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RESUMO

Atualmente, existem diferentes metodologias que permitem a simulagdo numérica de um
reservatorio naturalmente fraturado. Alguns modelos sdo mais precisos do que outros, o que
sempre envolve altos custos computacionais e incertezas relacionadas as aproximacdes feitas
ao caracterizar esse tipo de reservatorio. Além disso, se for considerado o efeito do estado de
tensOes na rede de fraturas e na rocha, a incerteza e o custo numérico e computacional da
caracterizacdo desses reservatorios aumentam. Dentro da caracterizacdo deste tipo de
reservatorio, estdo variaveis como o fator de forma, que define a transferéncia 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 interseccdes das fraturas. Neste
trabalho, ¢ apresentada uma avaliacdo do efeito geomecédnico nas simula¢des de fluxo via
modelos de dupla porosidade/permeabilidade e aplicada a teoria de topologia de fraturas para
entender como a rede de fraturas afeta parametros chave do comportamento hidraulico dos
reservatorios fraturados e deformaveis, como o fator de forma e a permeabilidade equivalente,
a luz da formulagado de pseudoacoplamento. Todas as simulagdes foram realizadas no simulador
interno CODE_BRIGHT, no qual a metodologia de descontinuidades embebidas ¢ usada para
representar o sistema de fraturas. A teoria de pseudoacoplamento ¢ usada no modelo de duplas
porosidade e permeabilidade (2phi2k) e de porosidade simples (1philk) para considerar o efeito
do fechamento de fraturas naturais com a deple¢do do reservatorio. Foram comparados os
resultados obtidos mediante os diferentes modelos (1philk, 2phi2k e DFN) usando a teoria de
pseudoacoplamento e foi possivel observar a importancia de considerar o efeito geomecanico
na modelagem dindmica de um reservatorio naturalmente fraturado, bem como a caracterizagao
de fraturas naturais ao recriar o conjunto de fraturas como parametro de entrada para o
simulador. Também observamos o impacto da densidade de fraturas na vazao de produgao do
reservatorio e seus efeitos na produtividade dos pogos na area. Ao analisar a topologia de
fraturas se chegou em resultados que permitem definir uma relagdo direta entre a conectividade
das fraturas naturais e a transferéncia de fluidos entre a matriz e a rocha relacionada ao fator de

forma.

Palavras chaves: fraturas naturais; reservatorios carbonaticos; fechamento de fraturas;

topologia; pseudoacoplamento; simulagdo 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 (1philk) model to consider the effect
of natural fracture closure with reservoir depletion. The results obtained using the different
models (1philk, 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 INTRODUCAO

Neste capitulo serdo apresentados a motivacdo, objetivos e organizacdo do trabalho de
pesquisa sobre simulagdo numérica de reservatérios naturalmente fraturados, mais
especificamente parametros que envolvem a caraterizacdo do sistema de fraturas e modelos

numéricos para a simulagdo deste tipo de reservatdrios.

1.1  MOTIVACAO

Os reservatérios naturalmente fraturados estdo presentes nas diversas unidades
litoestratigraficas de folhelhos, arenitos, carbonatos, entre outras. Destacam-se principalmente
os reservatdrios carbonaticos, que representam grande parte das reservas mundiais de 6leo e
gas.

No Brasil, os reservatérios da camada do Pré-Sal destacam-se por apresentarem
caracteristicas geoldgicas desafiadoras para engenharia brasileira. O Pré-Sal compreende uma
area de aproximadamente 149 mil quilometros quadrados offshore, entre os estados de Santa
Catarina e Espirito Santo, com uma profundidade total aproximada de 7 km (PETROBRAS,
2017).

Normalmente a estrutura dos reservatorios de Pré-Sal é composta por dois niveis 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
irrup¢ao prematura de agua nos pogos produtores, comprometendo a eficiéncia do varrido da
matriz do reservatorio (BRATTON e GILLESPIE, 2006).

O desenvolvimento dos reservatdrios carbonaticos do pré-sal envolve diversos problemas
tais como: o acoplamento dos processos de deformagdo mecénica induzida pela variagdo de
pressdo do fluido sobre a rocha matriz e as fraturas, o escoamento do fluido no interior da matriz
¢ das fraturas, a interacao 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 dire¢do das tensdes in situ tornam a modelagem do problema acoplado
hidromecanico muito complexa.

A abordagem de dupla porosidade ¢ 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 sdo divididas

em dois sistemas independentes: as fraturas sdo conceituadas para servir como principais vias
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de fluxo global (as fraturas tém alta permeabilidade e baixo volume de armazenamento),
enquanto a matriz continua, que atua como sumidouros ou fontes principais de armazenamento
de fluidos (os blocos matriciais t€ém alto volume de armazenamento e baixa permeabilidade),
estdo conectados localmente uns aos outros, bem como interagem direta ou indiretamente com
as fraturas de conexdo global. Em seguida, o conceito de dupla porosidade foi estendido e
aplicado ao campo da engenharia de petréleo por (WARREN e ROOT, 1963) principalmente
para andlise de testes de pressao.

Dentro da formulagdo de dupla porosidade/permeabilidade (2phi2k) estd envolvido o
termo de transferéncia de fluido entre a matriz ¢ a fratura, relacionado com o fator de forma.
Como serd visto nos proximos capitulos, este assunto tem sido estudado por varios autores, 0s
quais desenvolveram valores constantes do termo de transferéncia proprios da geometria do
modelo analisado. No entanto, essas constantes de fator de forma ndo podem explicar
totalmente o fendmeno transiente do sistema, porque geralmente ¢ associado ao estado
pseudoestaciondrio, o que causaria uma diferenca de calculo no estdgio inicial do fluxo.
Portanto, os autores se concentraram na descri¢do da pressao transiente resolvendo a equacao
de difusdo de pressdo 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 importancia no fluxo de fluidos (SEVIK e NIXON,
2017; SANDERSON e NIXON, 2015A).

Neste trabalho ¢ apresentada uma comparacao entre os modelos de fratura discreta (DFN),
Dupla porosidade/dupla permeabilidade (2phi2k) e simples porosidade (1philk), com o
objetivo de identificar, levando em conta as considera¢des de cada modelo, qual representa
melhor o comportamento do reservatdrio para diferentes situagdes, avaliando a viabilidade do
esquema de pseudoacoplamento para representar o sistema de fraturas e matriz. Além disso ¢
realizada uma analise do impacto da topologia de fraturas em varidveis como a permeabilidade
equivalente e o fator de forma que estdo diretamente relacionados aos reservatorios

naturalmente fraturados.

1.2 OBJETIVOS

Nesta se¢do sdo apresentados os objetivos que desejamos obter com o desenvolvimento

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

Avaliar o efeito geomecanico nas simulacdes de fluxo via modelos de dupla

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

de fraturas afeta parametros chave do comportamento hidraulico dos reservatorios fraturados e

deforméveis, como o fator de forma e a permeabilidade equivalente, a luz da formulagao de

pseudoacoplamento.

1.2.2 Objetivos Especificos

Este trabalho tem por objetivos especificos:

1.3

Validar a metodologia proposta para a obtencdo de um fator de forma representativo
do reservatorio 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 simulagdes hidromecanicas para comparar os modelos DFN, 1philk e 2phi2k;
Analisar a diferenca entre os resultados obtidos com cada modelo numérico usado
tendo em considera¢do o pseudoacoplamento;

Usar parametros 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 parametros de fator de forma, topologia e permeabilidade equivalente para

caracterizar uma rede de fraturas naturais.

ESTRUTURA DA TESE

No Capitulo 1 ¢ apresentada uma introdugao e motivacao para a realizag@o deste trabalho,

também sdo apresentados o objetivo geral e especificos.

No Capitulo 2 ¢ apresentado uma breve revisdo bibliografica dos conceitos bésicos de

reservatorios naturalmente fraturados, modelos de dupla porosidade e estratégias de

acoplamento.
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No Capitulo 3 sdo apresentados modelos matemadticos representativos dos meios
fraturados, como o modelo de discontinuidades embebidas em uma malha de elementos finitos,
o modelo 2phi2k acoplado a deformacdo volumétrica da rocha e o modelo de obtengao do termo
de trasnferéncia de fluido entre a matriz e a rocha.

No Capitulo 4 sdo apresentados os parametros de pseudoacoplamento obtidos das
simulagdes hidromecanicas e o fator de forma. Usando estes resultados sdo apresentadas as
simula¢des numéricas para os modelos 1phil, 2phi2k e DFN e suas respectivas analises.

No Capitulo 5 é apresentada a aplicacdo de pardmetros de pseudoacoplamento como
permeabilidade equivalente e o fator de forma para caracteriza¢do da rede de fraturas naturais,
usando a teoria de topologia do meio fraturado.

No Capitulo 6 sdo apresentadas conclusdes e recomendagdes da tese.

Finalmente ¢ apresentada a bibliografia e um apéndice com o artigo “Impact of Fracture
Topology on the Fluid Flow Behavior of Naturally Fractured Reservoirs ”, publicado no ano

de 2021 no periodico cientifico Energies, como resultado dos estudos desenvolvidos nesta tese.
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2 REVISAO DA LITERATURA

Nesta secdo se apresentard uma revisao da literatura sobre os reservatorios naturalmente
fraturados, o modelo de 2phi2k e fator de forma, diferentes teorias de acoplamento da
deformacao volumétrica do reservatério com fluxo de fluidos. Todos estes temas sdo de alta

relevancia na simulagdo numérica e modelagem deste tipo de reservatorio.

2.1 RESERVATORIOS 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 ¢
importante para compreender melhor o comportamento do fluxo de fluidos através destas. Um
dos riscos de se caracterizar precocemente as fraturas naturais ¢ ndo prever bem o
comportamento futuro do reservatorio e provocar danos irreversiveis ao mesmo (BRATTON e
GILLESPIE, 2006).

(NELSON, 2001) classificou os Reservatdrios Naturalmente Fraturados (RNFs) em
quatro categorias, dependendo da contribui¢do ao fluxo e a da qualidade e recuperacdo do
reservatorio:

Tipo I: as fraturas fornecem a porosidade essencial do reservatdrio, ou seja, capacidade
de armazenamento e de fluxo de um reservatério onde a porosidade e a permeabilidade da
matriz sdo baixas. Neste tipo de reservatdrio, as caracteristicas das fraturas sdo os parametros
dominantes para a avaliacdo do reservatorio € sdo necessarios poucos pogos produtores para
explotar o reservatorio.

Tipo II: a matriz rochosa tem maior porosidade, enquanto as fraturas fornecem a
capacidade de fluxo essencial do reservatorio. Neste caso, o fluxo cruzado entre fraturas e
matriz e o controle da taxa de transferéncia entre matriz e fratura sdo os pardmetros-chave, com
a vazdo de produ¢do sendo controlada pelas fraturas. O monitoramento do comportamento das
fraturas ¢ importante durante os processos de inje¢ao de 4gua e na avaliacdo do efeito de grandes
deplecdes que podem ocasionar um maior fechamento das fraturas e, consequentemente, a
reducdo do fluxo.

Tipo II: o reservatorio fraturado ja ¢ economicamente viavel (alta porosidade e
permeabilidade na matriz) e as fraturas contribuem com a producdo de fluidos, além de

tenderem a definir a propriedade anisotrdpica do fluxo do reservatorio.
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Tipo IV: fraturas, talvez parcialmente preenchidas com agentes cimentantes, atuam como
defletores e barreiras para o fluxo em um reservatorio e reduzem a eficiéncia de drenagem e

varrido. A Figura 1 ilustra a classifica¢cdo definida por (NELSON, 2001).

Figura 1 - Classificagdo dos reservatorios naturalmente fraturados.
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Fonte: Nelson (2001).

2.2 MODELOS DE DUPLA POROSIDADE

A construcdo de modelos validos de RNF para simular o fluxo de fluidos do reservatorio
com um grau razoavel de acuracia ¢ importante na industria do petroleo e gas. O objetivo final
da simulag¢do de reservatorios € prever a producdo de hidrocarbonetos e do fator de recuperacao.
A existéncia das fraturas naturais aumenta a complexidade destas previsdes. (BRATTON e
GILLESPIE, 2006)

O uso da abordagem de dupla porosidade para a modelagem de reservatdrios
naturalmente fraturados tornou-se amplamente aceito na industria do petréleo. O modelo
idealizado originalmente assume que a fratura ¢ o principal canal de fluxo, enquanto a matriz
atua como um grupo de fontes e sumidouros distribuidos. Mais recentemente, varias melhorias
e/ou refinamentos foram propostos. O modelo de dupla permeabilidade foi introduzido quando
ficou evidente que, para alguns reservatorios fraturados, a continuidade da matriz ¢ importante.
Pesquisas adicionais vém sendo desenvolvidas para estudar mais precisamente o fendmeno de
transferéncia de fluidos da fratura para a matriz. (BUITRAGO et al., 2014)

A abordagem de continuo 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 reservatorio fraturado seja constituido por dois
continuos, fratura e matriz, que trocam fluidos, o que caracteriza um modelo de 2phi2k por
definicdo. Se o sistema de fraturas estiver suficientemente desenvolvido, o movimento do fluido
em rochas fraturadas pode ser investigado por este método. Ao contrario da teoria do fluxo
classica, para cada ponto no espago, ndo se introduz uma pressao do liquido, mas duas pressdes,
pl e p2. A pressdo pl representa a pressao média do fluido nas fraturas na vizinhanga do ponto
dado, enquanto a pressdo p2 ¢ a pressao média do fluido na matriz rochosa na vizinhanga do
ponto dado.

Desde entdo, este conceito tem sido aplicado por (WARREN e ROOT, 1963) para
modelar as respostas de testes de poco transiente em reservatorios fraturados. Em seguida, foi
adotado como o modelo subjacente de alguns simuladores industriais de reservatorios
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 primaria ¢ homogéneo e isotropico e esta
contido em uma matriz sistematica de paralelepipedos retangulares idénticos.

2. Toda a porosidade secundéria estd contida dentro de um sistema ortogonal de
fraturas continuas e uniformes que sdo orientadas de modo que cada fratura seja
paralela a um dos principais eixos de permeabilidade. As fraturas normais a cada
um dos eixos principais sdo uniformemente espacadas e sdo de largura constante.

3. O fluxo so6 ¢ considerado nos elementos associados ao meio de porosidade
secundaria, as fraturas naturais.

4. A abordagem mais simples ¢ assumir que as fraturas sdo uniformemente
espagadas e permitir variagdes na largura da fratura para satisfazer as condig¢des

de anisotropia.

(WARREN e ROOT, 1963) propuseram uma representagdo geométrica simplificada do
meio poroso a fim de facilitar a formulacdo da transferéncia matriz-fratura. Eles incorporaram
os coeficientes de interpolacdo de armazenamento para indicar o fluxo e o armazenamento do
sistema, com o objetivo de caracterizar a resposta de pressdo do RNF. Esses autores foram os
primeiros a aproveitar a transforma¢do de Laplace dimensional para resolver a funcdo de
pressdo adimensional, o que resultou numa técnica bem-sucedida de interpretagdo de dados de

aumento de pressdo em reservatorios radiais de fronteira infinita.(ABBASI et al., 2018)
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Além disso, Warren e Root ndo consideraram qualquer comunicacdo entre blocos da
matriz, que ¢ uma versdo de permeabilidade nica da abordagem 2philk.

Conforme mostrado na Figura 2 o modelo numérico de um reservatorio naturalmente
fraturado consiste em duas malhas superpostas idénticas, uma malha formada pelas fraturas e
outra formada pela matriz. Os fluxos de fluidos sdo 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 ¢ considerar o meio fraturado como sendo
formado por paralelepipedos matriciais idénticos delimitados por conjuntos ortogonais de
fraturas regularmente espacadas. Na verdade, as transmissividades do fluxo podem ser
formuladas a partir das dimensdes desse bloco de matriz "equivalente". A Figura 2 ¢ obviamente
uma representagdo grosseira do meio fraturado real, o qual ¢ constituido por blocos de varios
tamanhos e formas. Essa representacdo introduz mais imprecisdes na previsdo da troca entre
fratura-matriz feita por simuladores de porosidade dupla. Embora varias estratégias tenham sido
estudadas para melhorar as previsdes de trocas fratura-matriz de modelos de porosidade dupla,
incluindo formulagdes para o estado transiente, uso de dois blocos equivalentes, ou sub-redes,
a maioria das formulac¢des dos simuladores comerciais permanecem baseadas na representagao
inicial de reservatérios fraturados conforme proposto por Warren e Root.

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

producdo de RNF’s, permitindo seu uso nas previsdes e gerenciamento do campo.

Figura 2 - Modelo de dupla porosidade representativo de um reservatorio fraturado.
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Na Figura 3 e apresentado a idealizagdo de um reservatdrio naturalmente fraturado

apresentado por Warren & Root.

Figura 3 - Idealizag@o do reservatorio naturalmente fraturado.

)

Lo A
X
W ..oonicassags Vugs
. ) ¢ Az Matriz
A" ~‘-"J .. Fratura
.. I 5
p
\ 4

Modelo de Reservatorio Reservatério Actual

U

CSheweng, p
: ey Malrix
L TAAS : |- Fracture
L3 Ly Az
Ly
Ll Ax Ay
Bloco da Matriz Cercado Modelo de Reservatoério
por Fraturas Idealizado

Fonte: Adaptado de Warren e Root (1963)

Expandindo o conceito grafico apresentado na Figura 2, ¢ possivel definir o volume total

de um meio poroso fraturado conforme indicado na Equagdo 2.1

Vb = V9 + Vpl + sz (2. 1)

onde, V}, € o volume total do meio poroso fraturado, V; € o volume solido € V4 € o volume

de poros dos blocos da matriz e V), € o volume dos poros das fraturas.

Assim ¢ possivel definir a porosidade relacionando os volumes como:

1=¢s+ ¢+ ¢, 2. 2)

onde ¢ps = V;/V}, é a fragdo de volume de solidos, ¢, = V,,1/V}, € ¢ =V}, /V}, sdo as
posoridades dos meios 1 e 2, respectivamente. Nos desenvolvimentos aqui apresentados, sera

considerado que o subscrito 1 representa os blocos da matriz (poros primarios) € o subscrito 2

denota as fraturas (poros secundarios) (WARREN e ROOT, 1963)
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Para gerar um modelo 2phi2k € necessario definir as propriedades médias para cada célula
da malha, tais como porosidade, permeabilidade, pardmetros de interacdo matriz-fratura
(espagamento tipico das fraturas, tamanho do bloco da matriz, fator de forma), dentre outros.
(ROSSEN, 2017)

(ODEH, 1965) desenvolveu um modelo semelhante ao trabalho de (WARREN ¢ ROOT,
1963), onde a diferenga consiste na redefinicio das duas porosidades, para acomodar um
reservatorio fraturado em que o padrdo de fraturas ndo era conhecido. No modelo de (ODEH,
1965) o fluxo do fluido em dire¢cdo ao pogo ocorreu apenas nas fraturas, além da capacidade de
fluxo nas fraturas e da intensidade do fraturamento no reservatorio serem uniformes.

(KAZEMI, 1969) estendeu as solucdes 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 tltimas sendo altamente permedveis para representar as
fraturas, e alternando-as com camadas espessas de permeabilidade inferior que representassem
a matriz. Assim, foi possivel descrever duas equagdes para o balanco 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 reservatorio consistia em um conjunto de camadas de rochas horizontais
uniformemente espagadas 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 distribuicdo 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 solugdo analitica
para o regime de fluxo transiente para um modelo de porosidade variavel.

(DUGUID e LEE, 1977) trataram o meio poroso fraturado como um so6lido eléstico linear
que contém os dois tipos de porosidade. Eles também consideram que o fluido ¢ levemente
compressivel e a velocidade do fluido, tanto nos poros primarios como nas fraturas ¢
considerada pequena. Além disso, foram necessarios dois conjuntos de equagdes governantes
para descrever o fluxo no meio poroso fraturado, e por fim esses conjuntos de equagdes foram
acoplados pela transferéncia do fluido nos poros primarios com o fluido nas fraturas.

Semelhante aos reservatorios de petroleo tradicionais, os reservatorios naturalmente
fraturados podem ser substancialmente influenciados pelo comportamento geomecanico das
rochas. No entanto, sob condi¢des semelhantes, o papel da geomecénica ¢ ainda mais crucial

na presenga das fraturas, as quais podem ser mais sensiveis a variagdes de tensdes que a matriz
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rochosa. Essas fraturas sao afetadas por disturbios da tensdo efetiva devido a produgdo e / ou
injecdo de fluidos, o que pode resultar na abertura, fechamento, propagacdo e reorientagdo
delas. Essas variacdes nas propriedades geomecanicas das fraturas afetam sua permeabilidade
(magnitude e dire¢do), constituindo-se num fator de controle no gerenciamento dos
reservatorios com fraturas naturais. (BAGHERI et al., 2005).

