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RESUMO 

 

Campos de óleo pesado são caracterizados pela alta viscosidade, e por consequência, baixo 

escoamento nos fluidos do reservatório, dificultando e muitas vezes impossibilitando a 

recuperação por meios da descompressão da rocha-reservatório. A injeção de vapor aquecido 

se mostra como a técnica mais efetiva, visto que aumenta a temperatura do fluido, reduzindo 

assim sua viscosidade e aumentando seu escoamento em direção ao poço produtor. Dessa 

forma, foi realizado um estudo de recuperação avançada utilizando a injeção de vapor em um 

campo de óleo pesado com características semelhantes às encontradas na Bacia Potiguar do 

nordeste brasileiro. Para tanto, foi criado um modelo numérico de reservatórios com um padrão 

de injeção de 1/4 de five spot invertido utilizando o simulador tNavigator da empresa Rock 

Flow Dynamics. Nele foram realizados estudos de refinamento dos blocos (levando em 

consideração o tempo de simulação e o Fator de Recuperação), ajuste de histórico (avaliando a 

Porosidade Media da Formação, a Permeabilidade média da Formação Horizontal, a Razão 

entre a Permeabilidade Vertical e Horizontal, Saturação de óleo Residual e Expoentes do 

Modelo Analítico de Corey para a Água e para o Óleo), otimização da vazão (avaliando a Razão 

Instantânea Vapor Óleo e o Fator de Recuperação) e avaliação dos parâmetros operacionais e 

térmicos da jazida (utilizando como parâmetros para a avaliação, a Vazão de Injeção, o Título 

de Vapor, o Intervalo de Completação, a Condutividade Térmica da Formação, a Capacidade 

Volumétrica da Rocha, o Fator de Recuperação a Razão Instantânea Vapor Óleo) . Os resultados 

mostraram que para o estudo do ajuste de histórico da vazão de produção, foi obtida uma 

diferença entre os dados de histórico de vazão e simulados de 4,787x10-17. Garantindo desta 

forma um ajuste satisfatório do modelo numérico. Na etapa de estudo de otimização da vazão 

a partir do critério do Fator de Recuperação e da Razão Vapor-Óleo, foi obtida a vazão de 20 

m3 std/dia como a mais adequada para esse estudo. Por fim, com relação ao estudo paramétrico, 

foi observado que as variáveis que estatisticamente mais influenciaram positivamente para o 

aumento no Fator de Recuperação foram a vazão de injeção e o título de vapor. A vazão de 

injeção contribuiu com 78% de influência na análise estatística de Pareto, enquanto o título de 

vapor, 43,07%. A análise dos parâmetros térmicos indicou que, ao final do tempo de injeção, 

valores maiores da condutividade térmica da formação (cond= 611,2 kJ/m dia K) melhoraram 

o Fator de Recuperação, mas também resultaram na maior necessidade de vapor dada pelo 

aumento da razão vapor óleo. 

 

Palavras-chave: recuperação avançada; simulação numérica; injeção de vapor aquecido; 

análise paramétrica. 

 

 

 

  



ABSTRACT 

 

Heavy oil fields are characterized by high viscosity, and consequently, low fluid flow in the 

reservoir, making recovery difficult and often impossible by means of decompression of the 

reservoir rock. The injection of heated steam is the most effective technique, since it increases 

the temperature of the fluid, thus reducing its viscosity and increasing its flow towards the 

producing well. Thus, an advanced recovery study was carried out using steam injection in a 

heavy oil field with characteristics similar to those found in the Potiguar Basin in northeastern 

Brazil. For this purpose, a numerical model of reservoirs with an inverted 1/4 five-spot injection 

pattern was created using the Rock Flow Dynamics tNavigator simulator. In it, block refinement 

studies were carried out (taking into account the simulation time and the Recovery Factor), 

historical adjustment (evaluating the Average Porosity of the Formation, the Average 

Permeability of the Horizontal Formation, the Ratio between Vertical and Horizontal 

Permeability, Residual Oil Saturation and Corey Analytical Model Exponents for Water and 

Oil), flow optimization (evaluating the Instantaneous Oil Vapor Ratio and the Recovery Factor) 

and evaluation of the operational and thermal parameters in the field (using as parameters for 

the evaluation, the Injection Flow, the Steam Title, the Completion Interval, the Thermal 

Conductivity of the Formation, the Volumetric Capacity of the Rock, the Recovery Factor and 

Instantaneous Vapor Oil Ratio). The results showed that for the study of the adjustment of the 

production flow history, a difference between the flow history and simulated data of 4.787x10-

17 was obtained. Ensuring in this way a satisfactory fit of the numerical model. In the flow 

optimization study stage based on the Recovery Factor and Vapor-Oil Ratio criteria, a flow of 

20 m3std/day was found as the most adequate for this study. Finally, regarding the parametric 

study, it was observed that the variables that statistically most positively influenced the increase 

in the Recovery Factor were the injection flow rate and the steam title. The injection flow 

contributed with 78% of influence in the Pareto statistical analysis, while the steam title, 

43.07%. The analysis of the thermal parameters indicated that, at the end of the injection time, 

higher values of the thermal conductivity of the formation (cond= 611.2 kJ/m day K) improved 

the Recovery Factor, but also resulted in a greater need for steam given by the increase in the 

vapor-to-oil ratio. 

 

Keyword: advanced recovery; numerical simulation; hot steam injection; parametric analysis. 
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1 INTRODUÇÃO 

 

 Um campo de petróleo é considerado como campo maduro quando se encontra em um 

estágio de exploração avançado de maneira suficiente para que sua produção se encontre em 

declínio, e devido a esse declínio, é normal o abandono destes poços por parte das grandes 

operadoras, mesmo que os mesmo ainda tenham grandes quantidades de óleo e gás a ser 

explorado. (SOUZA, 2002). 

Durante o projeto de implementação da injeção de vapor, existem diversos passos e 

variáveis que precisam ser consideradas e analisadas de forma global e unitária, o que tornaria 

o processo extremamente complexo de ser feito por trabalho humano. Dentre esses passos, 

pode-se citar a geração de modelos estáticos e dinâmicos com base nas características da 

formação a ser modelada. O passo seguinte, consiste em se calibrar esse modelo através de um 

estudo de ajuste de histórico de modo a tornar os estudos de previsão (etapa posterior) mais 

representativo dos possíveis cenários a serem gerados. Por fim, é importante destacar que o 

estudo e gerenciamento de reservatórios deve estar pautado por premissas e estudos econômicos 

de modo a tornar viável um projeto de desenvolvimento de um campo de petróleo.  

Uma das ferramentas mais utilizadas na indústria do petróleo são simuladores numéricos 

de reservatórios. São caracterizadas por serem extremamente robustas e amplamente utilizadas 

na implementação de métodos numéricos bem como no gerenciamento do reservatório como 

um todo (CASTIÑEIRA, 2008; GILMAN; OZGEN, 2013; RIBEIRO, 2018). 

Desta forma, este trabalho tem como base no estudo de recuperação avançada de um 

campo de petróleo com características rocha-fluidos semelhantes às encontradas na nos campos 

de óleo pesado da Bacia Potiguar pertencente ao nordeste brasileiro.  Para auxiliar nesta 

pesquisa, foram desenvolvidos estudos de ajuste de histórico com base na produção de óleo 

ajustada ao modelo de numérico recém-criado. Além disso, foram realizados estudos 

paramétricos operacionais e térmicos da rocha-reservatório para se analisar possíveis melhorias 

no FR para os diversos cenários analisados. 

Para o desenvolvimento dos estudos, um modelo numérico de reservatório no simulador 

tNavigator da empresa Rock Flow Dynamics foi construído. Foi usado como esquema de 

injeção o modelo ¼ de five spot invertido em vinte anos de simulação em um reservatório com 

as seguintes dimensões: 100m x 100m x 30m, onde da espessura de 30m, 25m são de zona 

produtora de óleo e 5m de zona produtora de água. 
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 O decorrer do presente capítulo, apresenta um breve resumo acerca dos capítulos 

desenvolvidos no presente trabalho. 

 O capítulo 2 (revisão bibliográfica), mostra um breve resumo acerca dos conceitos e da 

importância da técnica de ajuste de histórico. Além disso, é abordada e importância e a 

aplicabilidade dos métodos térmicos usados como metodologia de recuperação avançada, 

trazendo também alguns locais onde essa técnica já foi aplicada com êxito. 

 O capítulo 3 (metodologia), mostra os materiais e métodos usados na confecção deste 

trabalho, desde as propriedades de entrada quanto o planejamento dele. 

 O capítulo 4 (resultados e discussão), traz os resultados obtidos e as análises realizadas 

após a aplicação da metodologia deste trabalho. 

