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Resumo – Vários métodos térmicos para aumentar a produção de óleos pesados têm sido teoricamente e 

experimentalmente testados. Hoje em dia a injeção a vapor, e muitas de suas variações, é o método mais próspero para 
óleos pesados. Algumas destas variações incluem o uso de poços horizontais para injeção cíclica e contínua.  A injeção 
de vapor por drenagem gravitacional ou SAGD, como também é conhecido, é o processo que usa dois poços 
horizontais: o injetor de vapor no topo do reservatório e o produtor na base do reservatório. O objetivo deste método é 
criar uma câmara de vapor, enquanto promove uma melhor varredura dos fluidos do reservatório.  Um modelo foi 
idealizado para estudar a sensibilidade de alguns parâmetros do reservatório na recuperação final de óleo. Os resultados 
do estudo da sensibilidade destes parâmetros mostraram a dependência de todos eles no fator de recuperação final do 
bloco estudado, obtendo uma melhor compreensão física do processo SAGD.  
 
 Palavras-Chave: SAGD, IOR, simulação de reservatórios, modelagem,  injeção de vapor. 
 
 Abstract – Several methods for increasing heavy oil production by applying thermal recovery have been 
theoretically and experimentally tested. Nowadays steam injection, in many variations of the basic process, is the most 
successful IOR, but for heavy oils only. Some of these variations include the use of horizontal wells for cyclic and 
continuous injection.  The Steam Assisted Gravity Drainage (SAGD) process uses two horizontal wells: the steam 
injector at the top of the reservoir and the producer in the bottom. The purpose of this design is to create a steam 
chamber, providing a better sweep of the reservoir. A model was idealized to study the sensibility of some reservoir 
parameters in the oil recovery using the SAGD process. The sensibility study results showed the dependence of all these 
parameters on the final recovery factor of the studied block, providing a better physical comprehension of the SAGD 
process.  
 
 Keywords: SAGD, IOR, reservoir simulation, modeling, steam injection. 
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1.  Introdução 
 
 Algumas das diferentes alternativas para melhorar a capacidade de escoamento dos óleos pesados e aumentar a 
sua recuperação são: a estimulação cíclica de vapor, a combustão “in situ”, a injeção de vapor, e o processo de 
drenagem de óleo por diferencial gravitacional com injeção de vapor ou comumente chamado de processo SAGD 
(siglas em inglês que significam: “steam assisted gravity drainage”), que é um derivado da injeção contínua de vapor. O 
processo SAGD envolve dois poços horizontais paralelos um acima de outro, onde o poço superior é o injetor de vapor 
e o inferior é o produtor de óleo. Nesse processo, o papel da força gravitacional é maximizado. Quando o vapor é 
continuamente injetado no poço superior forma uma câmara a qual cresce para cima e para os arredores (Butler, 1991) 
aquecendo o óleo do reservatório. Na interface com o óleo frio o vapor condensa e o calor é transferido ao óleo. Então, 
o óleo já quente e a água condensada drenam por gravidade, até o produtor horizontal que está embaixo. 

Esta tecnologia é um processo que atualmente está sendo muito estudado devido à alta recuperação de óleos 
pesados. Este processo já foi comercialmente aplicado no Canadá, nos EUA e na Venezuela, obtendo-se uma elevada 
recuperação do óleo (40-70%, Donnelly 1999; Sharma et al., 2002).  

O desempenho deste processo pode ser significativamente afetado por determinados parâmetros operacionais e 
geométricos do reservatório (Kamath et al., 1993; Kisman e Yeung, 1995; Elliott e Kovscek, 1999; Serhat e Bagci 
2001; Queipo et al, 2002; Barillas J. L M., 2004). Exemplos disso podem ser: a permeabilidade horizontal e vertical das 
rochas, a heterogeneidade do reservatório, a espessura da zona de óleo, o aqüífero, a separação entre poços, o 
comprimento horizontal dos poços e a necessidade de vapor.  

Este trabalho visa estudar a influência de variáveis de reservatório como são: a permeabilidade vertical, a 
espessura da zona de óleo e a litologia do reservatório, no fator de recuperação do óleo. 
 
 
2. Modelagem do processo  
 

O sistema foi modelado em um reservatório homogêneo de 100 m x 600m x 26 m, de um sistema 3D cartesiano, 
com refinamento na região dos poços (21 x 40 x 13). As simulações foram realizadas no modulo STARS do programa 
da CMG, 2002, que simula recuperações térmicas de óleo.  

