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Resumo

Cerro Arrieta Dalma Camila; Fontoura, Sergio Augusto Barreto (Orientador).
Fraturamento Hidraulico em Reservatorios ndo Convencionais Shale-
Gas: Simulacdo através do método dos elementos discretos. Rio de
Janeiro, 2016. 182p. Dissertacdo de Mestrado - Departamento de
Engenharia Civil, Pontificia Universidade Catolica do Rio de Janeiro.

O desenvolvimento e exploracdo das formacdes shale gas a nivel mundial
é relativamente recente, tendo seu inicio nos Estados Unidos no final da década
1990. A partir dos resultados obtidos com a aplicagdo do procedimento de
fraturamento hidraulico, como método de estimulacdo, o estudo e avaliagdo de
outros prospectos shale gas em outras regides do mundo foi estimulado. No
entanto, a analise, estudo e caracterizacdo deste tipo de reservatorios séo
dificultados uma vez que devem ser levados em conta multiplos fatores
relacionados a geologia, mineralogia, petrofisica, geoquimica, entre outros. O
fraturamento hidraulico é um processo hidromecéanico acoplado com alto grau de
dificuldade especialmente em reservatorios shale gas, onde existe a presenca de
fraturas. Um estudo numérico € conduzido neste trabalho com o objetivo de
investigar o comportamento hidromecanico de uma fratura natural durante a
injecé@o de fluido. O software UDEC (Universal Distinct Element Code) baseado
no método dos elementos discretos foi empregado no desenvolvimento da
modelagem numérica. O UDEC tem a capacidade de modelar o comportamento
hidromecéanico de uma fratura incluindo os fenbmenos de abertura/fechamento
das fraturas, cisalhamento e dilatagdo sob condi¢Bes de contato ou separagéo.
Nesta investigacdo numérica foram criados modelos de reservatorio com fraturas
naturais aleatérias por meio de uma distribuicdo voronoi visando representar a
complexidade da rede de fraturas naturais presentes nas formagdes shale gas.
Os resultados do estudo numérico mostram que o comportamento hidromecéanico
do sistema é fortemente dependente da variagdo de pardmetros como tensdes in
situ, viscosidade do fluido de fraturamento e taxa de injec&o de fluido. Portanto,
estes resultados proporcionam um melhor entendimento dos mecanismos de
fraturamento e resposta da pressé@o de um tratamento de fraturamento hidraulico

em um reservatorio de gas ndo-convencional naturalmente fraturado.
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Abstract

Cerro Arrieta Dalma Camila; Fontoura, Sergio Augusto Barreto (Advisor).
Hydraulic Fracturing in Unconventional Gas Reservoirs: simulation
using discrete elements method. Rio de Janeiro, 2016. 182p. MSc.
Dissertation - Departamento de Engenharia Civil, Pontificia Universidade
Catolica do Rio de Janeiro.

The development and deployment of shale gas formations around the world
are relatively recent, starting in the United Stated in the late 1990. From the results
obtained with the application of hydraulic fracturing as a method of stimulation, the
study and evaluation of other prospects of shale gas in others places in the world
was encouraged. However, the analysis, study and characterization of this type of
reservoirs are difficult, because it must be taken into account several factors such
as geology, mineralogy, petrophysics, geochemistry among others. Hydraulic
fracturing is a complicated hydro-mechanical coupled process, with high difficulty
degree especially in shale gas reservoir, where natural fractures exist. A numerical
study is conducted to investigate the hydromechanical behavior of a natural
fracture during fluid injection. UDEC (Universal Distinct Element Code) software
based on discrete elements method was employed to numerical modeling
development. UDEC has the ability to model the hydro-mechanical behavior of a
fracture including phenomena like fracture enlargement, closure, slippage, and
dilation under contact or separation condition. In this numerical investigation,
numerical reservoir models, with random natural fractures through a distribution
voronoi were created aiming to represent the network complexity of natural
fractures present in shale gas formations. The numerical study results show that
the hydromechanical system behavior is strongly dependent on the parameters
variation such as in situ stress, fluid fracturing viscosity and fluid injection rate.
Therefore, these results provide a better understanding of fracturing mechanisms
and pressure response of a hydraulic fracturing treatment in a non- conventional

naturally fractured reservoir.