E por fim, o capítulo 5 (conclusões e recomendações) exibe as conclusões obtidas para 

os cenários avaliados da injeção de vapor em reservatórios de óleo pesado. É mostrado também 

as recomendações para futuros trabalho na área. 
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Capítulo II 

Revisão Bibliográfica 
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2 REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

2.1 Propriedades dos fluidos e das rochas 

 

 Para um entendimento melhor deste trabalho algumas propriedades dos fluidos e das 

rochas serão definidas. 

 

2.1.1 Propriedades dos fluidos. 

 

Grau API (°API): é uma função hiperbólica da densidade, amplamente utilizada na 

indústria do petróleo para representar a viscosidade do óleo. Expressa na forma da Equação 1. 

No presente trabalho, o óleo utilizado tem °API de 14 

°𝐴𝑃𝐼 =
141,5

𝑑60 60°𝐹⁄  
− 131,5 (1) 

onde 𝑑60 60°𝐹⁄  representa uma relação entre a densidade do fluido e da água a 60 °F. 

Fator volume-formação de óleo (𝐵𝑜): é definido como a razão entre o volume que a fase 

líquida de óleo e gás dissolvido ocupa em condições quaisquer de pressão e temperatura e o 

volume que permanece na fase líquida quando a mistura entra em condições de superfície. 

Podendo ser expresso pela Equação 2. 

𝐵𝑜 =
𝑉

𝑉𝑜
 (2) 

onde 𝑉 representa o volume do fluido (óleo e gás dissolvido) em uma condição de pressão e 

temperatura especifica e 𝑉𝑜 o volume do óleo no tanque de produção (nas condiçoes padrão). 

Fator volume formação de gás (𝐵𝑔): define-se como a relação entre o volume que um 

gás ocupa em uma determinada condição de temperatura e pressão e o volume que o mesmo 

ocupa nas condições de reservatório. Como pode ser visto pela Equação 3. 

𝐵𝑔 =
𝑉

𝑉𝑜
 (3) 
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onde 𝑉 representa o volume do fluido (óleo e gás dissolvido) em uma condição de pressão e 

temperatura especifica e 𝑉𝑜 o volume do gás no tanque de produção (nas condiçoes padrão, 

defnidas posteriormente no texto). 

 Essa propriedade também pode ser representada pela Equação 4. 

𝐵𝑔 =
𝑝0

𝑇0
∗

𝑍𝑇

𝑃
 (4) 

onde 𝑝0 e 𝑇0 representam as condições padrão. O API (American Petroleum Institute) define 

como condições padrão os valores de 𝑝0 = 1 atm e 𝑇0 = 15,6 °C. A Agência Nacional do Petróleo 

(ANP) define como condições padrão, os valores de 𝑝0 = 1 atm e 𝑇0 = 20 °C. 

Razão de solubilidade (𝑅𝑆): relação entre o volume de gás que está dissolvido no óleo 

nas condições standard, e o volume de óleo que será obtido da mistura também expresso nas 

condições de standard . Dada pela Equação 5. 

𝑅𝑆 =
𝑉𝑔𝑑𝑖𝑠𝑠𝑜𝑙𝑣𝑖𝑑𝑜

𝑉𝑜
 (5) 

onde 𝑉𝑔𝑑𝑖𝑠𝑠𝑜𝑙𝑣𝑖𝑑𝑜
 representa o volume de gás dissolvido na mistura medido nas condições de 

superfície e 𝑉𝑜 o volume de óleo a ser obtido nas condições de reservatório. 

Fator de compressibilidade (Z): relação entre o volume que uma certa massa de gás 

ocupa em certas condições de pressão e temperatura e o volume que a mesma ocuparia nas 

mesmas condições de temperatura e pressão se fosse um gás ideal. Esta pode ser obtida pela 

Equação 6. 

𝑍 =
𝑉𝑟𝑒𝑎𝑙

𝑉𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙
 (6) 

E para consideração de um gás ideal, também podemos obter 𝑍 pela Equação 7. 

𝑍 =
𝑃𝑉

𝑛𝑅𝑇
 (7) 

onde 𝑉𝑟𝑒𝑎𝑙 é o volume que uma certa massa de gás ocupa em uma condição de temperatura e 

pressão qualquer,  𝑉𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 é o volume da mesma massa de gás nas condições ideias, P é a pressão, 

V é o volume, n é a quantidade de moles do gás, R a constante universal do gás e T a 

temperatura. 
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Equação de Estado (Peng, Robinson (1976)): expressão que relaciona a pressão, a 

temperatura e o volume de um gás ou líquido, com o objetivo de modelar o comportamento de 

fluidos. Esta pode ser obtida através das Equações 8, 9, 10, 11 e 12. 

𝑃 =
𝑅𝑇

𝑉𝑚 − 𝑏
−

𝑎𝛼

𝑉𝑚
2 + 2𝑏𝑉𝑚 − 𝑏2

 (8) 

 

𝑎 =
0,45724 ∗ 𝑅2 ∗ 𝑇𝑐

2

𝑃𝑐
  (9) 

 

𝑏 =
0,07780 ∗ 𝑅 ∗ 𝑇𝑐

𝑃𝑐
 (10) 

 

𝛼 = (1 + (0,37464 + 1,54226 ∗ 𝜔 − 0,26992 ∗ 𝜔2) ∗ (1 − 𝑇𝑟
0,5))

2

 (11) 

 

𝑇𝑟 =
𝑇

𝑇𝑐
 (12) 

 

onde R representa a constante universal do gás, T a temperatura, Pc a pressão crítica, Tc a 

temperatura crítica, Vm o volume molar, Tr a temperatura reduzida e w o fator acêntrico do 

gás. 

 Para a modelagem da viscosidade do óleo a seguinte fórmula foi utilizada de acordo 

com manual do tNavigator (ROCK FLOW DYNAMICS, 2018): 

𝜇𝑜(𝑇)= ∏ 𝜇(𝑘,𝑜)
𝑓𝑘(𝑥𝑘,𝑜)

𝑘          (13) 

Onde a componente de viscosidade do óleo μk,o(T) pode ser especificada com função da 

temperatura usando tabelas de viscosidade do óleo no tNavigator ou usando correlações 

apropriadas para o modelo composicional térmico. Neste trabalho, foram utilizados dados 

tabelados obtidos a partir de trabalhos de Gurgel (2015). 

O parâmetro fk(x) pode ser especificado de acordo com a fração molar de cada 

componente presente no modelo de fluidos. 
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Modelo black oil: Em um simulador numérico que opera no modelo de black oil, o 

tratamento matemático envolve funções da pressão e da temperatura do reservatório. Para esse 

modelo, admite-se que cada uma das fases presentes no reservatório seja constituída de um 

único componente. Ou seja, a fase óleo é composta apenas do componente óleo (mesmo que o 

óleo seja composto por diversos hidrocarbonetos), a fase água é apenas água, bem como a fase 

gasosa é composta apenas pelo componente gás, mesmo que esse seja uma amálgama de 

hidrocarbonetos leves. 

Modelo composicional.: O tratamento matemático de um modelo composicional 

considera tanto a pressão e a temperatura do reservatório, como também as composições das 

diversas fases eventualmente presentes no meio poroso. Nesse modelo, a fase óleo não é 

considerada como um componente unitário, mas sim como os diversos hidrocarbonetos que o 

compõem (C1, C2, C3, etc). Porém, como maneira de reduzir o esforço computacional, esse 

modelo faz uso dos pseudocomponentes, que são os grupos que englobam uma certa faixa de 

hidrocarbonetos, a fim de facilitar a representação do reservatório, como por exemplo, um óleo 

constituído por três grupos: C1, C2-C8 e C9+, onde está contido o metano, um grupo 

responsável por representar do etano até o octano e o grupo C9+, responsável por representar 

todas as frações mais pesadas que o nonano. 

 

2.1.2 Propriedades Das Rochas 

 

 Porosidade absoluta (𝜙): relação entre o volume total de vazios de uma rocha (𝑉𝑣) e o 

volume total da mesma (𝑉𝑡). Dado pela Equação 14  

𝜙 =
𝑉𝑣

𝑉𝑡
 (14) 

 Porosidade efetiva: relação entre os espaços vazios interconectados entre si de uma rocha 

(𝑉𝑣𝑖𝑛𝑡𝑒𝑟𝑐𝑜𝑛𝑒𝑐𝑡𝑎𝑑𝑜𝑠
) e o volume total da mesma (𝑉𝑡), representa o espaço ocupado por fluidos que 

podem ser produzidos. Definida pela Equação 15 

𝜙 =
𝑉𝑣𝑖𝑛𝑡𝑒𝑟𝑐𝑜𝑛𝑒𝑐𝑡𝑎𝑑𝑜𝑠

𝑉𝑡
  (15) 



21 
 

 Saturação de fluidos (𝑆𝑓): fração ou a porcentagem do volume de poros que é ocupado 

pelo fluido. Podendo ser representado pela Equação 16 na forma de fração ou pela Equação 17 

na forma percentual.  