Para capturar esse comportamento, ¢ inevitavel considerar fatores geomecéanicos na
modelagem do fluxo de fluidos em reservatorios naturalmente fraturados. Os modelos de
porosidade dupla utilizados na industria ndo levam em conta a deformabilidade das rochas e
fraturas. Esses modelos utilizam relagdes simples da pressao considerando a compressibilidade
da rocha, enquanto as permeabilidades da fratura sdo tipicamente tratadas estaticamente durante
toda a vida util do reservatorio.(BAGHERI et al., 2005).

Diferentes abordagens tém sido propostas para estender a teoria da poroelasticidade de
Biot para modelos de porosidade dupla levando em conta o acoplamento da geomecanica e o
fluxo de fluidos em reservatorios fraturados (BAGHERI et al., 2005).

(AIFANTIS, 1980) apresentou uma formulacdo de dupla porosidade acoplada para
modelagem de fluxo monofésico em um meio poroso fraturado e deformavel, combinando o
modelo de (BARENBLATT ef al.,, 1960) com a teoria de Biot da poroelasticidade isotrdpica
linear. Além disso, outras teorias apresentadas por (AIFANTIS, 1980) estenderam o conceito
de dupla porosidade para examinar cendrios de fluxo acoplado com deformagdo em meios
poroelasticos fraturados usando métodos analiticos, obtendo solu¢des analiticas para o
problema da consolidagdo unidimensional. Posteriormente (KHALED et al., 1984) fizeram
abordagens numéricas semelhantes para obter solu¢des numéricas das equacdes de Aifantis de
poroelasticidade para porosidade dupla. A teoria de (AIFANTIS, 1980) forneceu uma derivacao
alternativa de duas equagdes para rochas fraturadas através de uma extensdo adequada do
modelo classico de Biot em meios de porosidade simples. Em seguida, foi desenvolvida uma
metodologia de elementos finitos para a solucdo numérica das equagdes resultantes. A
derivacdo das equagdes foi feita observando o sistema como um esqueleto eldstico infiltrado
por um fluido, que flui através das fraturas e através da. matriz. Foram desenvolvidos modelos
constitutivos tanto para a tensdo efetiva quanto para a tensdo total, em conformidade com a
teoria classica de Biot. Os postulados bésicos sdo: a equagdo de equilibrio para a tensdo total e
a lei de Darcy especificando o processo de fluxo nos dois meios. Além disso, as equagdes de
(BARENBLATT et al., 1960) podem ser recuperadas das equacdes de Aifantis como um caso

especial quando a rocha ¢ considerada rigida.
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(VALLIAPPAN, 1990) mostrou um conjunto de equagdes diferenciais acopladas que
regem o comportamento de meios porosos fraturados deforméveis com base no conceito de
dupla porosidade. Nesta abordagem, varios coeficientes dessas equacdes diferenciais acopladas
sdo variaveis 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 poroelastica de meios fraturados para determinar a influéncia do
efeito de duas porosidades. Neste caso, se fez necessaria uma relagao tensdo-deformagao e duas
equacdes que representassem a conservagao de massa meio poroso e fraturado. Além disso, as
pressoes geradas dentro do sistema de fraturas se equilibram com o tempo pela transferéncia
fluido entre os dois meios.

(GHAFOURI e LEWIS, 2002) apresentaram um modelo em que o meio poroso fraturado
¢ dividido em dois continuos sobrepostos e distintos. O primeiro meio representa fluxo e a
deformagdo na matriz porosa, enquanto o segundo meio representa o fluxo nas fraturas. Além
disso, os pressupostos basicos sdo semelhantes aos trabalhos anteriores, mas a formulagao
difere no que se refere a deformacao, que ndo ¢ considerada na equacao de fluxo da fratura.

Varios parametros, incluindo a porosidade e a permeabilidade da matriz, a porosidade e
a permeabilidade da fratura podem ser acopladas entre as equagdes de fluxo e geomecénica do

modelo. (BAGHERI et al., 2005)

2.3  FATOR DE FORMA

Progressos tem sido feito, especialmente na modelagem do termo de transferéncia de
fluido fratura-matriz. Simuladores de porosidade dupla sdo amplamente utilizados na indistria
de petroleo para simulagcdes dos processos de recuperacdo na escala dos reservatdrios
fraturados. Devido a complexidade das fraturas naturais a abordagem continua nao ¢ o método
mais apropriado para este problema. (CHEN, 1989).

O fator de forma ¢ necessario na modelagem de reservatérios naturalmente fraturados
representados pela teoria de dupla porosidade. A fung¢do do fator de forma ¢ definir transferéncia
de fluidos entre os blocos da matriz e os condutos da fratura. Diferentes hipoteses geométricas
do meio de dupla porosidade resultaram em diferentes fatores de forma. (LAI e PAO, 2013)

O modelo de porosidade dupla tem duas equagdes 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 tém alta permeabilidade, mas baixa

capacidade de armazenamento. Isto sugere que a matriz funciona como uma fonte principal de
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hidrocarbonetos, enquanto as fraturas se tornam o caminho de fluxo da produgdo de
hidrocarbonetos. Por esta razdo, a interagdo entre matriz e fratura deve ser considerada pela
funcdo de transferéncia. (LAl e PAO, 2013).

O fator de forma ¢ um parametro crucial na funcdo de transferéncia fratura-matriz. Em
primeiro lugar, ¢ assumido que, em uma dada célula do modelo, existem N blocos de matriz de
dimensodes idénticas. Se as dimensdes da célula forem Ax, Ay e Az, entdo N= Ax. Ay. Az/(a.b.c)
onde a, b e ¢ sdo dimensdes do bloco. Em segundo lugar, o fluxo de transferéncia do
componente k na fase p entre um bloco de matriz e as fraturas circundantes ¢ expresso como a
soma dos fluxos através de cada uma das seis fases, I, do bloco. Como a taxa de fluxo da fratura-
matriz ¢ governada pela permeabilidade da matriz, a permeabilidade absoluta usada para o
calculo desta taxa de fluxo ¢ Ki, a permeabilidade da matriz na dire¢do i. Levando em
consideragdo a anisotropia de permeabilidade da matriz através de diferentes valores Kx, Ky e
Kz em cada direcdo 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 entdo

escrita no caso anisotropico como:

p-o() (2)+ (9 e

A divisdo do fluxo de transferéncia fratura-matriz em diferentes termos referentes a
direcdo do fluxo dé a possibilidade de modificar ou aniquilar as contribui¢des das faces lateral
e / ou superior / inferior (ou seja, de transferéncias horizontais e / ou verticais) para o fluxo
fratura-matriz. Considerando um fluxo monofasico quase-estaciondrio, (WARREN E ROOT,
1963) nao formularam o fluxo de transferéncia de matriz-fratura em func¢ao de dimensdes de

blocos equivalentes, mas expressaram diretamente como:

Ter m .
F =—0oK ;(pf—p ) 2. 4)

com K™ a permeabilidade da matriz, p densidade do fluido, u viscosidade do fluido e o
o fator de forma, introduzido como um fator de troca fratura-matriz constante que depende
apenas da geometria e tamanho caracteristico dos blocos da matriz, assumindo a transferéncia
de matriz-fratura. A dimensao do fator de forma ¢ o inverso do comprimento quadrado. Entao,

assumindo um bloco paralelepipedo de tamanho L., (WARREN E ROOT, 1963) determinaram



31

uma solugdo analitica da difusividade de pressao em tal bloco e por identificagdo com a Equagao

2.4 deriva-se a expressao do fator de forma descrita na Equagao 2.5:

4NN +2) 2. 5)
==

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

2. 6)
n=2 L, =2L,L,/(L+Ly)

n=3; Lo =3LyLyL,/(LyLy + LyL, + L,L,)

A transferéncia fratura-matriz ndo ¢ um estado pseudo-estacionario, esta envolve periodos
transientes de importancia varidvel, dependendo do problema de fluxo considerado. Ou seja,
rigorosamente, o fator de forma ndo ¢ uma constante. Essa inadequacdo da suposi¢do da
transferéncia em estado pseudo-estaciondrio explica uma certa controvérsia que se desenvolveu
em torno da defini¢do do fator de forma. Na verdade, a transferéncia fratura-matriz ¢
diretamente afetada pelas condi¢des de fluxo da fratura (pressdo, saturacdo, etc.) que vao
mudando com o tempo.(LEMONNIER e BOURBIAUX, 2010b)

Apobs os estudos de Warren e Root (1963), muitos autores se conscientizaram da
necessidade de melhorar as formulas aproximadas da transferéncia matriz-fratura.
Primeiramente, tentou-se definir a melhor expressdo aproximada aplicavel em uma equagado de
transferéncia de estado estacionario (LEMONNIER e BOURBIAUX, 2010b). Todas as
expressoes propostas diferem uma da outra de acordo com a aproximagao feita na resolu¢do do
problema de transferéncia na escala de blocos de matriz.

(KAZEMI, 1969) discretizou a equagdo de pressado e aplicou a técnica de cinco pontos de
diferengas finitas a um simulador numérico para obter o fator de forma em sistemas de dupla
porosidade de fase unica. Seu fator de forma para geometria retangular ¢ dado pela Equacao

2.7



32

ﬁ_4<1+1+1> 2. 7)
12712712

(UEDA et al, 1989) concluiram que o fator de forma de Kazemi precisava ser
multiplicado por um fator de 2 ou 3, a fim de obter distribui¢cdes de pressdo 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) ¢ a transformacao e integracao da funcao de Fourier.
As transformacgdes 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 referéncias para ambos. Eles continuaram o trabalho de Coat,
porém utilizando diferentes condigdes de contorno. Através da utilizacao de condi¢des de limite
de pressao, eles chegaram a um fator de forma semelhante para geometria retangular, conforme

ilustrado na Equacao 2.8:

_ofi, 11 2. 8)
b=m\ztztn

(LIM e AZIZ, 1995) resolveram a equacao de difusividade de pressao de estado transiente
para blocos de matriz de geometrias dadas. A solu¢do analitica da evolugdo da pressdao 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 apos tempo infinito, Mg pode ser expressa pela

Equacgao 2.9

My _Pm—pPi _Pm—Di 2.9
Mg pr—p; Pr—Di

Adicionalmente, a vazdo de transferéncia fratura-matriz pode ainda ser expressa pela

Equagao 2.10

0Pm (2. 10)
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As Equacgdes 2.11 2.12 e 2.13 sdo as solucdes analiticas dadas por (LIM e AZIZ, 1995)
para fluxo monofésico na fratura. As solu¢des podem ser diferenciadas em relagdo ao tempo e

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

Dm — Di —nzktl (2. 11)
n=1,; =1-0.81ex

Pr —Di P LbMCtLZ

Pm — Pi [—5-78kt] (2. 12)
n=2; =1-0.69exp|——

br —Di P ¢uc.R?

Pm — Pi 8\ [-m*t (2. 13)
n=3; =1—<—2) exp

br—Di T duc,

Onde n e a dimensdo do caso analisado

(CHANG, 1993) derivou o fator de forma unidimensional dependente do tempo, o que
evita a suposi¢cdo das condi¢des do estado pseudo-estacionario. Seus resultados mostraram que
os valores do fator de forma sdo particularmente altos no estagio inicial durante a transferéncia
de estado transiente e, com o passar do tempo, os fatores de forma tendem a um valor

estacionario, conforme ilustrado na Equacao 2.14

et 11 (2. 14)
k= L2 13 L%

Por outro lado, (QUINTARD e WHITAKER, 1996) aplicaram a técnica matematica que
consiste na média das equagdes de fluxo de Darcy monofésicas que descrevem os fluxos locais
dentro do bloco da matriz. A constante do fator de forma foi determinada minimizando a
diferenca entre os dois niveis de pressdo resultantes do método de média volumétrica de
referéncia e da formulagdo da taxa de transferéncia em estado estacionario. Assim como
(WARREN E ROOT, 1963), mas ao contrario dos autores citados anteriormente, sua expressao
do fator de forma envolve uma constante que ndo ¢ exatamente proporcional ao nimero de
dimensodes 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 sio

definidos por:
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1
g =122 <L_2) (2. 15)
X
,8=14222(i+i+i> (2. 16)
RV TN
3_16542(1+1+1> 2. 17)
VN7

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

Tabela 1 - Fator de forma para geometria retangular.

Conjuntos | Warren | Kazemi | Coats Chang Chang (1993), Quintard and
de Fraturas | e Root et al (1989) (1993) Lim and Aziz | Whitaker (1995)
(1963) (1976) (1995)
1 12/L.2 4L 8L 12L AL 12.00L
2 32/L? 4L 8L 12L oL 14.22L
3 60/L? 4L 8L 12L AL 16.54L

No inicio da produgdo do reservatorio, a maior parte da producao € proveniente do sistema
de fraturas devido a sua alta permeabilidade. De acordo com a defini¢do do coeficiente de
armazenamento (razao de armazenamento fratura-matriz) quanto maior a porosidade da fratura,
maior serd o volume de fluido no sistema de fraturas e consequentemente, maior sera a producao
de 6leo no inicio da explotagdo do reservatorio. (ABBASI et al., 2018)

E possivel destacar dois periodos de tempo caracteristicos em termos de fator de forma
adimensional, o periodo transiente durante o qual o fator de forma ¢ uma funcao do tempo, € o
periodo pseudo-estacionario durante o qual o fator de forma adimensional ndo muda com o

tempo (ABBASI et al., 2018).

Mecanismo de Transferéncia de Massa Monofasica: os mecanismos de transferéncia de

massa considerados para um meio poroso de dupla porosidade com fluxo tnico sdo a expansao
de fluido e o deslocamento viscoso.
Para entender melhor os mecanismos de transferéncia de massa dominantes, considere

um reservatorio fraturado com fluxo monofasico, 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 - Representag@o conceitual do reservatorio fraturado.

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

Devido a presenca das fontes e sumidouros, espera-se gradientes de pressiao nas fontes e
nos sumidouros. No entanto, para sistemas de dupla porosidade, onde as fraturas sao muito mais
permedveis, esses gradientes de pressdo seriam paralelos as fraturas. Assim, o efeito dos
gradientes de pressdao na transferéncia 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 arbitraria de
volume V e cercado por fraturas em todos os lados e contendo com um fluido compressivel.
Aplicando-se ao balango de material diferencial no bloco da matriz, a fun¢do de transferéncia

¢ dada pela Equagao 2.18 (SARMA, 2003)

op (2. 18)
= —Vdpc—
Tmf Ppc o

onde g, s € a massa especifica de transferéncia de massa, V € o volume de matriz, p € a
média da densidade, ¢ ¢ a compresibilidade do fluido, p ¢ a pressdo média e t o tempo.

A Equagdo 2.18 ¢ a forma diferencial da funcdo de transferéncia valida para o fluxo

monoféasico. No entanto, ndo ¢ viavel incorporar esta forma da fungdo de transferéncia
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diretamente em um simulador, uma vez que a derivada da pressdo teria que ser calculada para
finalmente se chegar a uma fun¢o de transferéncia similar a de (BARENBLATT et al., 1960).

Embora a forma da fun¢do de transferéncia da Equacdo 2.18 esteja correta para o fluxo
monofasico, ha duas limitagdes dos fatores de forma, no sentido de que a maioria das derivagdes
assume as redes de fratura ortogonais e o estado pseudo-estacionario, ou ainda outras
suposigoes que levam a mesma consequéncia. (SARMA et al., 2006)

A partir do que foi exposto, ¢ possivel concluir que um valor constante para o fator de
forma ndo representa bem todas as fases da vida produtiva de um reservatorio fraturado. A razao
por tras dessa discrepancia ¢ a existéncia de um estado transiente durante os primeiros tempos
(SARMA et al., 2006)

O fluxo transiente, do ponto de vista da fratura-matriz, ¢ definido como o tempo no qual
qualquer distarbio de pressdo causado por qualquer alteracdo nas condigdes iniciais em
qualquer limite (fratura) ndo ¢ sentido o efeito da presenca de outros limites. No estado
transiente do sistema os fatores de forma propostos nao correspondem muito bem a solugao de
referéncia, mas quando o estado pseudo-estacionario ¢ alcangado, esses fatores representam
muito bem o comportamento do sistema. (SARMA et al., 2006)

Entretanto, todos os modelos apresentados na literatura utilizam o pressuposto da
formag¢do incompressivel na derivagdo do fator de forma, onde a permeabilidade da matriz ¢
assumida como constante durante a vida produtiva do reservatorio. Devido a alta
compressibilidade da formagdo fraturada, o valor derivado do fator de forma dos estudos
anteriores ndo pode ser usado para reservatorios fraturados sensiveis ao estado de tensoes.
(WANG et al., 2018)

Devido a sensibilidade as tensdes das propriedades fisicas de uma formacgado
compressivel, especialmente a permeabilidade da matriz, ndo ha garantia de que os fatores de
forma calculados para o fluxo de transiente fratura-matriz de uma formagdo incompressivel
continuardo a ser aplicaveis, pois foram derivados com base na permeabilidade da matriz
constante. Portanto, ¢ necessario investigar as caracteristicas tensdo-deformacdo dos
reservatorios fraturados, e depois considera-las na equacgdo de difusdo de pressdo.

Uma investigacdo experimental da sensibilidade as tensdes da permeabilidade no
reservatdrio fraturado foram conduzidas por (WANG et al., 2018). A tensdo efetiva aumenta a
medida que a pressdo dos reservatdrios gradualmente diminui durante a producdo do
reservatorio. Quanto maior a tensdo efetiva, maior o grau de fechamento da fratura. Quando as
fraturas se aproximam até certo ponto, a permeabilidade do nticleo fraturado ¢ semelhante a do

sistema matricial. No entanto, uma alteracdo muito pequena do raio da garganta dos poros tera
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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 possivel observar
alguns erros em comparag¢do com a curva de referéncia resultante do modelo de porosidade
unica em uma malha fina (WANG et al., 2018). No trabalho de Wang et al. as curvas sensiveis
a tensdo e as equacdes de ajuste correspondente a um reservatorio fraturado sao obtidas com
base na simulagao fisica de laboratorio. Um modelo para a determinagdo dos fatores de forma
dependentes do tempo que considera a sensibilidade a tensdo ¢ apresentado e a solucdo da
equacao de difusividade de pressdo ndo linear ¢ usada para derivar o fator de forma. Finalmente,
o fator de forma obtido neste trabalho ¢ segmentado no tempo e aplicado a simulagao numérica
de reservatérios de dupla porosidade. A transformada de Boltzmann, o método da variavel de
separagdo e o método da série de poténcias sdo usados para resolver a equagdo de regularizagao
ndo linear, considerando a sensibilidade a tensdo no sistema matricial. O modelo analitico
aproximado para o fator de forma apresentado neste trabalho ¢ verificado utilizando a simulagao
numérica de elementos finitos, de malha fina. A dependéncia do fator de forma sobre a
sensibilidade de tensao da matriz também ¢ investigada. A analise tedrica apresentada melhorou
a compreensdo da transferéncia de fluido em meios porosos fraturados, e fornece um novo
método para simulacdo numérica de reservatorios com dupla porosidade de reservatorios

fraturados.

24  TIPOS DE ACOPLAMENTO

As equagdes basicas para fluxo de fluido monofasico e deformagdo geomecanica sio
revisadas frequentemente em uma escala microscopica. As equagdes de fluxo monofasico em
um meio poroso sdo entdo estendidas para equacdes de fluxo multifasico, com algumas
suposi¢des para transformar as equagdes de fluxo da escala microscopica para a escala
macroscopica. As equagdes acopladas expressam uma ligacao entre a deformagao geomecanica
representada pela deformacao volumétrica e variaveis de fluxo, tais como pressao de poro P e
a temperatura T (TRAN, 2002).

Os processos de acoplamento utilizados por varios autores para integrar o fluxo do fluido
do reservatdério e a deformagdo do reservatdrio podem ser classificados em quatro tipos
diferentes: acoplamento implicito, acoplamento iterativo, acoplamento explicito e

pseudoacoplamento.
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2.4.1 Totalmente acoplado

Neste tipo de acoplamento, variaveis de fluxo como pressdo e resposta geomecanica,

como deslocamentos, sdo computadas simultaneamente através de um sistema de equacdes

onde pressdo e deslocamento sdo as incognitas. O método € as vezes chamado de acoplamento

implicito, ja que todo o sistema ¢ discretizado em uma Unica malha e sistema de equagdes e

resolvido simultaneamente. As vantagens e desvantagens desta abordagem incluem:

Vantagens:

Apenas uma matriz precisa ser construida para resolver um sistema de equacdes
de variaveis;
Nao ¢ necessario fazer iteracdes para acoplar entre 0 modelo geomecanico e o

modelo de reservatorio.