Keywords
Naturally fractured formations; shale gas; hydromechanical behavior;
hydraulic fracturing.
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“-Nada para el coronel- dijo.

El coronel se sintié avergonzado. - No esperaba nada - mintio.
Volvio hacia el médico una mirada eternamente infantil - Yo no tengo
quien me escriba”

(Gabriel Garcia Marquez)
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1
Introducao

1.1.
Relevancia e motivacao

Nas Gltimas décadas uma variedade de fatores tem-se combinado para
promover o interesse da inddstria do petrdleo na exploracdo e explotacdo das
formacdes shale, que tradicionalmente eram vistas como rochas fonte e selo, e ndo
como rochas reservatorio. No entanto, apos a observada ocorréncia de gas natural
durante a perfuragdo de um shale naturalmente fraturado, em 1821 na bacia dos
Apalaches (Curtis 2002), este tipo rocha passou a ser considerado prospecto de
producdo econémica, mas de reduzida rentabilidade devido aos baixos valores das
propriedades porosidade (2-8%) e permeabilidade (10-100 nanoDarcy) (Cipolla,
2010).

As formacOes shale, do ponto de vista estrutural, apresentam planos de
fraqueza denominados fraturas naturais, caracteristica que as integra em uma
porcentagem das formacOes naturalmente fraturadas, distribuidas na crosta
terrestre. Além disso, suas propriedades mecénicas e hidrulicas, as quais precisam
ser otimizadas mediante técnicas de estimulacdo, as identifica como Reservatdrios
ndo Convencionais, termo instaurado na industria do petréleo no inicio do século
XXI. Os reservatorios ndo convencionais compreendem as formacgdes que, com a
tecnologia existente no momento, ndo podiam ser explorados de forma rentavel,
porém, uma vez desenvolvidos os focos principais de procedimentos e tecnologia,
deu-se inicio para seu desenvolvimento.

Conformando dois grandes grupos de acordo com o tipo de hidrocarboneto
presente na sua estrutura, o shale oil e o shale gas encontram-se distribuidos em
todo 0 mundo representando o 10% do Oleo total e 0 32% do gas natural
tecnicamente recuperavel (EIA, 2014), conforme apresentado na Figura 1.1. Esta
relacdo constitui um dos principais incentivos para o interesse da industria. Outro
ponto fundamental foi o aperfeicoamento da técnica de fraturamento hidraulico,

desenvolvido inicialmente como método de by-passing do dano de formagéo e


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1322129/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1322129/CA

24

melhoramento da permeabilidade na &rea circundante ao poco. Nas formacdes shale
gas o fraturamento hidraulico é executado em mudltiplas etapas, durante a qual a
rocha é fraturada em diversos pontos e tempos devidamente estabelecidos,
aumentando assim, a eficacia do tratamento em relacdo a permeabilidade e ao
alcance da fratura. Atualmente, este procedimento é indispensavel para o
desenvolvimento das formacGes shale, complementando-se com a técnica de
perfuracdo horizontal. O principal objetivo da perfuracdo horizontal é otimizar o
volume e fluxo de gas/éleo das camadas de shale para dentro do pocgo e atingir
grandes afastamentos laterais dentro das camadas (Castro, 2015).

