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4.3.2. 
Calculo dos parâmetros do escoamento 

A partir da densidade do gás nas condições padrão, do grau API, da razão 

de solubilidade e da temperatura média do escoamento, calcula-se a pressão de 

bolha dos hidrocarbonetos presentes no reservatório por meio da correlação de 

Standing: 

�# 1 ��� n �18
10o,oVpq  °stu
10o,ooovV  w x

y
z,{|

 (32) 

sendo ��� a densidade do gás nas condições padrão, � a pressão em psia e $ a 

temperatura em °F. 

As correlações de Standing foram desenvolvidas a partir de dados 

experimentais de 22 misturas de óleo e gás natural provenientes de reservatórios na 

Califórnia (Standing, 1947). Estas correlações abrangem os seguintes intervalos: 

�# (Pressão do ponto de bolha): 130 a 7.000 psia  

$% (Temperatura de reservatório): 100 a 258 °F  

°API: 16,5 a 63,8  

��� (Densidade do gás nas condições padrão): 0,59 a 0,95  

 "} (Gás em solução à pressão do ponto de bolha): 20 a 1.425 scf/STB  

Calcula-se também a vazão de água produzida que chega ao tanque de 

estocagem localizado na UEP. Como a compressibilidade da água é muito baixa, 

pode-se considerar que esta vazão seja constante ao longo de todo o escoamento 

pelos princípios de conservação de massa. Este parâmetro é calculado de acordo 

com a equação 33. 

�� =  a_ �	� (33) 

sendo  a_ a razão água-óleo e �	�a vazão de óleo morto produzida. 
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Em seguida, são calculados os parâmetros do escoamento que variam em 

função da pressão. Estes parâmetros são recalculados interativamente para cada 

valor de pressão, à medida que os fluidos escoam do leito marinho até a superfície. 

• Quantidade de gás em solução ou razão de solubilidade gás-óleo: 

calculado por meio da relação de Standing a partir da densidade do 

gás nas condições padrão, do grau API do óleo, da pressão de bolha, 

da temperatura média do escoamento e da pressão. 

 " 1 ���  n � 10o,oVpq  ºstu
(18) 10o,ooovV ∗ wx

V,poq
 (34) 

sendo � a pressão em psia e $ a temperatura em ºF. 

Para pressões maiores do que a pressão de bolha da mistura, esta deve ser 

utilizada como o valor de � na equação acima. 

• Fator de compressibilidade do gás, que corrige o desvio de 

comportamento do gás real em relação ao modelo de gás ideal: 

calculado por meio da correlação de Dranchuk, Purvis e Robinson a 

partir da densidade do gás nas condições padrão, da temperatura 

média do escoamento e da pressão. 

A correlação de Dranchuk, Purvis e Robinson (Dranchuk et al, 1973) é 

iterativa e fornece valores do fator de compressibilidade do gás em função da 

pressão e da temperatura reduzida. A correlação é baseada na equação de estado de 

Benedict, Webb e Rubin (Benedict et al. 1940). Esta equação possui oito 

coeficientes que foram determinados pelo ajuste de 1500 pontos de dados do gráfico 

de Standing e Katz (Borges, 2009). A equação proposta é definida por:  

L =  1 + �aV + ap$�� + ap
$���� .�� + �a� + aq$��� .��p + aq a�  .��q

$��

+ a� .��p
$���  �1 + a� .��p���{  ����

 

(35) 
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sendo .� a massa específica pseudo-reduzida da mistura de gás dada pela seguinte 

equação: 

.� 1 0,27 ��L $�  (36) 

Os valores dos coeficientes aV a a� estão apresentados na Tabela 2 – 

Coeficientes da equação de Dranchuk, Purvis e Robinson. 

aV 0,31506237 ap -1,0467099 

a� -0,57832729 a� 0,53530771 

aq -0,61232032 a� -0,10488813 

a� 0,68157001 a� 0,68446549 

Tabela 2 – Coeficientes da equação de Dranchuk, Purvis e Robinson (1973) 

Na condição crítica, assume-se o fator de compressibilidade como sendo 

0,27, conforme mencionado por Borges (2009).  

As propriedades pseudocríticas dos gases naturais podem ser determinadas 

por meio das correlações de Standing (1981) em função da densidade relativa do 

gás. Para gás natural seco, as correlações são representadas pelas seguintes 

equações:  

��� = 706 − 51,7 ��� − 11,1 ���
p   

 

(37) 

 

$�� = 168 + 325 ��� − 12,5  ���
p   (38) 

Para gás natural úmido, as correlações são representadas pelas seguintes 

equações:  

��� = 677 + 15 ��� − 37,5  ���
p   

 

(39) 

 

$�� = 187 + 330 ��� − 71,5 ���
p (40) 
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Em seguida, os valores encontrados para estas propriedades pseudocríticas 

são substituídos nas equações da temperatura e pressão pseudo-reduzidas (equações 

7 e 8) que, por sua vez, podem ser utilizadas na correlação de Dranchuk, Purvis e 

Robinson (1973). Esta correlação é adequada para pressões pseudo-reduzidas entre 

0,2 e 30 e para temperatura pseudo-reduzidas entre 1,05 e 3,0. 

• Viscosidade do gás: calculada por meio do método proposto por Lee 

et al. (1966) a partir da densidade do gás nas condições padrão, da 

temperatura média do escoamento, da pressão e do fator de 

compressibilidade. 

As equações desenvolvidas pelos autores são as seguintes: 

,� 1  0,0001 � !��  .��� 

� = (9,4 + 0,02 �) $V,q
209 + 19 � + $  

� = 3,5 + 986
$ + 0,01 � 

� = 2,4 − 0,2 � 

(41) 

(42) 

(43) 

(44) 

sendo .� o peso específico do gás (em g/cm³), � o peso molecular do gás e $ a 

temperatura (em ºR). O valor da viscosidade encontrado é em cP. 

• Viscosidade do óleo: calculada por meio da correlação de Beggs e 

Robinson (1975) a partir do grau API do óleo, da quantidade de gás 

em solução e da temperatura média do escoamento.  

Para o cálculo da viscosidade do óleo morto, ou seja, do óleo nas condições 

de superfície, em que todo o gás saiu da solução, os autores desenvolveram a 

seguinte equação: 

,:
 = 10��  $−1,163� − 1 

� = 10(�,o�p� � o,opop�  °���P 

(45) 

(46) 

sendo T a temperatura em ºF. 
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Para o cálculo da viscosidade do óleo vivo, ou seja, do óleo com gás em 

solução, os autores desenvolveram outra equação que é função da viscosidade do 

óleo morto: 

,: 1 a ,:
� 

a = 10,715 ( " + 100)�o,qVq 

� = 5,44 ( " + 150)�o,��� 

(47) 

(48) 

(49) 

sendo ,:
  a viscosidade do óleo morto. 

• Fator volume de formação do óleo: calculado por meio da correlação 

de Standing (Satter et al, 2007) a partir da quantidade de gás em 

solução, do grau API do óleo, da temperatura média do escoamento, 

da densidade do gás nas condições padrão, da pressão de bolha e da 

pressão. 