Desvantagens:

Dificil controlar a convergéncia da solugdo especialmente quando se trata de fluxo
multifasico e geomateriais com comportamento nao linear;

O mesmo tipo de método numérico como diferencas finitas (Osorio et al.,
1999),0u elementos finitos deve ser usado para resolver todo o sistema de
equacdes. As discretizagdes mistas podem ser utilizadas, porém, sdo dificeis de
ser implementadas;

Quando existem blocos sem fluxo em um sistema, as equagdes de fluxo do
reservatorio devem ser discretizadas em todos os blocos (enquanto em uma
solugdo de reservatorio desacoplada, esses blocos podem ser omitidos), portanto,

a matriz que consiste em incdgnitas ¢ grande como resultado.

2.4.2 Acoplamento iterativo

Neste tipo de acoplamento, as variaveis de fluxo do reservatorio e as variaveis

geomecanicas sdo resolvidas separada e sequencialmente por um simulador de reservatério e

um modulo geomecanico, e os termos de acoplamento sdo iterados a cada passo. Um programa

gerenciador ¢ normalmente projetado para conectar e transferir as informagdes essenciais entre

dois pacotes de software. A iteracdo do acoplamento ¢ controlada por um critério de
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convergéncia que normalmente ¢ baseado em mudangas de pressdo ou tensdo entre os dois

ultimos iterados da solugdo. As vantagens e desvantagens desta abordagem podem ser

declaradas da seguinte forma.

Vantagens:

Um moédulo geomecanico pode ser acoplado a qualquer simulador de reservatério
e vice-versa com algumas modificagdes;

Como as variaveis de fluxo e as varidveis geomecanicas sao computadas
independentemente em cada pacote de software, a convergéncia de solucdes pode
ser controlada mais facilmente do que no caso de acoplamento completo.

A solugdo obtida por esta abordagem pode dar o mesmo resultado que a solugao
totalmente acoplada quando o acoplamento entre um simulador de reservatorio e
um moédulo de geomecanica € convergido;

Esquemas numéricos mistos podem ser usados como o método de diferenca finita
para equacdes de fluxo e o método de elementos finitos para equagdes

geomecanicas;

Desvantagens:

No simulador de reservatorio, o volume poroso ¢ assumido como constante
durante a simulagao;

O tempo de computo consumido pode ser grande se o acoplamento ndo convergir
adequadamente. Como as variaveis sdo resolvidas por dois pacotes de software
diferentes, duas matrizes diferentes (uma para equagdes de fluxo e outra para
equacdes  geomecanicas) devem ser estabelecidas e  resolvidas

independentemente.

2.4.3 Acoplamento explicito

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

deformagdo geomecanica, e as vezes ¢ chamado de "método de acoplamento unidirecional"

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

um simulador para um modulo de geomecanica. Isto significa que mudangas no campo de

pressdo induzem mudancas de tensdo e deformagdo, mas mudangas nos campos de tensdo e
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deformacdo ndo afetam a pressdo do poro. Vantagens e desvantagens deste método sdo

apresentadas a seguir.

Vantagens:

e Solucdes obtidas por um simulador de reservatério e modulo geomecanico
convergem, uma vez que nao ha iteragdo sendo realizada entre o simulador de
fluxo e o médulo geomecanico;

e Neste método, o mdédulo geomecanico pode funcionar sozinho quando o historico
de pressao obtido do simulador de reservatorio ¢ fornecido. Assim, os dois pacotes
de software ndo precisam funcionar simultaneamente;

e Esquemas numéricos mistos podem ser usados.

Desvantagens:

e O acoplamento ¢ muito menos preciso, ja que as informagdes geomecanicas nao
influenciam a simulagdo do fluxo do reservatério. A solugdo de fluxo pode ser
considerada desacoplada. Entretanto, a solucdo de deformacdo ¢ acoplada
explicitamente a solugdo de fluxo, e pode ser uma aproximagao razoavel nos casos
em que a compressibilidade do sistema ¢ dominada pela compressibilidade do

fluido.

2.4.4 Pseudoacoplamento

Neste acoplamento, o proprio simulador de reservatério convencional pode calcular
algumas respostas geomecanicas como compactagdo e mudancas horizontais de tensdo através
de relagdes simples entre porosidade e deslocamentos verticais e entre porosidade e tensdo,
respectivamente. A porosidade e a permeabilidade absoluta sdo normalmente atualizadas
através de um modelo empirico que ¢ uma fun¢do da pressao (ITO 1984) ou através de tabelas
de entrada de porosidade e permeabilidade versus pressdo (CMG, 2019). Ha algumas vantagens

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

Nao hé necessidade de um moédulo de geomecanica. O proprio simulador de
reservatorio pode prever algumas respostas geomecanicas como compactagao ou
tensdo horizontal (apéndice A);

E facil ajustar parametros no modelo empirico ou valores na tabela para se adequar
aos dados obtidos nos testes de campo;

O método economiza tempo e dinheiro, pois ndo ha acoplamento com um modulo
de geomecanica;

Dos processos de acoplamento, esta ¢ a maneira mais rapida de fazer um ajuste

historico (YANG e ERSHAGHI, 1998)

Desvantagens:

O método simplifica a fisica dos processos acoplados devido a simplifica¢do para
o modelo geomecanico;
O método ndo da informagdes sobre a tensdo de cisalhamento que afeta fortemente

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

Nesta pesquisa, 0 método do pseudoacoplamento serd usado para a simulagdo numérica

de um reservatorio com compactagdo de fraturas naturais. As tabelas de pseudoacoplamento
serdo obtidas a partir da simulagdo DFN totalmente acoplada no CODE BRIGHT, e serdo o
dado de entrada para simulagdes considerando simples porosidade (1philk) e dupla porosidade

dupla permeabilidade (2phi2k).

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

consideradas respostas geomecanicas a compactagdo e relaciona a poropressdo a

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

¢
Mpor: a
kn

MHperm:k_ 2. 19)
ho

ky
MVperm: k_
v0
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Onde kj, e k, sdo as permeabilidades horizontal e vertical, respectivamente para uma
pressdo p, ko € k,o sdo as permeabilidades iniciais horizontal e vertical respetivamente,
definidas na descri¢do inicial do reservatorio.

O pseudoacoplamento compreende duas situacdes distintas, uma para compactagdo, outra
para a dilatdncia. Enquanto a primeira ¢ indicada para a situacdo em que a pressdo do
reservatorio € inicialmente alta e depois reduz com a producdo, a segunda deve ser usada
quando ha necessidade de aumentar sua pressao inicial. (TRAN, 2002). Para a compactagdo, o
procedimento ¢ formado por apenas uma tabela para cada facies, e que a pressao ¢ crescente.
Porém, se houver pressurizagdo, os multiplicadores de permeabilidade e porosidade podem
seguir pela tabela no sentido inverso, ou serem mantidos constantes, como mostra Figura 5

(FALCAO, 2013).

Figura 5 - Comportamento dos multiplicadores com respeito a variacdo de pressao.

Multiplicador
Prressao
A _
Inicial

Trajetona

Principal = ~a

Trajetoria de
Repressurizagao

? Pressao
Repressurizacdo

Fonte: Adaptado de Falcdo (2013).

2.5 APROXIMACOES NUMERICAS PARA REPRESENTAR RESERVATORIOS
NATURALMENTE FRATURADOS

A ideia principal de qualquer método numérico ¢ substituir o problema original por um
problema aproximado, que ¢ mais facil de ser resolvido, de modo a encontrar uma solucdo o
mais proximo possivel da solucdo original. Uma variedade de métodos numéricos tem sido
usada para modelar problemas acoplados. Em métodos numéricos, um meio continuo ¢
geralmente subdividido em um nimero finito de dominios (elementos, blocos, nds, etc) com

graus finitos de liberdade e comportamento matematico simplificado. Para resolver
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numericamente o problema discretizado, os seguintes critérios devem ser satisfeitos
adequadamente:
e A declaracdo fisica do problema ¢ expressa por equagdes diferenciais parciais e
condi¢do de continuidade nas interfaces entre elementos adjacentes.
e No caso da modelagem de reservatorios fraturados, duas abordagens diferentes
tém sido usadas na literatura. O método continuo ¢ usado para o método dos

elementos finitos e 0 método descontinuo ¢ usado para o método da rede de fratura

discreta. (JALALI e DUSSEAULT, 2012)

2.6 METODO DE ELEMENTOS FINITOS

O método dos elementos finitos baseia-se na representagdo por partes da solugdo em
termos de fungdes de base especificadas. O MEF consiste em quatro tapas fundamentais, que
sdo: discretizagdo de dominio, aproximagdo local, montagem da matriz global e solugdo do
sistema. (JING, 2003). O dominio do problema ¢ discretizado em um ntmero finito de
subdominios (elementos finitos) com uma forma regular e um numero fixo de noés. As variaveis
de campo sdo entdo escritas como uma fun¢ao do seu valor nodal em uma forma polinomial (i.e
forma fraca). Fungdes de forma apropriadas sdo multiplicadas pela forma fraca das equagdes
governantes, e entdo integradas sobre cada elemento. Os resultados sdo entdo reunidos em uma
matriz global e, resolvendo o sistema linear de equagdes, o valor das varidveis de campo em

cada ponto nodal e de integragdo ¢ determinado. (JALALI e DUSSEAULT, 2012)

2.7 APROXIMACAO DE REDE DE FRATURAS DISCRETAS (DFN)

O método de Rede de Fraturas Discretas considera o fluxo de fluidos e os fendmenos de
transporte em um meio fraturado conectado discretamente onde as fraturas sdo explicitamente
representadas no modelo. Os dois fatores-chave nos modelos DFN sdo a geometria da fratura e
a transmissividade. A maioria das aplicagdes dos modelos DFN engloba a caracterizagdo da
permeabilidade da fratura, a influéncia da fratura no fluxo e estudos de campo, como ao redor
de um pocgo ou tunel (JING, 2003).

Para redes de fratura irregulares mais realistas ndo existe um método geométrico
estabelecido para estimar o fator de forma. Uma maneira de estimar o fator de forma nesses
casos ¢ realizar uma simulagdo de fluxo detalhada com as fraturas descritas como elementos

discretos, conforme sera descrito no Capitulo 3. Neste problema, ¢ possivel monitorar a taxa de
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fluxo de fluido das fraturas e aplicar a equagao do fluxo de fratura da matriz para derivar o fator
de forma que representa a rede de fraturas discretas. Este esquema requer esforgos significativos
na descri¢do das fraturas na malha de simulacdo e o uso de um simulador avangado 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 GEOMECANICO

Nesta secdo serdo apresentados os modelos matematicos e a metodologia usada para o
calculo do fator de forma. O modelo proposto por (BESERRA, 2015), que trata as fraturas como
elementos incorporados a malha de elementos finitos, foi usado para obter o comportamento da
pressdo média do meio, seja considerando s6 o fluxo, ou considerando também o acoplamento
geomecanico. Em seguida, foi desenvolvido o sistema de equagdes para o calculo do fator de
forma baseado nos resultados de pressdo ou de fluxo obtidos na simulagdo 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 ¢ inserido no modelo matemético proposto por (SILVA, 2018)
para realiza¢do das andlises numéricas. Por fim, ¢ apresentada a metodologia proposta por

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

2.8.1 Modelo matematico de dupla porosidade e dupla permeabilidade acoplado com

geomecanica

No modelo hidromecanico proposto por (SILVA, 2018) se procede de uma forma geral
no contexto da formulacdo iterativamente acoplada onde o acoplamento entre hidrodinamica e
geomecanica ¢ imposto de forma sequencial. (BARROSO, 2018; KIM et al., 2011; LOPES,
2018). O algoritmo Fixed Stress Split, onde a tensdo total ¢ congelada na equacgdo de fluxo
durante o processo iterativo, se apresenta um comportamento incondicionalmente estavel
exibindo convergéncia robusta sendo, entdo, preferencialmente empregado. (BAGHERI et al.,
2005)

Seguindo as hipdteses apresentadas por (BAGHERI et al., 2005; GHAFOURI e LEWIS,
2002; SILVA, 2018) o modelo hidromecanico para um meio de 2phi2k tem as seguintes
caracteristicas:

e O fluxo de fluido dentro de cada subdominio ¢ independente do fluxo no outro

subdominio e qualquer acoplamento entre o fluxo de fluido na matriz porosa e a rede de
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fraturas ¢ controlado apenas pelo termo de transferéncia de massa, ou seja, o liquido
expulso da matriz que entra nas fraturas e vice-versa. Portanto, a pressdo do fluido, a
porosidade, a permeabilidade e as demais propriedades da rocha e dos fluidos dentro
dos dois subdominios sdo considerados separadamente.

Dentro do primeiro subdominio, considerado continuo, o fluxo de fluido ¢ assumido
como acoplado com a deformag¢do da matriz. Este acoplamento é controlado através da
taxa de variacdo da deformagdo volumétrica.

A deformacao do primeiro subdominio € apenas devido a deformag¢ao volumétrica total
da matriz porosa e qualquer mudanga de volume da matriz ¢ ignorada.

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

regido fraturada, respectivamente, da seguinte forma:

o Meio 1:

" :% (2. 20)
o Meio 2:

, :% (2. 21)

Onde ¢, e ¢, sdo os valores de porosidade da matriz porosa e da rede de fraturas

respectivamente, I/} e V, s@o os volumes poroso e fraturado e V ¢ o volume total.

As forgas de contorno e de corpo sdo realizadas apenas pelo subdominio da matriz
porosa. Além disso, levando em consideragdo que o volume das fraturas ¢ normalmente
uma pequena fragdo dos espacos vazios totais, presumimos que a compressibilidade da
rede de fraturas ndo altera drasticamente a compressibilidade de todo o meio poroso e
pode ser ignorada.

A embebicdo e a deplecdo do meio se ddo apenas através do subdominio da rede
fraturada.

Os dois subdominios sdo assumidos como totalmente saturados.

Inicialmente, ¢ apresentada a lei de conservacdo de massa que governa o escoamento na

rocha e nas fraturas. Seja 0 ¢ R" (n = 2,3) um dominio ocupado por um meio de dupla

porosidade elastico linear saturado por um unico fluido levemente compressivel. Se denota por
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m = pn o conteido de massa lagrangiano de fluido, onde p representa a densidade e n a
porosidade lagrangiana. Na auséncia de fontes, o balango de massa do fluido ¢ dado por

(COUSSY, 2004):

om; 2. 22
' + div(piWDl-) = Fi' i = 1, 2. ( )
ot
Onde:
my; = NPy (2. 23)
m, = nyp, (2. 24)

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

Vpi = ¢i(v; — ) (2. 25)

Onde ¢; ¢ a porosidade euleriana de cada meio e . = au/ ¢ @ velocidade da fase solida.

A porosidade euleriana ¢ ¢ definida pela razao entre o volume dos vazios € o volume
total na configuracdo atual, enquanto a langragiana n ¢ definida como a razao entre o volume
poroso atual e o volume total na configuracdo de referéncia. No contexto de variagdes
infinitesimais estas sdo dadas por (COUSSY, 2004)

dv, dv, 2. 26)
_ %% _h
n=ay ¢ T

Onde dV,, dV e dV,, denotam o volume poroso infinitesimal, o volume total infinitesimal
na configuragdo atual e o volume total infinitesimal na configuragdo de referéncia
respetivamente. E importante ressaltar que embora ¢ e n possam exibir valores proximos entre
si, a variacdo relativa destas grandezas pode assumir valores completamente dispares.

Desprezando efeitos gravitacionais, a velocidade de percolagdo do fluido ¢ dada pela lei

de Darcy:
Vp; = —K;Vp; (2. 27)
Onde p; denota a poro-pressdo de cada meio, K; = K;,/u o tensor de condutividade

hidraulica, u a viscosidade do fluido e K, o tensor de permeabilidade homogeneizado para

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

¢ dada por (COUSSY, 2004)

. P :
m; = me; + poa;div(u) + MO(Pi ~ Poi) 229

Onde m,;, p, € p,; denotam o conteudo de massa fluido, densidade e pressdo, na
configuragdo de referéncia, respectivamente. A lei constitutiva equacdo (3.9) incorpora de
forma precisa o comportamento do meio poro elastico saturado onde a; e M denotam o
coeficiente de (BIOT, 1955) e o moédulo de Biot, respectivamente. Conhecendo o valor de a, o
modulo ndo drenado M pode ser avaliado medindo-se a deformagao volumétrica div(u) usando
a equacao (2.29):

adiv(U) (2. 29)
- Pi — Poi

M =

Os parametros a ¢ M s3o representados da forma (BIOT, 1955; CHENG, 2016;
COUSSY, 2004):

K 1 n a—n (2. 30)

a=1-— — =
grao M Kfluido ]Kgrao

Onde K, Kgrq0 € Kriyiqo denotam os moédulos de compressibilidade da matriz porosa, do
grao solido e do fluido, respectivamente, com 0 < @ < 1. Nos casos em que o mddulo
volumétrico dos graos solidos que compdem a matriz porosa ¢ muito maior que o médulo
volumétrico da matriz porosa drenada (Ky.q, >> K), o meio € considerado localmente
incompressivel e @ — 1. O mddulo de Biot, M, advém somente das compressibilidades dos
graos e do fluido. No caso particular de incompressibilidade do fluido (Kfjq, = ) € graos

(Kfiyiao = ) temos que M — oo e consequentemente 1/M = 0 (LOPES, 2018).

De maneira analoga ao conteudo de massa, (COUSSY, 2004) postula a lei constitutiva

linearizada para a porosidade lagrangiana dada por

. 1 2. 31
n; = ny; + a;div(u) + N (pi — Poi) ( )

L
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Onde:
1 a—ny; (2 32)

Com n,; a porosidade lagrangiana inicial. O pardmetro 1/N incorpora a parcela de 1/M
equacao (2.30) que leva em conta somente a compressibilidade dos graos solidos.

Derivando a equagdo em (2.28) em rela¢do ao tempo, temos:

ami . Po apl (2~ 33)
5 = Pot (dw(u)) +— ot
om; Po OP; (2. 34)
Pyl poadiv() + Mﬁ

Combinando o balango de massa com 2.31 e linearizando o fluxo massico em torno de

p = p, densidade inicial, obtemos:

Po OD;
M ot

2. 35)

poadiv(l) + * + div(p,vp;) =

Onde F; ¢ o termo relacionado a transferéncia de fluidos entre a matriz e as fraturas e esta

definido por (SILVA, 2018)

K 2. 36
ﬂ=ﬁjm@rmﬁ (. 36)

K 2. 37
5=—ﬁjm@rmﬂ (. 37)

Onde B = 4l(l + 2)/s? e s e 0 espagamento entre as fraturas.

Este modelo foi proposto por (WARREN & ROOT, 1963) e considera um meio
permeével que contém regides 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 homogéneo temos:
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1 dp; o . _F (2. 38)
YD + adiv(a) + div(vp;) = o

Essa equacdo representa o balanco de massa da mistura sélido-fluido na formulagdo
completamente acoplada (LEWIS e SCHREFLER, 1998; MURAD, 1994)

De acordo as hipdteses iniciais no meio 2, fraturas, ndo vai ser considerada a deformacgao
dado que a equacdo de fluxo da matriz depende apenas da pressdo do meio poroso 1 e da tensao
média total e a equacdo da fratura depende apenas da pressao do meio poroso 2, pois, sO existe
compressibilidade das particulas solidas e deformacdo volumétrica para a matriz, ou seja, a
densidade do sélido depende apenas da pressdo do meio 1 e da tensdo média total.(SILVA,
2018)

Assim, a equacdo de balango de massa da mistura sélido fluido na formulacio

completamente acoplada para o meio | seria:

%% + adiv(r) + div(vp,) = 5—(1) (2. 39)
E para o meio 2:
%% + div(vpy) = F—j (2. 40)
Agora, fazendo uso do principio das tensdes efetivas (BIOT, 1941)
or =0 —apl (2. 41)

onde o denota o tensor das tensdes total da mistura solido-fluido no esqueleto poroso e
o' a tensdo efetiva que governa a deformagdo do esqueleto poroso. A primeira parcela é
responsavel pela deformagao da matriz porosa sendo constituida pelas tensdes transmitidas por
contato direto entre as partes do esqueleto poroso.