A configuração da malha no reservatório modelo, as propriedades da rocha, reservatório e do fluido e as condições 
de operação são apresentadas na Tabela 1. Estes parâmetros são necessários na entrada de dados do simulador Stars. 

 
Tabela 1. Modelo da malha 

 
Numero total de blocos 10920 
Dimensão em x (m) 100 
Dimensão em y (m) 600 
Dimensão em z (m) 26 
Temperatura inicial (°C) 37,8 
Saturação inicial de óleo, So (%) 61 
Saturação inicial de água, Sw (%) 39 
Volume de Óleo  “in place” ( m3 std) 217190 
Permeabilidade horizontal, Kh, (mD) 1000 
Permeabilidade vertical, Kv (mD) 100 
Porosidade (%) 30 
Viscosidade do óleo ver Figura 1 
Permeabilidades relativas ver Figura 2 
Título do vapor (%) 50 
Vazão máxima de vapor injetada (ton/dia) 100 
Vazão máxima de produção de óleo (m3/d) 120 
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Figura 1. Viscosidade do óleo versus temperatura.  
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Figura 2. Permeabilidade relativas versus saturação. 

 
As simulações foram realizadas no programa da CMG, Stars, e as mudanças foram feitas para cada arquivo de 

entrada correspondendo somente ao parâmetro modificado. O intervalo dos parâmetros e o modelo de comparação 
podem ser observados na Tabela 2. 

Tabela 2. Intervalo dos parâmetros analisados 

 
Parâmetro Valor mínimo Valor máximo Modelo base 
Permeabilidade vertical (mD) 50 400 100 
Espessura de óleo no reservatório (m) 10 30 20 

Barreiras Barreira de 
300 x 60 m x 2 m 

Barreira de 
510 x 60 m x 2 m Sem barreira 

 
 
3. Resultados 
 
3.1 Permeabilidade vertical (Kv) 

Neste estudo a permeabilidade vertical (Kv) foi modificada deixando fixa a permeabilidade horizontal (Kh) em 
1000 mD. Os valores foram variados entre: 50mD e 400 mD. As curvas do fator de recuperação de óleo (FR) no tempo 
para as diferentes permeabilidade são apresentadas na Figura 3. Observa-se que o FR aumenta com a diminuição da 
permeabilidade vertical (Kv), e pode ser também visualizado que a partir de 200 mD a variação deste parâmetro 
influencia em menor proporção o FR. A melhor curva do FR foi obtida para a menor permeabilidade vertical (Kv) 
estudada (50 mD) com um máximo FR de 32,9% após 14 anos de produção.  

Na Figura 3 também podem ser observados os pontos onde a razão óleo vapor (ROV) atinge o valor de 0,1 
m3/ton, valor selecionado como limite econômico e que pode indicar o limite da rentabilidade do poço. Nas 
permeabilidades de 200, 300 e 400 mD a ROV mínima é alcançada após 9 anos de produção com pouca diferença no 
FR (23,2; 23,6 e 24,2 %), enquanto que com a permeabilidade vertical de 50 mD esta ROV é alcançada após 11 anos de 
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produção de óleo, recuperando 29,1 % do óleo original e com uma Kv de 100 mD a ROV é alcançada após 10 anos de 
produção, recuperando 26,5% do óleo.  

No modelo paramétrico estudado quando a permeabilidade vertical é alta (400 mD) o vapor flui verticalmente 
até o poço produtor não permitindo uma boa expansão lateral da câmara de vapor, portanto a área de contato óleo - 
vapor é menor e a drenagem de óleo também é menor. 

0

5

10

15

20

25

30

35

00 01 03 05 07 09 11 13

Tempo (anos)

FR
 (%

)
50 mD

100 mD

200 mD

300 mD

ROV = 0,1 m3 óleo/ton vapor

 
Figura 3. Fator de recuperação de óleo versus tempo para diferentes permeabilidades verticais 

 
Na Figura 4, é possível observar a razão gás-óleo (RGO) para os dois modelos extremos de permeabilidade 

vertical (50 mD e 400 mD). O reservatório com maior Kv (400 mD) tem uma curva de RGO maior, o que pode indicar 
que nessa condição o vapor está fluindo diretamente até o poço produtor devido à alta permeabilidade vertical, por isso 
a menor expansão da câmara de vapor e a menor drenagem de óleo. 
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Figura 4. Razão gás óleo em condições de reservatório (RC) versus o tempo para diferentes permeabilidade 
permeabilidades verticais 

