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Resumo

Bastos Fernandes, Fernando; Braga, Arthur. Análise de Sensibil-
idade da Influência dos Espaçamentos entre Fraturamentos
na Construção da Rede de Fraturas Complexas para Ex-
ploração e Produção de Shale Gas/ Shale Oil . Rio de Janeiro,
2018. 96p. Dissertação de Mestrado – Departamento de Engenharia
Mecânica, Pontifícia Universidade Católica do Rio de Janeiro.
Reservatórios de shale gas/shale oil possuem elevado grau de

anisotropia devido à presença de fraturas naturais (NFs) e também da
orientação dos estratos. Com isso as fraturas induzidas hidraulicamente
(HFs) interagem com as NFs e geram uma rede de fraturas com morfologia
complexa. A existência de NFs modifica o campo de tensões no folhelho
e influencia diretamente o comportamento geomecânico das HFs durante
a operação de fraturamento, gerando ramificações na fratura dominante e
contribuindo para a formação da rede complexa de fraturas. A construção
de uma rede de fraturas aumenta significativamente a condutividade da
formação, pois conecta fraturas e poros que anteriormente encontravam-se
isolados, incrementando assim o índice de produtividade dos poços e propor-
cionando maior viabilidade econômica nos projetos em reservatórios de shale
gas/oil. Este trabalho apresenta uma análise de sensibilidade da influência
do espaçamento entre fraturamentos na construção da rede de fraturas com-
plexas gerada em shales, visando entender como este parâmetro modifica o
volume de reservatório estimulado e a distribuição de propante na rede de
fraturas, de maneira a evitar problemas nesta fase do projeto e assim, man-
ter a sustentação da rede economicamente viável. A revisao de literatura
contempla os principais trabalhos publicados sobre este tema e os modelos
não-convencionais de fraturas (UFM) usados para a modelagem da rede de
fraturas complexas. A análise de sensibilidade será realizada por meio do
software MShale, que usa um método estocástico de rede de fraturas disc-
retas (DFN) e resolve numericamente as equações de equilíbrio e da poroe-
lasticidade para shales, em termos de tensões efetivas, além das equações
de conservação de massa, momento linear e energia com dissipação viscosa
para escoamento lento (creeping flow). Para a análise, os demais parâmetros
que influenciam na contrução da rede serão mantidos constantes e somente
o espaçamento entre fraturamentos sofrerá variação.

Palavras-chave
Engenharia de Petróleo; DFN; Fraturamento Hidráulico; shale

gas; shale oil.
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Abstract

Bastos Fernandes, Fernando; Braga, Arthur (Advisor). Sensitiv-
ity Analysis of the Influence of Spacing between Fractures
in the Construction of Complex Fracture Network to Ex-
ploration and Production of Shale Gas/Shale Oil . Rio de
Janeiro, 2018. 96p. Dissertação de Mestrado – Departamento de
Engenharia Mecânica, Pontifícia Universidade Católica do Rio de
Janeiro.
Shale gas/shale oil reservoirs have a high degree of anisotropy due to

the presence of natural fractures (NFs) and also the orientation of beddings.
Thus, hydraulically induced fractures (HFs) interact with NFs and generate
a network of fractures with complex morphology. The existence of NFs mod-
ifies the stress field in the shale and directly influences the geomechanical
behavior of the HFs during the fracturing operation, generating branches
in the dominant fracture and contributing to the complex network of frac-
tures. The construction of a network of fractures significantly increases the
conductivity of the formation, as it connects previously isolated fractures
and pores, thus increasing the productivity index of the wells and provid-
ing greater economic viability in the shale gas/oil reservoir designs. This
work presents a sensitivity analysis of the influence of fracturing spacing in
the construction of the network of complex fractures generated in shales,
aiming to understand how this parameter modifies the volume of stimu-
lated reservoir and the distribution of propant in the network of fractures,
in order to avoid problems in this step of the design and thus, maintain the
economical viability of the network. The literature review includes the main
published works on this subject and the non-conventional fracture models
(UFM) used to model the network of complex fractures. Sensitivity analysis
will be performed using the MShale software, which uses a stochastic of the
discrete fracture network (DFN) method and numerically solves the equilib-
rium equations and poroelasticity for shales in terms of effective stresses, in
addition to mass conservation equations, linear momentum and energy with
viscous dissipation for creeping flow. For the analysis, the other parameters
that influence the construction of the network will be kept constant and
only the spacing between fracturings will suffer variation.

Keywords
Petroleum Engineering; DFN; hydraulic fracturing; shale gas;

shale oil.
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ūi – Vetores nodais de deslocamento
H(x) – Função de Heaviside
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A tarefa não é tanto ver aquilo que ninguém
viu, mas pensar o que ninguém ainda pensou

sobre aquilo que todo mundo vê,
(Arthur Schopenhauer)

, .
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1
Introdução

A geração de petróleo ocorre em bacias sedimentares, como lagos, ocea-
nos, rios e pântanos, onde rochas sedimentares com grande quantidade de grãos
finos, argila e silte são depositadas ao longo de milhões de anos e carregando
um determinado volume de matéria orgânica acumulado no interior de seus
poros, (Huc, 1995). Tais rochas são denominadas rochas geradoras, (Ulmishek
& Klemme, 1990).

Após a maturação da matéria orgânica presente na rocha geradora,
ocorre um fraturamento natural na mesma, devido às condições de pressão e
temperatura elevadas, gerando a migração primária do hidrocarboneto para
o seu posterior aprisionamento em uma rocha com altas propriedades permo-
porosas, denominada rocha reservatório, (Halliburton, 2012).

A próxima etapa do mecanismo de geração de um sistema petrolífero
convencional consiste em cercar o reservatório por meio trapas (armadilhas)
e uma rocha selante, i.e., com baixa permeabilidade, e.g. evaporito (sal) ou o
próprio shale, impedindo desta forma que o hidrocarboneto seja escoado para
outras camadas, (Halliburton, 2012).

O sistema petrolífero de shale gas/shale oil é diferente dos reservatórios
convencionais (RC) mencionados acima, pois os shales fazem parte de um
grupo conhecido em literatura como reservatórios não-convencionais (RNC),
pelo motivo da migração primária ainda não ter ocorrido e também, devido
aos shales possuirem baixas propriedades permo-porosas. Com isso a operação
de perfuração é feita diretamente na rocha geradora, assim os shales são
classificados como rochas-fonte-reservatório (SRR), (Wang & Reed, 2009).

A estrutura dos shales é formada basicamente por rochas clásticas ou de-
tríticas 1, e.g. quartzo, calcário e feldspato, que possuem baixa granulometria,
dificultando a exploração do shale gas/shale oil sem uso de técnicas de esti-
mulação. Outra característica dos shales é possuir elevado teor orgânico total,
TOC (Orangi et al., 2011).

1Rochas Clásticas ou Detríticas: São rochas sedimentares compostas por fragmentos de
minerais derivados de outras rochas, e.g., siltitos, argilitos e folhelhos (shale). Sua formação
é por meio do transporte por água ou ar. Tais rochas são compostas normalmente por sílica
(ex: quartzo), combinada com outros minerais comuns, como feldspato e minerais argilosos.
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A tabela 1.1 mostra o TOC e a porosidade de alguns plays de shale gas
nos Estados Unidos e Argentina.

Tabela 1.1: TOC e porosidade de algumas acumulações de shale gas, (Glorioso
& Rattia 2012).

Acumulação Marcellus Barnett Haneysville Fayeteville Vaca Muerta

TOC 6% 5% 4% 4% 2,5 -3,5%

Porosidade 6% 5% 10% 6,5% 8%

O armazenamento de gás nos shales ocorre nas formas de gás livre, gás
adsorvido, gás absorvido e gás dissolvido. O gás livre pode encontrar-se na
porosidade matricial e em fraturas naturais. Tanto o gás adsorvido (ligação
química), quanto o gás absorvido (ligação física) se localizam na matéria
orgânica (querogênio) e nas superfícies minerais em fraturas naturais. Já o
gás dissolvido ocorre associado a hidrocarbonetos líquidos, quando estes estão
presentes (Kennedy et al., 2012).

Baseado nas considerações anteriores, os tipos de fluxo de gás são
ilustrados nas figuras 1.1, 1.2 e 1.3 abaixo, consecutivamente.

Figura 1.1: Fluxo darcyano nas fraturas, (Petrobras, 2012).

Figura 1.2: Difusão de gás na matriz, (Petrobras, 2012)
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Figura 1.3: Dessorção de gás do conteúdo orgânico, (Petrobras, 2012).

Até por volta de 2012, foram perfurados mais de 55.000 poços em
reservatórios de shale gas nos EUA e como são perfurados muitos poços para
o desenvolvimento de uma área, a redução do custo de construção dos poços
é um aspecto importante a ser considerado em um projeto de exploração e
desenvolvimento da produção de reservatórios de shale gas/oil, notadamente
quando o preço de venda do gás/óleo cai, (Petrobras, 2012).

Nas últimas décadas, os avanços das tecnologias de perfuração direcio-
nal/ horizontal, por meio dos sistemas rotary steerable (RSS), que possibili-
tam controle mais aprimorado da trajetória dos poços, e também nas técnicas
de estimulação por meio de fraturamento hidráulico, proporcionaram grande
revolução na exploração e das reservas de shale gas/ shale oil no mundo, (EIA,
2011).

De 2005 a 2013, a produção de gás seco nos EUA aumentou em 35% e
a participação do gás natural no consumo total de energia aumentou de 23%
para 28%, (Gao & You, 2017).

Além de prover ganhos de ângulo de maneira mais controlada, os sistemas
RSS também proporcionam aumento na taxa de penetração (ROP) devido
à maior eficiência na transmissão de torque à broca, e também reduz a
quantidade de manobras de coluna, otimizando assim, o tempo de sonda,
(Baker Hughes, 1995).

O tempo de perfuração de cada poço é extremamente crítico em um pro-
jeto de fraturamento hidráulico para exploração e produção do shale gas/shale
oil, pois esta fase representa de 40 a 50% do custo total do poço, (Hummes et
al., 2012).

A figura 1.4 mostra a operação de fraturamento hidráulico para a
exploração do shale gas por meio da perfuração horizontal de um poço, (Gao
& You , 2017).
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Figura 1.4: Operação de fraturamento hidráulico por meio da construção de
um poço horizontal em um reservatório de shale gas, (Gao & You , 2017).

O grande desafio da engenharia de petróleo para a exploração e produção
de reservas de shale gas/oil é o fato de suas propriedades geomecânicas serem
muito diferentes em relação aos reservatórios convencionais. A figura 1.5 mostra
que o maior volume de gas natural encontra-se ainda confinado na rocha
geradora como o shale e, com isso, necessita de uma técnica de estimulação
para que sua extração seja economicamente viável, (Stearns, 1994).

Figura 1.5: Triângulo de Fontes de Gás Natural no Mundo e as Respectivas
Escalas de Permeabilidade (Imbt et al., 1946).

Uma das técnicas de estimulação mais atrativas para o fraturamento
hidráulico em reservatórios de shale gas/oil é o slickwater fracturing, que usa
água + aditivos como fluido de fraturamento e, em alguns tipos de shale, é
a técnica que produz o maior volume de reservatório estimulado (VRE) e,
consequentemente, maior volume recuperado de shale gas/shale oil, (Griffin,
2003).

Em geral, as principais características dos shales são:

– Grandes variações na mineralogia, (Ren et al., 2014);
– Elevada anisotropia e heterogeneidade, devido às laminações do processo
deposicional, (Petrobras, 2012);
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– Porosidade entre 2% e 15%, (Curtis, 2002);

– Presença de grande volume de matéria orgânica, (Steiger & Leung, 1991);

– Elevado grau de fragilidade (Rickman et al., 2008);

– Presença de fraturas naturais, (figura 1.6), (Curnow, 2015);

– Permeabilidade entre nanodarcy e microdarcy, (Halliburton, 2012).

Figura 1.6: Interação ente NFs e HFs em folhelhos. (Cipolla et al., 2008)

Conforme mencionado anteriormente, devido às baixas propriedades
permo-porosas do shale, a completação e o desenvolvimento da produção dos
poços somente são viabilizadas economicamente por meio do emprego de uma
técnica de estimulação.

Neste trabalho, a análise de sensibilidade será realizada pelo método
DFN com uso do software de fraturamento hidráulico em RNC MShale e o
fluido de fraturamento será o slickwater, devido ao baixo custo operacional
(OPEX) e grande eficiência apresentada na construção da rede de fraturas em
shales com elevado valor de módulo de elasticidade, (Gomaa et al., 2014).