Para pressões menores do que a pressão de bolha, a correlação de Standing 

é definida por: 

�	 =  0,972 + 0,000147 �V,V�q (50) 

onde F o fator de correção calculado a partir da seguinte equação: 

� =   "  �����	 �
o,q

+ 1,25 $ (51) 

sendo  " a quantidade de gás em solução, ��� a densidade do gás nas condições 

padrão, �	 a densidade do óleo e T a temperatura em ºF. 

Para pressões iguais ou maiores do que a pressão de bolha, a correlação de 

Standing é definida por: 

�	 =  �	#[��×(�f�'�e��)] (52) 
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sendo �	 a compressibilidade do óleo, P a pressão instantânea, ��	��� a pressão do 

ponto de bolha e �	# o fator volume de formação do óleo no ponto de bolha.  

• Compressibilidade do óleo: calculada por meio da correlação de 

Vazques (Beggs & Brill; 1973) a partir da razão de solubilidade do 

gás em solução à pressão do ponto de bolha, do grau API do óleo, da 

densidade do gás nas condições padrão e da pressão. 

�	 =  5  "# + 17,2 $ − 1180  ��� + 12,61  °a�  − 1433
�  (53) 

sendo  "# a razão de solubilidade do gás em solução à pressão do ponto de bolha 

em scf/STB, ��� a densidade do gás nas condições padrão, $ a temperatura em ºF 

e � a pressão em psia 

• Fator volume de formação do gás: calculado por meio da aplicação 

da lei dos gases reais a partir do fator de compressibilidade do gás, 

da temperatura média do escoamento e da pressão, conforme 

apresentado nas equações 12, 13 e 14. 

• Tensão superficial: calculada por meio da correlação de Baker e 

Swerdloff (1956) a partir do grau API do óleo, da temperatura média 

do escoamento e da pressão. 
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As correlações de Baker e Swerdloff estão demonstradas através da Figura 

20. 

Figura 20 – Tensão superficial do óleo morto a pressão atmosférica                            

(Adaptado de Baker & Swerdloff, 1956) 

Para temperaturas superiores a 100 F, utiliza-se a correlação desenvolvida 

pelos autores para a temperatura de 100 F: 

*Voo¡ 1  37,5 − 0,2571 °a�  (54) 

Para temperaturas inferiores a 68 F, utiliza-se a correlação desenvolvida 

para a temperatura de 68 F: 

*��¡ 1  39 − 0,2571 °a�  (55) 

Para as temperaturas intermediárias, deve ser feita a interpolação linear entre 

as duas equações, conforme a equação 54: 

* 1 *��¡ − O$ − 68P (*��¡ − *Voo¡)
32  (56) 
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A medida que a pressão aumenta e o gás entra em solução, a tensão 

interfacial entre o óleo e o gás é reduzida, o que pode ser demonstrado pela Figura 

21. 

Figura 21 – Efeito do gás em soluço na tensão superficial do óleo                                  

(Adaptado de Howard & Fred, 2003) 

Para corrigir o valor da tensão interfacial do óleo morto em função do efeito 

do gás em solução, deve-se multiplica-lo por um fator de correção, conforme 

apresentado na equação 55, que aproxima a curva apresentada pela Figura 21. 

� 1 1 − 0,024 � o,o�q (57) 

• Vazão de líquido, calculada a partir da equação 58: 

�� =  �	�  �	 + �� �� (58) 

sendo �	�a vazão de óleo instantânea em condições padrão, �	 o fator volume de 

formação do óleo, �� a vazão de água produzida e �� o fator volume de formação 

da água. 
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• Vazão de gás, calculada a partir da seguinte equação: 

��  =  ( ^_ −  ")  �	�  ��    (59) 

sendo  ^_ a razão gás-óleo,  " a quantidade de gás em solução, �	�a vazão de 

óleo instantânea em condições padrão e �� o fator volume de formação do gás.  

• Massa específica do gás, calculada a partir da seguinte equação: 

.� =  28,97  ���  �
L   $     (60) 

sendo ��� a densidade do gás nas condições padrão, $ a temperatura em ºR, L o 

fator de compressibilidade do gás,   a constante universal dos gases perfeitos e � 

a pressão em psia.  

• Massa específica do líquido, calculada a partir da seguinte equação: 

.� =  .�  ( a_ + �	) + ���  .��  " a_ �� +  �	    (61) 

sendo .� a massa específica da água,  a_ a razão água-óleo, �	 a densidade do 

óleo, .�� a massa específica do ar,  ��� a densidade do gás nas condições padrão, 

 " a quantidade de gás em solução, �� o fator volume de formação da água e �	 o 

fator volume de formação do óleo. 

Com estes parâmetros calculados, são determinadas as vazões de líquido e 

de gás nas condições de temperatura e pressão locais. Calcula-se, então, a 

velocidade superficial da mistura (&)) a partir das velocidades superficiais do 

líquido (&"') e do gás (&"(), conforme as equações 26 e 27. 

4.3.3. 
Implementação do Método de Beggs & Brill 

Os primeiros parâmetros que são calculados para implementar o método de 

Beggs & Brill (1973) são os hold-ups de não escorregamento da fase líquida (+�) e 
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da fase gasosa (+�P. Nesta etapa, considera-se que não há velocidade relativa entre 

as fases.  

+� 1  &"'&) (62) 

+� =  &"(&)  (63) 

Em seguida, calcula-se a densidade média da mistura (.�)  e a viscosidade 

média da mistura (,�) para não escorregamento, a partir dos hold-ups de não 

escorregamento e das densidades de cada fase.  

.� =  .�  +�  + .� +�  (64) 

,� =  ,� +�  + ,� +�  (65) 

Os regimes de escoamento definidos pelo método de Beggs & Brill (1973) 

são determinados considerando-se a tubulação na posição horizontal. Depois são 

feitas correções para que a inclinação da tubulação seja considerada no 

comportamento do hold-up. 

Para determinar o regime de escoamento correspondente à orientação 

horizontal, é necessário calcular os seguintes parâmetros: número de Froude (��), 

número de velocidade do líquido (��) e o número de Reynolds para não 

escorregamento ( !): 

�� = &)p
� 
 (66) 

�� =  &"'  h.��  *io.pq
 (67) 

 ! = .�  &) 

,�  (68) 

sendo * é a tensão interfacial e &) a soma das velocidades superficiais da fase 

líquida &"' e da fase gasosa &"(. 
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O número de Froude é um número admensional que relaciona o efeito das 

forças de inércia com as forças de gravidade que atuam no fluido. 

O regime de escoamento (para a orientação horizontal) é determinado pela 

localização do ponto de encontro entre a fração de descarga e o número de Froude 

no mapa de regimes de escoamento mostrado na Figura 22. Este mapa é dividido 

em quatro regiões que correspondem aos regimes segregado, transição, intermitente 

e distribuído.  