No caso elastico linear, para um estado natural livre de tensdes na configuracdo de

referéncia a tensdo efetiva ¢ dada por:

o' =0,+ CE() (2. 42)
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Onde 0,¢ a tensdo efetiva na configuracdo de referéncia, C o tensor elastico de quarta
ordem e £(u) o tensor de deformagdes da matriz porosa, o qual sob hipdtese de pequenas

deformacdes, satisfaz a relacdo de compatibilidade:
1
E(u)zz(v-u+v-uT) (2. 43)

Supondo o sistema eldstico linear isotrépico, os componentes do tensor C sdo

representados na forma:
Cijkl = Aé‘ijé\kl + u(5ik(3jl + 6il5jk)' (2 44)

Onde A e u s3o as constantes de Lamé, as quais sdo definidas, a partir do modulo de

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

1= Ev _ E
T+ -20)  “T2a+v)

(2. 45)

Portanto, para o sistema elastico isotropico, a equagdo constitutiva (3.23) se reduz a

o' =0, + Adiv(u)l + 2uéE(u) (2. 46)

Desprezando os efeitos gravitacionais e de aceleracdo, a equagdo de equilibrio para a
mistura sélido-fluido e dada por:

dive; =0 (2. 47)

A qual, juntamente com a decomposi¢do (2.41) e a lei constitutiva (2.46) fornece para
meios homogéneos

(A +u)Vdivu + «wAu = aVp; (2. 48)

Em termos das varidveis potenciais pressao p; e deslocamento do solido u.

No modelo fixed stress split o termo adiv(@1) que esta no balango de massa ¢ escrito em
fungdo da tensdo total fazendo uso do principio das tensdes efetivas. Para tanto, ¢ tomado o
traco da tensdo total em (2.41) e ¢ combinado com a lei elastica linear, obtendo:

A equagdo (2.49) e uma combinacdo das equagdes (2.41) e (2.42), tirando o trago da

equacao resultante



51

trop = tro, + (31 + 2u)divu — 3ap; (2. 49)

Definindo a tensao total média por:

31+ 2u
Tdiv u—ap; (2. 50)

onde & ¢ a tensao total média, @, tensdo inicial, A e « constantes de Lamé, a constante

5T=60+

de Biot e p; pressao de poro.
Derivando em relagdo ao tempo:

o _adp | 105 @ s
ot Kat K ot

Onde o moédulo de rigidez e definido por K = 4 + %

Combinando (2.51) com o balango global de massa (2.39) ¢ obtido:

1 a?\dp; addy , F; (2. 52)
(M * R)E TR TAve) = o
Reescrevendo:
Jp;  addy F; (2. 53)
or TR e T W) =

onde c¢; denota a compressibilidade total do sistema dada pela soma entre as
compressibilidades do fluido e dos grads solidos, quantificada pelo modulo (1/M), e da

componente drenada & /5 (BARROSO, 2018).

A equacdo (2.53) ¢ a expressao tipica da equacao de difusdo, suplementada por um termo
adicional de fonte envolvendo a derivada temporal da tensdo total média, a qual incorpora os

efeitos geomecanicos ndo inclusos na compressibilidade total. (BARROSO, 2018)

Assim o sistema de equagdes para o modelo de 2phi2k vai ser descrito como:
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(A +w)Vdivu + wlAu = aVp;
dp; addr F;

L ; —— 2. 54
“t Jt +]K Jt + div(Vps) Po em QX1 ( )
F.
ct—2 + div(vpy) = 2
at Po

Onde Q c R" (n = 2,3) o dominio com fronteira ) e vetor normal ngq e I = (0,T) o
intervalo de tempo.

Com condigdes iniciais dadas por:

u(x,0) =0 (2. 55)
em ()
{Pi(x; 0) = pio
Em condig¢des de contorno relativas a geomecanica:
{ u(x,t) =0 sobre 0O} X1 (2. 56)
orngo = ty(x) sobre  9Qf X1

¢ a hidrodinamica:
pi(x,t) = ppi(x) sobre 9O x I (2. 57)
Vpi " Ngq = vy(x) sobre  0Q% x I

2.8.2 Modelo de simples porosidade

O modelo 1philk ¢ um caso particular do modelo 2phi2k apresentado anteriormente.
A equacdo de balanco de massa do solido para o meio pode ser expressa da seguinte

maneira;

0
57 Ps(1 =) + V- (ps(1 —Pp)u) =0 (2. 58)

Onde p, e u sdo a compressibilidade do solido e taxa de deslocamento. Pelas hipoteses
de meio poroso deformével e sélido incompressivel, temos que a porosidade e constante.
A equacdo de balanco de massa do fluido pode ser expressa, admitindo as hipoteses

mencionadas:

O [pps] + V- [ppvp + ppsit] = 0 Q. 59)
at
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Onde pyf € a densidade do fluido € o v, fluxo Darcy definida como v, = —% (Vpi —

Pf)
2.8.3 Modelo Matematico Fator De Forma

Seja Q = [0,L,] % [0, Ly] X [0,L,] um dominio de volume retangular ¢ (0,T) um
intervalo de tempo. E considerada a fronteira do dominio Q dada por dQ = I3, U Iy onde [}, f
denota a interface matriz/fratura e Iy a fronteira na qual impde-se fluxo nulo. Assumindo que
a matriz ¢ um meio homogéneo e isotropico e denotando ¢, a porosidade, f5,, a
compressibilidade, k,, a permeabilidade e u a viscosidade, uma expressdo geral da equacao a

ser resolvida para a pressdo na matriz, p,,(x, t), ¢ dada por (ROCHA, 2018):

( 0 x,t
¢mctm%+v-wl,m=0 em Qx(0,T)
ki
Vpm = —Tvpm(x, t) (2. 60)
Pm(x,t) = pf sobre T x (0,T)
Vpm ' 1=0 sobre Ty x(0,T)
\ Pm(%,t) = Pmo em QX (t=0)

Onde I denota o vetor normal de Iy exterior ao dominio , ps a pressdo na fratura e pp,
a pressao inicial na matriz.

(ZIMMERMAN et al.,, 1993) desenvolveram duas formas de calcular o fator de forma
usando duas expressdes que sdo equivalentes, uma baseada na pressao média na matriz e a outra
no fluxo através de 9).

Seja Q(t) definido da forma:

1 oD, Q. 61)
) =~ fﬂ Prnom 2 dO

Usando a equagdo (2.60) e o teorema de divergéncia, segue que:

1 2. 62
0® = ~1g7) Vo d0 (2. 62)
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1 2. 63
Q

Logo, Q(t) ¢ o termo de fonte volumétrica que representa a adi¢ao de fluido no sistema

de fraturas oriundo da matriz. Usando 0Q = I,y U Iy € a condigdo de fluxo nulo sobre Ty,

temos:
0(t) ! dr = — dr

= — v n = — \% n

I-QI 50 Dm I-QI me Dm

Q2. 64)

! ( ki g ) dr

= — _—— n

o), N\ P

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

(ZIMMERMAN; CHEN; HADGU e BODVARSSON, 1993)

— ) —
Vpm(x, 1) -nz—p’”(;t Pr (2. 65)

Onde p,, (t) denota a média de p,,(x, t) sobre o dominio Q:
. 1
P (t) = = f Pm(x, t)dQ (2. 66)
12 Jg

Com |Q[ o volume de €. O pardmetro 6t na equagdo (2.65) mede o tempo de penetragao
da perturbacdo em py, (x, t) causada por ps. No caso em que { e um quadrado de lado L, por
exemplo, a partir do instante em que a matriz atinge o estado quase estaciondrio, 8t alcanga o
centro do quadrado, ou seja, §(t — o) = L/2.

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

02— (PRO) [ L (0B
r

1l w 5t . Q] u St (2. 67)
|me| K — Km 5
= _—|Q|5t7(pf - pm(t)) = a(t)T(Pf - pm(t))

Onde |Fm f| denota a area de IGy,f € B(t) o fator de forma transiente, dado por:
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| T | (2. 68)

B(t) = 1ot

E valido notar que o fator de forma é um termo puramente geométrico com unidade 1/m?.
Além disso, o célculo de S (t) usando a relagcdo acima envolve o conhecimento da geometria
do arranjo matriz/fratura. Como alternativa, pode-se realizar o coémputo de [(t)
numericamente, o qual ¢ o procedimento seguido nesta pesquisa e consiste em resolver a
equacao (2.60) no dominio de interesse usando a malha de elementos finitos com as fraturas
discretas embebidas e obter §(t) como um pds-processamento. Neste sentido tal calculo pode

ser feito utilizando duas abordagens apresentadas a seguir.
2.8.3.1 Calculo do fator de forma baseado na pressdo média

Nesta etapa e deduzida uma expressdo para c;(t) equivalente e dada em (2.67) mas
baseada na pressdao média p,,. Partindo de (2.67), usando o teorema de divergéncia de Gauss e

a equacao de balango chegamos a:

u 1

= Al pm - M dl
B(t) m(Pf—P_m(t)) 1] J; \% n
H .
_m@fﬂm)@L%m"m . 69)
a1?9m(x t)
= mCtm dQ
km( (t) Iﬂlfqb

No caso que a matriz seja considerada como homogénea, pode-se tirar ¢,, e S, da

integral, resultando em:

PmCemlt 0pm ()

B = on—p,) ot

2. 70)
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De forma analoga ao caso anterior ¢ possivel estimar a,, tomando o limite t — o0 em

(2.70).
2.8.3.2 Calculo do fator de forma considerando a matriz anisotropica

Considerado o caso mais geral em que a matriz tem permeabilidade anisotropica,
seguindo (KFOURY et al. 2004) é proposto o calculo de um coeficiente de troca, 8(t), que leva
em conta a anisotropia da permeabilidade e a viscosidade. Para tanto, ¢ reescrito o termo de
troca de massa Q(t) em (2.66) da forma:

Q) = B (Pm—py) 2. 71)
Com coeficiente de troca dado por:

_ Ctm 0D (1)
(Pm(®)—ps) Ot

B(t) = 2. 72)

1
MPa-s

Neste caso o coeficiente de troca tem unidades de [ ], para obter o fator de forma

convencional, com unidade 1/m?, ¢ feito:

B(t)
3\/ km,x km,y km,z

B(t) = (2. 73)

De forma analoga aos casos anteriores ¢ possivel estimar [, tomando o limite t — oo

em (2.71). Lembrando que nesse cendrio anisotropico o termo de troca de massa no modelo

2phi2k é dado por Qw = Boo(Pm—py)-
2.8.3.3 Metodologia calculo do fator de forma

O valor de a, ¢ obtido quando p,,(x,t) atinge o estado estaciondrio. Além disso,
introduzindo o comprimento equivalente referente a geometria do problema, L4, € supondo

que vale a relacao:
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F

" (L)’

B (2. 74)

E possivel estimar a constante ¢ utilizando a, obtido através de um experimento
numérico. Este experimento numérico consiste em uma simulagdo do reservatdrio fraturado
usando a técnica de fraturas incorporadas na malha de elementos finitos, conforme apresentado

em (BESERRA 2015)seguindo os seguintes passos:

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

volumen do dominio Q)

¢4 = 4rea total da interface Iy (2. 75)
e Naio vai existir fluxo nos contornos da célula.

e As fraturas sdo pressurizadas com uma pressdo dada, e se espera até que o
reservatorio alcance o estado pseudo-estacionario.

e E calculada a fungdo de transferéncia baseada no fluxo, na pressdo média ou para
um modelo anisotrdpico.

e E calculado o fator de forma usando a equagio (2.74).

e O valor do fator de forma para o estado pseudo-estaciondrio ou o comportamento
com o tempo (estado transiente) ¢ inserido no modelo 2phi2k desenvolvido por

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

E importante ressaltar que o valor a,, nio depende de py € nem da diferenga de pressdo
imposta pela condi¢do inicial, uma vez que ele ¢ um fator puramente geométrico. Desta forma,

a partir dos pardmetros py € pp, o podemos escolher pressurizar ou despressurizar a matriz

adotando py > py, ou py < pp, respectivamente.
2.9 ELEMENTOS FINITOS COM DESCONTINUIDADES EMBEBIDAS

A formulacdo de elementos finitos com descontinuidades embebidas requer a

considera¢do adequada de aspectos relacionados as consisténcias cinematica e estatica. O
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enriquecimento cinematico deve refletir a posi¢do dos deslocamentos relativos (abertura e
deslizamento) da interface. Além disso, a continuidade de tensdes deve ser corretamente
imposta para garantir o equilibrio entre as forgas de superficie na interface e o campo de tensdes
na parte continua circundante. (BESERRA, 2015; MANZOLI e SHING, 2006). A
implementagdo desta técnica no software CODE_BRIGHT foi feita por (BESERRA, 2015).

A Figura 6 ilustra um elemento finito triangular de trés n6s, de dominio (2., comprimento
[, dividido por uma descontinuidade que representa uma banda de localiza¢do de deformagdes,
S., de largura h, que separa o elemento em duas partes, Qg ¢ Qf, isolando 0 nd 1 dos nos 2 e
3. O vetor n ¢ o vetor unitario normal a dire¢ao da descontinuidade e o vetor m € o vetor unitario
normal ao lado oposto ao nod isolado. Por questdo de simplificacdo, a formulacdo de
descontinuidades fortes incorporadas sera apresentada a seguir limitando-se ao estudo do

dominio desse elemento (BESERRA, 2015).

Figura 6 - Decomposi¢ao do campo de deslocamentos: (a) elemento indeformado; (b) elemento
deformado; (c) deformagao da parte continua; (d) movimento relativo devido a descontinuidade.

N6 isolado 1 l =d'+d 1
a, « !

¢ £ . _f_!‘ i ",," (11|

"
2y o AN s 1] |
/ m ( \
/__. - -2, \. ) ¢
2 3

[[u

() (d)

Fonte: Adaptado de Beserra (2015).

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

rigido, o campo de deformacgdes da por¢ao continua e da descontinuidade pode ser escrita como
(BESERRA, 2015; FALCAO et al., 2018):
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£g=€— llM[[u]] 2. 77)

e

sszs—llM[[u]]+%N[[u]] (2. 78)

O correspondente campo de tensdes ¢ dado por:

1
6o = 3(g) = % (s - l—M[[u]]) 2. 79)

o 1 1
o, =3%(s) =% <s Ml + EN[[u]]) 2. 80)

Onde h denota a espessura da banda de localizagdo, X ¢ o modelo constitutivo do material,
M e N sdo as matrizes obtidas desde os componentes dos vetores m e n respetivamente ¢ [u] é
o salto no campo de deslocamentos.

A continuidade das tensdes na interface entre a descontinuidade e a parte continua do
elemento ¢ definida como:

n-(ocqg—0a;) =0 (2. 81)

Para representar o comportamento mecanico do material, ¢ adotado o modelo hiperbolico
de fechamento de fraturas proposto por (BARTON et al., 1985). A tensdo normal na fratura ¢
obtida como segue (FALCAO et al., 2018):

Oop=MN-'05'N (2. 82)

A partir da tensao normal ¢ obtido o fechamento normal segundo o modelo de Barton-

Bandis:

Q2. 83)

P HVTTL
J +

o
!

KniVm On

onde j é o fechamento da fratura, o', é a componente do tensor de tensdes efetivas normal

ao plano de descontinuidade, V,, e o fechamento méximo e K,,; e a rigidez inicial de Barton-

Bandis.
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O salto do campo de deslocamentos ¢ escrito como

[ul =jn (2. 84)

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

1 1
sszs—l—M[[u]]+EN[[u]]+sg (2. 853)
e

Onde €2 ¢ o estado inicial de deformagdo correspondente ao estado de tensdes 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 direcdo da fratura, em todo o meio (BESERRA, 2015; FALCAO et al., 2018). A
Figura 7 apresenta as fraturas incorporadas nos elementos finitos, para este caso, o tensor de
permeabilidade do elemento se torna anisotropico, com um valor de permeabilidade maior na

direcdo da fratura.

Figura 7 - (a) Elemento com fratura embebida (b) decomposi¢do do vetor de fluxo na diregdo da
descontinuidade.

¥ k., >k 3

Fonte: Adaptado de Beserra (2015).

Considerando a decomposic¢do do vetor de fluxo na fratura em uma componente normal
e outra tangencial, como mostra a Figura 7 assume-se que nao existe fluxo na interface entre a
fratura e a parte continua do elemento e que todo o fluxo na fratura ocorre na dire¢ao dela,
portanto:



61

t'WDf :VDf (2. 87)

Onde t € o vetor unitario na dire¢do da descontinuidade. O fluxo Darcy na fratura vy €
dado por:
Vpr = —K¢Vp (2. 88)

Na aproximagdo de elementos finitos o fluxo na fratura ocorrerd em toda a espessura do

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

a transmissividade do

conjunto elemento continuo mais fratura, a permeabilidade Ky deve ser multiplicada pelo

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

seguinte forma (BESERRA, 2015)
h

Onde t e o vetor que define a direcdo da descontinuidade, h ¢ a espessura da
descontinuidade incorporada e [, ¢ o tamanho caracteristico do elemento.

O fluxo na parte continua ¢ dado por:
Vpa = —ngp (2 90)

Onde K ¢ o tensor de permeabilidade do meio continuo. E fluxo no elemento

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

WD == VDQ + WDf (2. 91)

h
v, = — (KQ + I—Kft®t) -Vp 2. 92)
e
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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 presenga da fratura, que ¢ um
canal preferencial ao fluxo.

vp = —KVp (2. 93)

h
e

A permeabilidade intrinseca da fratura kf pode ser determinada por diferentes modelos,
que podem considerar as fraturas com paredes rugosas ou com material de preenchimento. Para
este modelo ¢ usada a lei de placas paralelas que define a permeabilidade em fungdo da abertura
da fratura da seguinte forma: (BESERRA, 2015); (ZIMMERMAN; CHEN; HADGU e
BODVARSSON, 1993) .

kf =— a=ay+]j 2. 95)

Onde a ¢ a abertura hidraulica da fratura.

Sendo ap a abertura hidréaulica inicial da fratura, para o estado de tensdes iniciais, que ¢
um parametro da rede de fraturas e j ¢ o fechamento da fratura dado pelo modelo de Barton-
Bandis e associado a deformacao do meio.

A equacdo de continuidade que rege o fluxo de fluido no meio poroso, considerando meio
rigido e sem efeito gravitacional ¢ dada por:

ap (2. 96)

gba—tfﬁ-v- [pva] =0

A densidade do fluido se relaciona com a pressao de acordo a seguinte expressao:
pr = pfoeCT(p_Po) (2. 97)

Onde py, € a densidade de referéncia, B € a compressibilidade do fluido, p € a pressdo e

Do € a pressdo de referéncia.

A variagdo de porosidade ¢ definida a partir da equagdo de conservacdo de massa do

solido, em fungdo da velocidade de deslocamento do solido (BESERRA, 2015):
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0
a [(1 - ¢)ps] +V- [(1 - ¢)P5u] =0 (2. 98)

Onde p; e a densidade do s6lido, que depende da compressibilidade da matriz, e ¢ ¢ a
porosidade do meio.

A equagdo de conservagdo de massa da fase fluida ¢ dada por (BESERRA, 2015):

9
5 [dpr] + V- [prvp + Ppsit] =0 (2. 99)

Onde py € a densidade do fluido € o vj, fluxo Darcy.
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3 SIMULACAO DE RESERVATORIOS NATURALMENTE FRATURADOS

O comportamento geomecanico dos meios porosos tem se tornado cada vez mais
importante para as operacdes de explotagdo de reservatdrios de hidrocarbonetos. A modelagem
numérica de tais processos ¢ complexa e tem sido realizada historicamente em trés areas
distintas: modelagem geomecanica (com o objetivo principal de computar o comportamento de
tensdo/deformacao), simulagdo de reservatério (essencialmente modelagem de fluxo
multifasico e transferéncia de calor em meios porosos), € mecanica de fratura associado a
geomecanica (lidando em detalhes com propagacdo de fissuras e geometria) (SETTARI e
WALTERS, 2001).

Neste capitulo sdo apresentados os resultados das simulacdes usando a teoria de

pseudoacoplamento explicada no Capitulo 2.

3.1 OBTENCAO DE TABELAS DE PSEUDOACOPLAMENTO USANDO O METODO DE
DESCONTINUIDADES INCORPORADAS

Nesta se¢do sera descrito o procedimento para obtencao de tabelas de pseudoacoplamento
usando o programa em elementos finitos CODE_BRIGHT.

Este caso foi desenvolvido em parceria com a Petrobras (FALCAO et al., 2018), que
forneceu uma se¢do 3D de um modelo tridimensional correspondente a um dos reservatérios
do Pré-sal. As células 3D correspondem ao volume relacionado do modelo geologico
construido com aproximadamente 12000 fraturas. Além disso, também foram disponibilizadas
as caracteristicas do reservatorio, as condic¢des iniciais e de contorno para as simulagdes.

Foram analisadas 5 células do modelo de reservatério 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 relagdo com o numero de fraturas.

Tabela 2 - Relagdo nome e nimero de fraturas para as células analisadas.

ID das células
Numero de fraturas
analisadas

3316 115

54 Fra 54

8 7 36 26
8 14 30 23
11 8 61 8
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Na Figura 8 sdo apresentadas as imagens das células em malhas de elementos finitos, ¢
possivel observar as fraturas discretizadas e que estas ndo t€ém um padrao representativo, s6 que
as fraturas em sua maioria cortam completamente o eixo z. As tabelas de pseudoacoplamento

sd0 obtidas para as trés diregoes de fluxo (X, Y e Z).