O MShale usa o método DFN para encontrar numericamente, por meio
de modelagem estocástica, as soluções das equações de conservação de massa,
conservação de quantidade de momento linear para o problema hidráulico, as
equações de equilíbrio e de compatibilidade da teoria da elasticidade para o
problema mecânico, além das equações constitutivas da poroelasticidade para
o acoplamento hidromecânico. Normalmente, em projetos de fraturamento
hidráulico em shales, o MShale é usado como ferramenta para comparação
de dados de micro-sísmica.
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1.1
Motivação e Objetivo

Devido à grande demanda de gás natural e petróleo, para suprir a matriz
energética mundial, a exploração e produção de reservas de shale gas/shale oil
tornou-se uma alternativa cada vez mais atrativa, e com os avanços nas téc-
nicas de estimulação como o slickwater fracturing e de perfuração direcional/
horizontal por meio dos sistemas rotary steerable, os custos e os riscos diminuí-
ram significativamente, pois o fraturamento hidráulico com uso de slickwater
possui baixo custo e os RSS conseguem prover acompanhamento em tempo real
da trajetória dos poços com grande precisão durante sua construção, por meio
de pulsos de pressão emitidos no fluido de perfuração. O ajuste da trajetória
pode ser feito durante a perfuração de modo a atingir zonas mais fraturadas e
com isso otimizar a construção da rede de fraturas complexas em reservatórios
de shale gas/shale oil. Alguns parâmetros operacionais e.g. vazão de bombe-
amento, viscosidade dinâmica do fluido de fraturamento e espaçamento entre
fraturamentos, e também parâmetros da rocha e.g. distribuição/ orientação das
fraturas naturais e módulo de elasticidade, influenciam o comportamento da
rede de fraturas complexas em shales durante uma operação de fraturamento
hidráulico.

O objetivo deste trabalho é entender como os espaçamentos entre fra-
turamentos influenciam na sustentação da rede de fraturas complexas, e no
VRE, de modo a otimizar o escoamento do shale gas/shale oil para o poço.

1.2
Metodologia de Pesquisa

A metodologia de pesquisa para construção deste trabalho foi baseada
em revisão detalhada da literatura existente por meio de artigos científicos
sobre fraturamento hidráulico em RNC e pesquisa com especialistas da área
de engenharia de estimulação, com a finalidade de entender os principais
desafios e estado da arte da indústria de petróleo nos projetos de exploração e
produção de shale gas/shale oil no mundo. Foi verificado que o tema tem sido
amplamente pesquisado na China, Canadá, Estados Unidos e Argentina, pois
a otimização dos custos de exploração e produção em reservatórios de shale
gas/shale oil é de grande interesse para a indústria de petróleo e o meio
acadêmico. Durante a revisão de literatura, verificou-se que grande parte dos
projetos de fraturamento hidráulico em shales, é realizada por meio do software
MShale, pois os resultados obtidos por meio de simulações estocásticas neste
software refletem os resultados obtidos em operações anteriores em diversos
plays de shale no mundo.
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1.3
Estrutura da Dissertação

Este trabalho está organizado da seguinte forma:

– Capítulo 1: É constituído da introdução da dissertação, onde mostra os
grandes plays de shale e sua produção nos Estados Unidos, as principais
reservas no mundo, características do shale, em termos de propriedades
permo-porosas e a importância da exploração do shale gas no mundo.
Neste capítulo, também é definido o problema que será abordado durante
o trabalho;

– Capítulo 2: Aborda a revisão de literatura, onde constam os principais
estudos publicados sobre o tema, os modelos não-convencionais de fra-
turas, os parâmetros que influenciam na construção da rede de fraturas
complexas em reservatórios shale gas/shale oil e as principais caracterís-
ticas de um projeto de fraturamento hidráulico em reservatórios de shale
gas/oil e.g. parâmetros a serem considerados para um projeto bem suce-
dido e alguns problemas relacionados à fase de sustentação da fratura;

– Capítulo 3: Fornece toda a formulação matemática que modela o fenô-
meno da construção da rede de fraturas complexas, por meio das equa-
ções de equilíbrio provenientes da teoria da elasticidade, das equações
constitutivas da poroelasticidade para shales. Neste capítulo, também
são abordadas as equações de conservação da massa, de momento linear
e da difusividade hidráulica para a modelagem do escoamento do fluido
de fraturamento em meios porosos, a equação diferencial que modela
matematicamente o escoamento do fluido de fraturamento no interior da
fratura, baseada na teoria da lubrificação de Reynolds (escoamento de
Hagen-Poiseuille) e a equação da energia com dissipação viscosa para a
modelagem do problema térmico;

– Capítulo 4: Aborda as hipóteses assumidas para a modelagem matemá-
tica da construção da rede de fraturas e também da simulação numérica
por meio do software MShale;

– Capítulo 5: Trata das conclusões e sugestões de trabalhos futuros corre-
lacionados ao tema.

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1712543/CA



Capítulo 1. Introdução 24

1.4
Definição do Problema

A estimulação de uma determinada formação por meio da técnica de fra-
turamento hidráulico consiste no bombeamento de um fluido de fraturamento
a alta pressão e vazão controlada em uma zona produtora que possui bai-
xas propriedades permo-porosas, de modo a superar seu limite poroelástico e
gerar fraturas artificiais que têm como objetivo aumentar o índice de produ-
tividade do poço por meio do aumento da condutividade e permeabilidade da
zona de interesse, (Schechter, 1992).

Em reservatórios convencionais, a HF se propaga em formato de duas
asas, contudo, em reservatórios de shale gas/shale oil, devido a alguns parâ-
metros geomecânicos, hidráulicos e de projeto, ocorre a ativação de fraturas
naturais por meio das HFs, construindo uma rede de fraturas complexas, con-
forme figura 1.7, (Warpinski et al., 2008); (Weng et al., 2011).

Figura 1.7: Tipos de HFs construídas pela operação de fraturamento hidráulico
em reservatórios convencionais e em reservatórios shale gas/shale oil, (War-
pinski et al., 2008).

A relação entre permeabilidade e porosidade de uma rocha é dada pela
equação de Kozeny-Carman:

k = gφ3

νKcc

[
6(1−φ)
D

]2
(1− φ)2

(1-1)
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De acordo com Hubbert & Willis, (1957), a pressão de fraturamento é expressa
por:

pfrac = 3σh − σH + T0 − pp (1-2)

Assim, a operação de fraturamento hidráulico tem a finalidade de:

– Conectar poros que se encontram isolados e fraturas naturais existentes
e com isso, construir uma rede de fraturas complexas;

– Ultrapassar o raio de dano (skin) devido à invasão de resíduos e filtrado,
durante a operação de perfuração, e também pelos jatos, na fase de
canhoneio, nos poros da formação.

De acordo com Gandossi (2013), o fluido de fraturamento é constituído de:
Fluido Base + Aditivos + Agente de Sustentação (AS). A construção de
uma rede de fraturas, aumenta o volume de reservatório estimulado (VRE) e
com isso ocorre também aumento da produção do shale gas, conforme figura
1.8, (Schofield, 2014); (Ren et al., 2014).

Figura 1.8: Efeito do espaçamento entre as fraturas no VRE de um reservatório
de shale gas, (Schofield, 2014).

Depois que a rede de fraturas é construída, o fluido de fraturamento é
substituído por um fluido com maiores proprieades de transporte de AS para
seu alojamento no interior da rede e prover sustentação da mesma. A figura
1.9 mostra a relação da produção acumulada de shale gas para diferentes
valores de VRE ao longo do tempo, (Mayerhofer et al., 2006).
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Figura 1.9: Relação entre a produção acumulada de shale gas para diferentes
valores de VRE ao longo do tempo, (Mayerhofer et al., 2006).

Os principais parâmetros que influenciam o comportamento da rede de fraturas
complexas em shales são:

– Fraturabilidade, (Petrobras, 2012);

– Quantidade de fraturas naturais existentes, (Roussel et al., 2012);

– Estado de tensões, (Blanton, 1982, 1986);

– Espaçamento entre fraturamentos, (Roussel et al., 2012);

– Grau de fragilidade do shale, (Fu et al., 2015);

– Ângulo de interseção das HFs com as NFs, (Blanton, 1982, 1986);

– Vazão e pressão de bombeamento do fluido de fraturamento, (Gomaa et
al., 2014);

– Viscosidade dinâmica do fluido de fraturamento (Kresse et al., 2013).

Normalmente, os shales possuem diversas fraturas naturais presentes na ma-
triz rochosa e elevado grau de fragilidade, com isso o projeto de fraturamento
hidráulico visa construir uma rede de fraturas hidráulicas conectadas às fratu-
ras naturais pré-existentes, gerando múltiplos canais no interior da formação,
de modo a otimizar o escoamento do shale gas para o poço por meio de um
grande aumento da permeabilidade, (Yu et al., 2014; Harper, 2014).
A criação da rede de fraturas complexas proporciona aumento significativo
da permeabilidade do shale e esta zona de permeabilidade estimulada é
denominada High Permeable Zone (HPZ), (M. J. Mayerhofer et al., 2010).
Em um projeto de fraturamento hidráulico em shales, devem ser considerados
os seguintes parâmetros:

– Tipo de fluido de fraturamento, (Ren et al., 2014);
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– Pressão e vazão de bombeamento do fluido de fraturamento, pois quanto
maior a vazão de injeção, menor a pressão requerida no bombeamento do
fluido de fraturamento para superar o limite de resistência da rocha e
gerar a fratura, (Gomaa et al., 2014);

– Espaçamentos entre fraturamentos;

– Viscosidade dinâmica do fluido de fraturamento, pois variações de vis-
cosidade geram diferentes comportamentos da rede de fraturas comple-
xas,(Beugelsdijk et al., 2000);

– Volume da fratura, para estimar o volume de propante a ser utilizado;

– Tensão limite de resistência mecânica à fratura (Breakdown Pres-
sure), (Hubbert & Willis, 1957);

– Permeabilidade e anisotropia da SRR;

– Existência de fraturas naturais na SRR (Lamont & Jessen, 1963);

– Tensões de confinamento, (Gomaa et al., 2014);

– Controle da orientação da fratura, pois a propagação de mesma de
maneira desordenada pode atingir camadas adjacentes, lençóis freáticos
e poços vizinhos, (Economides & Nolte, 2000).

Além dos parâmetros mencionados acima, para uma operação de fraturamento
hidráulico em shales ser bem sucedida, é necessário que a rocha possua grande
propriedade de fraturabilidade, i.e., a capacidade do shale propagar a fratura
dominante com diversas fraturas secundárias conectadas a esta, de modo a
obter o maior valor de volume de reservatório estimulado possivel, conforme
figura 1.10, (Chong et al., 2010).

Figura 1.10: Fratura principal e rede de fraturas complexas associada, mos-
trando a influência da fraturabilidade nas dimensões do VRE, (Chong et al.,
2010).

A alta fraturabilidade está associada a regiões friáveis do shale, com alto
módulo de elasticidade e baixo coeficiente de Poisson. Nestas condições cria-se
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uma rede de fraturas ampla e estável (Grieser, 2007; Rickman, 2008; Britt,
2009).
A baixa fraturabilidade ocorre em regiões dúcteis do folhelho, com baixos valo-
res de módulo de elasticidade e altos valores de coeficiente de Poisson. Nestas
regiões, a rede de fraturas se fecha, em grande parte, devido à deformação,
pois é uma região com maior ductilidade, (Petrobras, 2012).
Dois parâmetros estão associados à fraturabilidade: o VRE e o índice de
complexidade de fratura (ICF), sendo que o VRE é definido como o produto
entre a espessura produtiva do shale e a área estimulada, estimada por
mapeamento micro-sísmico (Warpinski et al., 2005; Mayerhofer et al., 2006).
Já o índice de complexidade da fratura é definido como a razão entre a largura
e o comprimento da nuvem de pontos obtida em mapeamento microsísmico
(Cipolla et al., 2008).
Assim, as fraturas planares apresentam baixo valor de ICF e as fraturas
desdobradas em rede apresentam alto valor de ICF.
Devido aos parâmetros mencionados anteriormente, a interação entre HF e
NF na fase de bombeamento do fluido de fraturamento na operação de
fraturamento hidráulico em reservatórios de shale gas/shale oil pode gerar
os comportamentos e.g. mostrados na Figura 1.11, (Blanton, 1982, 1986):

– Cruzamento das NFs pelas HFs;

– Dilatação da NF devido ao cisalhamento ou à concentração de tensões;

– Ramificações ou alterações do caminho HF, levando à construção de rede
de fracturas complexas.

Figura 1.11: HFs com diversos tipos de interação com NFs em folhelhos, (Weng,
2014).

De acordo com Ren et al., (2014), a condição mecânica para a fratura hidráulica
se propagar no interior de uma fratura natural é que:

pn,h(t)−∆pn > σov + T0 (1-3)
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pn,h(t) = σh + pnet (1-4)

σov = σH + σh
2 +

(
σH + σh

2

)
cos

[
2
(
π

2 − θ
)]

(1-5)

pnet >
(
σH − σh

2

)[
1− cos

(
2θ
)]

+ T0 + ∆pn (1-6)

σh =
(

ν

1− ν

)
(σov − αpp) + αpp (1-7)

Crank (1975) mostrou que a queda de pressão na fratura natural é dada pela
soma infinta:

∆p(t) = 4
π

[pn,h(t)− pp]
+∞∑
n=0

1
2n+ 1exp

− (2n+ 1)2π2knt

4φnµCtL2
n

sen
π

2 (2n)
 (1-8)
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2
Revisão de Literatura

O desenvolvimento de métodos numéricos que simulem o comportamento
da rede de fraturas complexas em reservatórios de shale gas/shale oil tem
sido um enorme desafio entre engenheiros de estimulação e pesquisadores da
indústria de petróleo na última década. Como mencionado anteriormente, os
modelos tradicionais usados em reservatórios convencionais não reproduzem
adequadamente o comportamento da rede de fraturas em shales, (Belyadi et
al., 2015).

Desta forma, os modelos não-convencionais para a modelagem adequada
do problema, levam em consideração os efeitos de baixíssima permeabilidade,
elevada heterogeneidade e também anisotropia das formações, (Belyadi et al.,
2015).