No tratamento de fraturamento hidraulico, a propagacéo das fraturas depende
fortemente dos esfor¢os in situ e da orientacdo dos planos das fraturas naturais.
Estas variaveis comprometem severamente a capacidade de predicdo da geometria
das fraturas hidréaulicas, assim como a eficacia do tratamento, uma vez que as
propriedades das fraturas na formagdo ndo sdo estudadas em detalhe, devido &s
dispensas econémicas geradas. No entanto, a operacdo € projetada para atingir um
valor aproximado de volume de reservatorio estimulado (SVR), relacionado
diretamente com a produtividade do reservatorio, mas que ainda apresenta um
elevado grau de incerteza na sua medi¢cdo. Com o objetivo de estimar esta variavel,
diversos métodos tém sido desenvolvidos e implementados visando diminuir a faixa
de seus valores. O monitoramento de fraturas hidraulicas (HFM), composto por
inclinémetros de superficie e de fundo de poc¢o, € 0 monitoramento microssismico
demostraram ser 0s métodos mais exitosos para a avaliagdo do SVR, uma vez que
possuem sensores multicomponentes altamente sensiveis que registram as emissdes
acusticas causadas pela ruptura por cisalhamento das rochas durante o tratamento

de fraturamento hidraulico.
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Figura 1.1 - Bacias com avaliacdo de formacdes shale gas e shale oil, (EIA,
2014).

O fluxo de fluidos através do sistema de fraturas presentes na formacéao é
uma importante variavel a ser analisada em um projeto de fraturamento hidraulico,
esta deve possuir uma taxa de injecdo e viscosidade suficientes para aproxima-se
das dimensdes desejadas na rede de fraturas projetada, assegurando também a
suspensdo, entrada e posicionamento do propante?.

Toda a analise dos parametros envolvidos no projeto de exploracdo e
explotacdo de reservatorios shale gas é comparada e utilizada para a validacédo da
modelagem numérica. Isto € parte fundamental no desenvolvimento destes projetos,

uma vez que os tornam mais realisticos quando comparados ao campo real.

1.2.
Objetivo e metodologia

e O objetivo principal deste trabalho consiste em avaliar a propagacdo de
fraturas em um meio naturalmente fraturado (shale gas) sob a variacdo de
parametros operacionais como taxa de injecdo e viscosidade do fluido de

fraturamento e pardmetros mecanicos como variacdo de esforgos in situ.

1 Agente propante.
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Para atingir o objetivo principal, foram estabelecidos os seguintes objetivos
secundarios:

e Compor uma reviséo bibliogréafica a respeito de estruturas geoldgicas
como meios naturalmente fraturados (shale), salientando suas
caracteristicas fundamentais para posterior consideracdo no modelo
numerico.

e Compor uma revisdo bibliografica acerca da consideracao de fraturas
em modelos numéricos de fluxo e de tensdes, bem como apresentar
0s principais trabalhos reportados na literatura a respeito do tema.

e Idealizar modelos numéricos para andlises considerando o fluxo de
fluidos e a deformacdo mecanica, assim como as interacOes de
contato entre as superficies que compdem o modelo com planos de
fraqueza em um modelo elastico;

e Simular numericamente o processo de injecao de fluidos e verificar

0 comportamento das fraturas e sua propagagao.

1.3.
Organizacao da dissertacao

Este trabalho encontra-se dividido em cinco capitulos conforme apresentado
a continuacdo:

No Capitulo 1 apresenta-se a introducdo do tema em estudo, assim como a

estrutura desenvolvida ao longo da dissertacéo.

O Capitulo 2 apresenta uma revisao bibliografica respeito dos conceitos
fundamentais de reservatorios naturalmente fraturados, como classificacao,
caracterizagdo e modelagem numérica. Em seguida, apresentam-se 0s aspectos mais
relevantes das formagGes shale gas sob o ponto de vista geomorfoldgico, assim
como sua principal técnica de estimulagdo, fraturamento hidraulico, de maneira
concentrada e detalhada.