 

Figura 22 – Mapa de escoamento (Fonte: Beggs & Brill (1973)) 

No entanto, para que o tipo de regime pudesse ser determinado sem o auxílio 

do gráfico, Beggs & Brill (1973) ajustaram equações às linhas de transição entre os 

regimes. Assim, a determinação do padrão de escoamento horizontal pode ser feita 

através do cálculo de quatro números: ¢V, ¢p, ¢� e ¢�: 
¢V 1  316  +�o,�op

 (69) 

¢p  =  0,000925 +��p,����
 (70) 

¢�  =  0,1 +��V,�qV�
 (71) 

¢�  =  0,5 +���,���
 (72) 
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O padrão de escoamento pode ser considerado segregado, transição, 

distribuído ou intermitente, dependendo das relações abaixo descritas: 

+� <  0,01 e �� <  ¢V  � Segregado 

+� ≥  0,01 e �� <  ¢p  � Segregado 

+�  ≥  0,01 e ¢p ≤  �� ≤  ¢�  � Transição 

+� <  0,4 e �� ≥  ¢V  � Distribuído 

+�  ≥  0,4 e �� >  ¢� � Distribuído 

+�  ≥  0,4 e ¢�  ≤  �� ≤   ¢�  � Intermitente 

0,02 ≤  +�  <  0,4 e ¢3 <  �� <   ¢V  � Intermitente 

Após determinar qual o padrão de escoamento, calcula-se o holdup de 

líquido para o escoamento na direção horizontal §�, que é uma função do padrão 

de escoamento, do ℎ;  e do ���, de acordo com a equação abaixo: 

§� = =D© � +� , a +��
��� �   (73) 

Os coeficientes a, b, e c variam em função do padrão do escoamento, de 

acordo com a Tabela 3: 

Padrão a b c 

Segregado 0,98 0,4846 0,0868 

Intermitente 0,845 0,5351 0,0173 

Distribuído 1,065 0,5824 0,0609 

Tabela 3 – Coeficientes para o cálculo do holdup de líquido para 

escoamento na direção horizontal 

Para o padrão de transição, o cálculo do holdup é uma média ponderada 

entre o holdup do padrão segregado e o do intermitente, na qual a importância 

relativa é calculada através da seguinte equação: 
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« 1  ¢� − �� 
¢� − ¢p  (74) 

 

Assim, pode-se verificar que: 

§]���"Sçã	 = «  §"¬��¬��k	 + (1 − «)  §S�]¬�)S]¬�]¬    (75) 

Após determinar o holdup de líquido em função do padrão de escoamento, 

deve-se calcular o fator de correção de inclinação, utilizado para ajustar o valor do 

hold-up horizontal de acordo com a inclinação da tubulação. Este fator é calculado 

através da seguinte equação: 

Ψ = 1 + � � ( sin (1,8  ° ) −  (sin  (1,8  °) )�
3 � (76) 

sendo � = =D©�0, (1 −  +� )   ;C  (�  +�¬   �� m  �¡% � )�  
Os coeficientes d, e, f e g variam em função do padrão de escoamento e da 

direção do escoamento, de acordo com a Tabela 4: 

 Padrão Direção d e f g 

Segregado Ascendente 0,011 -3.768 3.539 -1.614 

Intermitente Ascendente 2.960 0,305 -0,4473 0,0978 

Distribuído Ascendente Sem correção, C=0 e ψ=1 

Todos Descendente 4.700 -0,3692 0,1244 -0,5056 

Tabela 4 – Coeficientes para o cálculo do fator de correção 

A partir do fator de correção, pode-se determinar o valor de holdup para o 

escoamento inclinado: 

§(±) = §�  Ψ (77) 

Em seguida, calcula-se a densidade da mistura a partir das massas 

específicas das fases e do holdup de líquido, de acordo com a equação abaixo: 
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.) 1  .�  §(±) + .� �1 − §(±)� (78) 

 

Finalmente, pode ser calculado o gradiente de pressão hidrostático a partir 

da massa específica média da mistura: 

h�@
�Ai�Sk�	"]á]S�	 =  .)  sin (° ) (79) 

Para determinar o gradiente de pressão em função das perdas por fricção, 

deve-se calcular primeiramente a tensão de cisalhamento, conforme apresentado na 

equação 80:  

² =  �]� .)   &) | &) |   
4  (80) 

na qual �]� é o fator de atrito bifásico definido pela equação 81. 

�]� = ��  !´
 (81) 

sendo �� o fator de atrito de Fanning e µ determinado pelas seguintes relações: 

µ = ln ©
−0,0523 + 3,1820 ln © − 0,8725 (ln ©)p + 0,0185 (ln ©)�  (82) 

para © ≤ 1 :< © ≥ 1,2 

ou 

µ = ln ©
2,2 © − 1,2 (83) 

para  1 < © < 1,2 
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sendo 

© 1  ℎ�
�§(±)�p (84) 

Em regime laminar, o fator de atrito de Fanning (��) é função do número de 

Reynolds e é determinado pela seguinte equação: 

�� = 16
 ! (83) 

Para o regime turbulento, utilizou-se a equação desenvolvida por 

Colebrook-White, mencionada por Economides et al. (1994). 

1
·�� 

=  −4 log � º/

3,7065 + 1,2613

 ! ·��
� (85) 

 

sendo  ! o número de Reynolds, º a rugosidade e 
 o diâmetro nominal da linha 

submarina ou do riser. 

Para a solução desta equação, utilizou-se um método iterativo em que o fator 

de atrito da primeira iteração foi calculado a partir da equação de Blasius: 

�� = 0,0791
( !o,pq) (86) 

A partir do fator de atrito calculado, pode-se obter a perda de carga friccional 

a partir da equação 87:  

h�@
�Aim�S��S	��� = 2 �]� .) &)p

� 
   (87) 

 Finalmente, para encontrarmos a perda de carga total do sistema, utiliza-se 

a equação 88: 

�@
�A =  

�k�
k¼��Sk�	"]á]S�	 +  �k�

k¼�m�S��S	���1 − ½¾  
(88) 
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sendo 

 ½¾ 1  ¿À¿�(�À
� �  (89) 

 

4.3.4. 
Algoritmo para avaliar o gradiente de pressão e tem peratura 

O método utilizado para que o programa computacional avalie a perda de 

carga ao longo do arranjo submarino parte de uma pressão e de uma temperatura 

iniciais conhecidas na cabeça (ou no fundo) de um poço localizado no leito marinho. 

Em seguida, são realizadas as seguintes etapas: 

1) Calcula-se a pressão de bolha e a vazão de água produzida 

2) Calculam-se as propriedades dos fluidos para a pressão e a temperatura 

iniciais a partir das correlações apresentadas no item 4.3.2.  

3) Determina-se o gradiente de pressão ∆� ∆¢Â  para o primeiro segmento 

por meio das correlações multifásicas definidas pelo Método de Beggs 

& Brill (1973), conforme apresentado no item 4.3.3. 