2.1
Principais Estudos Publicados Sobre o Tema

A maioria das formulações para a abordagem do comportamento do
shale em operações de fraturamento hidráulico baseia-se na consideração de
propriedades geomecânicas médias em todo o meio, tanto no material intacto
quanto na região fraturada. Abaixo, estão relacionados os principais autores
que abordaram os parâmetros que influenciam na construção da rede de
fraturas e também os modelos matemáticos desenvolvidos e que são usados
nos projetos de fraturamento hidráulico.

Singh (1973) estudou uma rocha interceptada por um único conjunto
de joints 1 uniformemente distribuídas e encontrou o módulo de elasticidade
equivalente para todo o sistema.

Zienkiewicz & Pande (1977) propuseram um modelo multi-laminado
elasto-viscoplástico para maciços com joints não ortogonais.

Gerrard (1982) & Fossum (1985) estenderam essa formulação contínua
para um maciço rochoso com 2 ou 3 conjuntos de joints e para outro maciço
rochoso com joints distribuídos aleatoriamente.

Oda (1986) estimou o tensor de permeabilidade efetivo de um reservatório
naturalmente fraturado usando a geometria da rede de fraturas e usou a lei

1Grandes fraturas ou falhas presentes uma rocha.
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cúbica para a modelagem do reservatório como um bloco cúbico de uma rocha
contendo as fraturas naturais que foram organizadas em cubos menores.

Meyer (1987) desenvolveu uma solução que leva em consideração os
efeitos de transferência de calor por convecção natural entre o fluido de
fraturamento e a rocha e por meio do número de Nusselt, obteve um coeficiente
para considerar o efeito térmico durante a operação o fraturamento hidráulico.

Grün et al., (1989) apresentaram um modelo usando o método dos
elementos finitos em 2-D com acoplamento hidro-mecânico e trataram a
dependência da permeabilidade da rocha como função da pressão do fluido
de fraturamento.

Cho et al., (1991) apresentaram as equações constitutivas equivalentes
que descrevem o comportamento mecânico da rocha e do fluido em seu interior
para uma quantidade arbritrária de joints e com diversas orientações das
mesmas. O modelo assume que o comportamento da rocha é elástico-linear
e com permeabilidade isotrópica da rocha intacta. A teoria obtida pode ser
usada para levar em conta efeito de anistropia devido à orientação das joints.

Huang et al., (1995) propuseram um modelo baseado na relação tensão-
deformação que trata de maneira separada o maciço rochoso intacto, (com
baixíssima permeabilidade) e o maciço fraturado, (com alta permeabilidade).
Com isso, as equações dos módulos de elasticidade para a rocha com 3 joints
são obtidas em função das propriedades das fraturas e também das rochas
intactas.

Sridevi & Sitharam (2000) modelaram o comportamento de rochas fratu-
radas usando algumas relações experimentais que expressavam as propriedades
equivalentes do meio fraturado em função de um fator de fratura, que dependia
da orientação e quantidade de fraturas, além das propriedades geomecânicas
da rocha intacta.

Fisher et al., (2002) realizaram projetos de diagnóstico de fratura hi-
dráulica em shales naturalmente fraturados de Barnett e mostraram que o
meio-comprimento da fratura era uma função do volume de fluido injetado no
intervalo de tempo o qual este meio-comprimento parou de se propagar, após
uma quantidade significativa de volume de fluido ser injetado na formação.
O comprimento e a largura do VRE foram observados usando monitoramento
por micro-sísmica.

Hao et al., (2002) revisaram os modelos propostos acima e utilizaram
modelos constitutivos anisotrópicos com dano estatístico inicial para modelar
a existência de fraturas aleatórias e joints na rocha.

Maxwell et al., (2002) observaram os eventos micro-sísmicos monitorados
durante o fraturamento hidráulico em um shale já naturalmente fraturado
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também de Barnett e descobriram que, a partir de observações micro-sísmicas
que a HF ocasionalmente crescia em um ângulo oblíquo com a direção da
fratura assumida. Os resultados também mostraram que as fraturas hidráulicas
cresceram em um ângulo oblíquo porque cruzaram a rede natural de fraturas.

Rutqvist & Stephansson (2003) pesquisaram diversos modelos contínuos
equivalentes 2 para o meio fraturado. Uma das aproximações mais simples
baseia-se em um conjunto de 3 fraturas ortogonais entre si em um cubo do
meio poroso, no qual as equações da continuidade e da elasticidade podem ser
resolvidas de maneira mais fácil.

Zhang (2004) revisou as relações entre o módulo de elasticidade da rocha
fraturada e o módulo de elasticidade da rocha intacta. Nesta abordagem, ele
considerou a formulação contínua para a rocha intacta e usou resultados de en-
saios em laboratórios e testes in situ para a caracterização das discontinuidades
provocadas na rocha fraturada e com joints.

Chen et al., (2007) formularam e aplicaram um modelo constitutivo
equivalente elasto-plástico para descrever a resposta não-linear global de um
meio com a existência de múltiplas fraturas paralelas entre si. Um tensor
de condutividade hidráulica dependente da deformação foi formulado para
modelar a deformação devido à compressão das fraturas que ocorrem após
a abertura das mesmas. Simulações numéricas foram realizadas para estudar
as mudanças de condutividade em uma amostra de rocha fraturada sob esforços
de compressão e cisalhamento.

Xu et al., (2009) usaram um modelo semi-analítico pseudo-3D geomecâ-
nico para estudar a interação entre fraturas e volume de fluido de fraturamento
injetado. Eles descobriram que a complexidade da rede de fraturas e suas di-
mensões foram afetadas pelas tensões no interior do reservatório (Withers,
1996).

Olsen et al., (2009) and Xu et al (2010) analisaram uma HF se propa-
gando em uma formação com baixa diferença de tensões horizontais e concluí-
ram que esta condição facilita a geração da rede de fraturas complexas.

Maxwell et al., (2010) mostraram que houve casos com fraturas com
tensão crítica localizadas próximo ao ponto de deformação da HF. Essas
fraturas com tensão crítica poderiam gerar pequenas alterações de tensão que
resultariam no desencadeamento grandes perturbações no meio poroso.

Meyer & Bazan (2011) desenvolveram o método DFN para aplicação em
formações naturalmente fraturadas como o shale.

2São modelos que descrevem as propriedades geomecânicas da rocha de maneira global,
levando em conta as propriedades locais.
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Roussel et al., (2011) perceberam que a abertura de uma HF transversal
a poços horizontais ocasionava uma perturbação no meio poroso e consequente-
mente a reorientação do campo de tensões na vizinhança e com isso influenciava
na direção de propagação das demais fraturas criadas gerando o efeito stress
shadowing e impacta de maneira negativa na eficiência do projeto de fratu-
ramento hidráulico e foi evidenciado por meio de mapeamento micro-símico,
(Fisher et al. 2004; Mayerhofer et al., 2006).

Assim, usando um modelo poroelástico de fraturas não-ortogonais 3-D,
foi realizada a simulação numérica sobre os efeitos da sequência de fraturamen-
tos nesta reorientação do campo de tensões no Barnett shale e propuseram 2
métodos de fraturamento baseados na sequência de construção destas fraturas:
O método de fraturamento consecutivo e o de fraturamento alternado.

Weng et al., (2011) desenvolveram um modelo analítico de rede de
fraturas 3-D em um reservatório naturalmente fraturado para determinar as
dimensões do VRE. O modelo foi resolvido usando uma simulação numérica
e seus resultados mostraram que a anisotropia de tensão, as fraturas naturais
e o ângulo de atrito interno afetaram a complexidade da rede de fraturas.
A redução da anisotropia de tensão alterou as dimensões da fratura de uma
configuração de fratura de duas asas para uma rede de fratura complexa.

Yu & Aguilera (2012) apresentaram um modelo 3-D para determinar
as dimensões do VRE após a operação da fraturamento hidráulico em um
reservatório não- convencional de gás, usando micro-sísmica e a equação da
difusividade hidráulica. As dimensões do VRE foram obtidas em função da
pressão de injeção, da pressão mínima que desencadeou os eventos micro-
sísmicos, do tempo de ocorrência dos eventos micro-sísmicos e do coeficiente
de difusividade hidráulica. Eles determinaram o coeficiente de difusividade
hidráulica para calibrar o modelo para prever as dimensões do VRE (Warpinski
et al., 2006). Com isso, o coeficiente de difusividade hidráulica pôde ser
determinado a partir de uma inclinação de um gráfico linear entre a distância
do evento micro-sísmico do furo do poço versus a raiz quadrada do tempo de
ocorrência do evento micro-sísmico (Warpinski et al, 2006).

Nagel et al., (2012) realizaram simulação numérica para avaliar a correla-
ção do efeito do módulo de elastiicidade e do coeficiente de Poisson dos shales
na fraturabilidade da rocha e concluiu que a influência destes parâmetros na
rede de fraturas era muito pequena.

Nassir et al., (2012) desenvolveram um modelo geomecânico baseado no
método de elementos finitos 3-D de VRE para formações de tight gas (Hall et
al., 2009).

Os resultados estavam de acordo com as formas dos VREs obtidos no
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monitoramento micro-sísmico.
Roussel et al., (2012) & Manchanda et al., (2012) realizaram uma análise

de sensibilidade dos parâmetros mais importantes que infuenciavam o stress
shadowing ao redor da HF. Com isso, concluíram que o módulo de elasticidade,
a diferença de tensões horizontais, comprimento e espaçamento entre fraturas
têm forte correlação com o efeito de stress shadowing e reorientação do estado
de tensão do shale.

2.2
Modelos Não-Convencionais de Fraturas (UFM)

2.2.1
Modelos FLAC 2D e 3D (Fast Lagrangian Analysis of Continua)

Roussel & Sharma (2011) apresentaram um modelo numérico bidimensi-
onal não-convencional e demonstraram que uma fratura transversal a um poço
horizontal pode ser desviada devido à redistribuição de tensões in situ geradas
pela existência de fraturas naturais. Com isso, um modelo poroelástico para
simular a interferência de tensões entre fraturas em poços horizontais foi fo-
mulado, (Roussel Sharma 2011a, b). Nestes cálculos, uma HF é representada
pela geometria PKN, (Perkins & Kern, 1961; Nordgren, 1972).

O modelo foi construído por meio do uso de FLAC-2D (Fast Lagrangian
Analysis of Continua) e é baseado no método de diferenças finitas explícito em
2-D, onde cada derivada no conjunto de equações que modelam o fenômeno
é substituída diretamente por uma expressão algébrica escrita em termos das
variáveis de campo e.g., tensão ou deslocamento em pontos discretos no espaço.

O FLAC-2D organiza suas zonas ou elementos em linhas e colunas, como
uma matriz e desta forma, quando nos referimos a uma determinada zona,
esta é dada por um par de números, i.e., seus números de linha e coluna. A
geometria de um grid no FLAC não precisa ser retangular e as linhas e colunas
podem ser distorcidas de modo que o contorno se encaixe em alguma forma a
qual possa se aproximar da descrição real do fenômeno abordado. Com isso,
podem ser inseridos furos de diversas geometrias e tamanhos no grid.

Apesar do shale possuir as propriedades geomecânicas diferentes dos re-
servatórios convencionais, nesta abordagem o reservatório é modelado como
homogêneo, isotrópico, elástico e sem efeito de leak-off, devido à baixa perme-
abilidade do shale (Roussel & Sharma 2011a, b). A reorientação das tensões in
situ causada pelo efeito stress shadowing, que será abordado posteriormente,
é geralmente significativa apenas durante as fases de injeção e produção (War-
pinski & Branagan 1989; Weng & Siebrits 2007; Roussel & Sharma 2011b).
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As principais características do FLAC 2D e 3D são:
Uso de elementos de interface para simular planos distintos ao longo dos

quais possa haver deslizamento entre planos e separação dos mesmos; Robus-
tez no sentido de poder lidar com qualquer modelo constitutivo sem ajuste ao
algoritmo de solução; Facilidade de geração de gráficos de praticamente qual-
quer variável do problema; Modelos opcionais viscoelásticos e viscoplásticos
para creeping flow.

2.2.2
Modelo de Rede de Fraturas Discretas (DFN) com uso do Software
MShale

Um dos modelos não-convencionais mais usados para a análise do com-
portamento da rede de fraturas em reservatórios de shale gas/oil é o MShale,
que consiste em um simulador de rede de fraturas discretas (DFN) em for-
mações naturalmente fraturadas, e.g. shales e coal bed methane (CBM). O
software usa modelagem estocástica baseada em algumas funções de distri-
buições de probabilidade e é usado para a verificação de diversos modelos
numéricos existentes, uma vez que pode ser usado como como ferramenta de
diagnóstico para comparar os resultados numéricos do modelo DFN com dados
micro-sísmicos. Assim, por meio do Mshale, a propagação da rede de fraturas
complexas em diversos planos em shales pode ser simulada.

Para a simulação de múltiplas fraturas no shale, são assumidas as
seguintes premissas:

– As fraturas possuem as mesmas características geométricas, i.e., mesmo
comprimento, largura e altura;

– As fraturas estão localizadas longe do poço e podem ser paralelas entre
si ou cruzadas;

– As interações entre fraturas podem ser: nulas, totais, especificadas pelo
operador ou experimental, onde a interação nula representa que não há
alteração na rigidez da rocha nas proximidades das fraturas e nem perda
de fluido de uma fratura para a outra; a interação total representa que
as fraturas influenciam umas nas outras, alterando seu estado de tensões
e gerando desvios, cruzamento ou dilatação. A interação "especificada
pelo operador"significa que o nível de interação pode ser simulado pelo
operador do software, e por último, a opção "experimental"permite que
as interações sejam calculadas por uma correlação interna.