𝑆𝑓 =
𝑉𝑓

𝑉𝑝
 (16) 

 

𝑆𝑓(%) =
𝑉𝑓

𝑉𝑝
∗ 100 (17) 

onde, 𝑉𝑓 representa o volume de fluido e 𝑉𝑝 representa o volume poroso 

 Equação de Darcy (𝑞): essa lei relaciona a velocidade aparente do fluido com os 

gradientes de pressão, podendo ser obtida pela Equação 18. 

𝑞 =
𝑘 ∗ 𝐴 ∗ Δ𝑝

𝜇 ∗ 𝐿
 (18) 

onde 𝑞 é a vazão volumétrica do fluido, 𝐴 a área da secção transversal, Δ𝑝 o diferencial da 

pressão em questão, 𝜇 representa a viscosidade do fluido analisado e 𝐿 é o comprimento do 

meio poroso 

 Vale ressaltar que a Equação 18 representa a equação de Darcy para um fluxo horizontal, 

e a mesma foi obtida em condições de fluxo isotérmico, laminar e permanente, com um fluido 

incompressível, homogêneo e sem variação de viscosidade em função da pressão, bem como 

um meio poroso homogêneo e inerte ao fluido  

Permeabilidade absoluta (𝑘): definida com capacidade de transmissão de um fluido que 

satura 100% de um meio poroso. Podendo ser obtida por meio de uma modificação na equação 

de Darcy, sendo expressa pela Equação 19. 

𝑘 =
𝑞 ∗ 𝜇 ∗ 𝐿

𝐴 ∗ Δ𝑝
 (19) 

Permeabilidade efetiva (𝑘𝑖): capacidade de mobilidade de um fluido específico na 

existência de dois ou mais fluidos saturando o meio poroso. Obtido através da Equação 20. 

𝑘𝑖 =
𝑞 ∗ 𝜇𝑖 ∗ 𝐿

𝐴 ∗ Δ𝑝
 

onde o índice subscrito “i” é o indicador de qual fluido se trata a permeabilidade 

(20) 
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Permeabilidade relativa (𝑘𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎): razão entre a permeabilidade efetiva e a 

permeabilidade absoluta. Representado pela Equação 21. 

𝑘𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎 =
𝑘𝑖

𝑘
 (21) 

Compressibilidade da formação (𝑐𝑓): é a propriedade que relaciona a variação do tamanho 

dos poros da rocha, de acordo com a variação de pressão do reservatório. Expressa pela Equação 

22. 

𝑐𝑓 =
1

𝜙
∗

∂𝜙

∂p
 (22) 

onde 𝜙 representa a porosidade da formação e 
𝑑𝜙

𝑑𝑝
 mostra a variação da mesma em função da 

pressão. 

 Modelos analíticos de Corey: o modelo de Corey é usado para determinar a 

permeabilidade relativa da rocha reservatório a um certo fluido. 

Definição de profundidade no topo da formação: é a profundidade em um ponto qualquer 

do posso, medido a partir de um ponto da superfície (normalmente na mesma altura que a broca 

de perfuração é colocada). 

Pressão no topo da formação (𝑝(𝑥, 𝑦, 𝑧𝑑𝑎𝑡)): é a pressão de um ponto qualquer no 

reservatório, corrigida para as condições de superfície. A Equação 23 como essa pressão pode 

ser obtida. 

𝑝(𝑥, 𝑦, 𝑧𝑑𝑎𝑡) = 𝑝(𝑥, 𝑦, 𝑧) + 𝐺𝑃 ⋅ (𝑧𝑑𝑎𝑡 − 𝑧) (23) 

 

onde, 𝑝(𝑥, 𝑦, 𝑧) é a pressão em um ponto qualquer, (𝑧𝑑𝑎𝑡 − 𝑧) é a diferença entre o ponto inicial 

de medidas de profundidade e a altura do ponto analisado e GP é o gradiente de pressão 

hidrostática. 

Contato água óleo e contato água gás: é o espaço geométrico do reservatório onde está 

demarcada a zona de transição de uma fase para a outra, bem como possui uma zona de mistura 

entre as duas fases. A Figura 1 mostra uma amostra de óleo e água, onde pode-se observar a 

zona de transição. Vale lembrar que essa é uma representação da mistura óleo e água na 

superfície, sendo diferente dentro do reservatório. 
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Figura 1 - Exemplo de contato água e óleo. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

2.2 Métodos de recuperação  

 

2.2.1 Definição de métodos de recuperação e malhas de injeção e produção 

 

Durante o ciclo de vida de um campo de petróleo, ocorrem diversas mudanças, tanto em 

sua estrutura quando em seu meio de produzir óleo, senda essa última mudança, uma etapa que 

motiva diversas pesquisas na área do petróleo (GURGEL, 2015). É nessa etapa onde são 

tomadas decisões que podem gerar ganhos significativos na quantidade de fluido a ser 

recuperada.  

De acordo com Rosa, Carvalho e Xavier (2006), um reservatório é dito como de 

Recuperação Primária quando o mesmo produz óleo por meio de mecanismos naturais (gás em 

solução, capa de gás, influxo de água). Se for utilizado um método com objetivo de manter a 

pressão do reservatório em um nível específico, como por exemplo a injeção de água ou gás 

imiscível, se trata de um Método de Recuperação Secundária (GURGEL, 2015). Qualquer outro 
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método que venha a ser aplicado após a Recuperação Secundária é chamado de Recuperação 

Terciária ou Método Especial de Recuperação. Dentro desses, existem ainda os métodos de 

Recuperação Avançada, ou Enhanced Oil Recovery (EOR) que podem ser usados a qualquer 

momento no reservatório, normalmente sendo feita a injeção de algum fluido de diferente 

composição ou propriedades dentre os presentes no reservatório.  

Gurgel (2015) indica que ao se aplicar um método diferente do primário em um 

reservatório, se faz necessário a definição da geometria dos poços injetores e produtores. 

Rosa, Carvalho e Xavier (2006) definem dois principais grupos de esquemas da injeção, 

sendo o primeiro grupo o de injeção periférica, no topo e injeção de base, onde o 

desenvolvimento do esquema de arranjo se dá em função da distribuição natural dos fluidos do 

reservatório. Já o segundo grupo, o de injeção em malhas, é esquematizado em função de uma 

distribuição uniforme em toda a área do reservatório, de forma a otimizar a produção por meio 

da melhor configuração possível nos poços produtores e injetores.  

A Figura 2 representa o modelo de injeção do tipo five-spot, onde neste trabalho, é 

utilizado o modelo ¼ de five-spot, que consiste em um poço injetor e um poço produtor.  

 

Figura 2 – Malha de injeção no esquema five-spot. 

 

Fonte: Rosa, Carvalho e Xavier (2006). 

 

2.2.2 Classificação dos métodos de recuperação 
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Segundo Lyons (1996), existem três principais grupos dentro dos métodos de EOR, 

sendo eles: métodos químicos, térmicos e miscíveis. Onde cada grande grupo varia de acordo 

com as condições de reservatório a qual são expostos. O Fluxograma 1 mostra um fluxograma 

com os métodos de recuperação e seus respectivos grupos pertencentes. 

 

Fluxograma 1 – Métodos de injeção e seus subgrupos. 

 

Fonte: Gurgel (2015). 

 

Em quase toda totalidade dos métodos de recuperação avançada, há a injeção de um 

fluido em um ponto chave do reservatório, a fim de varrer o óleo até um poço produtor. Por 

exemplo, na injeção de água, o fluido varrer o óleo de maneira semelhante a um pistão 

(GURGEL, 2015) 

Em engenharia de reservatórios torna-se necessário a definição de termos que são 

fundamentais quando se analisa a viabilidade de projetos que envolvem a recuperação avançada 

de petróleo, seja por meio dos métodos convencionais ou especiais. Estas definições 

compreendem: a Eficiência de Varrido Horizontal ou Areal (𝐸𝐴), Eficiência de varrido vertical 

(𝐸𝑣𝑣), Fator de Contato (𝐹𝐶), Razão de mobilidades (𝑀) e Eficiência de Deslocamento (𝐸𝐷). 

Vale destacar que o FR da reserva é fortemente dependente da análise correta destes termos. A 
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seguir seguem-se as conceituações matemáticas de cada um deles (ROSA; CARVALHO; 

XAVIER, 2006): 

Fator de recuperação (FR): definido como a fração ou porcentagem do volume de 

hidrocarbonetos (em fase gasosa e ou líquida, medido nas condições padrão) que é recuperável 

durante a o ciclo de vida do reservatório, ou seja, do início da produção até a condição de 

abandono definida. A Equação 24 representa a obtenção desta propriedade.  

𝐹𝑅 = (
𝑁𝑝

𝑁
)

𝑎𝑏
 (24) 

onde 𝑁𝑝 representa a produção de hidrocarbonetos acumulada e 𝑁 o volume inicial do 

reservatório, ambos nas condições de abandono. 