4) Calcula-se o comprimento equivalente a um diferencial de pressão ∆� a 

partir da relação ∆¢ =  ∆�∆� ∆�Â  

5) Adotando uma simplificação para a determinação da temperatura, 

calcula-se a temperatura a partir de um perfil de temperatura conhecido, 

definido por:  

$SÃV =  $S −  0,01 ∆¢ cos(°) (90) 

Foi adotada uma simplificação para o perfil de temperatura, pois a 

modelagem dos fenômenos de transferência de calor para linhas submarinas 

imersas no oceano é bastante complexa e foge aos objetivos deste trabalho. O perfil 

de temperatura utilizado baseia-se no estudo realizado por Cardozo e Hamza 

(2014). A partir de dados experimentais, os autores traçaram um gradiente 

geotérmico para a Bacia de Campos, compatível com o perfil definido pela equação 

90.  
6) Estima-se uma nova pressão, a partir da relação:  
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�SÃV 1  �S − ∆�  (91) 

7) Inicia-se novamente a rotina a partir da segunda etapa. O loop é 

finalizado quando as condições geométricas definidas na entrada do 

programa (comprimento da linha submarina e lamina d`água) são 

atingidas ou quando a pressão do escoamento se torna nula, indicando 

que para as condições de entrada do programa, os fluidos não chegam 

até a superfície. 
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5 
Resultados 

Nesse capítulo estão descritas as diversas etapas realizadas para a simulação 

de escoamentos multifásicos em sistemas submarinos de produção. Para validação 

dos resultados, foram feitas diversas simulações para casos simples, nos quais 

foram avaliados os impactos no gradiente de pressão a partir de alterações nos 

parâmetros razão água-óleo (RAO), razão gás-líquido (RGL), vazão de produção e 

grau API do óleo. Finalmente, no item 5.3, estão apresentados os resultados para a 

simulação de garantia de escoamento para dois cenários submarinos hipotéticos que 

apresentam problemas de garantia de escoamento relacionados à alta razão água-

óleo (RAO). Em seguida, são apresentados os resultados das simulações para estes 

cenários após a instalação de sistemas submarinos de separação água-óleo.  

Para que fosse possível testar os parâmetros desejados, foram feitas algumas 

considerações para todas as simulações dos itens 5.1 e 5.2, tais como: 

• a temperatura inicial $S do escoamento é de 60 ºC (140 F) 

• a rugosidade relativa interna do riser é de: 0,0006  

5.1. 
Teste de malha 

Para os resultados apresentados nessa seção, foram consideradas as 

seguintes características dos fluidos: 

� Grau API do óleo: 22; 

� Razão água-óleo (RAO) dos fluidos produzidos: 0,3 m³/m³; 

� Densidade do gás nas condições padrão: 0,65 

� Quantidade de gás em solução à pressão do ponto de bolha (Rsb): 

350 scf/STB (62,3 m³/m³); 

Quanto às condições do escoamento, foram adotadas as seguintes premissas: 
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� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 16547,42 kPa 

� Vazão de óleo produzido (óleo morto): 6000 bbl/dia (0,0110 m³/s); 

� Diâmetro interno do riser: 6” (0,1524 m). 

O arranjo submarino definido para as simulações desta seção inclui um poço 

produzindo diretamente para uma unidade flutuante através de um riser de 

produção em formato de catenária. A lâmina d`água é de 1400 metros e a distância 

horizontal que a linha submarina percorre até alcançar o riser é de 2000 metros. Na 

Figura 23, pode ser observado o esquema proposto. 

 

Figura 23 – Arranjo Submarino proposto 
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Figura 24 – Distância horizontal x Pressão 

 Ao analisar o gráfico da Figura 24, pode-se perceber que o programa 

computacional converge para resultados adequados quando são utilizados 

diferenciais de pressão (∆�) da ordem de 2,8 kPa. Não houve um aumento 

significativo de precisão para diferenciais de pressão (∆�) ainda menores, sendo 

muito difícil diferenciar graficamente as curvas Pressão x Distância Horizontal 

para diferenciais de pressão ∆� = 2,8 kPa e ∆� = 1,4 kPa, por exemplo.  

Na Tabela 5, pode-se comparar a diferença percentual de pressão calculada 

pelo programa computacional em diversos segmentos da linha submarina 

utilizando-se diferenciais de pressão (∆�) variados. Para facilitar a análise, 

comparou-se a pressão calculada com  ∆� = 1,4 kPa e diferenciais maiores do que 

01,4 kPa. 

Distância 
Horizontal (m)  

Pressão (kPa) 
(∆P = 1,4 kPa) 

Referência 

Pressão (kPa) 
(∆P = 68,9 kPa) 

Diferença 
percentual (%) 

800 16478,5 16478,5 0,0 

1600 16409,5 16409,5 0,0 

2400 15079,5 16340,6 8,4 

2800 9805,7 16306,1 66,3 

3000 5329,6 16288,9 205,6 

3100 2504,2 16278,5 550,1 
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Distância 
Horizontal (m) 

Pressão (kPa) 
(∆P = 1,4 kPa) 

Referência 

Pressão (kPa) 
(∆P = 41,4 kPa) 

Diferença 
percentual (%) 

800 16478,5 16478,5 0,0 

1600 16409,5 16409,52666 0,0 

2400 15079,5 16340,6 8,4 

2800 9805,7 16306,1 66,3 

3000 5329,6 14827,2 178,2 

3100 2504,2 13196,56892 427,0 

Distância 
Horizontal (m) 

Pressão (kPa) 
(∆P = 1,4 kPa) 

Referência 

Pressão (kPa) 
(∆P = 13,8 kPa) 

Diferença 
percentual (%) 

800 16478,5 16478,47425 0,0 

1600 16409,5 16409,52666 0,0 

2400 15079,5 15568,36605 3,2 

2800 9805,7 10676,53447 8,9 

3000 5329,6 6367,310029 19,5 

3100 2504,2 3688,696119 47,3 

Distância 
Horizontal (m) 

Pressão (kPa) 
(∆P = 1,4 kPa) 

Referência 

Pressão (kPa) 
(∆P = 6,9 kPa) 

Diferença 
percentual (%) 

800 16478,5 16478,5 0,0 

1600 16409,5 16409,5 0,0 

2400 15079,5 15371,86541 1,9 

2800 9805,7 10483,48121 6,9 

3000 5329,6 6191,493672 16,2 

3100 2504,2 3516,327141 40,4 

Distância 
Horizontal (m) 

Pressão (kPa) 
(∆P = 1,4 kPa) 

Referência 

Pressão (kPa) 
(∆P = 2,8 kPa) 

Diferença 
percentual (%) 

800 16478,5 16478,5 0,0 

1600 16409,5 16409,5 0,0 

2400 15079,5 15088,5 0,1 

2800 9805,7 9815,4 0,1 

3000 5329,6 5339,3 0,2 

3100 2504,2 2512,5 0,3 

Tabela 5 – Teste de malha 
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Em alguns casos testados com o diferencial de pressão (∆�) de 1,4 kPa, o 

software apresentou mensagem de erro ao tentar rodar o programa, alertando para 

a falta de memória do computador. Portanto, optou-se por utilizar o diferencial de 

pressão de 2,8 kPa, já que este apresenta diferenças percentuais mínimas em relação 

aos parâmetros cálculados com diferenciais de pressão de 1,4 kPa.  