Figura 8 - Malhas de elementos finitos criadas com as fraturas discretizadas.

" Célula tridimensional com 26 fraturas. " Célula tridimensional com 8 fraturas. ")\ Célula tridimensional com 23 fraturas @

Fonte: Autor (2023).

O experimento numérico consiste em avaliar a vazdo que percola uma amostra sob
condi¢des edométricas. O dominio ¢ submetido a um carregamento vertical constante durante
todo o tempo de simulagdo, com deslocamento lateral restrito. Sdo calculadas propriedades
equivalentes como permeabilidade para cada direcdo de fluxo, com a aplicagdo de um gradiente
de pressdo de Ap = 0.1 MPa. As propriedades equivalentes sdo obtidas para um cendrio de
deplecao do reservatorio, com a pressao variando de 50 MPa para 10 MPa. A amostra fica sob
o gradiente constante de pressao até o estado estacionario ser atingido, condi¢do necessaria para

obten¢ao do valor correto para a permeabilidade.
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Figura 9 - Condigdes de contorno: (a) Condigdes de contorno mecanicas. (b) Condi¢ao de contorno
hidraulica para obtengdo da permeabilidade horizontal. (c) Condi¢do de contorno hidraulica para
obtengdo da permeabilidade vertical.

Oy

A

Fonte: Autor (2023).

Assim ao invés de atualizar a porosidade com a equacdo implicita no simulador, sdo
usados os multiplicadores de porosidade e permeabilidade que parte da teoria de flow based
upscaling. Dentro do programa em elementos finitos CODE_BRIGHT eesta programada uma
equacao polinomial de grau 4 obtida com as tabelas de pseudoacoplamento, onde ¢ interpolada
a permeabilidade em fung¢do da pressio do sistema, com esta se faz possivel obter o
comportamento de fechamento das fraturas naturais durante a deple¢ao da célula do reservatorio
analisada.

A descricao geologica real da rede de fraturas raramente ¢ considerada em detalhes na
avaliagdo dos parametros de dupla porosidade. Esta questdo 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 ligagdo entre o modelo geoldgico
e os modelos de fluxo continuo. (CACAS et al., 1990) demonstraram uma abordagem para
estimar a permeabilidade em escala de reservatorio e parametros de dupla porosidade de rochas
fraturadas usando dados estatisticos sobre a geometria da rede em combinagdo com uma
calibragdo do modelo usando testes hidraulicos e tracadores em pequena escala. Estas
abordagens mantém a ligacdo com a geologia em certa medida e, mas levam a modelos grandes
devido a complexidade da rede de fraturas. Varios outros investigadores como (BOGDANOV
etal., 2003; LEE et al., 2001; LONG et al., 1985; SNOW, 2001) calcularam as permeabilidades
efetivas para sistemas fraturados como serao feitas neste trabalho. (DERSHOWITZ et al., 2000)
propds integrar modelos discretos e de dupla porosidade onde os pardmetros usados para

simulagdes de dupla porosidade sdo 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 reservatorios fraturados (MOINFAR et al, 2011). Eles derivaram a
permeabilidade direcional do sistema de fratura a partir de modelos de fratura gerados
estocasticamente, e os parametros de fluxo assim obtidos foram entdo usados como base para a
simula¢do de dupla porosidade.

Na Tabela 3 sdo apresentadas as caracteristicas do reservatorio que correspondem a uma
formagdo de carbonato com matriz de baixa permeabilidade e altamente fraturada, e que sdo os
dados de entrada para a simulagdo de alta fidelidade a qual tem como objetivo criar as fraturas

de maneira discreta em uma malha de elementos finitos.

Tabela 3 - Propriedades do reservatorio.

Valor
Viscosidade (Pa.s) 1.00E-09
Compressibilidade do Fluido (1/Pa) | 7.10E-05
Permeabilidade x (mD) 343.1676
Permeabilidade y (mD) 343.1676
Permeabilidade z (mD) 0.026
Pressdo de referéncia (Mpa) 55
Modulo de Young (Mpa) 16900
Tensdo Vertical Aplicada (Mpa) 85
Porosidade 0.0758
Coeficiente de Biot 1
Relag¢do de Poisson 0.3

Na Figura 10 e Figura 11 sdo apresentadas as curvas de multiplicadores de permeabilidade
equivalente obtidas em todas as diregdes de fluxo. E possivel observar que s6 em z a maioria
de fraturas cortam completamente esta direcdo, e ¢ onde o fluxo ¢ mais bem comparado com a
direciox ey.

E notério o impacto que tem a densidade de fraturas nas permeabilidades equivalentes em
funcdo da pressdo, como concluiu (WAN et al., 2016) no seu trabalho, para um maior nimero
de fraturas naturais, a permeabilidade da célula ¢ maior, e ao acontecer a despressurizagao do
reservatdrio analisado as fraturas fecham, o que leva a uma diminui¢do na permeabilidade. Isto
e padrdo para todas as células. Porém, ao fazer a comparacdo entre elas, se evidencia a
diminuicdo da capacidade de fluxo relacionada a intensidade das fraturas naturais, considerando
assim a célula de 8 fraturas com uma relagdo de multiplicador de permeabilidade menor que a

célula com 115 fraturas.
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Figura 10 - Multiplicadores de permeabilidade obtidos para o modelo 1philk.
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Fonte: Autor (2023).

Como foi observado anteriormente, os pardmetros equivalentes para o modelo 1philk e
o 2phi2k sdo calculados de maneiras diferentes. Na Figura 11 s3o apresentados os
multiplicadores de permeabilidade equivalente para fratura, por que sdo as que representam
maiormente o fluxo nas células, dado que a permeabilidade da rocha na direcdo z ¢ de 0.026
mD.

O comportamento das curvas de permeabilidade equivalente com a pressao ¢ similar as

observadas nas curvas de permeabilidade equivalente 1philk. Ao se despressurizar o
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reservatdrio as fraturas fecham e a permeabilidade do reservatorio diminui. Existe também uma
leve diferenca entre os valores obtidos nas duas simulagdes. No caso lphilk se considera
também a permeabilidade da rocha, que mesmo ndo sendo significativa contribui para a

permeabilidade do sistema.

Figura 11 - Multiplicadores de permeabilidade obtidas para o modelo 2phi2k da fratura.
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Fonte: Autor (2023).
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3.2 APLICACAO DE PSEUDOACOPLAMENTO NA MODELAGEM
HIDROMECANICA DE SIMPLES POROSIDADE E DUPLA POROSIDADE E
PERMEABILIDADE: CASOS DO PRE-SAL

Nesta secdo sdo apresentados os resultados obtidos mediante a simulagdo 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 ¢
mostrada a evolugdo do fator de forma com o tempo, calculado numericamente usando a
formulagdo apresentada no capitulo 2. Se observa que quanto menor o niimero de fraturas que
contribuem para a permeabilidade do sistema, a transferéncia de fluidos entre a rocha e as
fraturas demora mais para chegar em um valor estaciondrio. O contrario acontece com o sistema
mais fraturado, onde o fluxo entre matriz e fratura ¢ facilitado e se estabiliza mais rapido. Nas
simulac¢des 2phi2k, ¢ observado o comportamento transiente do fator de forma com o tempo,
que representa uma aproximacao rigorosa da real dindmica do reservatorio. Autores como
(ULEBERG e KLEPPE, 1996), concluiram que "os modelos baseados no conceito 2phi2k
utilizando termos simples de transferéncia de fluido entre fraturas e blocos matriciais ndo sdo
suficientemente precisos ou representativos na maioria dos casos". Ao longo do tempo,
variagdes 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 ¢ capturado o fator de transferéncia entre a rocha e a matriz do

modelo geologico real e considerando a variagdo de este termo com o tempo.
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Figura 12 - Comportamento do fator de forma com o tempo obtido para cada célula.
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Fonte: Autor (2023).

Nos seguintes graficos ¢ feita uma comparacio dos resultados obtidos para cada célula
usando a modelagem 1philk, 2phi2k e DFN. Basicamente trés tipos de abordagens sdo usados
para a andalise do fluxo em um reservatorio fraturado. O primeiro ¢ a abordagem continua
(1philk) que trata o reservatério fraturado como um meio poroso Unico com uma
permeabilidade global equivalente. As teorias relativas a esta abordagem sdo gerais e bem
desenvolvidas. A segunda ¢ a abordagem 2phi2k, que assume que o meio poroso consiste em
dois meios continuos, um associado a rede de fraturas e outro com um sistema de poros menos
permeéveis de bloco matricial. A terceira ¢ a abordagem da rede de fratura discreta (discrete
fracture networks - DFN), que pressupde que as fraturas formam caminhos para o fluxo de
fluidos e que a matriz ¢ permeéavel. A abordagem continua ¢ boa tanto para fluxos saturados
quanto ndo saturados, a menos que 0s meios porosos sejam muito heterogéneos. As
heterogeneidades dos meios porosos ddao origem a campos de fluxo ndo uniformes com
distribuicdes de velocidade muito diferentes. Tais fenomenos sdo frequentemente referidos
como fluxo preferencial ou de desvio (BEVEN e GERMANN, 1981). Para meios porosos com

forte heterogeneidade devido a fraturas, a abordagem continua ndo pode fornecer previsdes
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realistas para o fluxo. Ao invés disso, 0 modelo 2phi2k ou o modelo DFN devem ser usados
para a consideracao de tais fluxos preferenciais. Os objetivos dos dois modelos sdo os mesmos,
entretanto, cada modelo envolve parametros diferentes (LEE et al, 1999) como ja foi
apresentado ao longo do texto.

Na Figura 13 ¢ apresentada uma célula tridimensional com um pogo horizontal no meio,
este poco tem uma pressao inicial de 10 MPa e o resto do dominio 55 Mpa, inicia-se a produgao
de fluido do reservatdrio pela se¢do do pogo e procede-se a despressurizagdo até se atingir o

estado pseudo-estacionario.

Figura 13 - Exemplo do pogo definido na célula por onde procede-se a deplegio do reservatorio.
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Fonte: Autor (2023).

Nas Figuras 14, 15 e 16 ¢ apresentada a producao acumulada versus o tempo de producao,
em escala logaritmica para ressaltar a diferenca 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 ¢ notdria a diferenga da producao
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 ndo consegue chegar no
estado estacionario uma vez que ha 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 produ¢ao acumulada, mesmo assim o resultado
da célula 26 fraturas se afasta ao comportamento da 23 fraturas, dando como conclusdo que

todas as fraturas presentes nesta primeira célula ndo cortam completamente a dire¢do z,
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deixando s6 competitivas para o fluxo nesta direcdo 17 fraturas, o que leva a uma lenta

transferéncia 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 rapido devido

ao sistema ser altamente fraturado, chegando assim num estado pseudo-estacionario com maior

facilidade que as outras células.

Figura 14 - Resultados para simulacdo DFN usando o método de descontinuidades embebidas.
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Fonte: Autor (2023).

Na Figura 15 sdo apresentados os resultados para as simulagdes realizadas com o modelo
Iphilk. Neste caso, sdo 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 produgdo acumulada com o tempo. A velocidade de produ¢do do fluido em cada uma
das células ¢ equivalente ao nimero de fraturas naturais presente no sistema, similar ao que foi

discutido nos resultados anteriores (DFN).
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Figura 15 - Resultados para simulagdo 1philk.
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Fonte: Autor (2023).

Finalmente, na Figura 16, sdo apresentados os resultados para as simulagdes realizadas
com o modelo 2phi2k. Neste caso, ¢ usada uma tabela de pseudoacoplamento para o sistema
das fraturas (Figura 11) e outra para o sistema da rocha.

E possivel observar uma diferenca entre o tempo que se alcanga o estado pseudo-
estacionario em cada uma das células, relacionado a densidade de fraturas em cada célula.

O modelo 2phi2k permite representar uma aproximagdo ao comportamento real do
reservatorio, levando em consideragdo 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 simulagao 2phi2k.
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Fonte: Autor (2023).

A seguir, serdo apresentadas as curvas comparando cada uma das metodologias usadas
(DFN, 1philk e 2phi2k) para cada uma das células. Esta andlise permitird identificar que
método se aproxima melhor da realidade do comportamento do sistema naturalmente fraturado
durante um processo de despressurizagao. O objetivo ¢ identificar se 0o modelo 1philk ou 2phi2k
permite um resultado aproximado ao DFN, que como j4 foi dito anteriormente, apresenta um
custo computacional maior devido a defini¢do exata da rede de fraturas numa malha de
elementos finitos.

Uma conclusdo geral ao observar os graficos ¢ que a metodologia 2phi2k ¢ a mais
proxima da DFN, capturando melhor o fluxo através de cada meio e, também, a diminuicdo de
permeabilidade pelo fechamento da fratura. Se observa que o modelo DFN e 2phi2k sempre se
afastam do 1philk. Este comportamento se deve ao fato de algumas fraturas fecham durante a
analise, reduzindo a permeabilidade do sistema. Por este motivo, a dissipagcdo da pressdo dos
poros ¢ descontinua e menor quando comparada com o modelo de porosidade tnica (MEJIA et

al., 2021).
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Figura 17 - Comparag@o entre modelos para cada uma das células.
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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 ¢ pouco efetivo,
chegando-se a conclusdo que para sistemas com baixa densidade de fraturas, ou que tenham
pouca conectividade entre elas, o modelo 1philk consegue representar melhor o fluxo no meio
fraturado. Mesmo que a técnica 2phi2k tenha servido ao proposito pratico de simular

reservatorios reais, reconhece-se que tem limitagcdes quanto a sua precisdo (KIM e DEO, 1999).
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Por tanto, ¢ observado nas células analisadas uma separagao das curvas de produ¢do acumulada

com o tempo para as abordagens 1philk e 2phi2k.
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4 PERMEABILIDADE EQUIVALENTE USANDO PADROES TOPOLOGICOS

Este capitulo apresenta um estudo publicado na revista Energies (ALVAREZ et al., 2021),
que compila a obtengdo de permeabilidades equivalentes usando a técnica de elementos finitos
com fraturas incorporadas e o fator de forma.

O objetivo € que, através das caracteristicas 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 ¢ apresentado abaixo para validar e comparar os

resultados.

4.1 CARACTERIZACAO TOPOLOGICA DA REDE DE FRATURAS

Um reservatorio naturalmente fraturado pode envolver vérios conjuntos de fraturas, que
podem ou ndo se interceptar. Cada fratura pode ser descrita por uma variedade de atributos
geométricos (BERKOWITZ, 2002). Assim, ¢ tanto a geometria das fraturas quanto as relagdes
entre fraturas individuais ou conjuntos de fraturas que controlam as propriedades de fluxo
(SEVIK e NIXON, 2017). A conexdo entre os planos de fratura ¢ importante, e o termo
topologia ¢ usado para descrever as relagdes espaciais entre os planos de fratura. A anélise da
topologia do plano de fratura pode melhorar a estimativa analitica da permeabilidade efetiva
em redes de fraturas (SAEVIK e NIXON, 2017). A topologia define basicamente as conexdes
entre fraturas em um modelo de rede de fratura discretizada como contagem de nos e analise de
ramos. As propor¢des de nos Y-, X-, e I-nos isolados proporcionam o suporte para a
classificacdo topologica e contagem do tipo de nd (Figura 18). A andlise topoldgica pode
determinar a intensidade sem dimensao, frequéncia, orientagdo e comprimento das fraturas. As
proporcdes de amostragem de varios tipos de nos fornecem uma classificagdo topologica que

pode estimar o efeito da condutividade da rede (SANDERSON e NIXON, 2015b) (Figura 18).
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Figura 18 - Classificagdo dos tipos de n6s. Tipo X - as fraturas sdo cruzadas, tipo I - inicio e fim da
fratura, tipo Y - pilar de fratura com outra fratura.

‘ NG Tipo X
A N6 Tipo |
' N6 Tipo Y

Fonte: Adaptado de Sanderson e Nixon (2015b).

Savik e Nixon (2017) apresentaram um método analitico inovador para a estimativa da
permeabilidade efetiva usando parametros topolégicos. Eles se concentraram no upscaling
analitico para criar uma relagao funcional entre a permeabilidade efetiva e os parametros de
fratura.

A conectividade hidraulica f ¢ a relagdo entre a permeabilidade efetiva real da rede
(upscaling) e o limite superior tedrico, 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 ¢ uma representagdo cldssica de fraturas de rocha em modelos
numéricos (THOMAS et al., 1983). Para outros tipos de geometrias idealizadas de fraturas, f ¢
uma funcdo da intensidade da fratura, que ¢ definida como o comprimento total do trago por
area de amostragem (SZAVIK AND NIXON, 2017).

O valor da conectividade hidraulica f ¢ calculado pela realizagdo de uma simulagdo
numérica da inje¢do de fluido através da malha. A permeabilidade equivalente obtida pela
simula¢do numérica também foi processada através do método analitico de Oda para definir f.
Os parametros de conectividade topoldgica foram calculados e tragados com o parametro f.
Assumimos que a conectividade hidraulica f € zero abaixo do limiar de percolacao.

Usando o operador méximo, a equagdo pode ser escrita da seguinte forma:

2.94 - (4n, + 2n,)
4n, + 2n, +ny

f = max(0, —2.13) 4. 1)

Onde n, € o numero de nos X, n,, € o nimero de nds Y € n; € o nimero de nos tipo I.
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4.2  ABORDAGEM TENSOR ODA PARA ESTIMATIVA DE PERMEABILIDADE
EQUIVALENTE

Oda e Saitoo (1989) propuseram um método analitico para calcular a permeabilidade a
fratura equivalente. Este método ¢ amplamente utilizado na ampliacdo do DFN devido a sua
eficiéncia (COTTEREAU et al., 2010; LEI et al., 2017). Para uma célula da malha com areas
de fratura conhecidas, Ay, e transmissibilidades, T}, obtida do modelo DFN, um tensor empirico

que considera apenas a geometria da fratura pode ser calculada da seguinte forma:

N
1
k=1

Onde F ¢ o tensor de fratura, VV ¢ o volume da célula de grade, N ¢ o nimero total de
fraturas em uma célula de grade, f; ¢ a conectividade hidraulica para a fratura k (geralmente
assumida como igual a 1), A, ¢ a area de fratura k, T} € a transmissividade da fratura k, e n € os
componentes de uma normal unitéria para a fratura.

O tensor de permeabilidade de Oda ¢ 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 sao
impermeéveis em uma dire¢do paralela a sua unidade normal, F deve ser girado em planos de

12 ( ) '

Onde k ¢ o tensor de permeabilidade, F ¢ o tensor de fratura, I ¢ a matriz de identidade,
e tr F ¢ a soma da diagonal principal do tensor de fratura. De acordo com (ELFEEL, 2014),
uma limitacdo a aplicacdo da Equacdo anterior é que fraturas de qualquer comprimento
contribuirdo para o valor de permeabilidade mesmo que as fraturas ndo percolem em uma

célula.
4.3 RESULTADOS ANALISE TOPOLOGICA

Para conhecer o impacto da topologia nas determinagdes da permeabilidade equivalente

de uma amostra de reservatorio, foram construidas 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 cenario com padrao topoldgico
predominante do tipo X (Figura 19 (b)), outro predominante Y (Figura 19 (c)), € um terceiro
com padrdo predominante I (Figura 19 (c)). Um quarto e ultimo cendrio contempla a

combinagdo dos trés padroes XYI (Figura 19 (a)).

Figura 19 - Imagens de fraturas naturais construidas artificialmente.

Fonte: Autor (2023).

Para cada cendrio ¢ feita a quantificacdo dos nds (X, Y, I) de cada padrao topoldgico.
Com esses valores ¢ possivel calcular a conectividade hidraulica (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 dimensao da regido de amostragem
e y a dimensao de o sistema que estd sendo medido (SANDERSON e NIXON, 2015A)

As malhas de elementos finitos foram construidas com um script em MATLAB que
carrega as coordenadas de fratura (terminagdes) e aberturas, que sdo usadas para obter a
permeabilidade de fratura. A matriz rochosa foi considerada isotropica e de baixa

permeabilidade.
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O problema hidraulico analisado consistiu na inje¢ao de fluido (4gua) no lado esquerdo e
producdo no lado direito do dominio, com uma pressao de injecao de 55 Mpa e uma pressao de
producdo de 54,9 Mpa, criando assim um gradiente de pressao de 0,1 Mpa. A simulagdo também
foi realizada para todos os padrdes considerando o fluxo verticalmente, utilizando os mesmos
valores de pressdo de injegdo.

Apos a obtencdo do valor de permeabilidade equivalente a partir da simulacdo numérica,
¢ possivel comparar com os resultados obtidos pelo método Oda (Equagdo 5. 3), considerando
a conectividade hidraulica como Unica (valor padrdo) ou aquela obtida pela analise topoldgica
(Equacao 5. 1).