 
3.2 Espessura da zona de óleo 

A espessura do reservatório é um parâmetro que foi estudado devido à influência do efeito gravitacional do 
processo. As espessuras analisadas foram: 10 m, 20 m e 30 m. Na Figura 5 é mostrado o efeito da variação da espessura 
da zona de óleo na fração de óleo recuperada do reservatório versus o volume poroso injetado. A vazão de injeção se 
manteve constante nos três casos estudados (100 ton/dia). Observa-se que para um mesmo volume poroso injetado 
(VPI) a recuperação de óleo é menor no reservatório de 10 m  de espessura. A percentagem maior da recuperação de 
óleo é obtida para o reservatório mais espesso (30 m).  
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Figura 5. Fator de recuperação de óleo versus volume poroso injetado para diferentes espessuras da zona de óleo 

 
A porcentagem de óleo recuperada em cada reservatório estudado pode depender da vazão de vapor injetado, e 

isto é observado na Figura 6, onde é mostrado o fator de recuperação de óleo em função da quantidade de vapor 
injetado. O fator de recuperação (FR) mostrado foi obtido para uma ROV mínima de 0,1 m3 de óleo/ton de vapor. 
Valores de FR após ter atingido a ROV sugerida não forma considerados. Pode ser observado que na maior espessura 
(30 m) é preciso de 110 ton/dia para ser obter a máxima recuperação de óleo de 28,0%, a mínima espessura (10 m) 
requer uma vazão menor de 50 ton/dia  para obter uma recuperação de 28,4%. A espessura media de 20 m requer uma 
quantidade de vapor de 80 ton/dia, para obter uma recuperação de 28,9%.  
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Figura 6.  Fator de recuperação em função do vapor injetado para diferentes espessuras da zona de óleo

 
3.3 Barreiras 

No reservatório foram modelados três sistemas de folhelhos localizados entre o poço produtor e o poço injetor. 
Estes folhelhos ou barreiras impedem o fluxo de fluidos através delas, por meio de uma diminuição na permeabilidade 
absoluta na camada onde se encontram. Nos três sistemas considerados a largura e a profundidade da camada se 
mantiveram constante (60 m x 2m), mais foi modificado o comprimento da barreira. O primeiro sistema considera um 
folhelho do mesmo tamanho dos poços injetor e produtor (510 m), a segunda é mais pequena que os poços injetor e 
produtor  (300m) e o terceiro sistema simula duas barreiras simultâneas de 180 m cada uma, com um espaço no centro 
de 150 m   Na Figura 7  foi comparada a influência destas barreiras no fator de recuperação de óleo, para verificar assim 
qual é a situação que menos prejudica o sistema. Nota-se que os folhelhos influenciam no fator de recuperação e que a 
situação mais favorável para o processo foi aquela em que o folhelho tem o mesmo comprimento que os poços injetor e 
produtor. Ressalte-se que até o ano 2007 a melhor curva de FR obtida corresponde a um reservatório sem barreiras de 
permeabilidade. Todas as barreiras foram deixadas na mesma camada do reservatório. A partir do ano 2007 é observado 
que a barreira de permeabilidade de 510 m x 60 m x 2 m (mesmo tamanho dos poços injetor e produtor) oferece um 
maior fator de recuperação de óleo, isto devido à abrangência da câmara de vapor após conseguir atravessar a barreira. 
Esta barreira aparentemente está servindo de distribuidor do calor no reservatório permitindo uma maior área de contato 
entre o vapor e o óleo e em conseqüência incrementando a área de drenagem do reservatório e aumentando assim a 
produção de óleo. 
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Figura 7. Fator de recuperação de óleo em função do tempo para diferentes litologias no reservatório 

 
4. Conclusões  
 

No modelo estudado, observou-se que: 
1) A permeabilidade vertical do reservatório influencia no fator de recuperação de óleo. Neste modelo quanto 

maior a permeabilidade vertical menor o fator de recuperação de óleo. Ressalte-se que permeabilidades 
verticais de acima de 200 mD, não apresentaram mudanças significativas no fator de recuperação de óleo; 

2) A espessura do reservatório influencia significativamente no fator de recuperação de óleo, uma maior 
espessura neste modelo aumentou o fator de recuperação de óleo, mas o FR depende de quantidade de vapor 
injetado no sistema; 

3) Uma barreira no reservatório do tamanho do poço produtor e injetor, localizada entre eles e perto do poço 
injetor, pode aumentar o fator de recuperação de óleo. 
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