5.2. 
Análise de sensibilidade 

Para validar o programa computacional, foram feitas análises de 

sensibilidade com o objetivo de verificar o efeito de alterações nos principais 

parâmetros do escoamento em um sistema submarino: razão água-óleo (RAO), 

razão gás-óleo (RGO), vazão de produção de óleo e grau API do óleo.   

5.2.1. 
Efeitos da variação da razão água-óleo (RAO) 

Para os resultados apresentados nessa seção, foram consideradas as mesmas 

características geométricas do arranjo submarino apresentado no item 5.1 (Teste de 

Malhas). Com exceção da razão água óleo, que sofreu variações entre 0 e 2,0 m³/m³, 

as características dos fluidos e condições do escoamento foram mantidas 

constantes, conforme apresentado abaixo: 

� Densidade do gás nas condições padrão: 0,65 

� Razão gás-óleo (RGO) dos fluidos produzidos: 200 scf/STB (35,6 

m³/m³); 

� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 2100 psia (14479 kPa); 

� Diâmetro interno do riser: 6” (0,1524 m). 

 Foram feitas duas análises diferentes. Na primeira, manteve-se constante a 

vazão de óleo produzido (óleo morto) em 10000 bbl/dia (0,0184 m³/s). Na outra, 

manteve-se constante a vazão volumétrica de líquido produzido em 10000 bbl/dia 

(0,0184 m³/s). 

Na Figura 25, estão apresentadas as curvas Pressão x Profundidade para 

diferentes valores de razão água-óleo (RAO) nas quais a vazão de óleo foi mantida 

constante.  
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Figura 25 – Efeito da variação da RAO (vazão de óleo constante): 

 Pressão x Profundidade 

À medida que a razão água-óleo (RAO) aumenta, menor é a pressão dos 

fluidos que chegam à superfície. Isto ocorre em função de uma maior perda 

hidrostática ocasionada pelo aumento da densidade média dos fluidos produzidos. 

Além disso, como a vazão de óleo foi mantida constante, quanto maior o RAO, 

maior é a vazão de líquido produzida. Como pode ser visto no item 5.2.3, este 

aumento da vazão total dos fluidos produzidos também aumenta a perda de carga 

total no sistema. 

Este tipo de análise pode ser conduzido quando se deseja avaliar a 

implantação de um sistema de separação submarina água-óleo com reinjeção da 

água ainda no leito marinho, como será apresentado no item 5.3.  Ao separar-se 

parcialmente a água produzida ainda no leito marinho, reduz-se a densidade média 

dos fluidos produzidos, minimizando os problemas de garantia de escoamento.   

 Na segunda análise, foram desenvolvidas curvas para uma vazão de líquido 

constante, conforme mostrado na Figura 26. Neste caso, quanto maior a RAO, 

menor a quantidade de óleo produzida.  
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Figura 26 – Efeito da variação da RAO (vazão de líquido constante): 

 Pressão x Profundidade 

A evolução das curvas apresentadas na Figura 26 representa o 

comportamento típico de um poço produzindo ao longo do tempo a partir de um 

reservatório no qual o mecanismo de manutenção da pressão se dá por injeção de 

água ou pelo contato com um aquífero. Com o passar do tempo, o poço passa a 

produzir cada vez mais água e menos óleo. A partir de uma certa RAO, o poço pode 

se tornar financeiramente inviável ou deixar de ser surgente, caso a pressão do 

reservatório não seja suficiente para impulsionar os fluidos produzidos cada vez 

mais pesados. Neste momento, pode-se optar por abandonar o poço ou por 

introduzir um método de elevação artificial (gas lift ou bombeamento) ou instalar 

um sistema de separação submarina água-óleo. 

5.2.2. 
Efeitos da variação da razão gás-óleo (RGO) 

Para os resultados apresentados nessa seção, foram consideradas as mesmas 

características geométricas do arranjo submarino apresentado no item 5.1 (Teste de 

Malhas). Com exceção da razão gás-óleo, que sofreu variações entre 0 e 1000 
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scf/STB (178 m³/m³), as características dos fluidos e condições do escoamento 

foram mantidas constantes, conforme apresentado abaixo: 

� Grau API do óleo: 30; 

� Razão água-óleo (RAO) dos fluidos produzidos: 0,25 m³/m³; 

� Densidade do gás nas condições padrão: 0,65 

� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 2800 psia (19305 kPa); 

� Vazão de óleo produzido (óleo morto): 10000 bbl/dia (0,0184 m³/s); 

� Diâmetro interno do riser: 6” (0,1524 m). 

 Na Figura 27, estão apresentadas as curvas Pressão x Profundidade para 

diferentes valores de razão gás-óleo (RGO).  

 

Figura 27 – Efeito da variação da RGL: Pressão x Profundidade 

À medida que a razão gás-óleo (RGO) aumenta, maior é a pressão dos 

fluidos que chegam à superfície. Com o aumento da vazão de gás produzida, menor 

é a densidade média dos fluidos que estão escoando, o que reduz a parcela 

hidrostática da perda de carga. No entanto, quanto maior a quantidade de gás em 

solução, maior é a velocidade do escoamento, o que proporciona um amento na 

parcela friccional da perda de carga. Enquanto o escoamento ocorrer na horizontal, 

e a parcela hidrostática da perda de carga for nula, as maiores perdas de carga total 
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ocorrem nos casos em que o escoamento está com uma RGO maior, em função da 

maior perda friccional. No entanto, no trecho do riser, a parcela hidrostática torna-

se relevante, acarretando uma menor perda de carga nos casos em que o escoamento 

está com uma RGO maior. 

Este tipo de análise é conduzido quando se deseja avaliar a implantação de 

um sistema de elevação artificial por meio de injeção de gas lift no poço submarino. 

O efeito da injeção de gás ao longo do poço é exatamente este: ao reduzir a 

densidade média dos fluidos que estão sendo produzidos, um poço que não era 

surgente por meio da energia natural do reservatório pode se transformar em 

surgente com a injeção do gas lift.  

5.2.3. 
Efeitos da variação da vazão de produção 

Para os resultados apresentados nessa seção, foram consideradas as mesmas 

características geométricas do arranjo submarino apresentado no item 5.1 (Teste de 

Malhas). Com exceção da vazão de óleo produzida, que sofreu variações entre 4000 

bbl e 8000 bbl, as características dos fluidos e condições do escoamento foram 

mantidas constantes, conforme apresentado abaixo: 

� Grau API do óleo: 30; 

� Razão água-óleo (RAO) dos fluidos produzidos: 1,50 m³/m³; 

� Razão gás-óleo (RGO) dos fluidos produzidos: 300 scf/STB (53,4 

m³/m³); 

� Densidade do gás nas condições padrão: 0,65 

� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 2100 psia (14480 kPa); 

� Diâmetro interno do riser: 6” (0,1524 m). 