Nas Figuras 20 e 21 ¢ apresentado um grafico comparativo entre a permeabilidade
equivalente obtida na simulagdo numérica, a obtida pelo método Oda e a obtida com a corre¢ao
feita no método Oda utilizando o valor da conectividade hidraulica obtido com os padrdes
topologicos.

Na Figura 20 sdo apresentados os resultados assumindo o fluxo horizontal ou dire¢do x.
E possivel 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 estd corrigido usando a conectividade
hidraulica obtida, um bom ajuste ¢ identificado entre os valores numéricos para as se¢des com
padrdo topologico Y e X.

Quando o caso com padrao topologico I € analisado, verifica-se que a equagdo 5.1 é nula,
pois os valores de nx e ny sdo zero. Com isso € possivel concluir que para uma rocha com
presenga de fraturas, mas sem interconexdo, ndo ¢ possivel obter um valor realmente
representativo de permeabilidade equivalente pelo método Oda, pois sempre havera uma
estimativa acima do real.

Para o caso em que existe uma combinagdo dos padrdes topologicos X, Y e I, resultados
muito interessantes sdo obtidos. Como mostrado anteriormente, o0 modelo de Oda por si s
apresenta resultado superior ao valor obtido por simulacdo numérica. Porém, no caso de padrao
topologico I, quando se usa a equagdo 5.1 para fazer o ajuste, o valor de conectividade hidraulica
¢ divergente do obtido na simulagdo. E possivel concluir que este resultado esta relacionado a
presenca de fraturas ndo interconectadas. Neste caso particular as fraturas do tipo I ndo

permitem interligagdo no sistema, dificultando o escoamento de fluidos no mesmo.
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Figura 20 - Comparagdo de permeabilidade equivalente entre casos com diferentes padrdes de
topologia considerando fluxo horizontal.
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Fonte: Autor (2023).
Os valores de permeabilidade equivalentes, considerando o fluxo vertical ou direcao v,
s30 muito proéximos aos mostrados para o fluxo horizontal. Isso esta relacionado a configuragao
das imagens sintéticas criadas por (SILVA, 2018), onde as fraturas t€ém uma disposi¢ao que nao

afeta a dire¢@o do fluxo. Como pode ser visto na Figura 21.

Figura 21 - Comparagdo de permeabilidade equivalente entre casos com diferentes padrdes de
topologia considerando fluxo vertical.
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Fonte: Autor (2023).

A Figura 22 mostra os trés cendrios bidimensionais reais analisados, se¢des horizontais
(fatias), extraidas da célula tridimensional do modelo de reservatorio do Pré-sal. Cada se¢dao 2D
(200 x 200 m) apresenta uma estrutura diferente de intensidade de fratura e disposi¢ao espacial.
O primeiro modelo 2D, sec¢ao 1, possui 54 planos de fratura, o segundo, se¢do 2, possui 22

fraturas, e o terceiro caso, se¢do 3, possui 75 fraturas (Figura 22).
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Figura 22 - Fraturas naturais construidas usando celular tridimensionais do pré-sal brasileiro.
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Fonte: Autor (2023).

As Figuras 23 e 24 apresentam os resultados comparativos da permeabilidade equivalente
obtida a partir da simulacdo numérica, pelo método Oda e a corre¢ao do método Oda utilizando
0s nos topologicos para cada se¢do. Na Figura 23 os resultados sdo obtidos considerando o
fluxo horizontal, onde € possivel observar o ajuste representativo obtido com o método Oda
quando comparado com a simulagdo numérica, embora o modelo de Oda sobrestime
ligeiramente a permeabilidade equivalente.

E importante notar que embora a orientagdo da fratura esteja na diregdo oposta ao fluxo
aplicado neste caso, existe uma rede interligada que permite obter uma capacidade de fluxo
representativa. Para a se¢do 2 (Figura 22 (b)), o valor do pardmetro de conectividade hidraulica
f foi 0, devido ao alto numero de nds tipo I em relacdo aos nds X e Y. Quando isto acontece a
equagdo proposta por (SEVIK e NIXON, 2017) é negativa, o que ndo ¢ coerente, e entdo o
valor de f ¢ nulo conforme considerado e discutido por (SANDERSON e NIXON, 2015B)
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Figura 23 - Comparagdo de permeabilidade equivalente entre se¢des do Pré-sal considerando fluxo

horizontal.
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Fonte: Autor (2023).

Os resultados considerando o fluxo vertical sdo apresentados na figura 24, onde o valor
de permeabilidade equivalente mais alto ¢ evidente em comparagdo com os apresentados no
caso do fluxo horizontal, dado que a dire¢do da fratura coincide com a dire¢do do fluxo
aplicado. Para as secdes 1 e 3 ha uma diferenga significativa entre os resultados numéricos e
analiticos obtidos pelo modelo da Oda. Isto estd relacionado com a superestimacao feita por
este ultimo que supde que as fraturas atravessam toda a superficie analisada. Quando a corre¢ao
¢ feita considerando os nds topoldgicos, um resultado proximo ao numérico ndo ¢ obtido,

novamente evidenciando a limitagdo criada no modelo pela presenca do n6 topologico 1.

Figura 24 - Comparagdo de permeabilidade equivalente entre se¢des do Pré-sal considerando fluxo

vertical.
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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 relagcdo desses valores de permeabilidade
relacionados com a conectividade hidraulica f obtida por analise topoldgica.

Considerando o fluxo horizontal nas 3 se¢des analisadas, de acordo com a Figura 25, o
resultado mais proximo ao numérico ¢ o obtido pelo método de Oda, invalidando assim a
correcdo feita usando a teoria de Sanderson & Nixon. Entretanto, o valor da conectividade
hidraulica f permite evidenciar o impacto dos nos topologicos I em cada uma das se¢des

analisadas.

Figura 25 - Permeabilidade equivalente considerando fluxo horizontal versus conectividade hidraulica.
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Fonte: Autor (2023).

Quando a permeabilidade equivalente ¢ obtida considerando o fluxo vertical (Figura 26),
ndo se pode concluir qual método analitico (Oda ou Oda com correcdo topoldgica) estad mais
proximo da simulagdo numérica, considerando apenas as seg¢oes 1 e 3. Com relagdo a
conectividade hidrdulica f, o mesmo comportamento padrao apresentado no caso do fluxo
horizontal ¢ seguido, ja que esta varidvel ndo depende da dire¢do na qual o fluxo esta sendo

aplicado no meio fraturado.
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Figura 26 - Permeabilidade equivalente considerando fluxo vertical versus conectividade hidraulica.
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Fonte: Autor (2023).

Um diagrama ternario ¢ apresentado na Figura 27 que permite mostrar a porcentagem de
cada uma das topologias presentes em cada se¢do estudada. Este diagrama baricéntrico ¢
utilizado para representar trés varidveis que se somam a um determinado valor constante. A
representacdo dos valores para as trés varidveis ¢ mostrada como as posigdes dentro de um
triangulo equildtero, e os trés lados representam a métrica de seu valor. Para as se¢des obtidas
de uma célula tridimensional do pré-sal brasileiro, observa-se um comportamento proximo da
topologia I e das fraturas do n6 X, relacionado a maior presenca destas em cada se¢do analisada.

A Figura 27 mostra um gréfico de barras com a conectividade hidraulica f calculada com
noés topolégicos para cada um dos casos trabalhados. E possivel observar, comparando com o
diagrama ternario, que para as secdes com maior porcentagem de nés X e Y, a conectividade

hidraulica f ¢ maior, portanto, hd uma facilidade no fluxo entre as fraturas e a matriz.
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Figura 27 - Diagrama ternario topologico. O ponto do N6 I, Y, X e XY esta relacionado com os casos
sintéticos e as secdes 1, 2 e 3 estdo relacionadas com os cenarios do pré-sal.
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Fonte: Autor (2023).

Muitos avancos foram feitos desde os primeiros trabalhos sobre a modelagem numérica
de cendrios geologicos. (JING e STEPHANSSON, 1997) apontaram que aplicar uma
formulagdo matematica para representar rochas fraturadas ndo pode ser arbitraria, e deve estar
relacionada com as propriedades topologicas da rede de fraturas. (HADDAD et al.,2012)
mostraram que a heterogeneidade dos reservatorios fraturados afeta profundamente a taxa de
transferéncia de massa entre o sistema de fratura e os blocos matriciais. Uma das fontes de
heterogeneidade esta relacionada com a intensidade variavel da fratura.

Neste estudo, utilizamos com sucesso descontinuidades embebidas em modelos baseados
em FEM, em relag@o a cendrios reais e artificiais, de meios porosos fraturados para executar
simulagdes de fluxo. Uma abordagem semelhante também foi utilizada com sucesso para casos
reais em reservatorios do pré-sal brasileiro por (FALCAO et al., 2018).

A realizagdo de simulagdo numérica com as descontinuidades incorporadas demonstrou
confiabilidade para simula¢do de fluxo de fluido em meios fraturados, incluindo simulagdes
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
as técnicas classicas baseadas no uso de elementos de interface. Também representa uma
alternativa de andlise que requer a repeticdo da ligacdo da geometria, como observado nos
métodos de fratura discreta, nos quais as fraturas sdo representadas explicitamente no modelo
(FLEMISCH et al., 2018; FUMAGALLI ef al.,, 2019). A abordagem permite que as fraturas
sejam representadas por linhas e superficies (ALGHALANDIS, 2017). Esta técnica também
apresenta a vantagem de reduzir os custos computacionais e simplifica o processo de
discretizag¢do dos meios fraturados (BESERRA et al., 2018), e inclui diretamente a contribui¢ao

da fratura na matriz sem qualquer porcionamento espacial.
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Os modelos de casos artificiais e reais foram construidos com o método FEM, e as
simulacdes de fluxo realizadas permitem calcular a permeabilidade equivalente e o fator de
forma para todos os cendrios. Os cendrios reais 2D foram construidos a partir de uma célula
extraida de um modelo DFN maior de um reservatério do intervalo pré-sal brasileiro.
(FALCAO et al,, 2018). Trés fatias horizontais foram adquiridas da célula escolhida que
forneceu trés se¢des bidimensionais com conjuntos de fraturas adequados. As simulagdes nos
permitiram avaliar o impacto da topologia da fratura e destacar alguns aspectos importantes do
calculo da permeabilidade equivalente e do fator de forma no meio fraturado A topologia da
fratura trata da generalizagdo das relagdes espaciais como a conectividade e a continuidade dos
planos de fratura. Refere-se a propriedades que ndo se alteram pela continua transformagao do
espaco no qual as fraturas estdo inseridas, a deformacdo (deformagdo) das propriedades
geométricas (comprimentos e angulos); um conceito familiar em muitas areas da geologia
(SANDERSON e NIXON 2015B; SILVA et al., 2021). A analise topoldgica dos NFRs ¢
fundamental para prever a conectividade hidraulica f, que envolve a rede de fraturas e a matriz
de rocha em problemas classicos de dupla porosidade. Além da simulagdo numérica, usamos o
método analitico de Oda e a correcdo aplicada a este método proposto por Sevik e Nixon. A
corre¢dao considera a conectividade do sistema de fratura e as caracteristicas de fratura
utilizando a quantificagdo dos tipos de nos de fratura topoldgica. Embora estes autores ndo
comparem os resultados com o método original de Oda, vérios autores fizeram avangos no uso
deste método analitico e demonstraram a necessidade de considerar outros parametros
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 ef al., implementaram a técnica de fraturas discretas embutidas e compararam as
simulagdes com o método de Oda usado em um simulador comercial. Seus resultados
mostraram a precisdo dos modelos de fraturas incrustadas em comparagdo com o método
analitico.

Considerando a corre¢do do método Oda fornecida pela andlise topoldgica, a
conectividade hidraulica f ¢ usada para representar um novo parametro na equacdo geral do
tensor de Oda. Os resultados obtidos através de simulagdo para os casos sintéticos com nos X
e Y foram similares aos resultados obtidos com o método Oda corrigido. Esse resultado
demonstra a importancia de analisar a conectividade hidraulica 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 influéncia dos padrdes topologicos no fluxo. Estes autores
analisaram a influéncia dos padrdes topoldgicos na permeabilidade equivalente. Eles
concluiram que a intensidade da fratura, a conectividade e o padrao topoldgico desempenham
um papel importante na permeabilidade em escala elevada. Estes autores demonstraram a
reduzida permeabilidade equivalente das redes de fraturas dominadas por nés I, devido a falta
de conectividade, em comparagdo com as redes com padrdes de nés X e Y, como também foi
encontrado pelo presente estudo.

(LAHIRI, 2021) realizou o célculo da permeabilidade efetiva de uma rede de fraturas e
utilizou a conectividade topologica através de expressoes analiticas considerando as
distribuicdes 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 critico na
determina¢do da permeabilidade do reservatorio fraturado. Encontramos resultados similares
no calculo da permeabilidade equivalente através da andlise topologica dos casos reais. Um
segmento de ramo maior tende a ter mais conectividade com outros planos de fratura, mas as
fraturas do n6 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 sdo divididas em dois sistemas continuos: As fraturas sao
consideradas as principais vias de fluxo global (as fraturas tém alta permeabilidade e baixa
capacidade de armazenamento), enquanto a matriz de rocha € o principal reservatério de fluido
(os blocos da matriz apresentam alto armazenamento e baixa permeabilidade). Os dois sistemas
estdo conectados e interagem direta ou indiretamente com as fraturas vizinhas da conexado
global. O conceito de dupla porosidade foi estendido e aplicado a engenharia de reservatorio
por (WARREN e ROOT, 1963), principalmente para analise de teste de pressdo. Eles
desenvolveram um método baseado na premissa geral de que as fraturas sdo uniformemente
espagcadas e permitem variagdes na largura da fratura para satisfazer condi¢des reais de
anisotropia em um reservatorio naturalmente fraturado. O termo de transferéncia de matriz de
fratura, governado pelo fator de forma, ndo pode ser representado por pseudo-estacionario
estavel. Ao contrario, ele envolve periodos transitorios de magnitude variavel, dependendo do
caso de fluxo considerado. Além disso, o fator de forma ndo ¢ apenas um valor. O conceito
deficiente da suposi¢cdo de transferéncia de pseudo-estacionario explica por que uma certa
controvérsia se desenvolveu em torno da definicdo do fator de forma (LEMONNIER e

BOURBIAUX, 2010B). O problema da transferéncia de matriz de fratura envolve uma
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convolucdo temporal entre as condi¢des de fluxo de fratura. O fluxo real ocorre dentro do meio
matricial.

Alguns trabalhos desenvolveram metodologias transientes para obter o fator de forma,
em relagdo ao efeito do tempo, € uma representacdo real da interacdo matriz de fratura em
relacdo aos processos de producao ou inje¢do no reservatorio (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 ¢ uma func¢io do tempo, e seu valor
poderia ser diferente para formas regulares e irregulares.

A anélise realizada neste estudo considerou uma nova abordagem para obter o fator de
forma como uma fun¢ao do tempo e comparou a permeabilidade equivalente computada através
de simulacdo numérica com métodos analiticos corrigidos com andlise topoldgica em cenérios
bidimensionais artificiais e reais. O resultado mais relevante demonstrou a influéncia da
caracteristica topoldgica do n6 I sobre o fluxo em meios fraturados. As redes de fraturas
dominadas pelos tipos de nos I impedem o efeito de transferéncia entre as fraturas e a matriz de
rocha, e o impacto na permeabilidade equivalente pode ser relevante, apesar da densidade da
fratura. Assim, a disposic¢ao das fraturas que influenciam os nos topoldgicos e a conectividade
hidraulica pode proporcionar uma estimativa simplificada e rapida dos parametros de controle
de fluido (permeabilidade e fator de forma) para simula¢des numéricas de reservatdrios

fraturados.
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5. CONCLUSOES E SUGESTOES PARA TRABALHOS FUTUROS

A simulagdo tridimensional ¢ um recurso poderoso e possibilita uma melhor avaliagdo do
problema de producdo em reservatérios naturalmente fraturados, pois garante uma analise de
todo o reservatorio incorporando os fendmenos que ocorrem em toda a malha, ao contrério de
simulagdes bidimensionais.

Na obten¢do das permeabilidades equivalentes verificou-se que apesar da configuracao
das fraturas do reservatorio e da diferenca das caracteristicas iniciais de cada uma, o
comportamento da permeabilidade equivalente diante da deplecdo apresenta o mesmo
comportamento, diminuicao.

O pseudo acoplamento permite levar em conta os efeitos hidromecanicos nas simulagdes
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 reservatorios naturalmente fraturados sem aumentar substancialmente os
custos computacionais.

O fator de forma ¢ um parametro essencial para capturar o comportamento de
transferéncia de fluido entre a matriz e a fratura, portanto, neste trabalho, foi dada énfase
especial a obtencdo desse pardmetro a partir de uma malha com fraturas discretas, e ele ¢
aplicado em uma simula¢ao de permeabilidade dupla com porosidade dupla, capturando todo o
estado transiente até o estado pseudo-estacionario.

Simulag¢des numéricas foram realizadas com sucesso para obter a permeabilidade efetiva
em relacdo a casos artificiais e reais com dupla porosidade em meios fraturados construidos
com modelos MEF. Os resultados foram comparados com os dados obtidos por meio de
métodos analiticos, corrigidos com a analise topologica dos sistemas de fratura (nés I, nds Y e
nos X).

Os resultados mostraram o impacto da conexao entre as fraturas e o comportamento das
propriedades diretamente relacionadas ao fluxo, como a permeabilidade. A analise demonstrou
a relagdo entre a topologia da fratura e o fator de forma. Os meios fraturados dominados por
terminagdes de nds I resultam em fatores de forma menores do que os sistemas compostos por
outros tipos de nds de fratura. Este efeito estd diretamente relacionado a falta de conectividade.

As simulacdes realizadas nos cenarios bidimensionais mostraram que, em sistemas
fraturados com menos nos X e Y do que nds I, a equagdo usada para definir a conectividade

hidraulica f dard um resultado negativo. Essa descoberta impediu a extragdo adicional de
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propriedades como a permeabilidade equivalente ou o fator de forma com relacdo a
condutividade hidraulica f'do meio.

Os resultados apresentados demonstraram a relacdo direta do fator de forma com a
geometria das fraturas e o aspecto da intensidade da fratura e evidenciaram o impacto dessas
variaveis no fator de forma, no sentido que fraturas com melhor conectividade tém melhor
transferéncia de fluidos entre a rocha e as fraturas.

A analise comparativa demonstrou que os métodos analiticos sdo satisfatorios 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
cenarios reais, um DFN de um reservatorio do pré-sal, demonstrou que os métodos analiticos
ndo sdo eficientes para estimar a permeabilidade equivalente do meio fraturado, mesmo quando
o método analitico foi corrigido pelo uso da andlise topologica.

Também ¢ importante destacar a contribui¢do da teoria da topologia da fratura na
obtencdo de parametros de entrada para modelos de dupla porosidade e dupla permeabilidade,
como permeabilidade e fator de forma.

Sugere-se continuar a analise comparativa dos modelos 1philk, 2phi2k e DFN usando a
teoria de pseudoacoplamento para um modelo de reservatorio completo. Também ¢é importante

que trabalhos futuros considerem o efeito geomecanico sobre o fator de forma.
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Abstract: Fluid flow modeling of naturally fractured reservoirs remains a challenge because of the
complex nature of fracture systems controlled by various chemical and physical phenomena. A
discrete fracture network (DFN) model represents an approach to capturing the relationship of
fractures in a fracture system. Topology represents the connectivity aspect of the fracture planes,
which have a fundamental role in flow simulation in geomaterials involving fractures and the rock
matrix. Therefore, one of the most-used methods to treat fractured reservoirs is the double porosity-
double permeability model. This approach requires the shape factor calculation, a key parameter
used to determine the effects of coupled fracture-matrix fluid flow on the mass transfer between
different domains. This paper presents a numerical investigation that aimed to evaluate the impact
of fracture topology on the shape factor and equivalent permeability through hydraulic connectivity
(f). This study was based on numerical simulations of flow performed in discrete fracture network
(DFN) models embedded in finite element meshes (FEM). Modeled cases represent four
hypothetical examples of fractured media and three real scenarios extracted from a Brazilian pre-
salt carbonate reservoir model. We have compared the results of the numerical simulations with
data obtained using Oda’s analytical model and Oda’s correction approach, considering the
hydraulic connectivity f. The simulations showed that the equivalent permeability and the shape
factor are strongly influenced by the hydraulic connectivity (f) in synthetic scenarios for X and Y-
node topological patterns, which showed the higher value for f (0.81) and more expressive values
for upscaled permeability (kx-node = 0.1151 and ky-node = 0.1153) and shape factor (25.6 and 14.5),
respectively. We have shown that the analytical methods are not efficient for estimating the
equivalent permeability of the fractured medium, including when these methods were corrected
using topological aspects.