Eficiência de varrido horizontal (𝐸𝐴): é definida como a razão entre a área invadida pelo 

fluido injetado, (Ainv) e a área total do meio poroso (At). Esta propriedade pode ser obtida 

através da Equação 25. 

𝐸𝐴 =
𝐴𝑖𝑛𝑣

𝐴𝑡
 (25) 

Razão de mobilidades (𝑀): definida como a razão entre a mobilidade do fluido injetado 

(𝜆𝐷) e a mobilidade do fluido deslocado no banco do fluido injetado. A Equação 26 mostra a 

obtenção da propriedade: 

𝑀 =
𝜆𝐷

𝜆𝑜
 (26) 

onde 𝜆𝑜 representa a mobilidade do óleo caso esse fosse o fluido deslocado no banco do fluido 

injetado. 

Este parâmetro pode também ser expresso como função da permeabilidade efetiva a esse 

fluido e sua viscosidade, podendo ser obtido através da Equação 27 (considerando água como 

fluido deslocante e óleo como fluido deslocado): 

𝑀 =
𝑘𝑤 ∗ 𝜇𝑜

𝑘𝑜 ∗ 𝜇𝑤
 (27) 

Eficiência de varrido vertical (𝐸𝑣𝑣): relação entre a área vertical invadida pelo fluido 

injetado (𝐴𝑣𝑖𝑛𝑣
) e a área vertical total da seção transversal (𝐴𝑠𝑡) definida pela Equação 28.  



27 
 

𝐸𝑣𝑣 =
𝐴𝑣𝑖𝑛𝑣

𝐴𝑠𝑡
 (28) 

Fator de contato (𝐹𝐶): definido como o quociente entre o volume do reservatório que 

foi contatado na região varrida pela água (fluido injetado) e o volume varrido total do 

reservatório. A Equação 29 define a obtenção desta propriedade. 

𝐹𝐶 =
𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 𝑑𝑜 𝑟𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑎𝑡ó𝑟𝑖𝑜 𝑐𝑜𝑛𝑡𝑎𝑡𝑎𝑑𝑜 𝑝𝑒𝑙𝑎 á𝑔𝑢𝑎

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 𝑣𝑎𝑟𝑟𝑖𝑑𝑜 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 𝑑𝑜 𝑟𝑒𝑠𝑒𝑟𝑣𝑎𝑡ó𝑟𝑖𝑜
 (29) 

Eficiência de deslocamento (𝐸𝐷): definida como a relação entre o volume de óleo 

descolado e o volume poroso do reservatório. Obtida através da Equação 30. 

𝐸𝐷 =
𝑉𝑃 ∗ (𝑆𝑜 − 𝑆𝑜𝑟)

𝑉𝑃
= 𝑆𝑜 − 𝑆𝑜𝑟 

   

(30) 

onde 𝑆𝑜 é a saturação de óleo atual e 𝑆𝑜𝑟 a saturação de óleo residual. 

 

2.2.3 Injeção de vapor na forma cíclica e contínua 

A injeção de vapor tem duas principais formas de aplicação, a forma cíclica – onde o 

vapor é injetado em um poço unitário, que absorve o calor do fluido, e começa a produzir óleo 

após o vapor condensar devido a perda de temperatura – e a forma contínua, que consiste na 

aplicação do vapor por meio de um ou mais poços injetores onde os fluidos gasosos e líquidos 

são recuperados através dos poços produtores (GALVÃO, 2012; GURGEL, 2015). 

 De uma maneira geral, a injeção de vapor busca a diminuição da viscosidade do óleo 

através do aquecimento deste, bem como o carreamento do fluido em direção ao poço produtor. 

Este procedimento possui uma intenção deveras simples, porém, durante sua aplicação surgem 

diversas zonas no próprio meio poroso, a Figura 3 apresenta de maneira visual alguma dessas 

zonas formadas durante o processo de produção por injeção de vapor.  
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Figura 3 – Esquema de injeção e vapor. 

 

Fonte: Gurgel (2015) 

 

Diversos fatores devem ser analisados antes da implementação de um projeto de injeção 

avançada, sendo eles: os poços produtores que possuem condição de conversão em poços 

injetores; quais poços produtores podem ser beneficiados por uma operação de recompletação; 

quando e quais poços devem ser fechados; áreas com potencial para perfuração de novos poços 

produtores ou injetores, dentre outros (GUIMARÃES et al., 2004).  

Devido à essa grande complexidade em estudar todo o mecanismo do reservatório bem 

como a sensibilidade do FR a mudanças em certas propriedades, uma das ferramentas mais 

utilizadas no gerenciamento de reservatórios é a simulação numérica, amplamente utilizada por 

grandes companhias do segmento em suas tomadas de decisão (GILMAN; OZGEN, 2013). 

 

2.3 Ajuste de histórico 

 

Define-se ajuste de histórico como o processo no qual os dados inseridos em um modelo 

de reservatórios são modificados para promover o ajuste de determinados parâmetros tais como 

vazões de óleo, gás e água, ou ainda, pressões, traçadores e temperaturas. As variáveis de 

entrada podem ser a permeabilidade da formação, propriedades dos fluidos e descrições 

geológicas da formação de subsuperfície.  
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A finalidade do ajuste de histórico é realizar um processo de calibração do modelo 

numérico de reservatório de tal forma que possa ser utilizado de forma razoável para fazer a 

previsão do desempenho futuro do reservatório de acordo com os vários cenários de 

desenvolvimento e operacionais. Segundo Gilman e Ozgen (2013), deve-se tratar o ajuste de 

histórico como um exercício de extensão relacionado ao processo de caracterização do 

reservatório. Nesta pesquisa, o ajuste de histórico, do tipo assistido, será realizado mediante o 

uso de um histórico de vazão de óleo produzido para três anos de simulação. 

Sobre o ajuste de histórico, Caers (2005) relata que a proposta do ajuste de histórico não 

se restringe somente ao ajuste de dados ao modelo, mas que ele seja também capaz de fazer 

previsões de produção dentro de tolerâncias aceitáveis.  

Segundo Schiozer , de Sousa e Maschio (2008) o processo de ajuste de histórico 

tradicional pode ser dividido em três categorias principais: manual, automático e assistido. 

Ainda de acordo com os autores, o ajuste manual possui vantagem de minimizar o esforço 

computacional resultante da diminuição do número de simulações. Como desvantagem, pode-

se citar o esforço exigido do profissional encarregado do ajuste. Essa desvantagem tende a 

crescer com o aumento dos graus de liberdade do problema. O que pode ocorrer devido ao 

aumento no número de parâmetros que devem ser analisados. 

O ajuste automático surgiu como alternativa para contornar os problemas gerados pelo 

ajuste manual. Entretanto, sua aplicação tornou-se muito limitada devido a existência de vários 

problemas com características muito distintas associado ao grande esforço computacional 

requerido a este tipo de ajuste. 

Como forma de aproveitar as vantagens provenientes das técnicas de ajustes de 

históricos anteriormente descritas, foi desenvolvido o ajuste de histórico assistido. Ela consiste 

em escolher de forma adequada os atributos associados aos seus limites de incerteza. Além 

disso, a divisão de problemas complexos em problemas menores, bem como o uso de 

metodologias que utilizem análises de sensibilidade para a identificação dos parâmetros mais 

relevantes para cada etapa de análise, também fazem parte da técnica (SCHIOZER; DE 

SOUSA; MASCHIO, 2008). 

 

2.4 Módulos utilizados 
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O tNavigator da empresa Rock Flow Dynamics conta com diversos módulos e diversas 

funções, dentre elas, as que foram utilizadas neste trabalho foram os módulos: PVT Designer, 

onde a função foi desenvolver o modelo composicional do fluido, bem como as curvas de 

permeabilidade relativa dos sistemas água-óleo e gás-líquido; Well Designer, que foi usado para 

implementação dos poços de produção e operação, bem como as propriedades referente a eles 

(profundidade, distância entre poços dentre outros); Model Designer, que teve como principal 

função, a confecção do modelo dinâmico do reservatório, além de receber dados e informações 

dos módulos já citados; Simulation, que é utilizada para fazer simulações de modelos black-oil, 

composicionais e termais; Simulation Results, destinado a apresentar de maneira mais detalhada 

os resultados de simulações realizadas; AHM & Uncertainty, cujo objetivo é a realização de um 

Ajuste de Histórico Assistido, em inglês Assisted History Matching, usado para ajustar 

variáveis por meio de uma função objetivo, esse módulo tem também a função de realizar 

ajustes de propriedades por meio de simulações dentro de uma faixa predeterminada pelo 

usuário. Por fim, o módulo Batch Jobs, destinado a realização de diversas simulações em 

simultâneo.  