 Na Figura 28, estão apresentadas as curvas Pressão x Profundidade para 

diferentes valores de vazão produzida.  
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Figura 28 – Efeito da variação da vazão: Pressão x Profundidade 

 Pela Figura 28, pode-se observar que a redução da vazão acarreta o aumento 

da pressão dos fluidos que chegam à superfície. Esta é uma alternativa para poços 

que não são surgentes para uma determinada vazão. Por exemplo, para as condições 

de contorno definidas neste item, os fluidos não poderiam ser produzidos a uma 

vazão de 14000 bbl (0,0258 m³/s), conforme indicado na Figura 28. Portanto, uma 

possível solução para tornar o poço surgente seria reduzir a vazão de produção para 

12 mil bbl (0,0221 m³/s).  No entanto, nem sempre esta opção representa o melhor 

custo-benefício para a operação do projeto. A redução da vazão afeta diretamente a 

rentabilidade daquele poço.  

5.2.4. 
Efeitos da variação do grau API do óleo 

Para os resultados apresentados nessa seção, foram consideradas as mesmas 

características geométricas do arranjo submarino apresentado no item 5.1 (Teste de 

Malhas). Com exceção do grau API do óleo produzido e da razão gás-óleo, as 

características dos fluidos e condições do escoamento foram mantidas constantes, 

conforme apresentado abaixo: 

� Razão água-óleo (RAO) dos fluidos produzidos: 0,25 m³/m³; 
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� Densidade do gás nas condições padrão: 0,65 

� Quantidade de gás em solução à pressão do ponto de bolha (Rsb): 

350 scf/STB (62,3 m³/m³);; 

� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 2100 psia (14480 kPa); 

� Vazão de óleo produzido (óleo morto): 8000 bbl/dia (0,0147 m³/s); 

� Diâmetro interno do riser: 6” (0,1524 m). 

Para analisar o efeito do grau API sobre o gradiente de pressão, foram 

simuladas as curvas do gradiente de pressão para diversos graus API, variando-o 

desde 12 (óleo pesado) até 32 (óleo leve), para razões gás óleo diferentes. Para 

facilitar a visualização de como este parâmetro interfere no escoamento, optou-se 

por representar graficamente pressão obtida na superfície em função do grau API, 

conforme apresentado nas Figuras 29, 30, 31 e 32.    

Vale lembrar que, à medida que o óleo se torna mais leve, o que corresponde 

a graus APIs maiores, menor é a densidade média da mistura. No entanto, este não 

é o único fator que influencia o gradiente de pressão.  

 

Figura 29 – Grau API x Pressão na superfície  

(RGO = 200 scf/STB ou 35,6 m³/m³) 
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Figura 30 – Grau API x Pressão na superfície  

(RGO = 400 scf/STB ou 71,2 m³/m³) 

 

Figura 31 – Grau API x Pressão na superfície  

(RGO = 600 scf/STB ou 106,8 m³/m³) 
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Figura 32 – Grau API x Pressão na superfície  

(RGO = 800 scf/STB ou 142,4 m³/m³) 

 

Pode-se perceber que há um grau API ótimo que maximiza a pressão dos 

fluidos que chegam à superfície para as condições definidas. O comportamento 

encontrado nas Figuras 29, 30, 31 e 32 é o resultado da influência de dois fatores 

que interferem no gradiente de pressão: a densidade média da mistura e o holdup. 

Os óleos mais pesados tendem a ter uma viscosidade maior. Esse efeito faz com 

que o gás livre escorregue menos através do óleo, ajudando a impulsionar o óleo 

em direção à superfície. Por outro lado, óleos mais pesados proporcionam uma 

densidade maior à mistura. Nos óleos mais leves, a viscosidade é menor e o 

escorregamento entre o gás e óleo é mais acentuado. Por outro lado, óleos mais 

leves proporcionam uma densidade menor à mistura. Por estes motivos, há um grau 

API intermediário que proporciona uma maior pressão na superfície.   
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5.3. 
Aplicação do simulador campos com sistemas de separ ação 
submarina água-óleo 

Nesta seção, são apresentados os cálculos das perdas de carga de dois 

arranjos submarinos hipotéticos que apresentam problemas de garantia de 

escoamento. Esses cenários foram inspirados em dois dos principais projetos de 

separação submarina água-óleo que existem instalados: campo de Marlim e campo 

de Tordis. Para tanto, foram consideradas características geométricas e 

propriedades dos hidrocarbonetos semelhantes aos arranjos submarinos destes 

campos.  

No primeiro caso, trata-se de um campo de óleo localizado em águas 

profundas (920 metros de lâmina d`água), em que a pressão na cabeça do poço 

(7584 kPa) não é suficiente para impulsionar os fluidos produzidos até a UEP. Além 

disso, grande parte do que é produzido é água (em torno de 70%), representando 

um campo bastante maduro. As principais características dos fluidos e condições 

do escoamento estão apresentadas abaixo: 

� Grau API do óleo: 22 (óleo pesado); 

� Razão água-óleo (RAO) dos fluidos produzidos: 2,32 m³/m³; 

� Densidade do gás nas condições padrão: 0,65 

� Quantidade de gás em solução à pressão do ponto de bolha (Rsb): 

350 scf/STB (62,3 m³/m³); 

� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 7584,23 kPa; 

� Vazão de óleo produzido (óleo morto): 6630 bbl/dia (0,0122 m³/s); 

� Diâmetro interno do riser: 6” (0,1524 m). 

O arranjo submarino está representado na Figura 33. Após extraídos do poço 

localizado a uma lâmina d`água de 920 metros, os fluidos são direcionados por uma 

linha submarina ao sistema de separação água-óleo localizado a uma distância de 

341 metros, a uma lâmina d`água de 877 metros. Neste sistema de separação, uma 

parcela da água produzida é separada e direcionada a uma bomba de injeção, 

também localizada no leito marinho, para que seja reinjetada no reservatório. Já os 

hidrocarbonetos, com uma proporção de água bastante inferior àquela encontrada a 

montante do sistema de separação, são direcionados à UEP por meio de uma linha 
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submarina de 680 metros de extensão, até iniciar o trecho do riser. Neste caso, os 

fluidos não recebem o auxílio de uma bomba multifásica para alcançarem a UEP.  

 

Figura 33 – Arranjo submarino proposto (arranjo submarino 1) 

 Conforme apresentado na Figura 34, foram simulados diversos casos em 

função do grau de separação do sistema submarino. Para efeito de comparação, 

representou-se também o perfil de pressão para o arranjo submarino sem o sistema 

de separação, o qual não é surgente, ou seja, não é capaz de produzir exclusivamente 

com a pressão do reservatório. Para os casos em que foi incluído o sistema de 

separação água-óleo (SSAO), adotou-se como premissa uma perda de carga de 400 

kPa no separador. O valor adotado está compatível com o valor sugerido por 

Albuquerque (2008). No entanto, para evitar superestimar os benefícios do 

separador, utilizou-se uma perda de carga 35% maior do que aquela considerada 

pelo autor. 
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Figura 34 – Eficiência de separação do SSAO: Pressão x Profundidade 

(arranjo submarino 1) 

 Pode-se observar que, quanto maior a eficiência de separação do SSAO, 

maior é a pressão de chegada dos fluidos à superfície. Esta análise demonstra como 

um SSAO pode solucionar os problemas de garantia de escoamento de um campo 

maduro, em que a produção de água representa boa parte dos fluidos produzidos e 

a pressão do reservatório está cada vez mais baixa.  