Por meio do MShale, é possível simular a quantidade de fraturas geradas,
o espaçamento entre elas, extensão máxima e grau de interação das mesmas
em uma zona específica.
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2.2.3
O Método dos Elementos Finitos Estendidos (XFEM)

Belytschko & Black (1999) Moes et al., (1999) modelaram numerica-
mente a propagação da fratura com uso do método dos elementos finitos esten-
didos (XFEM), onde se usava o enriquecimento do espaço-solução do problema
com funções descontínuas para representar a superfície e funções assintóticas
para a representação das demais regiões da fratura. O XFEM tem a vanta-
gem de evitar o problema de remeshing e consegue encontrar singularidades
do campo de tensões usando o sistema original da malha. A desvantagem do
método é o fato de os graus de liberdade adicionais modificam a estrtutura
original da matriz e a necessidade de maior tempo de processamento devido à
necessidade de integrar numericamente cada etapa da simulação. O XFEM é
adequado em problemas que envolve propagação de fraturas em meios hetero-
gêneos como o shale (Li et al., 2017).

A equação dos elementos finitos estendidos é dada por:

u =
n∑
i=1

Ni(x)
{
ūi +H(x)āi +

n∑
i=1

Fα(x)b̄i
α

}
(2-1)

Lecampion et al. (2007) adotaram o método dos elementos finitos clássico
para simular a extensão da HF assumindo o meio poroso com deformação
elástico-linear.

Taleghani & Olson (2010 & 2011) desenvolveram um algoritmo com uso
do XFEM para simular a propagação e interação entre fraturas em reservatórios
naturalmente fraturados. Os resultados mostraram que a existência de fraturas
naturais impacta significativamente a trajetória, abertura, comprimento da
fratura, assim como o transporte e assentamento de propante, especialmente
em condições de alta heterogeneidade, como ocorre em shales.

Lamb et al., (2013) combinaram a formulação baseada no XFEM e os
modelos de bi-porosidade e bi-permeabilidade para modelar o escoamento do
fluido, a deformação e a propagação da fratura na rocha.

Mohammadnejad & Khoei (2013) realizaram uma modelagem numérica
baseado no FEM com o modelo de zona coesiva para a propagação da fratura
no meio poroso. Posteriormente propuseram um modelo numérico totalmente
acoplado para simular a propagação da fratura baseado no XFEM e com uso
do modelo de zona coesiva. Para esta última modelagem não foi necessário
introduzir os coeficientes de leak-off para descrever o leak-off na formação.

Sheng & Li (2014) propuseram um modelo numérico baseado no XFEM
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para a simulação da propagação da fratura no meio poroso e assumiram que sua
sustentação era feita por meio da própria pressão do fluido de fraturamento.

Shi & Yu (2014) propuseram um modelo para a propagação de múltiplas
fraturas baseado no XFEM com uso de funções de junção de enriquecimento
para a modelagem da interação NF-HF e da função de Heaviside para o
tratamento da descontinuidade. Este modelo incluía os efeitos das perturbações
do campo de tensões dedvido à existência de fraturas naturais na formação.

Zeng & Yao (2014) desenvolveram uma formulação numérica para a
propagação da HF onde solucionava o problema hidráulico por meio do FEM
e o problema mecânico usando o XFEM, respectivamente.

Zhou et al., (2015) Combinaram o XFEM e o método de volumes
finitos para modelar numericamente o comportamento da HF com orientações
aleatórias em reservatórios de tight gas.

Liu et al., (2016) apresentaram um modelo acoplado para a solução
do problema hidráulico e mecânico simultaneamente baseado no XFEM para
simular a propagação de diversas fraturas não-planares.

Wang et al., (2016) estabeleceram um modelo 2-D acoplado considerando
efeitos de pressão de poros, tensões de confinamento e deformação baseado no
XFEM com modelo de zona coesiva no software ABAQUS.

2.2.4
O Método dos Elementos Discretos (DEM)

O método dos elementos discretos (DEM) é um método numérico pro-
posto por Gundall (1971) e a grande diferença entre o DEM e outros métodos
numéricos baseia-se no fato do DEM permitir que a malha tenha grandes mo-
vimentos de rotação e translação.

Zhao et al., (2009) simularam numericamente a interação entre NFs e
HFs por meio do DEM 2-D e nesta modelagem, o processo de ruptura das
partículas era considerado como a formação de uma nova fratura.

Zangeneh et al., (2012) usaram o DEM para estudar a influência das NFs
e tensões in situ na propagação da HF, para simular o processo de extensão
da rede de fraturas complexas é usada uma malha não-estruturada de grande
flexibilidade.

Hamidi et al., (2014) apresentaram um modelo DEM 3-D para simular o
início e a extensão da HF. Com isso, mostraram que o sucesso de uma operação
de fraturamento hidráulico depende de diversos parâmetros e.g. viscosidade do
fluido de fraturamento, vazão de injeção, módulo de elasticidade do shale e
diferença de tensões in situ.
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Lu (2015) adotou o software 3-DEC, que usa o DEM 3-D, para estudar
a influência do espaçamento entre fraturas, quantidade de fraturas, tensões in
situ e módulo de elasticidade na propagação da rede de fraturas complexas.

Su (2015) analisou o comportamento da rede de fraturas complexas com
uso do DEM e otimizou a configuração da rede de fraturas, provendo maior
VRE.

2.2.5
O Método de Descontinuidade por Deslocamento (DDM)

A principal característica do método DDM é a discretização apenas do
contorno que envolve a fratura estudada e com isso, o uso de poucos elementos.
Assim, o DDM reduz, de maneira significativa, o custo computacional, (Crouch,
1976 1983).

Olson (2008) adotou o DDM para simular numericamente a interação
de múltiplas HFs e NFs na construção da rede de fraturas complexas e seus
estudos mostraram que os parâmetros que mais influenciavam o aumento do
SRV eram o ângulo de interseção da NF com a HF e a pressão líquida.

Guo et al., (2014) estudaram um modelo de interferência de tensões entre
fraturas por meio do DDM para entender a influência da perturbação gerada
pela HF na construção da rede de fraturas complexas.

Wu & Olson (2015), estabeleceram um modelo acoplado para a simulação
da propagação de múltiplas fraturas em um poço horizontal. Neste modelo, o
efeito de stress shadowing e a abertura da fratura eram calculados pelo DDM.
O problema hidráulico era modelado por meio das equações da hidrodinâmica
e o problema mecânico pelas equações da mecânica do fraturamento.

Zhao et al., (2016) acoplaram a deformação da rocha, interação entre
HFs e NFs e escoamento do fluido no interior das fraturas para estabelecer a
simulação numérica da propagação simultânea de múltiplas fraturas hidráuli-
cas em poços horizontais por meio do DDM.

2.3
Parâmetros que Influenciam na Construção da Rede de Fraturas Comple-
xas em Reservatórios Shale Gas/Shale Oil

2.3.1
Parâmetros do Fluido e de Projeto
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2.3.1.1
Pressão Líquida

A pressão líquida, i.e., a diferença entre a pressão de injeção do fluido
de fraturamento e a diferença de tensões horizontais da rocha, tem correlação
direta com a construção da rede de fraturas complexas, uma vez que quanto
maior a pressão líquida, maior a extensão da rede de fraturas.

Olson & Dahi-Taleghani (2009) mostraram que a pressão líquida influ-
encia diretamente na construção da rede de fraturas complexas. Normalmente
a análise da influência da pressão líquida na interação entre fraturas hidráuli-
cas e fraturas naturais é realizada por meio do coeficiente de pressão líquida,
expresso por:

Rn = Pi − σh
σH − σh

(2-2)

Assim, para altos valores de ocorre a construção da rede de fraturas com maior
facilidade. A figura 2.1 mostra o comportamento da rede de fraturas para
Rn = 1 e Rn = 2.

Figura 2.1: Padrão de comportamento da rede de fraturas complexas para
Rn = 1 e Rn = 2, Olson & Dahi-Taleghani (2009).

2.3.1.2
Viscosidade Dinâmica do Fluido de Fraturamento

A viscosidade dinâmica do fluido de fraturamento em shales tem influên-
cia direta na construção da rede de fraturas, pois à medida que a viscosidade do
fluido aumenta, a extensão da rede de fraturas é reduzida significativamente,
(Cipolla et al., 2008).
Experimentalmente, foi verificado que um fluido de fraturamento de alta
viscosidade contribui para a geração do padrão de fratura planar e um fluido
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de baixa viscosidade, como o slickwater fracturing, gera o padrão de rede de
fraturas complexas, (Cipolla et al., 2000 & 2007).
Assim, em comparação com o fraturamento hidráulico convencional, o slickwa-
ter fracturing atinge maior VRE, conforme figuras 2.2 e 2.3 abaixo. (Warpinski
et al., 2005).

Figura 2.2: Rede de fraturas geradas com uso de gel de fraturamento, (War-
pinski et al., 2005)

Figura 2.3: Rede de fraturas geradas com slickwater, (Warpinski et al., 2005).
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2.3.1.3
Vazão de Bombeamento

Gomaa et al., (2014) investigaram a influência da vazão de bombeamento
do fluido de fraturamento durante a operação de fraturamento hidráulico com
uso de slickwater em folhelhos e perceberam, conforme figura 2.4 que o aumento
da vazão, proporcionava redução na pressão de fraturamento da amostra.

Figura 2.4: Relação entre aumento da vazão de bombeamento com a pressão
de fraturamento em uma amostra de folhelho. (Gomaa et al., 2014).

2.3.2
Parâmetros da Rocha

Em um projeto de fraturamento hidráulico em reservatórios de shale
gas/shale oil, as propriedades mecânicas e composição mineralógica das rochas
são de grande importância, tendo em vista que para a estimativa de pressão de
fratura é necessário conhecer o gradiente de overbourden, tensões horizontais,
módulo de elasticidade e coeficiente de Poisson. Tais parâmetros, relacionados
com a composição mineralógica, fornecem o coeficiente de fragilidade da rocha.

2.3.2.1
Distribuição e Orientação das Fraturas Naturais

Conforme considerações anteriores, durante o processo de fraturamento
hidráulico em reservatórios de shale gas/shale oil, as fraturas naturais são
ativadas de modo a permitir o escoamento do gás aprisionado nos poros do
folhelho para o poço e otimizar a operação de estimulação, (Gale et al., 2007).
Testes de campo constataram que qualquer HF em um meio naturalmente
fraturado é influenciada pelos ângulos de aproximação das NFs e gera uma
rede de fraturas complexas, conforme figura 2.5, (Warpinski & Teufel, 1987).
Guo et al., (2015) verificaram que a quantidade e padrão de orientação de
fraturas influenciavam diretamente na forma da rede de fraturas complexas.
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Figura 2.5: Comportamento da rede de fraturas complexas para diferentes
ângulos de aproximação das fraturas naturais à vazão q= 0,004 m3/s, (Guo et
al., 2015).

2.3.2.2
Direção dos Estratos

Estratos são estruturas sedimentares planares geradas pela deposição de
camadas litológicas sobrepostas entre si. Em rochas como o shale, que possuem
diferentes tipos de granulometria e composição mineralógica, a visualização dos
beddings fica mais evidente, (Hallsworth & Knox, 1999).
Gomaa et al., 2014, verificaram experimentalmente que a direção em que os
Beddings estão acomodados influencia diretamente na pressão de fraturamento
e no tempo de bombeamento, onde beddings paralelos permitem a fratura da
rocha com pressões menores e menor tempo de bombeamento, conforme figura
2.6.

Figura 2.6: Efeito da direção dos estratos na pressão de fraturamento e tempo
de bombeamento, (Gomaa et al., 2014).
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2.3.2.3
Campo de Tensões Horizontais

Ren et al., (2014) constataram experimentalmente, por meio de um ensaio
triaxial em um meio naturalmente fraturado que a HF se propaga ao longo
da NF para baixos valores de diferença de tensões horizontais e cruza as
fraturas naturais para altos valores de diferença de tensões horizontais, gerando
modificação no comportamento da rede de fraturas complexas, conforme figura
2.7.

Figura 2.7: Resultados Experimentais que Mostram Padrão de Comportamento
da Fratura para Diferentes Diferenças de Tensões Horizontais. (Ren et al.,
2014).

2.3.2.4
O Efeito Stress Shadowing

Roussel & Sharma, (2011) & Weng, (2015) verificaram que a presença de
uma NF próxima à HF ou interações entre HFs próximas umas das outras,
alteravam o campo de tensões no domínio considerado e com isso, influencia na
geometria da HF e a maneira como esta se propaga. Este efeito é denominado
stress shadowing effect e pode alterar a trajetória de toda a rede de fraturas
complexas, atingindo camadas indesejadas durante a operação de fraturamento
hidráulico. Para que uma operação de estimulação de um reservatório de shale
gas/shale oil seja bem sucedida, dois parâmetros de projeto são extremamente
importantes:

– Sequência operacional de multi-fraturamentos, conforme figura 2.8,
(Roussel & Sharma, 2011);

– Espaçamento entre fraturas, pois possui correlação direta com o compor-
tamento da HF que está sendo gerada, conforme figura 2.9, (Fisher et
al., 2004) e (Mayerhofer et al., 2006).
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Figura 2.8: Duas sequências de multifraturamentos: (a) Fraturamento conse-
cutivo e (b) Fraturamento alternado, (Roussel & Sharma, 2011).