 

2.5 Métodos térmicos de recuperação avançada 

 

Os métodos térmicos são as principais técnicas aplicadas para recuperação avançada de 

óleo pesado (PRATS, 1986; BUTLER, 1991; NIAN; CHENG, 2017)). A injeção de fluidos 

quentes (água e vapor) e combustão in situ fazem parte das tecnologias pertencentes a esses 

métodos que tem como principal objetivo o aumento do FR através do aumento da temperatura 

e da redução da sua viscosidade (GREEN; WILLHITE, 1998). 

De acordo com Butler (1991)na injeção contínua de vapor o FR pode chegar a cerca de 

50% ou mais a depender das características da formação e do óleo a ser produzido. A injeção 

desse tipo fluido envolve de forma simultânea o transporte de calor, massa e quantidade de 

movimento na rocha-reservatório com objetivo de aumentar a eficiência na recuperação de óleo 

(MOZAFFARI et al., 2013). 

Já Chekhonin et al. (2021) destacam em sua pesquisa que a distribuição de calor no 

reservatório e a sua temperatura resultante são, de uma forma geral, determinadas pelas suas 

propriedades térmicas: condutividade térmica e capacidade calorífica volumétrica 
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Filho (2022) define que um reservatório pode ser considerado de óleo pesado quando 

seu grau API está entre 22 e 10, e caso seja menor que 10, se trata de um óleo extrapesado. Em 

casos de reservatórios de óleo pesados que ainda possuem uma quantidade relevante de fluido, 

se faz o uso de um método térmico de recuperação avançada. 

Segundo Al-Saedi, Al-Bazzaz e Flori (2019) métodos térmicos de recuperação avançada 

são uma ferramenta já tradicional para a extração de grandes quantidades de óleo bruto em todo 

o mundo, dando destaque principalmente à América do Norte. 

No Brasil, projetos de injeção de vapor estão sendo aplicados desde o final dos anos de 

1970. Tendo a Petrobrás como principal operadora desses campos de óleo pesado (μ>500 cp) 

no Brasil até recentemente. 

Dentre as reservas já submetidos a injeção de vapor, pode-se mencionar os ativos da 

Bahia onde se localizam os campos de Fazenda Alvorada, D. João Terra e Miranga. Em Sergipe, 

destacam-se Carmópolis, Siririzinho e Castanhal. Com relação ao Rio Grande do Norte, pode-

se mencionar os campos de Alto do Rodrigues, Estreito, Fazenda Belém, Fazenda Pocinho e 

Monte Alegre. Por fim, no estado do Espírito Santo, são mencionados os prospectos de Fazenda 

Alegre, Rio Preto Oeste, Inhambú e Cancã (ROSA; MACHADO, 2017). 

No Rio Grande do Norte, são encontrados óleos de diferentes viscosidades, mas dentre 

eles, se encontram fluidos com valores de °API entre 13 e 16 e µ variando entre 500 cp e 6000 

cp (ROSA; MACHADO, 2017). Óleos com esses valores, a depender de sua quantidade e das 

características da formação produtora, podem ser indicados para a utilização da injeção de 

vapor, seja na forma cíclica ou contínua (GREEN; WILLHITE, 1998). Destaca-se também que 

são campos maduros, com início da produção desde o começo dos anos de 1980. Dessa forma, 

são candidatos a estudos de melhoria no incremento da produção por meio de, por exemplo, 

otimização dos parâmetros operacionais.  
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Capítulo III 

Metodologia 
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3 METODOLOGIA 

 

Para a este trabalho, foi desenvolvido um modelo de reservatório semissintético 

heterogêneo de óleo pesado com características semelhantes às encontradas nos campos de óleo 

pesado da Bacia Potiguar do Nordeste brasileiro. Este modelo foi desenvolvido com a 

configuração de malhas de injeção e produção de ¼ de five spot invertido. Foi utilizado o 

simulador tNavigator da empresa Rock Flow Dynamics e todos os procedimentos realizado no 

simulador foram obtidos através dos manuais técnicos disponíveis para o estudo do simulador. 

 

Como forma de facilitar o entendimento do processo como um todo, o Fluxograma 2 

mostra as etapas da confecção deste trabalho de maneira resumida. 

 

Fluxograma 2  – Fluxograma dos processos do trabalho. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

3.1 Modelo numérico do reservatório 

 

No presente trabalho, o modelo numérico do reservatório conta com dois poços, sendo 

um injetor e um produtor, ambos no esquema de injeção ¼ de five spot invertido. 
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Durante as fases iniciais do trabalho, foram realizadas simulações com o intuito de obter 

um modelo numérico capaz de representar de maneira suficientemente fidedigna o reservatório, 

e que não apresente um tempo de simulação demasiado.  

O modelo base usado no desenvolvimento deste trabalho foi construído a partir de um 

sistema cartesiano de malhas nos eixos X, Y e Z com as respectivas de dimensões: 100 m; 100 

m e 30 m, como pode ser observado na Figura 4. 

 

Figura 4 – Malha de simulação. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

Para a elaboração do modelo numérico, foram utilizados como dados iniciais as 

propriedades presentes na Tabela 1. 

  



35 
 

Tabela 1 – Propriedades de reservatório iniciais. 

Propriedades Valores 

Área da malha de injeção (Ainj) (m²) 100 x 100 

Número de blocos nas dimensões i, j, k 10, 10, 27 

Saturação média de óleo (So) (%) 0,60 

Volume de oleo in place (Voip) (m³ std) 44603,4 

Temperatura do reservatório (°C) 40 

Pressão do reservatório (bar) 19,788 

Viscosidade do óleo a 38 °C (µ) (cP) 1000 

Profundidade do topo (m) 200 

Permeabilidade média da formação horizontal (Kh) (mD) 1000 

Permeabilidade média da formação vertical (Kv) (mD) 0,1 

Espessura da zona produtora de óleo (m) 25 

Espessura da zona de água (m) 5 

Porosidade média da formação (Φmed) (%) 26 

Compressibilidade média da formação (𝑐𝑓𝑚𝑒𝑑
 ) (1/bar) 4,90x10-5 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

3.2 Dados rocha-fluido 

 

As curvas de permeabilidade relativa para o sistema água-óleo e gás-líquido, mostradas 

nos Gráficos 1 e 2, foram obtidas a partir dos modelos analíticos de Corey no módulo PVT 

Designer. É importante destacar que neste sistema se considera que a rocha é molhável pela 

água.  

  



36 
 

Gráfico 1 – Curva de permeabilidade do sistema água-óleo. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

Gráfico 2 – Curva de permeabilidade do sistema gás-líquido. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

3.3 Modelo de óleo pesado 

 

O modelo de óleo pesado foi gerado utilizando o módulo PVT Designer baseando-se em 

dados similares aos disponíveis nos trabalhos de Gurgel et al. (2017). 

A composição molar do modelo e os dados de viscosidade do óleo em função da 

temperatura estão na Tabela 2. 
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Tabela 2 – Composição do óleo e viscosidade para cada temperatura. 

Componentes % Fração molar Viscosidade (cP) a P=1,0325 bar Temperatura (K) 

CO2 0,250 23028 280,37 

N2 0,340 2645 299,82 

C1 9,535 1000 310,95 

C2 0,170 363 324,82 

C3 0,260 158 338,71 

IC4 0,096 44,2 366,48 

NC4 0,125 8,8 422,05 

IC5 0,038 3,26 477,594 

NC5 0,048 1,62 533,15 

C6 0,048 0,94 588,71 

C7 0,067 0,74 616,58 

C8 0,097 - - 

C9 0,0381 - - 

C10+ 88,885 - - 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

A equação de estado de Peng; Robinson (1976) foi utilizada para a modelagem dos 

fluidos. Para o pseudocomponente C10+, a correlação de Riazi; Daubert (1987) foi a escolhida. 

 

3.4 Parâmetros operacionais do modelo dinâmico. 

 

 Na Tabela 3, podem ser visualizados os parâmetros operacionais do modelo dinâmico 

que foi utilizado nas simulações.  
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Tabela 3 – Parâmetros operacionais do modelo-base. 

Parâmetros Valores 

Qualidade do vapor (X) (%) 60 

Vazão de injeção de vapor (Q) (m³ std/dia) 30 

Pressão mínima no poço produtor (bar) 1,16 

Pressão máxima de injeção (bar) 72,98 

Temperatura do vapor (°C) 287,85 

Profundidade final da completação dos poços injetor e produtor (C) (m) 217,5 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

 A escolha desses parâmetros se deu com base nos trabalhos de Gurgel (2015); Araújo 

et al., (2016) e Gurgel et al., (2017). 

 

3.5 Escolha do grid 

 

Para a escolha do grid, conforme descrito no tópico 3, foram realizadas simulações para 

que se avaliasse a influência do tamanho dos grids nas dimensões X, Y e Z no tempo de 

simulação e no FR de óleo. O modelo mais refinado foi considerado, para efeitos de 

comparação, como sendo o representativo do FR mais próximo do real. O propósito dessa 

análise é escolher um grid que não seja tão refinado a ponto de resultar em tempos de simulação 

demasiadamente longos, mas que também se aproxime de maneira satisfatória do modelo mais 

refinado em relação ao FR.  