Apdbs apresentados 0s aspectos gerais que envolvem a aplicacdo de uma
modelagem geomecanica em formagdes naturalmente fraturadas (shale gas), da-se
inicio ao Capitulo 3 onde é descrito 0 método dos elementos discretos (MED)
empregado na modelagem de fraturamento hidraulico deste trabalho e uma

introducdo ao software UDEC 5.0 como ferramenta de modelagem. Uma vez
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apresentado o Capitulo 3, as etapas da metodologia proposta e os resultados obtidos

durante a modelagem do fraturamento hidraulico sdo apresentadas no Capitulo 4.
O Capitulo 5 apresenta as principais conclusdes desta dissertagdo,

juntamente com algumas sugestdes para trabalhos futuros, baseados na

continuidade do tema estudado neste trabalho.
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2
Revisao bibliografica

Este capitulo apresenta de forma global uma revisdo dos conceitos
fundamentais sobre reservatérios naturalmente fraturados, como classificacao,
caracterizacdo e modelagem. Em seguida, apresentam-se 0Ss aspectos mais
relevantes das formacGes shale gas sob o ponto de vista geomorfoldgico, assim
como sua principal técnica de estimulagdo, fraturamento hidraulico, de maneira

concentrada e detalhada.

2.1.
Natureza de reservatdrios naturalmente fraturados

Em um reservatdrio fraturado, conforme pode ser observado na Figura 2.1,
existe uma ocorréncia natural de descontinuidades planares macroscopicas na
rocha, causadas pela deformacdo ou diagénese fisica (Nelson, 1985). Durante a
ocorréncia destes processos podem ser gerados dois tipos de fraturas, fraturas
naturais e induzidas, sendo as fraturas naturais produto de interacdes das tensdes
atuantes no subsolo ou resultado do processo diagenético, enquanto que as fraturas
induzidas sdo o produto de atividades como a perfuracdo de pogos, o0 aumento da
pressdo de poros nos processos de injecdo de fluidos (fraturamento hidraulico), ou
da redistribuicdo das tensdes no subsolo causada pela producdo de um campo.
Segundo Fernandes (2013), os reservatérios naturalmente fraturados séo
caraterizados pela ocorréncia do primeiro tipo de fraturas relacionado, as fraturas
naturais, cuja origem sera abordada neste item. Os principais fatores geologicos
associados a origem de fraturas em reservatorios sdo:

e Configuracdo tectbnica: reservatorios localizados em regifes
estruturalmente complexas (e.g. falhas, domos de sal, diques, dobras,
soleiras de diabasio e etc.) sdo mais propicios a ocorréncia de falhas,
dobramentos e fraturamento difuso (em pequena escala);

e Litologia: reservatérios fraturados podem ser encontrados em varias

estruturas sedimentares, contudo, formagdes carbonéticas, de forma geral,
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sdo mais frequentemente fraturadas do que formacdes areniticas. 1sso ocorre
principalmente pela presencia de diferentes propriedades mecénicas das
rochas, e também a suscetibilidade da diagéneses pos-deposicdo da
sedimentacéo;

e Idade geoldgica e seu historico deposicional: quanto mais antiga e
profunda for a formacao, maior a tendéncia de que esta seja menos porosa

e menos permeavel, e assim, mais suscetivel ao fraturamento.

Segundo Hagen (1972), as fraturas naturais controlam o comportamento do
fluxo de fluidos no reservatorio em grande escala, fornecendo um efeito positivo
ou negativo no fluxo dependendo de suas caracteristicas. Fraturas abertas ou
parcialmente mineralizadas, por exemplo, tém um efeito positivo no fluxo de 6leo,
mas um efeito negativo no fluxo de dgua ou gas devido aos efeitos de conificagdo.?
Por outro lado, fraturas totalmente mineralizadas podem criar barreiras de
permeabilidade para todo tipo de fluxo. Assim, para avaliar com precisdo o efeito
do sistema de fraturas presentes no reservatorio € necessario abordar suas
caracteristicas petrofisicas e estimar as propriedades do reservatdrio.