Figura 2.9: Comportamento das HFs em um meio sem presença de NFs em
função do espaçamento de 10m, 20m e 40m, respectivamente, entre si. (Weng,
2015).

Roussel et al., (2011) usaram um modelo poroelástico de fraturas não-
ortogonais 3-D para realizar a simulação numérica sobre os efeitos da sequência
de fraturamentos nesta reorientação do campo de tensões no Barnett shale e
propuseram 2 métodos de fraturamento baseados na sequência de construção
destas fraturas: O método de fraturamento consecutivo e o de fraturamento al-
ternado (Figura 2.11). O fraturamento alternado tem sido proposto em alguns
reservatórios de shale gas dos EUA para reduzir o espaçamento entre fratura-
mentos e aumentar a complexidade da rede de fraturas, (Roussel & Sharma
2011; Soliman et al., 2010). Esta técnica consiste na colocação da 2ª fratura
onde seria o local da 3ª fratura. As figuras 2.10-a e 2.10-b mostram a perturba-
ção do estado de tensões in situ devido à presença de uma HF e os ângulos de
reorientação das tensões in situ, respectivamente, no Barnett shale, (Roussel
& Sharma, 2011).
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Figura 2.10: (a) Perturbação do estado de tensões in situ, devido à presença de
uma HF. (b) Ângulos de reorientação das tensões in situ, (Roussel & Sharma,
2011).

A figura 2.11 mostra a correlação do espaçamento entre fraturas com o ângulo
de desvio da trajetória ortogonal ao eixo do poço. Para este tipo de formação,
pode-se verificar que:

– Para espaçamentos de 150’, ao construir a 2ª HF, ocorre variação
significativa no ângulo de reorientação desta,(aproximadamente -90°);

– Para espaçamentos de 200’, o ângulo de desvio é de 10° na construção
da 2ª HF; Entre a 3ª e 6ª HFs, o ângulo de desvio oscila entre -90° e
0°; Entre a 6ª e 7ª HFs, o ângulo de desvio sofre pequena variação de 0°
para 10°. A partir da 8ª HF, o ângulo de desvio volta a oscilar entre -90°
e 0°;

– Para espaçamentos de 300’, os ângulos de desvio são mais tênues,
permanecendo em aproximadamente 5° a partir da 3ª HF construída;

– Para espaçamentos de 400’, praticamente não ocorre desvio das HFs.
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Figura 2.11: Evolução do ângulo de desvio da trajetória ortogonal ao eixo do
poço para diversas quantidades de HFs consecutivas, em função dos espaça-
mentos (S), (Roussel & Sharma, 2011).

Conforme considerações anteriores, a pressão líquida também está diretamente
correlacionada com a construção da rede de fraturas complexas em reservató-
rios de shale gas/ shale oil. Desta forma, o controle desta variável, para sua
manutenção em valores altos, é muito importante para o sucesso da operação
de fraturamento hidráulico neste cenário.
A figura 2.12 mostra a variação da pressão líquida para diversas quantidades
de HFs transversais consecutivas, em função dos espaçamentos (S), (Roussel
& Sharma, 2011). Pode-se verificar que:

– Para espaçamentos entre 150’ e 250’, ocorre grandes oscilações nos valores
da pressão líquida e este comportamento é indesejável em uma operação
de fraturamento hidráulico em shales;

– Para espaçamento de 300’, a pressão líquida se mantém constante em
aproximadamente 320 PSI a partir da 4ª HF construída;

– Para espaçamento de 400’, a pressão líquida se mantém constante em
aproximadamente 265 PSI a partir da 3ª HF construída.
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Figura 2.12: variação da pressão líquida para diversas quantidades de HFs
transversais consecutivas, em função dos espaçamentos (S), (Roussel &
Sharma, 2011).

2.3.2.5
Composição Mineralógica, Módulo de Elasticidade e Coeficiente de Pois-
son

A fragilidade do shale está diretamente correlacionada com sua mine-
ralogia, módulo de elasticidade e coeficiente de Poisson. Com o aumento da
concentração de feldspato, quartzo e calcita que contém silício ou cálcio, a
concentração de argila diminui e aumenta a fragilidade da rocha, i.e., reduz
sua capacidade de sofrer deformação sob ação de esforço de tração no regime
elástico, (Buller, et al., 2010; Qingfeng & Guiting, 2012). À medida que a
fragilidade da rocha aumenta, ocorre a formação de fraturas naturais devido
a esforços de compressão das camadas superiores, gerando de maneira mais
fácil, uma rede de fraturas complexas por meio da operação de fraturamento
hidráulico com uso de fluidos de fraturamento de baixa viscosidade dinâmica,
e.g. slickwater fracturing. O volume de argila na matriz rochosa é em média de
mais de 30% da amostra e essa quantidade limita o volume de gás no interior
dos poros do shale, tornando a rocha mais dúctil. Sendo assim, a HF se es-
tende principalmente em um plano simples de fratura parecido com o modelo
convencional em duas asas em vez de rede de fraturas, (Sun & Tang, 2011).
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Zou et al., (2009) verificaram que para a exploração economicamente viá-
vel de shale gas/oil e construção da rede de fraturas complexas, a concentração
de minerais na rocha deve estar entre 46% e 60%. Para a caracterização da fra-
gilidade dos shales é preciso combinar o módulo de elasticidade e o coeficiente
de Poisson, conforme figura 2.14.

Figura 2.13: Influência do módulo de Young e coeficiente de Poisson no índice
de fragilidade do folhelho. (Ren et al., 2014).

Desta forma, verifica-se que quanto menor o valor do módulo de Poisson e do
módulo de elasticidade, maior é o grau de fragilidade da rocha, (Rickman et
al., 2008).

2.4
O Projeto de Fraturamento Hidráulico em Reservatórios de Shale
Gas/Shale Oil

Para o sucesso de um projeto de fraturamento hidráulico em reservatórios
de shale gas/shale oil, devem ser levados em consideração os seguintes fatores
pela equipe de engenharia de estimulação:

– Tipo de fluido de fraturamento;

– Definição de vazão de bombeamento do fluido de fraturamento;

– Seleção do agente de sustentação;

– Software usado na simulação da construção das fraturas;

– Definição da técnica de multifraturamento.

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1712543/CA



Capítulo 2. Revisão de Literatura 49

2.4.1
Seleção do Fluido de Fraturamento

A seleção de fluido de fraturamento para shales é muito afetada pelo
tipo de hidrocarboneto contido em seu interior, profundidade, temperatura
e propriedades mecânicas. Em uma operação de fraturamento hidráulico
no Barnett shale foi bombeado inicialmente gel reticulado com densidade
polimérica de 40 lb/gal e a substituição deste por slickwater, e houve grande
desempenho, (Fisher, 2004 & Warpinski, 2008).

No slickwater fracturing, o fluido de fraturamento é constituído basi-
camente de 98% água e 2% de aditivos misturados em areia. Os aditivos são
usados para reduzir o coeficiente de arraste, corrosão e crescimento bacteriano,
além de controlar a hidratação de argila durante o processo de estimulação.
Uma grande vantagem do slickwater fracturing é o baixo custo, (Gandossi,
2013).

Chong et al., (2010) perceberam que shales frágeis são mais propensos à
criação de redes de fraturas estáveis, favorecendo o uso de slickwater, contudo,
shales dúcteis favorecem a criação de fratura planar convencional, desta forma,
gel reticulado poderia ser a melhor opção de fluido de fraturamento.

2.4.2
Definição da Vazão de Bombeamento do Fluido de Fraturamento

O dimensionamento da vazão de projeto para bombeamento do fluido
de fraturamento tem grande importância para o sucesso da operação em
reservatórios de shale gas/shale oil. Gomaa et al., (2014) verificaram que em
alguns tipos de shales, o aumento da vazão reduzia a pressão necessária para
fraturar a rocha.

(Mayerhofer et al., 2006) perceberam que a vazão de bombeamento do
fluido de fraturamento deve ser alta pois quanto maior o volume de fluido
bombeado, maior a tamanho da rede de fraturas construída.

Overbey et al., (1988) Nearing, (1988) observaram também, que o
aumento gradual e lento da vazão aumentava a abertura das fraturas naturais
do sistema, enquanto aumento rápido de vazão favorece o desenvolvimento de
fratura planar.

2.4.3
Seleção do Agente de Sustentação (AS)

Após a conclusão do bombeamento do fluido de fraturamento para o
interior do shale, deve-se alojar um determinado volume de AS no interior da
rede de fraturas, de maneira a prover a sustentação da mesma e impedir queda
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de condutividade. A velocidade de fluxo nas estreitas ramificações da rede
pode ser alta levando a fluxo não-darcyano, e demandaria alta condutividade
(Cipolla et al., 2011).

Altas tensões de fechamento de fratura, ductilidade de algumas regiões
do shale e detritos originados de áreas de shales frágeis são outros aspectos
a serem considerados para a seleção do AS. O tipo de AS mais usado em
fraturamento hidráulico de shales é areia, particularmente nas granulometrias
mais finas como 100 mesh. Quando maiores condutividades são necessárias,
têm sido usadas granulometrias mais altas, e.g. 40/70, 30/50 e até 20/40 mesh.
Para maiores profundidades e consequentes tensões in situ, torna-se necessário
o uso de AS de resistência intermediária ou alta, (Petrobras, 2012).

2.4.4
Definição do Software de Fraturamento Hidráulico

Os softwares de projeto de fraturamento hidráulico para reservatórios
convencionais não são adequados para o projeto de fraturamento hidráulico em
shales. Com isso, a indústria de petróleo teve como grande desafio, desenvolver
um software capaz de refletir a realidade do comportamento geomecânico das
fraturas hidráulicas e interações com fraturas naturais para reservatórios de
shale gas/shale oil. A escolha do software de fraturamento deve ser feita com
base no tipo de formação a qual pretende-se estimular e também da natureza
dos fluidos existentes nesta formação.

Atualmente, um dos softwares mais usados para a modelagem da rede de
fraturas é o Meyer, por meio do módulo MShale, que foi o primeiro simulador
DFN lançado no mercado, (Petrobras, 2012).

2.4.5
Definição da Técnica de Multifraturamento.

A estimulação de um poço em reservatórios de shale gas/shale oil é cons-
tituída pelo fraturamento hidráulico dos n segmentos em que foi subdivida a
extensão que atravessa a payzone. Neste tipo de RNC, a grande maioria dos
poços é horizontal, sendo o poço revestido e cimentado. Entretanto, há vários
casos de poços não cimentados e alguns casos de poços verticais. Na comple-
tação em poço revestido e cimentado é importante a execução de cimentação
de grande qualidade de modo a prover maior confiabilidade na operação. De-
vido ao grande número de segmentos e respectivas etapas de fraturamento, a
indústria de petróleo tem buscado o desenvolvimento de técnicas que agilizem
a realização dos n fraturamentos por entrada limitada. A técnica mais usada é
denominada plug-and-perforate, fazendo uso de flexitubo ou trator com cabo
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elétrico para a realização dos canhoneios. Após o multifraturamento do seg-
mento, assenta-se um tampão, isolando o segmento e realizam-se os canhoneios
no próximo segmento, (Petrobras, 2012).

Esta sequência é repetida até a estimulação de todos os segmentos.
A seguir cortam-se os tampões e coloca-se o poço em produção. A maior
vantagem desta técni-ca é permitir controle e simplicidade da realização
de cada fraturamento. Os custos de cimentação, avaliação, canhoneios e
isolamento temporário entre cada segmento e posterior corte dos tampões
constituem a principal desvantagem desta técnica. A aplicação dessa técnica em
dois poços em sequência constitui o fraturamento tipo ziper, na qual as equipes
de fraturamento e de cabo elétrico/flexitubo se alternam entre os segmentos
de um e outro poço para otimizar os custos da operação,(Petrobras, 2012).

Há algumas variações da técnica plug-and-perforating , como o uso de
tampões de areia ao final de cada fraturamento, ao invés do assentamento do
tampão.

2.5
Principais Problemas Para a Sustentação da Fratura

Após a construção da rede de fraturas complexas no shale é necessário
prover sustentação desta rede por meio do alojamento do propante no interior
da mesma. Como o slickwater não possui a propriedade adequada de transporte
do propante, nesta fase ocorre sua mudança por um fluido de maior viscosidade
dinâmica, normalmente um gel, de modo a alojar todo o volume de propante
nas fraturas construídas. Porém, alguns problemas podem ocorrer nesta fase
da operação de estimulação, e.g.

– Presença de detritos nas fraturas devido à limpeza precária dos aditivos
contidos nas fraturas durante a fase de bombeamento no fluido de
fraturamento, (Economides & Nolte, 1989);

– Contaminação dos sedimentos durante a produção do poço gerada pelo
uso de aditivos no fluido de fraturamento, (Renicke et al., 2006 2010);

– Esmagamento, quebra e reorientação do propante devido à falha na
especificação nas propriedades mecânicas do mesmo, ocasionando o
fenômeno de embedment, (Sato & Ichikawa, 1998);

– Deslizamento do propante para o interior do poço, à medida que ocorre
a produção do shale gas, (Terracina et al, 2010; Alramahi & Sundberg,
2012; Masłowski et al., 2015; Masłowski, 2015; Masłowski et al., 2016).
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3
Formulações Matemáticas Para o Projeto de Fraturamento
Hidráulico em Reservatórios de Shale Gas/Oil

3.1
Formulação Matemática do Problema Mecânico

A equação de equilíbrio na forma tensorial para o problema da propaga-
ção da fratura em um meio poroso isotrópico, elástico-linear e com pequenas
deformações é dada por:

∇ • σ
=

= 0̄ (3-1)

Onde:

σ
=

=


σxx τxy τxz

τyx σyy τyz

τzx τzy σzz

 (3-2)

é denominado "tensor das tensões de Cauchy".