Keywords: carbonate reservoir; fracture network topology; shape factor; permeability

1. Introduction

Naturally fractured reservoirs (NFRs) are composed of various lithologies such as
shales, sandstones, carbonates, and igneous rocks and correspond to over 30% of the
global production [1]. Within this group, fractured carbonate reservoirs represent an
important part of the world’s oil and gas reserves (e.g., the Campos and Santos Basins in
Brazil and the Kwanza Basin in Angola) [2,3]. Characterization and numerical simulation
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of naturally fractured reservoirs represent a challenge because of their complex evolution
(diagenesis, geomechanics) and the effect of the coupled fracture-matrix relationship on
the fluid flow [4-8].

Mathematical modeling of fluid flow and transport in a fractured reservoir also
represents a challenging task. First, the acquisition of fracture systems attributes (e.g.,
aperture, length, orientation, spatial distribution, and topology) is complex because of the
need to integrate various scales and limited sampling through subsurface datasets (e.g.,
seismic, well logs, and cores) [9-11]. The scale of the fracture systems is an important
aspect to be considered in the fluid flow analysis of naturally fractured reservoirs because
it affects the connectivity of the fracture network (spacing, orientation, clustering, and
fracture intensity), as discussed by Nelson [12], Laubach [13], Berkowitz et al. [14], Roy et
al. [15], Laubach et al. [16], Sahu and Roy [17], and Silva et al. [18], among others. Second,
the main challenges are posed by the anisotropic nature of fracture systems controlled by
stress distribution and the rock heterogeneities [19] and the dual porosity phenomenon
when the rock matrix and the surrounding fractures behave as separated media with
variable grades of interaction [20]. Large fractures represent a crucial aspect in fractured
systems because it is often necessary to model them explicitly due to their singular effect
in numerical models [21].

There are different ways of modeling an NFR. One is the approach of equivalent
continuous medium, which assumes that the fluid flow in the geological medium,
including fractures, can be simulated in a representation of a porous medium with the
classical equations of flow and transport Another approach is the discrete fracture
network model (DFN), which considers the representation of fractures in the model, and
the flow simulation considers their influences. The main differences to flow simulation
between dual-porosity and discrete fracture models are related to time flow behavior
during the early phases of simulation because the saturation is modeled with different
efficiency [22]. A third approach to simulate an NFR is called hybrid-dimensional
modeling and involves the discretization of major faults and fractures, with the matrix
and small fractures represented as a continuous medium [23]. The main objective is to
facilitate mesh generation. DFN models allow better prediction of fluid flow and transport
phenomena than continuum models [24,25]. An advantage of the discrete fracture
technique is that it can explicitly consider the effects of discrete fractures on reservoir fluid
flow [26-28]. Thus, DFN models have become popular due their practical applications
[28]. The fluid flow through NFRs is highly heterogeneous, as flow develops through the
matrix and fractures because to the hydraulic head gradient [29-31]. Fluid flow in the rock
matrix is limited by the matrix permeability and if the fracture network allows, pressure
gradients will form in each block [32,33]. Thus, the permeability of the NFRs is not an
intrinsic property but changes strongly with the sampling and scale of characterization
[34]. Embedding fractures as discontinuities in finite element mesh (FEM) can adequately
represent the behavior of natural fractures in a hydraulic [18] and hydromechanical
numerical analysis [35,36]. This technique allows us to estimate equivalent permeability
in naturally fractured media. The advantage of using DFN models to compute the
equivalent permeability of fractured rocks through numerical analysis is linked to the
upscaling approach, which allows reaching computational efficiency and generating
reliable input data for double porosity-permeability models. The upscaling process is
achieved with the replacement of the fracture network with homogeneous grid blocks,
and the average flow can be adequately estimated [18,36-41].

The main objective of this work is to investigate the impact of fracture systems
geometry, based on analysis of topology, in the fluid flow in naturally fractured media.
Two fracture systems can exhibit the same geometrical elements regarding orientation
and trace length but present different node (where fracture planes terminates or cross
other fractures) arrangements [42]. The fracture topology can have different impacts on
the flow [41-44]. The hydraulic connectivity (f) is related to the fracture topology. This
variable allows obtaining an analytical value of equivalent permeability for the fractured
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medium using Oda’s [45] methodology, which considers discontinuous rock masses as
homogeneous, anisotropic porous media.

The double porosity approach is a computationally efficient and usually adopted
method to simulate the flow in the fracture-matrix system. The formulation of double
porosity-permeability involves the determination of fluid transfer between the matrix and
the fracture, related to the shape factor as previously mentioned, and this approach has
been evaluated by several authors [46-53]. Although several strategies have been
evaluated to enhance the predictions of fracture-matrix exchange in double porosity-
permeability models, most commercial formulations are based on the initial model of
fractured reservoirs as proposed by Warren and Root [46,54]. For irregular fracture
networks, which are more realistic, there is not a unique geometric method to estimate the
shape factor. Performing numerical simulation of models with discrete fractures aims to
predict the flow behavior [55]. Thus, we have performed numerical simulations to
compare the effect in the flow patterns regarding the application of the shape factor. We
have used hypothetical and real scenarios with different fracture topologies (I-nodes, Y-
nodes, and X-nodes) to provide a realistic investigation of the problem.

Our results showed the impact created by the arrangements of fracture nodes on the
fluid transfer term between the rock matrix and the fracture network, which is directly
related to the capacity of the fluid flow in the system, the shape factor, and the equivalent
permeability. The contribution of this paper is related to the proposition of an integrated
methodology that considers the adoption of topological pattern analysis for computing
the hydraulic connectivity number, regarding the influence of this parameter for the
numerical and analytical upscaling process of equivalent permeability and dual porosity
dual permeability shape factor for naturally fractured reservoirs.

2. Mathematical Formulation

The methodology adopted used DFN-based models to obtain equivalent
permeability fields and the shape factor and compared with solutions obtained for flow
properties using Oda’s model. This procedure considered the hydraulic connectivity (f) to
estimate the influence of each topological configuration. The shape factor was also
analyzed considering the hydraulic connectivity f from the topological analysis. The
mathematical form of the flow equation for double porosity-permeability systems is
presented in Equation (1), as proposed by Lewis and Schrefler [56].

As mentioned above, the shape factor and equivalent permeability are input values
for numerical simulation of the double porosity-permeability model. In Equation (1), the
term (a) refers to the fluid transfer term between the fractures and the rock matrix in a
naturally fractured medium and is related to the shape factor. Permeability is defined
within the source term in Equation (1) and is presented in more detail in Equations (2) and

(3) (ky)-

¢BE+V [pra] + (-D*a=0  i=12 )
a4, = —K/VR, @
= ®

n
where ¢ is the porosity, p¢ is the fluid density, q is the fluid flux vector, P is the
pressure and p is the fluid viscosity.

Below, we describe each of the stages of the methodology.

2.1. Topological Characterization of Fracture Network

An NFR may involve several fracture sets, which may or may not intersect each other,
and fractures can be described by a variety of geometrical attributes [28]. The geometry of
the fractures and the relationships between individual fractures or fracture sets control
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the flow properties [41]. Regarding the importance of fracture connections, the term
topology refers to the spatial relationships between fracture planes, and the topological
analysis can improve the analytical estimation of effective permeability in fracture
networks [41]. Topology defines the connections between fractures in a discretized
fracture network model as node counting and branch analysis. The proportions of
abutting Y-, crossing X-, and isolated I-nodes provide topological classification and node
type counting (Figure 1). Topology analysis can determine the dimensionless intensity,
frequency, orientation, and length of fractures. Sampling proportions of various types of
nodes provides a topological classification that can estimate the conductivity effect of the
network [42] (Figure 1).

¢ NodetypeX

A Node type |
® NodetypeY

Figure 1. Classification of node types. X type: fractures are crossed, I type: fracture start and end, Y
type: fracture abutment with another fracture. Modified from Sanderson and Nixon [38].

Seevik and Nixon [41] presented an innovative analytical method for the estimation
of effective permeability using topological parameters. They focused on analytical
upscaling to create a functional relationship between the effective permeability and the
fracture parameters.

The hydraulic connectivity fis the ratio between the actual effective permeability of
the network (upscaling) and the theoretical upper bound as defined by Oda [45]. In this
framework, the connectivity f considers the value of 1 (f= 1) in an idealized case of
fractures defined by two parallel planes, a classical representation of rock fractures in
numerical models [28]. For other idealized fracture geometries, f is a function of the
fracture intensity, defined as the total trace length per sampling area [41].

The value of hydraulic connectivity f is computed by conducting a numerical
simulation of fluid injection through the grid. The equivalent permeability obtained by
numerical simulation was also processed through Oda’s analytical method to define f. The
topological connectivity parameters were calculated and plotted with parameter f. We
have assumed that the hydraulic connectivity fis zero below the percolation threshold.

Using the maximum operator, the equation can be written as follows:

294-(4ny+2ny)

f =max(0, —2.13), 4)

any+2ny+n;

where n, is the number of nodes X, n, is the number of nodes Y and n; is the number
of I type nodes.

2.2. Discrete Fracture Model and Finite Element with Embedded Discontinuities

We used the mathematical development of the continuous approximation of
embedded discontinuities proposed by Beserra et al. [35], which was also applied by Silva
et al. [18]. This approach was implemented in the CODEBRIGHT in-house software
[57,58], a finite element-based code to perform numerical analysis of fluid flow in
deformable porous media in a fully coupled scheme. The embedding process, which
considers the triangular element with three nodes from the domain (length, band, and
width), is divided into two parts, isolating node 1 from nodes 2 and 3, as shown in Figure
2a. Darcy’s flow into the discontinuity is decomposed in a tangential and normal compo-
nent as is shown in Figure 2b.
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qn

(b)

Figure 2. (a) Finite element crossed by a discontinuity band. (b) The normal and tangential
components of fluid flow in fracture.

The formulation adopted in the present work considers that the fluid flow in a
fracture occurs in its direction. Therefore, we considered only the tangential component.
Darcy’s law can be written for continuum (qq) as follows:

qo = —KqVp, (5)

where K is the permeability tensor of the continuous part, and Darcy’s law for fracture
(a9 s

qs = —KVp, (6)

where K = kg/p.

The finite elements approach considers that the flow at the fracture will occur over
the entire element thickness. As presented by Silva et al. [18], to ensure that the element
transmissivity in the fracture direction is the same as the transmissivity of the embedded
fracture, the fracture permeability K is multiplied by the ratio h/l,. The resulting
Equation is:

h
q, = — TK®Hp, @)

where t is the discontinuity direction, h is the thickness of incorporated discontinuity,
and [, is the element size.

Because a fracture in a porous medium represents a preferred path for flow toward
discontinuity, it induces anisotropy in the direction of the fracture throughout the
medium. As a result, an effective permeability tensor for the element is given by:

q = —KVp 8)
h

Ko = (Kn + l—Kst®t) ©)
e

Two different permeability variation laws are adopted, one for the continuum
portion and the other for the fracture. Estimation of intrinsic fracture permeability ks can
be performed through models that consider fractures with rough walls or filled with
proppant material. We used the law of parallel plates in the models built for this research
[35,59].
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B2
ke =k, (E) (10)
where k, is the permeability in the continuum portion,  is the fracture thickness, and h,
the initial fracture aperture.

For the rock matrix, we adopted the isotropic permeability law, described as follows:

4
K=k, (i) (11)
b0
where ¢, is the initial porosity, ¢ is the porosity calculated after perturbations induced
by rock deformation, and A is a parameter to be determined experimentally [36,60].
The continuity equation that governs the fluid flow in the porous media, considering
a rigid medium and without gravitational effect, is given by:

a
O +V- [pa] = 0 (12)

where ¢ is the host rock porosity and q is the fluid flux vector given by Equation (8).
The fluid density is related to pore pressure according to the following expression:

pr= pfoeﬁ(P—po) (13)

where py, is the reference density, B is the fluid compressibility, p is the pressure, and
po is the reference pore pressure.

2.3. Calculation of Shape Factor for Dual-Porosity — Permeability Models

The finite element method with embedded discontinuities allowed monitoring the
fracture flow rate by applying the fluid flow Equation in the rock matrix to derive the
shape factor that best corresponds to the simulation results.

Assuming that the matrix is a homogeneous and isotropic medium, ¢,, represents
the porosity, f3,, the compressibility, k,, the permeability tensor, and p the viscosity, a
general expression of the Equation for matrix pressure, p,,(x,t), is given by:

0 St
[¢mﬁm —Pma(:f ) +V-qn=0 em 02x(0,T)
| K

=—-—Y ,t

{ Am u Pm(X, 1) (13)
| Pm(X,t) = ps for  Iyne X (0,T)
l Qm-n=0  for Iyx(0,T)

PmX ) =pmoe in 2X(t=0)

Considering the domain border 2 given by 92 = I}, U Iy where I},; represents
the matrix-fracture interface, Iy is the boundary on which the null flow is imposed, and
n is the normal vector of Iy outside the domain £, p; is the fracture pressure, and py,
is the initial matrix pressure.

Zimmerman et al. [59] developed two equivalent expressions to calculate the shape
factor, one based on the mean matrix pressure and the other with flow defined by 90.
Thus, the following expression is adopted to introduce the shape factor a(t):

5=() —
Vpn(x,t) 0~ Pu(®) —py (15)
&t
where pp,(t) is the measure of p,,(x,t) on domain 2:
o 1
P = 17 [ pnx 902 (16)
121 Jg

The parameter §t in Equation (15) measures the penetration depth of perturbation
into p,,(x,t) caused by py. Thus, the expression to calculate the shape factor is given by:
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| |
t) = —— 17,
a(t) 115t (17)
where |I,¢| denotes the area I, and a(t) is the transient shape factor.

We have adopted an expression to obtain the shape factor as a function of mean

pressure p,,, using the Gauss theorem and the balanced Equation (4), described as

follows:
[ 2 O)
at)= ——"— 18
kn(Pm(0)p;)  0C (18)
In the limit ¢t — oo, the stationary value of such a parameter is obtained.
Ao, = lim a(t) (19)

As @, is a geometric parameter, it does not depend on p; or the hydrodynamic
properties of the matrix.

2.4. Oda Tensor Approach for Equivalent Permeability Estimation

Oda [45] proposed an analytical method to compute equivalent fracture
permeability, which is widely used in DFN upscaling due to its efficiency [61,62]. For a
grid cell with known fracture areas, Ay, and transmissivities, T}, obtained from the DFN
model, an empirical tensor that considers only fracture geometry can be calculated as
follows:

N
1
F= szl fiAx T n®@n (20)

where F is the fracture tensor, V is the grid cell volume, N is the total number of
fractures in a grid cell, fj is the hydraulic connectivity for fracture k (generally assumed
to equal to 1), A is the area of fracture k, T}, is the transmissivity of fracture k, and n is
the components of a unitary normal to the fracture.

Oda’s permeability tensor is derived from F by assuming that F expresses fracture
flow as a vector along the fracture’s unit normal. Assuming that fractures are
impermeable in a parallel direction to their unit normal F must be rotated into planes of
permeability [63].

1
k= (FI-F) 1)

where Kk is the permeability tensor, F is the fracture tensor, I is the identity matrix, and
tr Fis the sum of the main diagonal of the fracture tensor. According to Elfeel [64], a
limitation to the application of Equation (21) is that fractures of any length will contribute
to the permeability value, including if fractures do not allow percolation in a cell.

3. Modeling of Studied Cases

The characteristics of models, four synthetic cases, and three real scenarios of a
Brazilian pre-salt reservoir, used to perform the proposed methodology are described
below.

3.1. Artificial Fractured Media

The synthetic 2D sections analyzed in this work were created based on scenarios
presented and tested by Silva et al. [18]. We have adopted changes in their models
regarding the dimensions and fracture characteristics as the apertures. The scenarios
consider four different topological patterns with different intensities and distribution of
fractures that allowed the analyses of the impact of the topology on the shape factor and
validating the results they present for the equivalent permeability (Figure 3).
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Figure 3. Synthetic scenarios of natural fracture systems (a) I-node; (b) X-node; (c) Y-node; and (d)
combination of XYI-nodes.

The quantification of topological fracture node types for each scenario (Figure 3) is
presented in Table 1.

Table 1. Quantity of fracture node type connections of synthetic scenarios 1, 2, 3, and 4.

Section Node I Node X Node Y Node XYI
Fractures 115 9 26 24
Pattern [ 230 - - 11
Pattern X - 13 - 14
Pattern Y - - 34 15

For all cases, the fracture intensity was calculated according to the method proposed
by Dershowitz and Einstein [24], which defines measures of fracture abundance by Pxy,
where x is the dimension of the sampling region and y the dimension of the measured
feature (e.g., Sanderson and Nixon [42]).

We used the P22 sampling technique (area of fractures per sampling area) to calculate
the relationship between the topology of the fractures and the equivalent permeability.
The dimensionless intensity calculated from the P22 analysis is given by P,, = N, L%/A =
Py * L, and it has dimensions [L™°] where L, is the characteristic length and is defined
as the arithmetic mean of the line lengths. We used a MATLAB® script to build the FEM
(parameterized meshes). After loading the fracture coordinates (endpoints) and apertures,
the script allows the extraction of the fracture permeability using the parallel plate theory
(Equation (10)). We consider the matrix as isotropic and of low permeability, which
simulates a tight reservoir scenario.

The simulation of hydraulic phenomena consisted of the injection of a single fluid-
phase (water) on the left side of the models and fluid production on the right side of the
domain. The fluid injection pressure was 55 Mpa, and the production pressure is 54.9
Mpa, leading to a pressure gradient of 0.1 MPa. The simulation was also conducted for all
scenarios considering a vertical flow, using the same pressure values (Figure 4).
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55 MPa
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23m
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Figure 4. Synthetic models with I-, Y-, and X-node combinations and boundary conditions were
used in the numerical simulation. (a) The horizontal fluid flow and (b) vertical flow.

For the simulations, we considered a single-phase flow governed by a nonlinear form
of Darcy’s law, the equivalent permeabilities computed from DFNs, and a flow-based
upscaling approach.

Thus, the numerical simulation was conducted to obtain the shape factor. In the FEM
used for simulations, the fractures were considered as flow lines. The shape factor was
calculated numerically using the discrete fracture model for all flow states until reaching
its pseudo-stationary value.

3.2. Real Fractured Reservoir Case: Brazilian Pre-Salt

The real case analyzed in our study is adapted from Falcao et al. [36]. They developed
several DFN models for a carbonate reservoir from the Brazilian pre-salt interval (Figure
5). Figure 5 shows the model used to extract fracture distribution examples (bidimensional
sections) used in this work. The Santos Basin pre-salt cluster is located in ultra-deep
waters, 2000 m approximately, and 290 km offshore from the Rio de Janeiro coast. This
cluster represents a prominent regional sequence covered by a continuous evaporitic
sequence. The reservoirs are mainly composed of carbonate rocks, laminites,
stromatolites, coquinas, and spherulites. Pre-salt development presents many challenges
like water depths, reservoir heterogeneities, oil with the content of COz in the gas phase,
and drilling challenges because of variable salt layer [65].
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Figure 5. (a) Geocellular model with a zone filled with fracture planes (DFN) developed for a pre-
salt reservoir [32]. (b) Location of a grid-cell extracted with a sub-sampling of DFN model. (¢) DFN
sample used for the extraction of 2D sections used in this study.

Figure 6 shows the three bidimensional scenarios, horizontal sections (slices),
extracted from the tridimensional cell from the pre-salt reservoir model shown in Figure
5c. Each 2D section (200 x 200 m) presents a different fracture intensity and spatial
arrangement. We have adopted the fracture parameters and coordinates used to compose
the 2D sections after the original work of Falcao et al. [36]. The first 2D model, section 1,
possesses 54 fracture planes (Figure 6a), the second, section 2, possesses 22 fractures
(Figure 6b), and the third case, section 3, 75 fractures (Figure 6¢). The building of the FEM
created from the sections shown in Figure 6 followed the same procedures used to build
the FEM from the artificial models shown in Figures 3 and 5.
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200 m

200 m
(b)

Figure 6. Bidimensional sections extracted from the 3D model cell (slices). (a—c) sections 1, 2, and 3,
with 54 fractures, 22 fractures, and 75 fractures, respectively.

Table 2 shows topological pattern values of each section shown in Figure 6. These
values are used in Equation (4) for the calculation of the hydraulic connectivity value f.

Table 2. Quantity of fracture node type connections of sections 1, 2, and 3 extracted from the
Brazilian pre-salt reservoir model cell (Figure 5).