A Tabela 4 apresenta os dados numéricos dos números de blocos nas dimensões X e Y 

e o comprimento de cada um. 
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Tabela 4 – Opções de refino nos eixos X e Y. 

N° de blocos Comprimento (m) 

8 12,5 

10 10 

11 9,1 

12 8 

14 7,2 

16 6,25 

20 5 

25 4 

50 2 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

Conforme pode ser observado. Nesta etapa serão geradas nove simulações numéricas 

para a escolha do grid adequado. 

Uma vez efetuada a escolha do grid mais adequado em X e Y, seguiu-se a etapa de 

refinamento em Z. De início, optou-se pelo refino na zona de óleo de acordo com o seguinte 

esquema dado pela Tabela 5.  

 

Tabela 5 – Opções de refino no eixo Z na zona produtora de óleo. 

N° de blocos(O/W) Comprimento (m) 

50+2 0,5; 2,5 

25+2 1; 2,5 

20+2 1,25; 2,5 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

  

Onde o primeiro número da soma presente na primeira coluna representa a quantidade 

de blocos na zona produtora de óleo a ser avaliada, e o valor de dois logo ao lado, serve como 

indicador da possível quantidade de blocos a ser utilizada na zona produtora de água. A 

viabilidade deste valor na zona de água será avaliada mais a frente. 
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Após escolhido o tamanho do bloco mais adequado na zona produtora de óleo, 

finalmente foi feito um estudo de refino na zona produtora de água para os comprimentos de 

1,25 e 2,5, respectivamente. 

A avaliação dos modelos de grid se deu da seguinte maneira, para avaliar a variação no 

tempo de simulação relativos foi usada a Equação 31, que nos mostra a variação relativa do 

caso analisado em relação ao valor de maior FR. 

 

𝐹𝑅𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑜(%) = (
𝑀𝑎𝑖𝑜𝑟 𝐹𝑅 𝑜𝑏𝑡𝑖𝑑𝑜 − 𝑉𝑎𝑙𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝐹𝑅 𝑠𝑒𝑛𝑑𝑜 𝑎𝑣𝑎𝑙𝑖𝑎𝑑𝑜

𝑀𝑎𝑖𝑜𝑟 𝐹𝑅 𝑜𝑏𝑡𝑖𝑑𝑜
) ∗ 100 (31) 

 

3.6 Ajuste de histórico  

 

Para a elaboração do ajuste de histórico, foram importados e ajustados para o modelo 

numérico, dados de produção para um período de 3 anos (AGENCIA NACIONAL DO 

PETRÓELO, GÁS NATURAL E BIOCOMBUSTIVEIS, 2019). Após a importação dos dados, 

se deu início ao ajuste de histórico, onde foram utilizadas as seguintes propriedades para o 

ajuste do modelo: Porosidade média da formação (Φmed); Permeabilidade média da formação 

horizontal (Kh); Razão entre a permeabilidade vertical e horizontal (Kv/Kh); Saturação residual 

do óleo (Sor); Expoentes do modelo analítico de Corey para óleo (Now); Expoentes do modelo 

analítico de Corey para água (Nw) e Corte de água (WC). A Tabela 6 mostra os valores base e 

os valores mínimos e máximos de cada propriedade. 

 

Tabela 6 – Valores e limites utilizados no ajuste de histórico assistido. 

Parâmetros Mínimo Base Máximo 

Φmed (%) 22 26 30 

Kh (mD) - 1000 3000 

Kv/Kh 0,01 0,1 1 

Sor (%) 0,16 0,21 0,30 

Now 1,5 2 4 

Nw 1,5 2,2 4 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 
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Para a realização deste ajuste, fui utilizado o algoritmo de otimização Response Surface, 

utilizando o módulo Assisted History Matching, Uncertainty analysis, Optmization do 

tNavigator, onde foram realizadas 180 simulações, usando como critério de sucesso a obtenção 

de um valor suficientemente próximo a zero na função objetivo (FO) mostrada na Equação 32. 

A quantidade de simulações foi definida arbitrariamente, de forma a englobar uma quantidade 

de simulações que fosse suficiente para obter uma função objetivo satisfatória.  

Como exemplos de função objetivo definidas pelo simulador são: Oil Rate Mismatch; 

Water Rate Mismatch; Liquid Rate Mismatch; Gas Rate Mismatch; Oil Total Difference e 

Water Total Difference. Para esse trabalho foi utilizado como parâmetro de ajuste o Oil Rate 

Mismatch que é a diferença entre os dados de histórico de produção e os do modelo dinâmico 

simulado. 

No tNavigator, a FO para ajuste de histórico pode ser calculada por meio da Equação 

(32) 

𝐹𝑂 =  ∑ 𝑊𝑜𝑏𝑗
𝑜𝑏𝑗

 (∑ 𝑊𝑝

𝑝

(∑ 𝑙𝑛𝑆

𝑁

𝑛=𝑘

)) (32) 

onde: Wobj representa o peso de um poço ou grupo que pode ser calculado automaticamente 

baseado em dados históricos de parâmetro selecionados; p é o parâmetro de soma que é definido 

como o conjunto de todos os parâmetros selecionados (água, óleo, corte de água, etc.); WP é o 

peso do parâmetro; n o número de intervalos; ln representa o comprimento do número de 

intervalos n (desde um valor selecionado k até o último N) e S é o desvio absoluto ou relativo, 

que neste estudo foi de 0,01. 

3.7 Ajuste da vazão e estudo paramétrico. 

 

Depois de finalizada a etapa de ajuste de histórico, foi realizado o estudo da vazão ótima 

de injeção para o modelo numérico.  Para a escolha das vazões, foram realizadas 24 

simulações, com progressão de 5 m³ std/dia de uma para outra, para definir três vazões de 

injeção, onde foram avaliados três critérios, o FR, WC de 98,5% e a Razão Instantânea Vapor 

Óleo (RVO), que serve como um marcador econômico, pois indica uma relação de unidades de 

vapor injetadas para a obtenção de cada unidade de óleo, para esse experimento foi considerado 

como teto a RVO de 19 m³ gás/m³ de óleo produzido, baseado no trabalho de Chaar et al. 

(2015).  
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Com a vazão definida, assim como seus níveis mínimo e máximo conforme pode ser 

observado na Tabela 7, foi dado início aos estudos paramétricos, onde o objetivo foi avaliar a 

influência estatística das seguintes propriedades no FR e no RVO. Para essa fase do estudo, foi 

usado o módulo AHM & Uncertainty do tNavigator. 

 

Tabela 7 – Valores e limites utilizados nos estudos paramétricos. 

Parâmetro Mínimo Base Máximo 

Q (m³ std/dia) - - - 

C (m) 205,5 217,5 223,5 

X (%) 30 60 90 

Cond (kJ/m dia K) - 149,54 611,2 

Capacidade Volumétrica da Rocha Reservatório (CV) (kJ/m³ K) 1962 2347,31 - 

 Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

Os valores de Q não estão disponíveis, pois estes serão obtidos na etapa de resultados 

da escolha da vazão de injeção. 

Destaca-se que na Tabela 7 também estão presentes os valores utilizados no estudo dos 

parâmetros operacionais. 
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Capítulo IV 

Resultados e Discussões 
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4 RESULTADOS E DICUSSÕES 

 

4.1 Comparação entre o modelo com e sem injeção de vapor 

 

Como forma de comparação entre a produção que seria obtida por meio da produção 

normal e a produção caso seja usada a injeção de vapor, foi realizada uma simulação para o 

período de 20 anos de produção, com uma vazão injeção de 20 m³ std/dia. A Figura 5 mostra o 

FR obtido nas duas situações. 

 

Figura 5 – Comparação entre modelo com produção natural e com injeção de vapor contínua. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

 A Figura 5 mostra que a produção com utilização da injeção mostrou um incremento do 

FR de 2% para mais de 50% no período analisado, provando a eficiência desta técnica nas 

condições avaliadas. 
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4.2 Escolha do grid. 

 

A Tabela 8 mostra os resultados da análise de refinamento do modelo nas direções X e 

Y. 

 

Tabela 8 – Modelo de refino escolhido nos eixos X e Y. 

Modelo de refino Fr(%) Tempo (hora:minuto:segudo) Fr relativo 

8x12.5 57,0292 00:21:56 1,9460% 

10x10 57,3322 00:38:31 1,4250% 

11x9,1 57,2319 00:49:11 1,5975% 

12x8 57,3414 01:09:21 1,4092% 

14x7,1 57,5757 01:24:46 1,0063% 

16x6,25 57,8761 01:53:25 0,4898% 

20x5 58,1159 03:43:32 0,0775% 

25x4 58,161 06:19:40 0,0000% 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor. 