σxx τxy τxz

τyx σyy τyz

τzx τzy σzz


︸ ︷︷ ︸

=


< σ > 0 0

0 < σ > 0
0 0 < σ >


︸ ︷︷ ︸

+


σxx− < σ > τxy τxz

τyx σyy− < σ > τyz

τzx τzy σzz− < σ >


︸ ︷︷ ︸

(3-3)

Estado total de Estado hidrostático de Tensões desviadoras
tensões tensões (distorção)

Onde:
< σ >= σxx + σyy + σzz

3 (3-4)

é a tensão média por unidade de volume.
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Pela lei de Hooke generalizada para meios elásticos, isotrópicos, homogê-
neos e com componentes de tensões cisalhantes simétricas, i.e. τij = τji, tem-se
que as componentes da tensão, em coordenadas cartesianas são expressas por:

σx = (λ+ 2G)εx + λ(εy + εz) (3-5)

σy = (λ+ 2G)εy + λ(εx + εz) (3-6)

σz = (λ+ 2G)εz + λ(εx + εy) (3-7)

τxy = G.Γxy (3-8)

τxz = G.Γxz (3-9)

τxz = G.Γxz (3-10)

τyz = G.Γyz (3-11)

Onde λ e G são as constantes de Lamé, e sendo:

λ = νE

(1 + ν)(1− 2ν) (3-12)

As componentes das deformações normais εii e cisalhantes Γij, em função das
componantes de tensão, em coordenadas cilíndricas, são:
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εrr = σrr
E
− ν

E

(
σθθ − σzz

)
(3-13)

εθθ = σθθ
E
− ν

E

(
σrr + σzz

)
(3-14)

εzz = σzz
E
− ν

E

(
σrr + σθθ

)
(3-15)

Γrθ = σrθ
2G (3-16)

Γθz = σθz
2G (3-17)

Γrz = σrz
2G (3-18)

Em notação indicial:

Γij = σij
2G (3-19)

Sendo o tensor das deformações ε
=
é expresso por:

ε
=

=


εxx Γxy Γxz
Γyx εyy Γyz
Γzx Γzy εzz

 (3-20)

Sendo o vetor deslocamento:

u = [ur uθ uz]T (3-21)
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Pode-se escrever as deformações como:

εrr = ∂ur
∂r

(3-22)

εθθ = 1
r

∂uθ
∂θ

+ ur
r

(3-23)

εzz = ∂uz
∂z

(3-24)

Γrθ = ∂uθ
∂r

+ 1
r

∂ur
∂θ

+ uθ
r

(3-25)

Γrz = ∂ur
∂z

+ ∂uz
∂r

(3-26)

Γθz = 1
r

∂uz
∂θ

+ ∂uθ
∂z

(3-27)

O perfil de tensões ao redor de poços, em coordenadas cilíndricas, é dado pelas
equações de Kirsch:

σov =
h∫

h0

[(1− φ0e
−λ0z)ρm + φ0e

−λ0zρmud]gdz (3-28)

σr = σA
2

[
1−

(
a

r

)2]
+ σA

2

[
1 + 3

(
a

r

)4
− 4

(
a

r

)2]
cos(2θ) (3-29)

σθ = σA
2

[
1 +

(
a

r

)2]
− σA

2

[
1 + 3

(
a

r

)4]
cos(2θ) (3-30)

τrθ = σA
2

[
1− 3

(
a

r

)4
+ 2

(
a

r

)2]
sen(2θ) (3-31)

De acordo com (Sayers, 2005), para uma formação anisotrópica como o
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shale, a lei de Hooke modificada é dada por:

σij = Cijklεkl (3-32)

Fazendo a mudança do sistema de coordenadas


σxx τxy τxz

τyx σyy τyz

τzx τzy σzz

→

σ11 τ12 τ13

τ21 σ22 τ23

τ31 τ32 σ33

 (3-33)

Realizando o produto matricial, temos:

σ11 = a11ε11 + a12ε22 + a13ε33 + 2a16ε12 (3-34)

σ22 = a12ε11 + a22ε22 + a23ε33 + 2a26ε12 (3-35)

σ33 = a13ε11 + a23ε22 + a33ε33 + 2a36ε12 (3-36)

τ12 = a16ε11 + a26ε22 + a36ε33 + 2a66ε12 (3-37)

τ13 = 2a45ε23 + 2a55ε13 (3-38)

τ23 = 2a44ε23 + 2a45ε13 (3-39)

Pela lei de Hooke generalizada, a equação constitutiva para a deformação em
função da tensão para uma formação anisotrópica é:
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εxx

εyy

εzz

γyz

γzx

γxy


=



a11 a12 a13 a14 a15 a16

a21 a22 a23 a24 a25 a26

a31 a32 a33 a34 a35 a36

a41 a42 a43 a44 a45 a46

a51 a52 a53 a54 a55 a56

a61 a62 a63 a64 a65 a66





σx

σy

σz

τyz

τzx

τxy


(3-40)

Na forma matricial, tem-se:

{
ε
}

= [A]
{
σ
}

(3-41)

3.2
As Equações Constitutivas da Poroelasticidade Para Formações Anisotró-
picas

Conforme mencionado anteriormente, em uma operação de fraturamento
hidráulico, a pressão de bombeamento do fluido de fraturamento deve atingir
um valor superior ao limite de resistência da rocha e também à pressão
de poros. Com isso, normalmente no projeto de fraturamento hidráulico em
reservatórios de shale gas/shale oil, as equações são escritas em termos de
tensões efetivas, i.e. as tensões que são transmitidas à formação.

De acordo com (Zhu et al., 2013a), as equações constitutivas para um
modelo poroelástico anisotrópico são:

σ′ij = σij − α ppδij (3-42)

σ′ij = ψijklεij (3-43)

A matriz de rotação [R]θ que transforma o sistema de coordenadas das tensões
in situ para o sistema de coordenadas do poço é expressa por:
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[R]θ =


cos(βb)cos(α′) cos(βb)sen(α′) −sen(βb)
−sen(α′) cos(α′) 0

sen(βb)cos(α′) sen(βb)sen(α′) cos(βb)

 (3-44)

O estado de tensões em coordenadas do poço é dado por:


σxx τxy τxz

τyx σyy τyz

τzx τzy σzz

 = [R]θ


σxx 0 0
0 σyy 0
0 0 σzz

 [R]Tθ (3-45)

O tensor de elasticidade ψ
=
, em coordenadas do plano do estrato, é:

ψ
=

=



1
Eh

−νhh
Eh
−ννh

Eν
0 0 0

−νhh
Eh

1
Eh

−ννh
Eν

0 0 0
−ννh

Eh
−ννh

Eh

1
Eν

0 0 0
0 0 0 1

Gν
0 0

0 0 0 0 1
Gν

0
0 0 0 0 0 2(1+νhh)

Eh


(3-46)

Para a análise de estabilidade mecânica em poços inclinados, deve-se modificar
o tensor de elasticidade acima para coordenadas do poço. Assim, o tensor de
elasticidade modificado ψ

=
w é dado por:

ψ
=
w = q

=
ψ
=
q
=

(3-47)

Sendo:

q
=

=



cos2(γ) 0 sen2(γ) 0 −2sen(γ)cos(γ) 0
0 1 0 0 0 0

sen2(γ) 0 cos2(γ) 0 2sen(γ)cos(γ) 0
0 0 0 cos(γ) 0 sen(γ)

sen(γ)cos(γ) 0 −sen(γ)cos(γ) 0 cos2(γ)− sen2(γ) 0
0 0 0 −sen(γ) 0 cos(γ)


(3-48)
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Lekhnitskii (1981), Amadei (1983), Aadnøy & høgskole (1987) & Ong (1994),
propuseram soluções exatas para o problema mecânico ao redor de poços
inclinados em shales levando em consideração os efeitos de anisotropia. As
soluções são dadas em termos de funções de variáveis complexas de acordo
com as expressões:

σx = σx,0 + 2Re
[
µ2

1ϕ
′
1(z1) + µ2

2ϕ
′
2(z2)

]
(3-49)

σy = σy,0 + 2Re
[
ϕ′1(z1) + ϕ′2(z2)

]
(3-50)

τxy = τxy,0 − 2Re
[
µ1ϕ

′
1(z1) + µ2ϕ

′
2(z2)

]
(3-51)

τxz = τxz,0 + 2Re
[
µ3ϕ

′
3(z3)

]
(3-52)

τyz = τyz,0 − 2Re
[
ϕ′3(z3)

]
(3-53)

σz = σz,0 −
2
a33

Re

a31

[
µ2

1ϕ
′
1(z1) + µ2

2ϕ
′
2(z2)

]
+ a32

[
ϕ′1(z1) + ϕ′2(z2)

] (3-54)

Onde:

φ′(z1) = E ′µ2 −D′

2(µ2 − µ1)
[
µ1cos(θ)− sen(θ)

] (3-55)

φ′(z2) = D′ − E ′µ1

2(µ2 − µ1)
[
µ2cos(θ)− sen(θ)

] (3-56)
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φ′(z3) = F ′µ2 − µ1

2(µ2 − µ1)
[
µ3cos(θ)− sen(θ)

] (3-57)

Onde: zk = x+ µky, (k = 1, 2, 3);

Sendo as funções de variáveis complexas D’, E’ e F’ expressas por:

D′ = (pw−σx,0)cos(θ)− τxy,0sen(θ)− i[(pw−σx,0)sen(θ)− τxy,0cos(θ)] (3-58)

E ′ = −(pw−σy,0)sen(θ)−τxy,0cos(θ)−i[(pw−σy,0)cos(θ)−τxy,0sen(θ)] (3-59)

F ′ = −τxz,0cos(θ)− τxz,0sen(θ) + i[τxz,0sen(θ)− τxz,0cos(θ)] (3-60)

3.3
Formulação Matemática do Problema Hidráulico Para Escoamento em
Meios Porosos

3.3.1
A Equação de Conservação da Massa (Equação da Continuidade)

A equação de conservação de massa, ou equação da continuidade, mostra
que "a soma da taxa de variação de massa dentro do volume de controle e do
fluxo líquido convectivo de massa na superfície de controle deve ser nulo".

Assim, na forma tensorial, temos:

∂ρ

∂t
+∇ • (ρu) = 0 (3-61)

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1712543/CA



Capítulo 3. Formulações Matemáticas Para o Projeto de Fraturamento Hidráulico em
Reservatórios de Shale Gas/Oil 61

Em um meio poroso com fluido compressível, a forma tensorial da equação da
continuidade é:

∂(ρφ)
∂t

+∇ • (ρu) = 0 (3-62)

Na forma diferencial, tem-se:

∂(ρux)
∂x

+ ∂(ρuy)
∂y

+ ∂(ρuz)
∂z

+ ∂(ρφ)
∂t

= 0 (3-63)

E, finalmente, em notação indicial:

∂i(ρui) = −∂0(ρφ) (3-64)
O balanço de massa no bombeamento do fluido de fraturamento para a

formação é:

t∫
0

q(x, t)dt− ∀L(t)− ∀sp(t) = ∀f (t) (3-65)

Sendo qL(x, t) a vazão de leak-off, i.e., a vazão a qual o fluido de fraturamento
é absorvido pela formação por unidade de comprimento de rocha e é expressa
por:

qL(x, t) = 2w(x, t)hfuL(t) (3-66)

Onde:
uL(t) = 2Ct√

t− τ
+ 2Spδ(t− τ) (3-67)

é a velocidade de leak-off e δ(t− τ) é a função Delta de Dirac, definida por:

δ(t− τ) = 1
2π

+∞∫
−∞

eiζ(t−τ)dζ (3-68)
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Conhecendo esta velocidade, pode-se calcular o volume de fluido absorvido e
com isso determinar a eficiência da operação, (Schlumberger, 2000).