Alguns dados Uteis nesta avaliacdo (determinac@es) sdo derivados a partir
de analises de testemunhos de sondagem e/ou por simples ou multiplos testes de
poco, desta forma, os dados proporcionados ajudam a quantificacdo do efeito do
sistema de fraturas naturais na qualidade e produtividade do reservatorio. Assim,
esses dados proporcionados pelas analises das fraturas e suas propriedades seréo
eficientes no decorrer no desenvolvimento do campo, uma vez que seja feita a
integracdo dos dados em um modelo de simulagéo de fluxo que permita a previsao
do comportamento do campo, além de sua constante atualizacdo e verificacao de

resultados.

2Conificacdo: Conificaco de 4gua refere-se & configuracéo da interface gas-agua onde uma espessa
camada de gas esta sobreposta a uma zona saturada de agua e a zona de gas é parcialmente penetrada
por um pogo. A medida que a producio de gas vai progredindo, os gradientes potenciais de pressio
induzidos fazem com que o contato gas-agua (GWC) va subindo. A partir de certo ponto, a agua
atinge a zona canhoneada, sendo produzida juntamente com o gas.
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_ Fraturas
Poco horizontal Zona de falhamento em escala sismica

Figura 2.1 - Reservatorio naturalmente fraturado (adaptado de Hurricane
energy, 2015).

2.2,
Classificagao de reservatorios naturalmente fraturados

Uma vez que a origem, continuidade e propriedades do reservatério e do
sistema de fraturas sdo determinadas, as interac6es do fluxo entre as fraturas e a
matriz podem ser investigadas de forma que o reservatdrio pode ser classificado
em relacdo aos efeitos positivos promovidos pelo sistema de fraturas a qualidade
3global do reservatorio. Em relagdo a explotagdo, por exemplo, o critério
determinante para classificar um reservatorio como fraturado trata-se do efeito
causado pelo sistema de fraturas ao fluxo, assim, em reservatérios classificados
como de baixa permeabilidade, a presenca de fraturas naturais pode representar
um ganho de permeabilidade necessario para o estoque e transporte do fluido.

No entanto, a classificacdo de um reservatorio como fraturado ndo é uma
tarefa simples, esta dependera principalmente da disponibilidade de dados
adquiridos e do critério de avaliacdo utilizado para a identificacdo das fraturas

naturais.

3 Definida como a capacidade para produzir hidrocarbonetos de maneira rentavel ap6s um
tratamento de fraturamento hidraulico. E uma caracteristica de predicdo coletiva determinada em
grande medida pela mineralogia, porosidade, saturacdo de hidrocarbonetos, volume da formacéo,
contetdo organico e maturidade térmica.
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Segundo Nelson (2001) e Aguilera (1995), as propriedades como
porosidade e permeabilidade na matriz e fratura séo bastante diferenciadas quanto
a magnitude. Valores para porosidade da matriz variam entre 10% a 30%, e para
permeabilidade da matriz entre 5mD a 100mD, atingindo em casos donde existem
camadas de alta permeabilidade valores de até 2000mD. Por outro lado, para as
propriedades das fraturas apresentam-se contrastes entre porosidade e
permeabilidade, variando a primeira entre 0,1% e 10%, (valores baixos), e a
segunda entre 100mD e 20.000mD (valores altos).

Baseado nisto, sdo definidos quatro tipos principais de reservatorios

naturalmente fraturados:

Tipo 1: O reservatdrio é composto por uma matriz impermedavel, onde as
fraturas fornecem a porosidade e permeabilidade priméria. Habitualmente
possuem grandes areas de drenagem por pocgo, requerendo assim, menor
quantidade de pogos para seu desenvolvimento. Estes reservatdrios apresentam
regimes de producéo iniciais altos, porém estdo sujeitos a rapida declinacdo da
producdo, dificuldades na determinacéo das reservas, e producao precoce de agua.

Tipo 2: A matriz contribui com mais da metade da porosidade, capacidade
de estocagem do reservatdrio, mas ndo contribui significativamente com a
permeabilidade e produtividade do mesmo. Podem ter regimes de producéo
iniciais extremadamente altos, para uma matriz de baixa permeabilidade, porém
podem apresentar dificuldades durante a recuperacao secundaria se a comunicagao
existente entre a matriz e a fratura é pobre.