 Outra análise realizada busca avaliar como um SSAO pode proporcionar 

uma maior distância entre o poço produtor e a UEP ou costa, no caso de uma 

produção subsea to shore. Este tipo de aplicação do SSAO pode ser considerado, 

por exemplo, quando não é viável economicamente destinar uma UEP 

exclusivamente para um campo maduro, sendo mais interessante direcionar os 

fluidos deste campo para unidades mais distantes, próximas a outros campos de 

hidrocarbonetos. Para critério de comparação, definiu-se um índice, definido por 

fator de distância, calculado da seguinte maneira:  

Fator de Distância (%) =  (Dist. Horiz com SSAO −  Dist. Horiz. sem SSAO) x 100 
Dist. Horiz. sem SSAO  (92) 
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Assim, o fator de distância representa, em termos percentuais, o quanto uma 

UEP pode se afastar do poço, com o auxílio de um SSAO, em relação à distância 

máxima possível sem o sistema de separação.  Os resultados encontrados estão 

apresentados na Tabela 6. 

Eficiência de 
Separação  

Distância máxima horizontal 
(entre o SSAO e o FPSO)  

(m) 

Fator de 
Distância 

0 % (sem o SSAO) 1659 - 

50% 5346 222% 

60% 7324 341% 

70% 10126 510% 

80% 14204 756% 

Tabela 6 – Fator de Distância em função da eficiência de separação do 

SSAO (arranjo submarino 1) 

No segundo caso, também será estudado um campo de óleo maduro em que 

a pressão na cabeça do poço (5515 kPa) não é suficiente para impulsionar os fluidos 

produzidos até a UEP. Novamente a proporção de água produzida é bastante 

elevada (em torno de 73%). No entanto, a lâmina d`água deste cenário (210 metros) 

é bastante inferior àquela simulada no primeiro caso (920 metros). O que dificulta 

a produção deste caso, além da grande proporção de água produzida, é a grande 

distância do poço à UEP (em torno de 10 km). As principais características dos 

fluidos e condições do escoamento estão apresentadas abaixo: 

� Grau API do óleo: 32 (óleo leve); 

� Razão água-óleo (RAO) dos fluidos produzidos: 2,66 m³/m³; 

� Densidade do gás nas condições padrão: 0,829 

� Quantidade de gás em solução à pressão do ponto de bolha (Rsb): 

350 scf/STB (62,3 m³/m³); 

� Pressão inicial na saída da árvore de natal: 5515,80 kPa; 

� Vazão de óleo produzido (óleo morto): 28300 bbl/dia (0,0521 m³/s); 

� Diâmetro interno do riser: 10” (0,254 m). 
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O arranjo submarino está representado na Figura 35. Após extraídos do poço 

localizado a uma lâmina d`água de 210 metros, os fluidos são direcionados por uma 

linha submarina ao sistema de separação água-óleo localizado a uma distância de 

1000 metros, a uma lâmina d`água de 200 metros. Como no primeiro caso, a parcela 

de água separada é direcionada a uma bomba de injeção, também localizada no leito 

marinho, para que ela seja reinjetada no reservatório. Os hidrocarbonetos, com uma 

proporção de água bastante inferior àquela encontrada antes do sistema de 

separação, percorrem 8000 metros de extensão em uma linha submarina, até iniciar 

o trecho do riser. Neste caso, os fluidos recebem o auxílio de uma bomba 

multifásica para alcançarem a UEP.  

 

Figura 35 – Arranjo submarino proposto (arranjo submarino 2) 

Foram feitas análise semelhantes ao primeiro caso, conforme apresentado 

na Figura 36. Para os casos em que foi incluído o sistema de separação água-óleo 

(SSAO), adotou-se como premissa uma perda de carga de 400 kPa no separador e 

um diferencial de pressão de 2758 kPa provocado pela bomba multifásica aos 

fluidos que serão direcionados à UEP. O valor adotado para o diferencial de pressão 

da bomba está coerente com o diferencial de pressão da bomba submarina instalada 

no campo de Tordis, de acordo com os dados informados por Rodrigues (2011). 
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Figura 36 - Eficiência de separação do SSAO: Pressão x Profundidade 

(arranjo submarino 2) 

Pode-se observar que, para o caso em que o arranjo submarino não possui 

um SSAO, os fluidos não conseguem alcançar o riser, em função dos longo trecho 

de linha submarina. Novamente pode-se verificar que, quanto maior a eficiência de 

separação do SSAO, maior é a pressão de chegada dos fluidos à superfície. 

Pela Tabela 7, pode-se observar que a maior distância possível entre o poço 

e a UEP, sem o SSAO, seria 2610 metros, o que não é compatível que o arranjo 

proposto no segundo caso. Além disso, caso não houvesse uma bomba multifásica 

para impulsionar os fluidos após a separação de parte da água, o arranjo apenas 

produziria se o SSAO possuísse uma eficiência superior a 80%, o que atualmente 

ainda representa um desafio.   
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Eficiência 
de 

Separação  

Distância máxima 
horizontal (entre 
o SSAO e a UEP) 

- sem 
bombeamento  

(m) 

Distância máxima 
horizontal (entre o 
SSAO e a UEP) - 

com 
bombeamento  

(m) 

Fator de 
Distância - 

sem 
bombeamento 

Fator de 
Distância - 

com 
bombeamento 

0 % (sem 
o SSAO) 

2610 6020 - - 

50% 4830 12760 85% 389% 

60% 5890 15550 126% 496% 

70% 7300 18740 180% 618% 

80% 9310 22600 257% 766% 

Tabela 7 – Fator de Distância em função da eficiência de separação do 

SSAO (arranjo submarino 2) 
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6 
Conclusões e sugestões para trabalhos futuros 

Os sistemas de separação submarina água-óleo (SSAO) têm sido estudados 

como forma de solucionar alguns dos desafios associados à garantia de escoamento. 

Longas distâncias, alta proporção de água nos fluidos produzidos, redução 

progressiva da vazão de hidrocarbonetos e efeitos da depleção do reservatório são 

alguns dos exemplos que podem ser contornados com a instalação destes sistemas. 

No entanto, ainda são poucos os sistemas que já foram implantados e testados. 

Nesse contexto, foi feita uma revisão bibliográfica dos principais projetos nos quais 

estes sistemas foram implantados e foi desenvolvido um simulador de escoamentos 

multifásicos para avaliar os impactos positivos da instalação destes sistemas em 

arranjos submarinos. 