 

De acordo com os resultados obtidos, é possível observar que a malha de refino do tipo 

10x10 apresentou uma diferença no FR de 1,4250 % em relação ao mais refinado. Embora essa 

diferença não tenha sido a menor dentre os casos analisados, decidiu-se por sua escolha porque 

o FR relativo ficou abaixo de 1,5% além de um tempo de simulação inferior a 40 minutos.  

Como se pode observar na Tabela 9 presente na coordenada Z, foi escolhido o modelo 

de 25 blocos de 1 metro na zona produtora de óleo, pelos mesmos motivos que levaram a 

escolha no eixo XY, visto que dentro da zona produtora de óleo, nos 3 eixos cartesianos é 

interessante ter o máximo de refino de blocos possível, sem que se prolongue em demasia o 

tempo de simulação. Já para a zona de água no eixo Z, presente na Tabela 10, não se faz 

necessária uma precisão maior que a mínima, visto que as análises feitas nesse trabalho se 

resumem a zona produtora de óleo. 
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Tabela 9 – Modelo de refino escolhido na zona de óleo do eixo Z. 

Modelo de refino Fr(%) Tempo Fr relativo 

20 52,1137 00:31:36 1,0335% 

25 52,1966 00:39:10 0,8760% 

50 52,6579 01:28:26 0,0000% 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

Tabela 10 – Modelo de refino escolhido na zona de água do eixo Z. 

Modelo de refino Fr(%) Tempo Fr relativo 

25+2 52,1137 00:29:56 0,6414% 

25+4 52,4501 00:30:36 0,0000% 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

Dessa forma, o modelo de grid escolhido foi o modelo com 10 blocos de 10 metros cada 

no eixo X e Y, 25 blocos de 1 metro na zona produtora de óleo e 2 blocos de 2,5 metros na zona 

produtora de água.  

 

4.3 Ajuste de histórico assistido 

 

 O Gráfico 3 apresenta as simulações realizadas para a obtenção do ajuste de histórico 

necessária. 
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Gráfico 3 – Resultado das simulações de ajuste de histórico. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

Conforme pode ser observado, foram obtidos múltiplos ajustes de histórico pelo 

algoritmo de superfície de resposta. Isso ocorreu porque foi utilizada somente a vazão de óleo 

para de produção como parâmetro para o ajuste. Caso fossem utilizados mais parâmetros, 

provavelmente o ajuste seria mais demorado e menos preciso do que o que foi obtido. 

A Tabela 11 mostra os quatro melhores resultados para o ajuste de histórico obtido. 

 

Tabela 11 – Melhores resultados do ajuste de histórico. 

Caso qhistórico-qsimulado (m
3 std/dia) x 10-17) 

122 4,7878 

52 4,82706 

97 5,3764 

37 5,9651 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 
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Segundo essa tabela, optou-se pelo caso número 122 como melhor ajuste possível dentre 

o ranqueamento dos ajustes obtidos pelo algoritmo.  

A Tabela 12 apresenta os valores das propriedades usados como variáveis, tanto do 

modelo base quanto do Caso 122. 

 

Tabela 12 – Valores base e do melhor caso de ajuste de histórico assistido. 

Variável Base Melhor caso (122) 

Φ(%) 26 28 

Kh(mD) 1000 2337,91 

K
v
/K

h
 0,1 0,14 

Sor (%) 0,21 0,203 

N
ow

 2 2,11 

N
w
 2,2 3,27 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

Com base nos resultados obtidos na Tabela 12, observa-se uma melhoria no ajuste do 

modelo para valores de porosidade e permeabilidades maiores do que o caso base. Isto pode ser 

justificado em virtude de reservatórios que apresentam condições de permoporosidade médias 

elevadas favorecerem um escoamento mais eficiente dos fluidos no meio poroso, e desta forma, 

melhoraram a produtividade natural do campo. Estas condições de escoamento melhoradas 

também podem ser encontradas em reservatórios com valores médios de permeabilidade 

vertical relacionado ao parâmetro Kv/Kh baixos encontrados no gráfico de Pareto, mostrado no 

Gráfico 4. 

 Por outro lado, quando o reservatório apresenta saturações de óleo residual menores, há 

a indicação de que pode ocorrer deslocamentos mais eficientes do óleo em direção ao poço 

produtor.  Com relação aos valores de Nw, Zhou; Al-Otaibi; Kokal, (2017) explicam que, para 

uma dada saturação de água, o aumento no valor de Nw, proporciona uma diminuição no valor 

da permeabilidade relativa à água e na inclinação da sua curva em função da saturação de água. 

Como a permeabilidade relativa à água diminui, tem-se um aumento na permeabilidade relativa 

ao óleo, favorecendo o escoamento desse fluido no meio poroso. Uma explicação semelhante 

pode ser dada aos valores do expoente de Corey para a fase óleo (No). Para a saturação de água 
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constante, com a diminuição no valor de No, o valor da permeabilidade relativa ao óleo 

aumenta, favorecendo seu escoamento na rocha-reservatório e, desta forma, aumentando a 

produção natural e melhorando o ajuste de histórico. Esta última análise pode ser visualizada 

estatisticamente no gráfico de Pareto no Gráfico 4. 

 

Gráfico 4 – Gráfico de Pareto. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

 Conforme pode ser visualizado no Gráfico 4, o parâmetro que estatisticamente foi mais 

relevante para o aumento da vazão e, por conseguinte, para o ajuste de histórico, foi o expoente 

de Corey para a fase água, seguido da porosidade, permeabilidade vertical, saturação de óleo 

residual, expoente de Corey para a fase óleo, e por fim, com menor relevância estatística, a 

relação entre permeabilidade vertical e horizontal.  

No Gráfico 5 podem ser visualizados as curvas dos dados de histórico (pontos pretos), 

do modelo dinâmico sem ajuste (curva azul) e a do modelo ajustado (curva vermelha). 
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Gráfico 5 – Curva de ajuste de histórico. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

 Conforme pode ser observado no Gráfico 5, os parâmetros obtidos na Tabela 12 

demostram que foi possível obter um ajuste satisfatório entre os dados de vazão de produção 

do histórico e os do modelo numérico de reservatório. É importante destacar que a análise foi 

simplificada porque não se dispunha de mais dados de produção, tais como vazão de água 

produzida, de injeção de vapor e corte de água, para que se pudesse realizar uma análise 

multiobjetiva desses parâmetros. 

 

4.4 Escolha das vazões e estudos paramétricos   

 

As vinte e quatro simulações para a escolha das vazões de injeção mostram que os 

valores mais interessantes de trabalho são 15, 20 e 25 m³ std/dia, como pode ser observado na 

Tabela 13. 
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Tabela 13 – FR e RVO para cada respectiva vazão. 

Q (m
3

std/dia) FR (%) RVO (m
3

std/ m
3

std) Q (m
3

std/dia) FR (%) RVO (m
3

std/ m
3

std) 

5 10,11 11,71 65 68,33 64,90 

10 29,50 2,52 70 68,67 64,87 

15 45,26 9,75 75 68,98 65,24 

20 52,97 17,18 80 69,37 65,31 

25 57,66 25,08 85 69,81 65,48 

30 60,81 34,37 90 70,18 65,38 

35 62,97 43,01 95 70,54 65,13 

40 64,82 50,08 100 70,87 65,11 

45 66,50 58,87 105 71,14 65,15 

50 67,40 64,83 110 71,43 65,15 

55 67,76 65,09 115 71,70 64,94 

60 68,06 65,20 120 71,95 65,15 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

Conforme pode ser observado na Tabela 13, houve um aumento no FR quando a vazão 

foi aumentada até atingir um valor máximo de 71,95% para um Q de 120 std m3 /dia. Entretanto, 

embora aumentos na vazão de injeção melhorem o FR devido a uma maior eficiência de 

deslocamento e maior aquecimento do óleo pelo banco de vapor, RVOs muito altas tornam o 

método antieconômico e isso já pode ser observado nos valores de 25 std m3 /dia (RVO = 

25,08). Além disso, aumentos na taxa de vazão de injeção tiveram pouca melhoria no FR, 

principalmente para valores a partir de 50 m3 std/dia. Assim sendo, a vazão mais adequada foi 

a de 20 std m3 /dia (RVO = 17,18). A partir dessa vazão, foram escolhidas mais duas vazões: 

15 e 25 std m3 /dia com o objetivo de se encontrar uma combinação de parâmetros operacionais 

e térmicos de reservatório que permitam o incremento maior do FR associado a RVOs menores.  