Tipo 3: A matriz possui porosidade e permeabilidade suficientes para a
producdo, de forma que as fraturas nestes reservatdrios fornecem permeabilidade
adicional. Estes reservatorios sao habitualmente mais continuos e possuem bons
regimes de producdo sustentados, mas podem exibir relacbes complexas de
permeabilidade direcional, resultando em dificuldades durante a recuperagédo
secundaria.

Tipo 4: As fraturas ndo fornecem porosidade nem permeabilidade
adicionais significativas ao reservatério, pelo contrario, constroem barreiras para
o fluxo.

Além destes quatro tipos de reservatérios, Nelson (2001) apresenta em seu

esquema o reservatorio tipo M, possuindo qualidades impressionantes no que diz
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respeito a matriz, no entanto as fraturas podem encontra-se compartimentadas,
fazendo com que seu desempenho seja inferior as estimativas inicias de
produtividade, e com que a efetividade da fase de recuperacdo secundaria seja
variavel dentro de um mesmo campo. Bratton et al, (2006) expde também um novo
tipo de reservatorio, categorizado como tipo G, formado pelos reservatérios de gas
fraturados nédo convencionais, tais como: CBM (Coal Bed Methane), shale gas e
shale oil, a maioria desses reservatorios correspondem ou aproximam-se da

classificacéo tipo 2 conforme a Figura 2.2.

Tudo
fraturas

Permeabilidade
de fratura 100%

Permeabilidade total, %

Influéncia crescente das fraturas naturais
(influéncia decrescente da matriz)

Permeabilidads

de matriz 100% Tipa 4
@
Tuda Porosidade de Porosidade total, % Porosidade de
Matriz matriz 100% fratura 100%

Figura 2.2 - Esquema da porcentagem de porosidade do reservatdrio versus
a porcentagem de permeabilidade do reservatoério (porcentagem devido a matriz
versus a porcentagem devido a fratura) para a classificacdo de reservatorios

naturalmente fraturados. (adaptado de Nelson 2001).

A classificacdo anterior apresenta vantagens como a delimitagdo de
parametros da matriz e do sistema de fraturas, principais variaveis na quantificacéo
de um reservatorio em particular, além de permitir a predicdo dos principais tipos
de problemas que ocorrem na producdo em relagdo ao grau de fluxo entre a matriz
e fratura. Segundo Baker e Kuppe (2000), os quatro principais tipos de fluxo, podem
ser relacionados com suas principais implicagdes, conforme apresentado no Quadro
1.
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Quadro 1 - Principais problemas de reservatérios naturalmente fraturados.

Tipo 1: Fraturas fornecem a porosidade e permeabilidade essencial

Frequentemente uma rapida curva de declinacao.

Possivel breakthrough precoce.

Dificuldade para a determinacdo do tamanho e forma da éarea de
drenagem.

Dificuldade para restringir os célculos de reservas.

Muitos pocos de desenvolvimento adicionam taxa de producao mais ndo
reservas.

Tipo 2: Fraturas fornecem a permeabilidade essencial®

A eficiéncia da recuperagdo primaria e secundéria é altamente
dependente de quanto a matriz esta exposta ao sistema de fraturas
Possivelmente o reservatdrio sofrera breakthrough precoce e um rapido
declinio de producéo.

Modelos de desenvolvimento devem considerar as heterogeneidades,
por exemplo, a comunicacdo entre matriz e fratura pode variar
arealmente.

A intensidade das fraturas e seu mergulho precisam ser conhecidos antes
do inicio do desenvolvimento.

Dificuldade na determinacdo do fator de recuperacdo por sua
variabilidade.

Possibilidade de fechamento das fraturas em reservatorios sobre
pressurizados.

Tipo 3: Fraturas fornecem permeabilidade adicional®

Podem ocorrer respostas ndo usuais para a recuperagao secundaria.