Nordgren (1972) considerou este efeito no modelo de Perkins e Kern,
chegando à seguinte equação diferencial para o balanço de massa na fase de
injeção:

qi(x, t) = 2
Af (t)∫
0

uL(t)dAf+ < w(x, t) > ∂Af
∂t

(3-69)

qi(x, t) = 2
Af (t)∫
0

uL(t− τ)∂Af
∂τ

dτ+ < w(x, t) > ∂Af
∂t

(3-70)

Introduzindo a mudança de variável:

ξ(t) = 2Ct
√
πt

< w >
(3-71)

Com o coeficiente global de leak-off (Ct), expresso por:

Ct = Cw + Cc + Cµ (3-72)

Ct =
√√√√kcakeα∆pcake

2µfil
+
√√√√krφcc

πµf
∆pc +

√√√√kfilφ∆pµ
2µfil

(3-73)

Ou ainda:

Ct = 2CcCµCw
CµCw +

√
C2
wC

2
µ + 4C2

c (C2
µ + C2

w)
(3-74)

Sendo os coeficientes de leak-off devido ao reboco formado nas paredes do
poço (Cw), devido à compressibilidade da rocha, (Cc) e devido à viscosidade
do fluido de fraturamento (Cµ)

Aplicando a transformada de Laplace da convolução, na equação íntegro-

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1712543/CA



Capítulo 3. Formulações Matemáticas Para o Projeto de Fraturamento Hidráulico em
Reservatórios de Shale Gas/Oil 63

diferencial acima, temos a seguinte solução para a área da face da fratura:

Af [ξ(t)] = qi < w >

4πC2
t

[
eξ(t)

2
erfc[ξ(t)] + 2√

π
[ξ(t)]− 1

]
(3-75)

Onde: erfc[ξ(t)] é a função erro complementar, expressa por:

erfc(ξ) = 1− 2√
π

∞∫
ξ

e−z
2
dz (3-76)

E pode ser aproximada por meio da série de Taylor ao redor do ponto x = 0,
por:

erfc(x) = 1− 2√
π

(
1− x2

1!3 + x4

2!5 −
x6

3!7 + ...
)

(3-77)

Em termos da largura de abertura w(x, t) e da altura da fratura hf temos
a seguinte equação diferencial parcial:

E ′

128µhf
∂2w(x, t)4

∂x2 = 8Ct
π
√
t− τ(x)

+ ∂w(x, t)
∂t

(3-78)

Sendo:

τ(x) o tempo inicial de leak-off.

3.3.2
A Equação da Conservação do Momento Linear (Equação de Cauchy)

Sendo o operador derivada material atuando em um campo de velocida-
des ū definido por:

Du

Dt
= ∂u

∂t
+ u • ∇ū (3-79)

A equação da conservação de momento linear na forma material, i.e., seguindo
o movimento do fluido no interior da fratura e em termos de tensão, é dada
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por:

ρ
Du

Dt
= −∇p−∇ • σ

=
+ ρḡ (3-80)

O tensor das tensões pode ser escrito da seguinte forma:

σ
=

= −pI
=

+ τ
=

(3-81)

E, em termos de velocidade e transferência de calor convectiva:

ρ
Du

Dt
= − ∇p− µ∇2

u+ ḡβ∇T (3-82)

Sendo β o coeficiente de expansão térmica do fluido.

Pela teoria da lubrificação de Reynolds, para o escoamento de Hagen-Poiseuille,
em termos da largura de abertura, temos a seguinte equação diferencial parcial
para o escoamento do fluido de fraturamento no interior da fratura:

∂w(x, t)
∂t

= ∂

∂x

w(x, t)3

12µ

∂pf
∂x

 (3-83)

3.3.3
A Equação da Difusividade Hidráulica

A equação de modela matematicamente o comportamento da pressão em
função da distância e do tempo durante o escoamento monofásico de fluidos
newtonianos no interior dos poros de uma rocha é denominada equação da
difusividade hidráulica obtida pela combinação da equação da continuidade, da
lei de Darcy e das equações da compressibilidade do fluido e da matriz rochosa.
Com esta equação pode-se encontrar o campo de pressões no interior dos poros
da rocha durante uma injeção do fluido de fraturamento e também na vida
produtiva de um poço. Em geral, a ordem de grandeza das compressibilidades
da rocha e do líquido é muito baixa em relação aos demais termos da equação.
Desta forma, a forma simplificada da equação da difusividade hidráulica é:
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∂2p

∂x2 + ∂2p

∂y2 + ∂2p

∂z2 = φµct
k

∂p

∂t
(3-84)

Onde o termo k
φµct

é denominado de constante de difusividade hidráulica e
normalmente representado pela letra grega η.

Desta forma:

η = k

φµct
(3-85)

A equação da difusividade hidráulica pode então ser reescrita na forma
diferencial, como:

∂2p

∂x2 + ∂2p

∂y2 + ∂2p

∂z2 = 1
η

∂p

∂t
(3-86)

E na forma tensorial, como "a divergência do gradiente de pressão":

∇ • (∇p) = 1
η

∂p

∂t
(3-87)

Que pode ser reescrita como "o Laplaciano do campo de pressões":

∇2
p = 1

η

∂p

∂t
(3-88)

3.3.4
Formulação Matemática Para o Transporte de Propante na Rede de
Fraturas

Para a modelagem matemática do transporte de propante, o escoamento
composto por duas equações: Uma equação modela a fase líquida e outra a
fase sólida.

Desta forma, tem-se:

∂w

∂t
+∇ • qS + uL = 0 (3-89)
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φ
∂w

∂t
+∇ • qP = 0 (3-90)

φ = <φ>
φm

é a concentração média normalizada de propante na direção êy.

3.4
Formulação Matemática do Problema Térmico (A Equação da Energia)

Durante o escoamento do fluido de fraturamento no interior dos poros da
rocha e, posteriormente, na rede de fraturas complexas, ocorre transferência
de calor por convecção e condução. O contato do fluido com a superfície da
rocha, transforma uma parte da energia mecânica do escoamento em calor
devido à dissipação viscosa. Para os projetos de fraturamento hidráulico em
reservatórios de shale gas/oil, o MShale considera o efeito térmico e resolve
numericamente pelo método DFN a equação da energia, expressa, na forma
tensorial e em termos de temperatura, por:

ρcp

(
∂T

∂t
+ u • ∇T

)
= k∇2

T + µΦ′ (3-91)

E na forma material:

ρcp
DT

Dt
= K∇2

T + µΦ′ (3-92)

Em termos de fluxo de calor:

ρcp
DT

Dt
= −∇ • q −

 ∂ln(ρ)
∂ln(T )


p

Dp

Dt
− τ

=
: ∇u (3-93)

Onde, em notação tensorial:

τij = −µ(∇u+∇uT ) + 2
3(µ−K)(∇ ˙u)δij (3-94)

E, em notação indicial:
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τij = −µ∂iuj + ∂jui + 2
3(µ− k)∂iui (3-95)
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4
Simulação de Fraturamento Hidráulico em Reservatório de
Shale Gas/ Shale Oil em Diferentes Espaçamentos entre
Fraturamentos

4.1
Formulação Numérica

Para a simulação numérica por meio do software de fraturamento MShale,
que utiliza o método de diferenças finitas explícito, as seguintes premissas para
o problema mecânico, hidráulico, térmico e de transporte de propante foram
consideradas:

– Meio poroso elástico linear, isotrópico e homogêneo;

– Compressibilidade do meio poroso desprezível;

– Spurt Loss desconsiderado;

– Fluido de fraturamento com comportamento newtoniano, monofásico e
incompressível;

– Fluido de transporte de propante com comportamento não-newtoniano
com modelo de lei de potência (power law);

– Efeito de leak-off considerado pelo modelo de Carter;

– Escoamento não-isotérmico;

– Escoamento incompressível, i.e. ∇ • u = 0;

– Escoamento irrotacional, i.e. curl(u) = 0;

– Escoamento sem força de corpo atuante;

– Escoamento com simetria azimutal, i.e. uθ = 0;

– Escoamento darciano no meio poroso;

– Condição de não-deslizamento nas paredes da fratura, i.e. ū(0) = 0

– Escoamento com dissipação viscosa Φ′;

– Escoamento extremamente laminar do tipo creeping flow durante o
bombeamento do fluido de fraturamento na rocha intacta e na rocha
deformada;
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– Escoamento de Hagen-Pouseuille no interior da fratura modelado pela
teoria da lubrificação de Reynolds.

As simulações foram realizadas por meio do software MShale para os
seguintes parâmetros:

4.2
Parâmetros de Projeto

– Play: Vaca Muerta (Argentina);

– Profundidade (TVD): 2502m;

– Tempo de Simulação para cada espaçamento: 120min. e 150min;

– Quantidade de Estágios de Fraturamentos: 23;

– Espaçamentos entre fraturamentos: 10m, 11m, 12m, 15m, 16m, 18m, 20m
e 25m;

– Vazão inicial de bombeamento da pasta: 5bpm;

– Vazão de média bombeamento da pasta: 45bpm;

– Pressão de Fundo de Poço Média : 8,8KSI.

4.3
Parâmetros do Fluido

– Tipo de fluido de fraturamento: Slickwater com redutor de fricção;

– Tipo de AS: Propante (50/150 mesh; 30/60 mesh e 20/40 mesh);

– Número de Reynolds Médio: 205;

– Índice de Consistência Médio do Fluido de Transporte: 0,5lbf.sn/ftš;

– Índice de Comportamento Médio do Fluido de Transporte: 0,8.
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4.4
Parâmetros da Rocha

– Módulo de Elasticidade do Shale: 5MPSI;

– Coeficiente de Poisson: 0,25;

– Gradiente de tensão de overbourden: 0,85PSI/ft;

– Payzone : 210m;

– Rugosidade das fraturas: 2000 PSI/in−1/2;

– Porosidade média : 8%;

– Permeabilidade Média: 0,0002mD;

– Temperatura Inicial do Fluido de Fraturamento : 80°F;

– Temperatura Média na Rede de Fraturas : 220ºF;

– Coeficiente Total de Leak-off: 0, 45ft/min1/2.

4.5
Resultados Obtidos Para Diferentes Espaçamentos entre Fraturamento
(S)

Para S=10m:

Figura 4.1: Concentração de Propante e VRE para S=10m

– Ocorre grande concentração de propante uniformemente distribuída até
a extensão de 120m do comprimento da fratura;

– VRE de 1,8x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas sustentada.
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Para S=11m:

Figura 4.2: Concentração de Propante e VRE para S=11m

– Ocorre grande concentração de propante uniformemente distribuída até
a extensão de 110m do comprimento da fratura;

– VRE de 2.1x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas sustentada.

Para S=12m:

Figura 4.3: Concentração de Propante e VRE para S=12m

– Ocorre grande concentração de propante até a extensão de 130m do
comprimento da fratura e alguns sinais de acúmulo com concentrações
maiores até 60m do comprimento da fratura;

– VRE de 2, 3x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;
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– Rede de fraturas complexas sustentada.

Para S=15m:

Figura 4.4: Concentração de Propante e VRE para S=15m

– Alta concentração de propante (entre 2,4 lbm/ft2 a 2,6lbm/ft2 ) até a
extensão de 60m do comprimento da fratura e concentração entre 1,2
lbm/ft2 a 2 lbm/ft2 entre 60m e 140m;

– VRE de 2, 6x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas sustentada.

Para S=16m:

Figura 4.5: Concentração de Propante e VRE para S=16m

– Ocorre maior concentração de propante (entre 2, 4 lbm/ft2 a 2,8 lbm/ft2 )
até 95m do comprimento da fratura e concentração entre 1, 2lbm/ft2 a
2, 1lbm/ft2 entre 95m e 150m;
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– VRE de 2, 8x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas sustentada.

Para S=18m:

Figura 4.6: Concentração de Propante e VRE para S=18m

– Ocorre maior concentração de propante (entre 2, 2 lbm/ft2 a 3 lbm/ft2 )
até 110m do comprimento da fratura e concentração entre 1, 2lbm/ft2 a
2lbm/ft2 entre 110m e 160m;

– VRE de 3, 1x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas sustentada.

Para S=20m:

Figura 4.7: Concentração de Propante e VRE para S=20m
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– Ocorre grande acúmulo de propante (entre 2, 2 lbm/ft2 a 3 lbm/ft2 ) no
intervalo entre 20m e 110m, sugerindo provável embedment;

– VRE de 3, 3x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas: não sustentada.

Para S=25m:

Figura 4.8: Concentração de Propante e VRE para S=25m

– Ocorre grande acúmulo de propante (entre 2, 2 lbm/ft2 a 3 lbm/ft2 ) no
intervalo entre 40m e 120m, sugerindo provável embedment;

– VRE de 4x108 U.S. gal;

– Tip screen-out a partir de 60 minutos de bombeamento;

– Rede de fraturas complexas: não sustentada.
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5
Conclusões e Sugestões de Trabalhos Futuros

5.1
Conclusões

Este trabalho mostrou que para a estimulação de uma determinada
payzone de shale gas/ shale oil por meio da construção de uma rede complexa
de fraturas, diversos parâmetros geomecânicos, hidráulicos e geométricos estão
diretamente correlacionados. Desta forma foi verificado que:

– Quanto maior o coeficiente de pressão líquida, maior o VRE;

– Em reservatórios de shale gas/shale oil frágeis, com baixos valores
de viscosidade dinâmica do fluido de fraturamento, a construção da rede
de fraturas complexas ocorre com maior facilidade;

– À medida que a vazão de bombeamento do fluido de fraturamento
aumenta, a pressão requerida para fraturar a formação diminui, porém
no campo, são aplicados altos valores de pressão de modo a garantir que
a formação seja fraturada. Com isso, ocorre a necessidade de contratação
de mais caminhões equipados com bombas de alta pressão, aumentando
o CAPEX do projeto;

– A sequência operacional e espaçamentos entre fraturamentos influenciam
na construção da rede e aumento do VRE, pois fraturas vizinhas pertur-
bam o campo de tensões da formação, gerando o efeito stress shadowing,
fazendo surgir uma curvatura nas fraturas localizadas nos extremos do
espaçamento entre fraturas e reduzindo o tamanho da fratura localizada
no ponto médio deste, devido à reorientação do campo de tensões nas
proximidades das fraturas geradas e reduzindo a permeabilidade desta
região estimulada. Esta reorientação do campo de tensões proporciona
também mudança de direção de propagação das HFs e influencia negati-
vamente na construção da rede de fraturas complexas;

– A existência de fraturas naturais e seus ângulos de orientação influenciam
diretamente na construção da rede de fraturas complexas, pois alteram
também o campo de tensões da formação, de modo que quanto maior
a quantidade de fraturas naturais e mais desordenada sua distribuição,
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maior a extensão da rede de fraturas. Para o ângulo de aproximação de
90°, a HF cruza a NF, como se esta não existisse. Assim, por meio de
microsísmica, pode-se buscar zonas com grande quantidade de fraturas
naturais e com orientações favoráveis à construção da rede complexa para
realizar o fraturamento hidráulico e otimizar o projeto de estimulação;

– Na fase de assentamento do propante nas fraturas, a viscosidade dinâmica
do fluido de fraturamento deve ser maior que na fase de construção
da rede de fraturas, pois fluidos de fraturamento de baixa viscosidade
dinâmica, e.g. o slickwater, possuem baixa propriedade de transporte de
propante;

– Foi verificado que quanto mais frágil o shale, a rede de fraturas complexas
é construída com mais facilidade, pois a formação sofre breakdown em
diversas direções, conectando mais poros e fraturas naturais;

– Gomaa et al (2014) verificaram experimentalmente que estratos paralelos
proporcionam o breakout do shale a espaçamentos de tempo e pressão
menores que em estratos perpendiculares;

– Por meio da simulação numérica, para o reservatório de shale gas
em questão, notou-se que para espaçamentos entre fraturas de 10m,
11m, 12m, 15m, 16m e 18m, houve aumento do VRE com distribuição
uniforme do propante na rede de fraturas e com isso, a rede manteve-
se mecanicamente sustentada;

– Para espaçamentos maiores (entre 20m e 25m), o VRE continua a
aumentar, porém a rede de fraturas não é sustentada mecanicamente
devido à distribuição desordenada do propante, com isso o projeto
de fraturamento hidráulico com espaçamentos dentro deste intervalo
mencionado não é economicamente viável.