O simulador desenvolvido é um programa computacional baseado em 

correlações para escoamentos bifásicos e no método de Beggs & Brill (1973), capaz 

de prever o gradiente de pressão de diversos arranjos submarinos. As análises de 

sensibilidade demonstraram os efeitos das alterações nos principais parâmetros que 

influenciam o escoamento: 

(i) o aumento da razão água-óleo (RAO) tende a dificultar a produção, 

podendo inviabilizar um determinado arranjo caso não seja utilizado 

um método de elevação artificial ou um sistema de separação 

submarino. Em geral, o aumento da RAO é um efeito típico dos 

campos maduros em contato com aquíferos ou em que o mecanismo 

de manutenção de pressão do reservatório seja por injeção de água; 

(ii)  o aumento da razão gás-óleo (RGO) tende a facilitar a produção dos 

hidrocarbonetos. Com a redução da pressão do reservatório, a RGO 

pode vir a aumentar naturalmente. Além disso, a injeção de gas lift 

é o método de elevação artificial que visa este benefício injetando-

se gás no poço; 
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(iii)  o aumento da vazão de produção reduz a pressão de chegada dos 

fluidos à unidade estacionária de produção (UEP). Na prática, com 

a pressão do reservatório e pressão do separador na UEP 

predefinidas, pode-se regular a vazão de produção através da válvula 

choke. No entanto, dependendo das condições de pressão, há uma 

vazão máxima que pode ser produzida. Caso se tente excedê-la, as 

perdas de carga do sistema se tornam maiores, sobretudo em função 

da parcela friccional, inviabilizando a produção. 

(iv) há um grau API ótimo que maximiza a pressão dos fluidos que 

chegam à superfície para determinas condições. Há influência de 

dois fatores que afetam o comportamento do gradiente de pressão: a 

densidade média da mistura e o holdup, que, por sua vez, é 

influenciado pela viscosidade dos fluidos. 

Ao utilizar o programa computacional para simular arranjos submarinos 

com alta RAO, pode-se avaliar os impactos positivos dos sistemas de separação 

água-óleo (SSAO) e a mitigação dos principais problemas associados a campos 

maduros. Com a produção de água bastante elevada, o SSAO pode ajudar a 

solucionar dois desafios: (1) grande parte da água produzida não precisará ser 

separada e tratada na unidade estacionária de produção e (2) pode-se direcionar a 

produção para outras plataformas mais distantes caso o campo maduro não 

justifique uma plataforma dedicada, em função da redução da vazão de óleo 

produzida. Os resultados das simulações também demonstram que há um aumento 

considerável da pressão dos fluidos que chegam à superfície com a instalação destes 

sistemas. Além disso, mostrou-se que a distância entre o poço e a unidade de 

processamento primária pode aumentar em até 7 vezes dependendo da eficiência de 

separação.  

À medida que estas tecnologias de separação água-óleo se tornarem mais 

conhecidas, confiáveis e compactas, a tendência é que representem uma opção 

competitiva para diversas aplicações.    

Como sugestão para próximos trabalhos, recomenda-se:  
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� Utilizar um gradiente de temperatura mais elaborado. Pode-se, por 

exemplo, utilizar a metodologia proposta por Sagar et al. (1991); 

� Aplicar o programa para cálculos de garantia de escoamento 

incluindo a análise do escoamento no poço; 

� Realizar uma análise ao longo da sua vida produtiva dos campos, 

levando-se em consideração os efeitos da depleção dos reservatórios. 
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Apêndice A - Diagrama de fases   

O petróleo é uma mistura de hidrocarbonetos, de modo que, além das 

pressões e temperaturas a que estiver submetido, o seu estado físico ou fase 

dependerá fundamentalmente da sua composição (ROSA, et al., 2011). Ao 

contrário do comportamento de uma substância pura, a vaporização total de uma 

mistura a uma determinada pressão não ocorre a temperatura constante. Os pontos 

de bolha e orvalho são diferentes.   

Os diagramas de fases são fundamentais para classificar reservatórios, 

verificar a ocorrência natural de hidrocarbonetos e descrever o comportamento de 

transição de fases dos fluidos do reservatório. ROSA, et al., (2011) realçam que 

cada mistura possui um diagrama de fases particular. A Figura 37 representa um 

diagrama de fases genérico de uma mistura.  

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 37 – Diagrama de Fases de um campo de hidrocarbonetos  

(Fonte: Economides et al., 1994) 
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A temperatura está representada no eixo x enquanto a pressão da mistura ou 

do reservatório está representada no eixo y. O ponto crítico (critical point) é o ponto 

onde as propriedades do líquido e do gás convergem. Este mesmo ponto separa a 

curva dos pontos de bolha (bubble point) da curva dos pontos de orvalho (dew 

point). Para cada temperatura abaixo da temperatura do ponto crítico, há um ponto 

de bolha correspondente, acima do qual apenas líquido (óleo) está presente e abaixo 

do qual óleo e gás coexistem. Para pressões cada vez menores, mais gás é liberado.  

Os reservatórios que estão acima do ponto de bolha são conhecidos por 

reservatórios insaturados. Se a pressão inicial do reservatório for abaixo do ponto 

de bolha, gás livre será formado à medida que os fluidos escoam do fundo poço até 

a superfície. Estes reservatórios são conhecidos por saturados ou bifásicos.  

Caso a temperatura do reservatório seja maior do que a temperatura crítica 

e graficamente esteja localizada a direita da curva do ponto de orvalho, este 

reservatório é conhecido por reservatório de gás. 

Caso o ponto se localize entre as duas curvas, uma parte da mistura está no 

estado líquido e outra parte está no estado gasoso, ambas em equilíbrio (Thomas, 

2001).  

 De forma resumida, pode-se identificar as seguintes características em um 

diagrama de fases: 

• Curva dos pontos de bolha: descreve a pressão e a temperatura na 

qual a primeira molécula de gás sai de solução da fase líquida 

• Curva dos pontos de orvalho: descreve a pressão e a temperatura na 

qual a primeira molécula de líquido se precipita a partir da fase 

gasosa.  

• Na região compreendida entre as curvas do ponto de bolha e do 

ponto de orvalho, cada ponto corresponde a uma determinada 

quantidade de líquido e de gás 

• Ponto crítico: neste ponto, não é possível distinguir o ponto de bolha 

e o ponto de orvalho. 
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Estes diagramas podem ser utilizados para determinar a pressão e a 

temperatura na qual o escoamento multifásico ocorre. Além disso, podem ser 

usados para ajustar as pressões de operação e para otimizar a estratégia de produção 

do reservatório.  
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Apêndice B - Gráfico de Standing e Katz – Fator de  
Compressibilidade 

O gráfico da figura 38 foi elaborado por Standing e Katz para determinar o 

fator de compressibilidade de gases de hidrocarbonetos puros, em função da pressão 

e da temperatura reduzidas. 

 

Figura 38 – Fator de compressibilidade para gases naturais  

(Fonte: Standing e Katz, 1942) 
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Apêndice C – Fluxograma do algoritmo simplificado d o 
simulador 
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