A area de drenagem pode ser eliptica.

Pode ser dificil de reconhecer ou detectar o sistema de fraturas, em funcéo
de o reservatério ja ser produtivo.

As fraturas podem, entdo, aumentar as oportunidades ja
economicamente viaveis.

Assim como no reservatorio do Tipo 2, a determinacgédo da permeabilidade e
da heterogeneidade do reservatorio é um ponto critico.

Tipo 4: Fraturas criam barreiras de fluxo

4 As fraturas fornecem o fluxo essencial de gas desde a rocha para o poco.
5> Além de existir fluxo de gés desde a matriz para o pogo, as fraturas fornecem vias adicionais

para 0 aumento da recuperagao de gas no reservatorio.
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1. A recuperacdo € baixa devido a severa compartimentalizacdo do
reservatorio.

2. Se devidamente planejado, o desenvolvimento do campo pode ser
otimizado.

3. Pode apresentar uma baixa recuperacgao secundaria por causa da
compartimentalizag&o.

A chave para esse entendimento é o processo de definicdo do tipo de
reservatorio fraturado e, por conseguinte, o que é esperado do sistema de fraturas.

2.3.
Reservatoérios Shale Gas

As formacdes shale gas ou géas de folhelho tém sido produzidas desde o ano 1821
(Harper, 2008 apud Nagel et al, 2011), mas, s6 a partir do final da década 90, tém
ganhado importancia para a exploragdo petrolifera iniciando-se com o
desenvolvimento do Barnett shale (Navigant consulting, 2008).

O Shale gas é definido como gas natural de origem biogénica ou
termogénica, trapeado em uma rocha hospedeira de granulometria fina onde foi
gerado (Dusseault, 2014). A origem biogénica provem da decomposicao
bacteriana anaerdbia de carboidratos (matéria de plantas), geralmente em
profundidades menores que 2000 m, enquanto que, a geracdo do gas termogénico
tem origem na decomposicdo anaerébia termicamente ativa de lipidios e matéria
algal, freqlientemente em profundidades maiores que 2500 m. No entanto, existem
reservatorios onde a ocorréncia de gas natural ¢ mista, sendo exemplo as
formagdes Baken, Eagle Ford e Marcellus shale. Os focos de maior interesse séo
os de origem termogénico, geologicamente antigos e com pontos localmente ricos
em moléculas de C2+° que conduzem aos sweet spots.’

Este tipo de sistema petrolifero é conhecido como acumulacdo néo
convencional (Figura 2.3), uma vez que, ndo é governado pela flutuabilidade

(bouyancy) dos hidrocarbonetos frente a &gua nem pela lei de Darcy, como é o

& C2+ moléculas de etano (C2Hs), propano (CsHs) e butano (CsHio), que fazem parte da
composicao do gas natural.

7 Sweet spots em reservatorios shale gas sdo areas que produzem notavelmente melhor que
outras areas, (Haskett, 2014).
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caso dos reservatorios convencionais (Dusseault, 2014); este comportamento é
atribuido principalmente as suas propriedades petrofisicas de porosidade e
permeabilidade.

As acumulacdes ndo convencionais sdo continuas, de escala regional e
independentes da presenca de armadilhas estruturais ou estratigraficas. Estas estéo
constituidas por uma matriz de granulometria muito fina (tamanho da fracéo argila),
com proporc¢des varidveis de silica e carbonato, que atuam como rocha geradora,
selo e reservatorio. Consequentemente, apresentam baixa permeabilidade e
precisam da estimulacdo massiva por meio do fraturamento hidraulico para

produzir hidrocarbonetos.

Areia
100 %
Alto .
Gas
Convencional
Tamanho de
grio,
permeabilidade
da matriz
Baixo
Shale Gas
Argila Gas Camadas de carvio  Carvie
Conteddo .
Alto - Baixo
Organico

Figura 2.3 - Diagrama ternario que vincula os tipos de reservatérios com 0s

componentes litolégicos principais (adaptado de Askenazi et al., 2013).