5.2
Sugestões de Trabalhos Futuros

– Simular numericamente a influência de diferentes módulos de elasticidade
e coeficientes de Poisson na construção da rede de fraturas complexas;

– Simular a influência dos espaçamentos entre fraturas por meio do método
dos elementos finitos estendidos (XFEM) e comparar com a simulação
no MShale;

– Realizar estudo experimental sobre o comportamento das HFs na intera-
ção com NFs para shales com diferentes quantidades de NFs por área;

– Realizar estudo experimental sobre o comportamento das HFs na intera-
ção com NFs para diferentes ângulos de aproximação;
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– Realizar a análise de sensibilidade dos parâmetros abordados neste
trabalho, e.g. viscosidade dinâmica do fluido de fraturamento, módulo
de elasticidade do shale, composição mineralógica, pressão e vazão de
bombeamento e coeficiente de pressão líquida para verificar quais destes
parâmetros têm maior correlação direta com a construção da rede de
fraturas complexas;

– Estudar amostras de shales com diferentes quantidades de fraturas na-
turais e mesmas propriedades geomecânicas para verificar experimental-
mente a influência da quantidade de fraturas naturais na construção da
rede de fraturas, conforme mencionado na revisão de literatura.
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6
ANEXOS

6.1
As Equações para o Efeito Película (Skin)

6.1.1
Skin Devido à Operação de Perfuração (A Fórmula de Hawkins)

s =
(
k

k′
− 1

)
ln
(
r′

rw

)
(6-1)

Em termos de pressão:

s = 2πkh(p′w − pw)
qwµ

(6-2)

Onde:
k é a permeabilidade original da formação;
k’ é a permeabilidade modificada pelo skin;
rw é o raio do poço;
r’ é o raio de extensão do skin (raio de dano);
pw é a pressão dinâmica do poço;
p′w é a pressão dinâmica modificada pelo skin;
qw é a vazão do poço.

6.1.2
Skin Devido à Anisotropia da Formação

s = ln
 2

1 +
√

cos2(θ) + kv
kh
sen2(θ)

 (6-3)

Onde:

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1712543/CA



Capítulo 6. ANEXOS 89

kv é a permeabilidade vertical da formação; kh é a permeabilidade
horizontal da formação; theta é o ângulo de inclinação do poço.

6.1.3
Skin Devido à Operação de Canhoneio

s = 10a1 log(rd)+a2h
(b−1)
d rbd (6-4)

Sendo:

hd = hperf
Lperf

√
kh
kv

(6-5)

rd = rperf
2hperf

1 +
√
kv
kh

 (6-6)

b = b1rd + b2 (6-7)

Onde: a1, a2, b1 e b2 são parãmetros dependentes do ângulo de fase do canhão.

6.2
As Equações de Equilíbrio em Coordenadas Cilíndricas

∂σrr
∂r

+ 1
r

∂σrθ
∂θ

+ ∂σrz
∂z

+ σrr − σθθ
r

= 0 (6-8)

∂σrθ
∂r

+ 1
r

∂σθθ
∂θ

+ ∂σθz
∂z

+ 2σrθ
r

= 0 (6-9)

∂σrz
∂r

+ 1
r

∂σθz
∂θ

+ ∂σzz
∂z

+ σrz
r

= 0 (6-10)
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6.3
A Equação da continuidade em Coordenadas Cilíndricas

∂ρ

∂t
+ 1
r

∂

∂r
(ρrur) + 1

r

∂

∂θ
(ρuθ) + ∂

∂z
(ρuz) = 0 (6-11)

6.4
As Equações da Conservação de Momento Linear em Coordenadas

Cilíndricas

ρ
(
∂ur
∂t

+ur
∂ur
∂r

+uθ
r

∂ur
∂θ

+uz
∂ur
∂z
−u

2
θ

r

)
= −∂p

∂r
−
[1
r

∂

∂r
(rτθr)+

1
r

∂

∂θ
(τθr)+

∂

∂z
(τzr)−

τθθ
r

]
(6-12)

ρ
(
∂uθ
∂t

+ur
∂uθ
∂r

+uθ
r

∂uθ
∂θ

+uz
∂uθ
∂z
−uruθ

r

)
= −1

r

∂p

∂θ
−
[ 1
r2

∂

∂r
(r2τrθ)+

1
r

∂

∂θ
(τθθ)+

∂

∂z
(τzθ)+

τθr − τrθ
r

]
(6-13)

ρ
(
∂uz
∂t

+ur
∂uz
∂r

+ uθ
r

∂uz
∂θ

+uz
∂uz
∂z

)
= −∂p

∂z
−
[1
r

∂

∂r
(rτrz)+ 1

r

∂

∂θ
(τθz)+ ∂

∂z
(τzz)

]
(6-14)

6.5
A Equação da Energia em Coordenadas Cilíndricas em Termos de Tem-
peratura

ρcp

(
∂T

∂t
+ ur

∂T

∂r
+ uθ

r

∂T

∂θ
+ uz

∂T

∂z

)
= k

[1
r

∂

∂r

(
r
∂T

∂r

)
+ 1
r2
∂2T

∂θ2 + ∂2T

∂z2

]
+ µΦ′

(6-15)

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1712543/CA



Capítulo 6. ANEXOS 91

6.6
A Função Dissipação Viscosa em Coordenadas Cilíndricas (Φ′)

Φ′ = 2
[(
∂ur
∂r

)2
+
(
ur
r

)2
+
(
∂uz
∂z

)2]
+
(
∂ur
∂z

+ ∂uz
∂r

)2
− 2

3

[1
r

∂

∂r
(rur) + ∂uz

∂z

]2

(6-16)

6.7
As Equações para Escoamento em Meios Porosos

6.7.1
A Lei de Darcy Para Meios Anisotrópicos

A lei de Darcy, na forma tensorial, para meios anisotrópicos é expressa
por:

ū = γ

µ
k
=
∇Φ (6-17)

Sendo k
=
a permeabilidade total, dada pelo tensor de 2ª ordem:

k
=

=


kxx kxy kxz

kyx kyy kyz

kzx kzy kzz

 (6-18)

Na forma matricial, tem-se:
ux

uy

uz

 = γ

µ


kxx kxy kxz

kyx kyy kyz

kzx kzy kzz



∂Φ
∂x
∂Φ
∂y
∂Φ
∂z

 (6-19)

Onde Φ é o potencial de fluxo da formação, definido como:

Φ =
p∫

p0

dp

γ
+ (z − z0) (6-20)

Sendo:
γ: o peso específico do fluido;
p: a pressão do fluido em um ponto localizado a uma altura ;
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p0: a pressão do fluido em um ponto inicial de referência localizado a uma
altura ;

ki: a permeabilidade absoluta da rocha na direção ;
µ: a viscosidade dinâmica do fluido.

6.7.2
A Equação da Difusividade Hidráulica em Coordenadas Cilíndricas

Considerando a ordem de grandeza do gradiente de pressão e da compres-
sibilidade da rocha muito menores que dos demais termos da equação, temos:

∂2p

∂r2 + 1
r

∂p

∂r
= φµct

k

∂p

∂t
(6-21)

6.7.2.1
Solução da Equação da Difusividade Hidráulica para Fluxo Linear

Regime Permanente

Em um escoamento em 1 dimensão no interior do meio poroso em regime per-
mante, a equação da difusividade hidráulica tem a forma da equação de La-
place:

∇2p = 0 (6-22)

Com as seguintes condições de contorno:p(x) = pw ⇒ x = 0

p(x) = pe ⇒ x = L

Desta forma, tem-se o seguinte perfil de pressões:

p(x) = pw +
pe − pw

L

x (6-23)

Em função da vazão de bombeamento, tem-se:
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p(x) = pw + qwµL

kA

x
L

 (6-24)

Regime Transiente

Em um escoamento em 1 dimensão no interior do meio poroso em regime
transiente e fluxo linear, a equação da difusividade hidráulica tem a forma:

∇2p = φµct
k

∂p

∂t
(6-25)

Com as seguintes condições de contorno:

p(x, 0) = pi ⇒ x > 0(
∂p
∂x

)
x=0

= qµ
kA
⇒ t > 0

E com a condição de contorno externa:

limx→∞p(x, t) = pi

A solução para o campo de pressões em função da posição x e do tempo t no
meio poroso é dada pela função transcendental:

p(x, t) = pi −
qµL

KA

√ 4ηt
πL2 exp(−x

2/4ηt)− x

L
erfc

 x√
4ηt

 (6-26)

6.7.3
Variáveis Adimensionais Para Coordenadas Cartesianas

– Distância adimensional:

xD = x

Lf
(6-27)

– Tempo adimensional:
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tD = kt

φµctLf
2 (6-28)

– Queda de pressão adimensional:

∆pD(xD, tD) = kA

qwµL
[pi − p(x, t)] = kA

qwµLf
∆p (6-29)

A solução para a queda de pressão adimensional em função da distância
adimensional xD e do tempo adimensional tD no meio poroso é:

∆pD(xD, tD) =
√4tD

π
exp

(
−x2

D

4tD

)
− xDerfc

(
xD√
4tD

) (6-30)

6.7.3.1
Solução da Equação da Difusividade Hidráulica para Fluxo Radial

Considerando a ordem de grandeza do gradiente de pressão e da compres-
sibilidade da rocha muito menores que dos demais termos da equação, temos
a seguinte forma para a equação da difusividade hidráulica :

∂2p

∂r2 + 1
r

∂p

∂r
= φµct

k

∂p

∂t
(6-31)

Regime Permanente

Para o escoamento 1-D do fluido de fraturamento em regime permanente na
formação intacta, a equação da difusividade hidráulica tem a seguinte forma:

1
r

d

dr

(
r
dp

dr

)
= 0 (6-32)

Com as condições de contorno:
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r = rw =⇒ p(rw) = pw

r = re =⇒ p(re) = pe
O perfil de pressões é dado por:

(r) = pw + pe − pw

ln

(
re
rw

) ln( r

rw

)
(6-33)

Em função de vazão:

p(r) = pw + qwµ

2πkhln
(
r

rw

)
(6-34)

6.7.4
Variáveis Adimensionais Para Coordenadas Cilíndricas

– Distância radial adimensional

rD = r

rw
(6-35)

– Tempo adimensional

tD = kt

φµctr2
w

(6-36)

– Queda de pressão adimensional:

∆pD(rD, tD) = 2πkh
qµ

∆p (6-37)

Finalmente, a distribuição de pressão no meio poroso em função das variáveis
adimensionais definidas acima tem a seguinte forma:
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∆pD(rD, tD) = ln

(
reD
rD

)
+ 1

2

(
rD
reD

)2

+ 2tD
r2
eD

− 3
4 (6-38)

Regime Transiente

Para o escoamento 1-D do fluido de fraturamento em regime transiente na
formação intacta, a equação da difusividade hidráulica tem a seguinte forma:

1
r

d

dr

(
r
dp

dr

)
= φµct

k

dp

dt
(6-39)

Com as ondições de contorno internas:p(r, 0) = pi

q = constante

E a condição de contorno externa:

limr→∞p(r, t) = pi

A solução particular é da forma:

p(r, t) = pi −
qµ

2πkh

[
1
2Ei

(
φµctr

2

4kt

)]
(6-40)

Onde:

Ei(X) =
∞∫
X

e−ξ

ξ
dξ

é a função integral exponencial e pode ser expressa por uma expansão em série
de Taylor para:

limt→∞Ei(X) = ln(γx). Onde γ é o número de Euler e vale aproximadamente
1,781.
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