Com o fim das cento e oito simulações (3³x2²) realizadas na fase dos estudos 

paramétricos, é possível avaliar quais os parâmetros operacionais e térmicos mais ou menos 

influentes por meio do gráfico de Pareto, que pode ser observado no Gráfico 5. 
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Gráfico 6 – Gráfico de Pareto para FR e RVO. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

Conforme pode ser observado no gráfico acima, os parâmetros que foram 

estatisticamente mais significativos na melhoria do FR e no aumento da RVO, contribuindo 

com mais de 30% de influência, foram Q e X. Dessa forma, incrementos em Q e X propiciaram 

um maior aquecimento ao banco de óleo, reduzindo a sua viscosidade, direcionando mais óleo 

aquecido ao poço produtor. Por outro lado, ressalta-se que RVOs acima do limite previamente 

estipulado de 19 std m3/std m3, embora contribuam para melhorias no FR, podem tornar o 

método antieconômico. Com relação a C, valores menores resultaram em melhorias no FR. Ao 

passo que maiores valores de C favoreceram aumentos na RVO.  

Ainda, de acordo com o gráfico de Pareto do Gráfico 5, valores maiores de COND 

melhoraram o FR, mas também resultaram na maior necessidade de vapor dada pelo aumento 

da RVO. Por outro lado, rochas com menores valores de CV necessitaram de menos calor para 

variar sua temperatura. Um valor menor de CV pode significar que, por ter absorvido calor de 

forma mais rápida, a quantidade extra de calor disponível seja direcionada ao aquecimento do 

óleo no meio poroso, melhorado a sua recuperação. Menores valores de CV, também estiveram 

associados a aumentos na RVO. Isso pode estar a associado a maior quantidade de vapor 

presente no meio poroso em relação ao volume de óleo produzido.  

A Tabela 14 mostra o modelo base comparado ao melhor resultado, somente em termos 

de FR, um segundo resultado, associando o FR e RVO. 
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Tabela 14 – Comparação entre os melhores casos e o modelo base.  

Parâmetros Modelo base Melhor Resultado (FR) Melhor Resultado (FR, RVO) 

Q (m3 std/dia) 20 25 25 

X (%) 0,6 0,9 0,9 

C (m) 217,5 205,5 205,5 

Cond (kJ/m dia K) 149,54 611,2 149,54 

CV (kJ/m3 K) 2347,31 2347,31 2347,31 

FR (%) 52,89 61,619 59,15 

RVO std m3/std m3 17,19 24,60 19,11 

Fonte: Elaborada pelo próprio autor 

 

De acordo com a tabela acima, o melhor resultado obtido apresentou um acréscimo de 

FR de 8,73 pontos percentuais (pp). Entretanto, a sua RVO foi de 24,6, superior a máxima 

estipulada. Dessa forma, o resultado mais adequado seria considerar também o limite da RVO 

pré-estabelecida, ou seja, aquele onde o FR é de 59,15% e a RVO de 19,11 std m3/std m3, 

promovendo um incremento de 6,26% pp.  

Para analisar melhor a influência do Intervalo de Completação (C) no aquecimento do 

reservatório e na vazão de produção de óleo (Qo) no Gráfico 7 que apresenta dados para dois 

casos de intervalos de completação: Ccaso1=205,5 m e Ccaso2=223,5 m. No eixo das ordenadas 

estão Qo (esquerda) e a energia acumulada no meio poroso (direita). Para esta análise, os 

parâmetros fixos foram: Q = 20 std m3/dia, X (%) = 0,6, Cond = 149,54 kJ/(m dia K), CV = 

2347,31 kJ/m3 K. 
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Gráfico 7 – Energia acumulada e vazão de óleo para dois intervalos de completação. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

De acordo com os resultados, foi possível constatar que ao final do tempo de injeção, no 

primeiro caso, onde a completação é menor, houve um acúmulo maior de energia no meio 

poroso. Além disso, depois de 2015, essa energia forneceu mais calor ao banco de óleo 

resultando em taxas maiores de sua produção (Qo= 27,07 std m3/dia), além de melhorias no FR, 

chegando a 55,27 %. Por outro lado, um maior valor de C, para um mesmo valor de Q, 

promoveu um acúmulo menor de energia na rocha-reservatório durante o final do tempo. Os 

resultados indicam que isso ocorreu devido a uma maior liberação de calor no poço produtor 

proveniente de um intervalo maior de completação. Como consequência, houve um período de 

aquecimento menos efetivo do que no primeiro caso e, consequentemente um FR menor. 

A Figura 5 apresenta os mapas de entalpia (conteúdo de calor a pressão constante) do 

óleo e da rocha associados a dois diferentes valores de COND. Para esta análise, foram 

mantidos fixos os valores de Q = 20 std m3/dia, X (%) = 60, C = 217,5 m e CV = 2347,31 kJ/m3 

K, variando-se somente COND. 
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Figura 6 – Mapas de entalpia da rocha e valores de condutividade térmica. 

 

Fonte: Autoria própria. 

Ao se observar a Figura 5, tem-se que rochas com maiores valores de COND estiveram 

associados à maiores valores de entalpia da rocha devido a capacidade que ela possui de 

conduzir mais calor no meio poroso.  No entanto, o Gráfico 8 indica que, ao final do tempo de 

simulação, houve melhorias pouco significativas no FR. 

 

Gráfico 8 – Vazão de produção e Fator de Recuperação. 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

O Gráfico 8 também infere que rochas menos condutivas estiveram associadas a 

antecipações no FR, além de picos maiores em Qo. Isso pode ser proveniente do fato de que 

rochas menos condutivas poderiam atuar como isolantes térmicos fazendo com que o calor seja 

cedido de forma mais eficiente ao banco de óleo, promovendo maior aquecimento e 

antecipações de sua produção. 

No Gráfico 9, os resultados da influência de CV no FR e na RVO estão disponíveis. 
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Gráfico 9 – Influência da CV na RVO e no FR (%). 

 

Fonte: Autoria própria. 

 

De acordo com o Gráfico 9, CV contribuiu de forma bastante discreta na melhoria do FR 

e na redução da RVO. No entanto, é importante destacar que menores valores de CV resultaram 

em antecipações no acréscimo do valor de FR a partir do ano de 2009. Destaca-se também que, 

após a chegada do banco de óleo ao poço produtor durante o ano de 2012, rochas de menor CV, 

1962 kJ/m3 K, resultaram em valores um pouco maiores da RVO do que aquelas onde CV = 

2347,2 kJ/m3 K. Isto pode estar associado ao fato de que rochas com menores CV absorvem 

calor de forma mais rápida e o tornam disponíveis no meio poroso para aquecimento do óleo. 

Esse processo pode resultar em uma quantidade de vapor acumulada no meio poroso superior 

a qual há a presença de rochas com CV superior. E isso pode resultar em RVOs maiores quando 

comparadas a rochas com CV maiores. 

 

5 CONCLUSÕES E RECOMENDAÇÕES 

  

Neste trabalho, foi desenvolvido um modelo numérico de reservatório de óleo pesado 

para a realização de estudos de recuperação avançada. O modelo possuiu características de 

rocha-fluidos semelhantes às encontradas nos reservatórios de óleo pesado da Bacia Potiguar 

do nordeste brasileiro. 
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Foram realizados estudos de refinamento dos blocos constituintes do modelo e os 

resultados mostraram que o melhor caso em termos de Fator de Recuperação e tempo de 

simulação em relação ao modelo mais refinado foi o de 10 blocos de 10 metros cada no eixo X 

e Y, 25 blocos de 1 metro na zona produtora de óleo e 2 blocos de 2,5 metros na zona produtora 

de água.  

Com relação ao estudo de ajuste de histórico, a função-objetivo foi minimizada tal que 

a diferença entre os dados de vazão de produção do histórico e os do modelo numérico de 

reservatório foram de 4,7878E-17. Dessa forma, foi obtido um ajuste de histórico satisfatório 

em termos de vazão de produção de óleo. Esse modelo apresenta as seguintes propriedades 

(ajustadas pelo ajuste de histórico assistido): Φ = 28 %, Kh = 2337,91 mD, KV/Kh= 0,14. Sor= 

0,203 %, Now= 2,11 e Nw= 3,27. 

Para o estudo de otimização da vazão de injeção, tomando como critério o FR e a RVO, 

a vazão mais adequada foi a de 20 std m3 /dia, obtendo uma RVO de 17,18. 

Por meio do estudo dos parâmetros operacionais e térmicos de reservatório, nota-se 

que o resultado mais apropriado apresentou um FR de 59,15% e uma RVO de 19,11 std 

m3/std m3, promovendo um incremento de 6,26% pp em relação ao modelo base. O caso mais 

adequado apresentou as seguintes propriedades: Q = 25 m3 std/dia, X = 0,9 %, C = 205,5 m, 

Cond = 149,54 kJ/m dia K, CV = 2347,31 kJ/m3 K. 

Como recomendação para trabalhos futuros, é indicado a avaliação da influência da 

distância entre poços de injeção e de produção, bem como uma análise econômica a partir do 

indicador do Valor Presente Líquido (VPL) para três cenários de estudo: realista, pessimista e 

otimista.  
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