Section 1 Section 2 Section 3
Fractures 54 22 75
Pattern [ 43 29 77
Pattern X 79 12 123
Pattern Y 12 3 23

4. Results
4.1. Artificial Scenarios

Figure 7 shows the results for the three artificial cases regarding the equivalent
permeability calculated with the horizontal flow simulation (direction x). Oda’s method
overestimates the equivalent permeability because it assumes that all the fracture planes
cross the entire sample. Permeability calculated using the Oda method with the hydraulic
connectivity f reached a better result, similar to the numerical simulation for the sections
with Y- and X-nodes. The calculation of permeability with (f) for the I-nodes case resulted
in negative values (not shown in the graph) because the values of n, and n, are zero,
which resulted in inconsistent outputs, and the 0 value is assumed.
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Figure 7. Equivalent permeability output obtained through the methods tested regarding the
simulation of horizontal flow in the synthetic cases (Figure 3).

It indicates that Oda’s method cannot compute the equivalent permeability for the
situation of topology dominated by I-nodes, which has no connection between fracture
planes. The corrected Oda’s method presented reliable results for the cases dominated by
X- and Y-nodes. The same aspect was demonstrated by Madden [66], that the geometric
mean of heterogeneous bodies could be used to predict the physical properties of a
homogenized matrix.

Figure 8 shows the results obtained for the equivalent permeability values obtained
through the vertical flow simulation (y-direction). Results are close to those obtained for
the horizontal flow (Figure 7) and agree with Silva et al. (2021). This similarity occurs
because the arrangement does not affect the flow pattern in the two situations (Figures 7
and 8).
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Figure 8. Equivalent permeability output obtained through the methods tested regarding the
simulation of vertical flow in the synthetic cases (Figure 3).

Figure 9 presents the shape factor behavior during the simulation for the synthetic
scenarios. The significant impact of the I-node-dominant topology is shown, and the
related curve reaches the pseudo-stationary state first, followed by the X-node and Y-node
curves (Figure 9). This effect demonstrates that the lack of fracture connections dramati-
cally affects the fluid transmissibility through the matrix.
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Figure 9. Computation of shape factor behavior with time for the synthetic scenarios.

The shape factor is defined when the curves flatten parallel to the X-axis. The
building of synthetic cases has considered similar dimensionless fracture intensities based
on the P22 distribution. This condition is important to assure that similar fracture areas
with different element distributions would be compared.

Figure 10 presents the dimensionless fracture intensity P22 percentage defined for
each synthetic case (Figure 10a) and the final shape factor value calculated for each case
(after reaching the pseudo-stationary state) (Figure 10b). The case dominated by the X-
node pattern shows the highest value of shape factor as expected because of the higher
connectivity relationships. A similar response is observed for Y-node dominated
topological patterns, while for combined (XYI) and dominated I-nodes scenarios, the
values are low. It leads to the evidence that the fracture crossing predominance induces a
more considerable matrix-fracture transfer and can impact the fluid flow for the dual-
porosity dual permeability media.

Fracture Intensity (P22) Shape Factor
10.0% 30

9.6% 25
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Figure 10. Computation of shape factor behavior with time for the synthetic scenarios.

Figure 11 shows the result of a cross-correlation between the computed equivalent
permeability and shape factor for each case. The patterns dominated by X-nodes and Y-
nodes show slightly higher equivalent permeability, which demonstrates the negative
impact caused by I-nodes in the X-Y-I pattern (Figure 11), and that the shape factor, re-
gardless of the fracture intensity, affects the permeability anisotropy [67].
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Figure 11. Cross-correlation between computed equivalent permeability and computed shape factor
of synthetic cases.

Table 3 shows the properties of the synthetic cases and results obtained through the
simulation: the equivalent permeability, factor f, and the shape factor. It demonstrated
that the lower shape factor values resulted from the influence of the I-node terminations.

Table 3. Summary of synthetic cases characteristics and the computed equivalent permeability and
shape factor related to their hydraulic connectivity f.

Section Node I Node X Node Y Node XYI
Fractures 115 9 26 24
Pattern I 230 - - 11
Pattern X - 13 - 14
Pattern Y - - 34 15

Hydraulic Connectivity f 0.0 0.81 0.81 0.48
Matrix k (mD) 0.1 0.1 0.1 0.1
Keq x-Numerical (mD) 0.0107 0.1151 0.1153 0.1154
Keq x-Oda’s (mD) 0.0506 0.1390 0.1490 0.1406
Keq x—f correction (mD) 0.0 0.1126 0.1149 0.0670
Shape Factor 6.54 25.6 14.5 4.64

4.2. Numerical Simulation of Real Fractured Reservoir Scenarios of Brazilian Pre-Salt Interval

Figures 12 and 13 show the results of equivalent permeability computed through
Oda’s method, and Oda’s method corrected with hydraulic connectivity and numerical
simulation for horizontal and vertical flow for the three real cases (Figure 6). For the
horizontal flow situation, Oda’s method yielded higher values of equivalent permeability,
and it overestimated the numerical simulation results, which showed slightly lower
values (Figure 12). Application of the Oda method corrected with the hydraulic
connectivity fresulted in the lowest values for the equivalent permeability, compared to
the numerical simulation. This effect results from the influence of I-node fractures, and
the opposite is observed for Oda’s analytical solution (Figure 12). De Dreuzy [68]
demonstrated a significant coupling between flow heterogeneities at the fracture scale and
flow heterogeneities at the network scale that cannot be solved through the hydraulic
connectivity approach, as observed in real cases presented here. For section 2, the value
of hydraulic connectivity f was 0 due to the high number of I-node fractures compared to
the X- and Y-node types (Figure 6b). Thus, Equation (4) becomes negative, which implies
a lack of coherency.
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Figure 12. Equivalent permeability output obtained through the methods tested regarding the
simulation of horizontal flow in the three real cases from the pre-salt reservoir model (Figure 6).

Figure 13 presents the results for the calculation of permeability regarding the
vertical flow scenario. The results showed higher values, in certain cases, more than the
double extracted with each method, compared to the horizontal flow scenario (Figure 12).
It occurs because the fracture planes are aligned with the flow direction. Values computed
for sections 1 and 3 show a significant difference between the numerical and analytical
results obtained with Oda’s model. As observed with the synthetic cases, this effect occurs
because this method assumes that the fracture planes cross the entire model area. After
the application of the correction factor to the topological aspect, the result becomes close
to the numerical solution. Again, this result shows the influence of the I-node fractures in
the transmissibility phenomena.
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Figure 13. Equivalent permeability output obtained through the methods tested regarding the
simulation of vertical flow in the three real cases from the pre-salt reservoir model (Figure 6).

Figures 14 and 15 show the cross-correlation of the computed equivalent
permeability and the hydraulic connectivity f calculated with the topological analysis for
the horizontal and vertical flow scenarios, respectively, for the three real cases treated. For
the horizontal flow scenario, results obtained with Oda’s method are the closest to the
result reached with numerical simulation. For this specific scenario, the hydraulic
connectivity does not help to achieve a reliable solution. However, the value of hydraulic
connectivity fis efficient to demonstrate the impact of the topological I-nodes in the three
real cases analyzed.
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Figure 14. Cross-correlation plot between computed equivalent permeability and the hydraulic
connectivity factor found through the topological analysis regarding the horizontal flow for the
three bidimensional sections modeled after the pre-salt reservoir.

For the vertical flow scenario, sections 1 and 3 show a similar correlation for the
factors analyzed, and section 2 presents a remarkable difference relate to the connectivity
effect (Figure 15). As observed for the horizontal flow scenario, the hydraulic connectivity
f has a similar pattern because it does not depend on the direction of the flow in the
fractured medium.

1000

o
£ °
= 800
=
% L
s 600 A
1S o
% 400 , n -
]
= 200
2
3
S 0w
0 0.2 0.4 0.6
Hydraulic Connectivity f
A Section 1 - Numerical ® Section 1- Oda's
m Section 1- Oda’s + f A Section 2 - Numerical
@ Section 2 - Oda's M Section 2 - Oda’s + f
A Section 3 - Numerical @ Section 3- 0da’s
W Section 3 - Oda’s + f

Figure 15. Cross-correlation plot between computed equivalent permeability and the hydraulic
connectivity factor found through the topological analysis regarding the vertical flow for the three
2D sections modeled after the pre-salt reservoir.



Energies 2021, 14, 5488

17 of 25

Figure 16 shows the shape factor calculated as a function of time for the three real 2D
sections. The curves show the influence of fracture density on fluid transfer between the
fracture network and the matrix. For section 2, which has only 23 fractures, it takes longer
to reach a pseudo-stationary state. As observed above, the lack of coherence for the
connectivity factor for section 2 prevents a better comparison of correlation with other
parameters.
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Figure 16. Graph showing prediction of shape factor behavior with time for the three real sections
after the pre-salt reservoir model.

Figure 17 presents a cross-correlation, a comparison between the dimensionless
fracture intensity P22 (the relationship between the area of fractures over the area of the
section) Figure 17 (a), and the shape factor related to the topology patterns of fracture
networks for the three 2D sections derived from the pre-salt reservoir model Figure 17 (b).
The section 3 presents the higher fracture intensity and the lower shape factor (Figure 17).
The section 2, dominated by I-node endings, shows the higher shape factor and the lower
fracture intensity.

Fracture Intensity (P22) Shape Factor
0.003% 03
0.002% 025
02
0.002%
015
0.001%
01
0.001% 005 .
0.000% - o
Section 1 Section 2 Section 3 Section 1 Section 2 Section 3

Figure 17. (a) Comparison between fracture density, P22 (relationship of fracture area over the
matrix area), (b) Computed shape factor for the three 2D sections extracted from the pre-salt
reservoir model.

Figure 18 shows cross-correlation between the shape factor value at its stationary
state and the calculated hydraulic connectivity f for each 2D section. Section 3 presents
lower values for these two parameters, due to the influence of I-node fracture endings.
However, section 3 presents the highest fracture intensity, as shown in Figure 17. Section
2 presents zero value for the shape factor due to the lack of connectivity caused by the
dominance of I-node fractures, and the lack of coherence prevented correlation. Section 1
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presents a higher connectivity shape value and, relatively, the higher shape factor of the
three sections.
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Figure 18. Cross-correlation between computed shape factor and hydraulic connectivity f for the
three 2D sections of the pre-salt reservoir model.

Figure 19 shows the correlation between computed equivalent permeability and the
shape factor calculated from the topological scenarios with X- and Y-node types. Section
3 presents a lower shape factor but higher equivalent permeability. Section 2 shows
markedly higher values of shape factor but slightly lower equivalent permeability values
than section 3. Section 2 also presents the highest shape factor but relatively lower
equivalent permeability to sections 1 and 3.
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Figure 19. Cross-correlation between equivalent permeability and the shape factor regarding the X-
and Y-node types fractures for the three real scenarios of the pre-salt reservoir model.

Table 4 shows the properties of the three 2D sections extracted from the pre-salt
reservoir model and results obtained through the simulation: the equivalent permeability,
factor f, and the shape factor. This integration highlights the relationship between the
topological patterns and the resulting equivalent permeability. It also points to the
importance of defining both the number of connections between fracture planes and the
number of I-node types present in the DFN because it controls the permeability effect and
the interaction of fluid between fractures and rock matrix.
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Table 4. Summary of real cases characteristics and the computed equivalent permeability and shape

factor related to their hydraulic connectivity f.

Section 1 Section 2 Section 3
Fractures 54 22 75
Pattern 1 43 29 77
Pattern X 79 12 123
Pattern Y 12 3 23
Hydraulic Connectivity f 0.48 0.0 0.44
Matrix k (mD) 343.28 343.28 343.28
Keq x-Numerical (mD) 369.44 375.21 410.45
Keq x-Oda’s (mD) 407.37 409.56 464.52
Keq x-f correction (mD) 195.51 0.0 205.27
Keq y-Numerical (mD) 544.67 385.64 586.92
Keq y-Oda’s (mD) 705.02 488.73 913.90
Keq y—f correction (mD) 338.36 0.0 403.85
Shape Factor 0.1964 0.2766 0.0689

We present a ternary diagram in Figure 20a that shows the percentage of each
topology pattern for the three sections studied. Figure 20b shows a bar chart with the
value for the hydraulic connectivity factor for the same sections. The hydraulic
connectivity f tends to be higher in the sections with a higher percentage of X- and Y-
nodes. However, it does not indicate higher equivalent permeability fields, and the
definition of topological aspects may be essential to constraining hydraulic simulations in

fractured media.
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Figure 20. (a) Ternary diagram with the relationship between the topological patterns I, Y, X, used
to classify the DFNs according to their connectivity and (b) Comparison of hydraulic connectivity

between sections.

The results showed the main effects of topology variations in upscaled permeability
tensor estimation and shape factor, considering a low and fixed matrix permeability (e.g.,
tight reservoir). This work provided an analysis of fracture patterns influence (type and
degree of connections) in the cell scale used in reservoir simulation.

5. Discussion

There are many advancements since the early works on the numerical modeling of
geological scenarios. Jing and Stephansson [44] showed that applying a mathematical
formulation to represent fractured rocks cannot be arbitrary, and it must relate to the
topological properties of the fracture network. Haddad et al. [69] showed that the
heterogeneity of fractured reservoirs profoundly affects the rate of mass transfer between
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the fracture system and matrix blocks. One of the heterogeneity sources is related to the
variable fracture intensity.

In this study, we successfully used embedded discontinuities in FEM-based models,
regarding real and artificial scenarios, of fractured porous media to execute flow
simulations. A similar approach was also successfully used for real cases in Brazilian pre-
salt reservoirs by Falcao et al. [36].

Performing numerical simulation with the incorporated discontinuities has
demonstrated reliability for fluid flow simulation in fractured media, including coupled
simulations [70-76]. This method presents an alternative to the classical techniques based
on the use of interface elements. It also represents an alternative for analysis that requires
the repeated rewiring of the geometry, as observed in discrete fracture methods in which
fractures are represented explicitly in the model [77,78]. The approach allows representing
fractures with lines and surfaces [79]. This technique also presents the advantage of
reducing the computational costs and simplifies the discretization process of fractured
media [35] and directly includes the fracture contribution into the matrix without any
spatial portioning.

The artificial and real case models treated here were built with the FEM method, and
the flow simulations performed allow calculating the equivalent permeability and the
shape factor for all the scenarios. The 2D real scenarios were built from a cell extracted
from a larger DFN model of a reservoir from the Brazilian pre-salt interval [36]. Three
horizontal slices were acquired from a 3D cell and provided three bidimensional sections
with proper fracture sets. The simulations allowed us to evaluate the impact of fracture
topology and highlight aspects of the computation of equivalent permeability and shape
factor in the fractured medium. Fracture topology handles the generalization of spatial
relationships as the connectivity and continuity of fracture planes. It refers to properties
that are unchanged by the continuous transformation of the space in which the fractures
are embedded, the deformation (strain) of the geometrical properties (lengths and angles),
a concept familiar in many areas of geology [18,42]. Topological analysis of NFRs is
fundamental to predict the hydraulic connectivity f, which involves the fracture network
and the rock matrix in classical dual-porosity problems. Besides the numerical simulation,
we used Oda’s analytical method, and the correction applied to this method according to
Seaevik and Nixon [41]. The correction considers the fracture system connectivity and
fractures characteristics using the quantification of topological fracture node types.
Although these authors do not compare results with Oda’s original method, several
authors have made advances in this analytical method and shown the need to consider
other representative parameters to represent the permeability tensor of fractured media
more realistically [78,80,81]. Fumagalli et al. [78] implemented the embedded discrete
fractures technique and compared the simulations with Oda’s method used in a
commercial simulator. Their results showed the accuracy of the embedded fracture
models compared to the analytical method.

Considering the correction to Oda’s method provided by the topological analysis, the
hydraulic connectivity fis used to represent a new parameter in the general equation of
Oda’s tensor. Results obtained through simulation for the synthetic cases with X- and Y-
nodes were similar to the values obtained with the corrected Oda method. This outcome
demonstrates the importance of analyzing the hydraulic connectivity f to estimate
equivalent permeability [43,82].

Silva et al. [18] presented a numerical tool for fracture modeling, which was tested in
synthetic bidimensional models of fractured media. They analyzed the capacity of FEM
models with embedded discontinuities to calculate upscaled equivalent permeability and
the influence of topological patterns in the flow. These authors analyzed the influence of
topological patterns in the equivalent permeability. They concluded that the fracture
intensity, connectivity, and topology pattern play an important role in the upscaled
permeability. These authors demonstrated the reduced equivalent permeability of
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fracture networks dominated by I-nodes, due to the lack of connectivity, compared to
networks with X- and Y-node patterns, as was also found by the present study.

Lahiri [83] performed the calculation of the effective permeability of a fracture
network and used topological connectivity through analytical expressions, considering
fractal and multifractal distributions. The author concluded that the permeability of
fracture systems increases rapidly with the growth in length of the branch segments.
Longer branch segments in fracture networks play a critical role in determining the
permeability of the fractured reservoir. We found similar results in the calculation of
equivalent permeability through topology analysis of the real cases. Larger branches of
fracture systems tend to have more connectivity with other fracture planes, but I-node
fractures tend to form short planes.

The shape factor was first introduced by Barenblatt et al. [84]. In this approach, the
matrix and the fractures are divided into two continuum systems: The fractures are
considered the main global flow paths (fractures have high permeability and low storage
capacity), while the rock matrix is the main fluid storage sink (the matrix blocks present
high storage and low permeability). The two systems are connected, and they interact
either directly or indirectly with the global connection neighboring fractures. The concept
of double porosity was extended and applied to reservoir engineering by Warren and
Root [46], mainly for pressure test analysis. They developed a method based on the
general premise that fractures are evenly spaced and allow for variations in fracture width
to satisfy real anisotropy conditions in a naturally fractured reservoir. The fracture-matrix
transfer term, governed by shape factor, cannot be represented by pseudo-steady-state.
Rather, it involves transient periods of variable magnitude depending on the considered
flow case. Furthermore, the shape factor is not just a value. The deficient concept of the
pseudo-state transfer assumption explains why a certain controversy developed around
the definition of the shape factor [85]. The fracture-matrix transfer problem involves a
time convolution between fracture flow conditions. The actual flow occurs within the
matrix medium.

Certain works have developed transient methodologies to obtain the shape factor,
regarding the time effect, and a real representation of the fracture matrix interaction
regarding the production or injection processes in the reservoir [23,47,51-53,86-90].
Rostami [91] demonstrated that the shape factor is a function of time, and its value could
be different for regular and irregular shapes.

The analysis performed in this study considered a novel approach to obtain the shape
factor as a function of time and compared the equivalent permeability computed through
numerical simulation with analytical methods corrected with topological analysis in
bidimensional artificial and real scenarios. The most relevant result demonstrated the
influence of the I-node topology feature on the flow in fractured media. Fracture networks
dominated by I-node types hinder the transfer effect between the fractures and the rock
matrix, and the impact in the equivalent permeability can be relevant, despite the fracture
density. Thus, the arrangement of fractures that influences the topological nodes and the
hydraulic connectivity can provide a simplified and fastened estimate of fluid control
parameters (permeability and shape factor) for numerical simulations of fractured
reservoirs.

6. Conclusions

Numerical simulations were successfully performed to obtain the effective
permeability regarding artificial and real cases with dual-porosity in fractured media built
with FEM models. The results were compared with data obtained through analytical
methods, corrected with topological analysis of fracture systems (I-nodes, Y-nodes, and
X-nodes).

Results showed the impact of connection between the fractures and the behavior of
properties directly related to flow, such as permeability. The analysis demonstrated the
relationship between the fracture topology and shape factor. Fractured media dominated
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by I-node terminations result in smaller shape factors than systems composed by other
fracture node types. This finding is directly related to the lack of connectivity.

Simulations performed on the scenarios showed that in fractured systems with fewer
X- and Y-nodes than I-nodes, the equation used to define the fracture connectivity fwill
return negative results. This finding prevented the further extraction of properties such
as equivalent permeability or the shape factor regarding the hydraulic conductivity f of
the medium.

The results presented demonstrated the direct relationship of the shape factor with
the geometry of the fractures and the fracture intensity aspect and evidenced the impact
of these variables on the shape factor.

The comparative analysis demonstrated that the analytical methods are satisfactory
to estimate equivalent permeability of idealized fractured systems. These represent
artificial cases in terms of the fracture density and the connectivity factor. However, the
test with real scenarios, a DEN from a pre-salt reservoir, demonstrated that the analytical
methods are not efficient to estimate the equivalent permeability of the fractured medium,
including with the corrected analytical method by using topological analysis.

The study reinforces the contribution of the fracture topology theory in obtaining
input parameters for double porosity and double permeability models such as
permeability and shape factor.

As a recommendation for the work evolution, one can consider the variable aperture
and cement filling due to diagenetic effects in fractures, which is crucial to reproduce
realistic models. The adoption of a coupled hydro-mechanical approach should be
considered in further developments to establish the effect of fractured media (matrix rock
and fractures) and stress-strain in the upscaled process need to be analyzed.
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