Geralmente os reservatorios shale gas devem cumprir com uma série de
requerimentos que fazem deles prospectos economicamente viaveis, tais
condigdes sdo as seguintes;

e Riqueza orgéanica (Total Organic Carbon (TOC) >2% ),
e Maturidade térmica (Ro > 0,7%),

o Espessor (> 30 m) e extensdo areal,

« Capacidade de adsorcéo,

e Sobrepresséo,
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o Profundidade,
» Instalagdes de superficie.

A rocha mée deve ser de excelente potencial gerador, o que implica um
contetido orgénico total superior a 2%. Conteldos de matéria organica menores
envolvem um menor potencial oleogenético e como consequéncia, o volume de
hidrocarboneto remanescente no reservatorio &€ menor.

A maturidade térmica da rocha é um fator chave ja que deve encontrar-se
dentro da janela de geracdo de gas para garantir a presenca do fluido no
reservatorio. Porém, é conveniente que os valores de reflectancia de vitrinita®,
superem o 1.5% Ro para reservatorios shale gas.

Dadas as caracteristicas deste recurso, quanto a baixa acumulacgéo por poco
e a grande densidade de perfuracfes para explora-lo efetivamente, € necessario
que o reservatorio apresente espessuras superiores a 30 m, aumentando assim a
efetividade da navegacédo dos laterais horizontais.

Em relacdo as propriedades petrofisicas, a porosidade nestas litologias € de
moderada a baixa (<10%) e ndo apresenta interconexao (Askenazi et al., 2013).
Por outro lado, a presenca de um sistema de microfissuras favorece uma maior
interconexao e presenca de fluido livre que, com a estimulacdo adequada, pode-se
otimizar a producdo. De forma semelhante, a existéncia de sobrepressao é um fator
desejavel, mas nao indispensavel devido ao fornecimento de energia ao sistema,
facilitando a recuperacéo.

Por Gltimo, a existéncia de instalacdes em superficie e relacionadas a
logistica sdo um fator fundamental na hora de avaliar se um projeto desta natureza
€ econdbmico ou nao.

Na atualidade, o desenvolvimento comercial destes reservatorios ocorre
principalmente na Ameérica do Norte, dos que fazem parte o Barnett shale (Texas),
Haynesville (Louisiana), Marcellus (Noroeste das montanhas Apalaches), Horn

River shale (Nordeste de British Columbia), Montney shale (Nordeste de British

8 Ferramenta de diagnostico fundamental para a avaliacdo da maturidade térmica do
guerogénio nas exploragdes de hidrocarbonetos. As medic¢des sdo apresentadas em porcentagem de
luz refletida no éleo (Ro> 1.5% gés seco, 1.1%<Ro< 1.5% gas com tendéncia a geracgdo de dleo,
0.8%<Ro< 1.1% gas humido, 0.6%<Ro< 0.8% petrdleo e Ro< 0.6% querogénio imaturo.), (Rojas
etal., 2011).
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Columbia e Noroeste de Alberta) e na América do Sul o reservatério Vaca Muerta
(Sudoeste de Mendoza, sudoeste da Pampa e Noroeste de Rio Negro).

2.31.
Caracteristicas Geoldgicas dos Reservatérios Shale Gas

Embora todos os reservatdrios apresentem diferencas enquanto as
caracteristicas que os identificam, todos por sua vez possuem semelhancas. Isto
significa que os contornos e resumos das caracteristicas dos reservatorios shale gas
sdo Uteis para a avaliacdo geral de propriedades geomecéanicas e para O
desenvolvimento empirico de melhores praticas para o fraturamento hidraulico
através de métodos correlativos. As formacbes de folhelhos, do ponto de vista
geoldgico, sao definidas como rochas consolidadas com mais do 67% de materiais
correspondente ao tamanho argila, ou seja, compostos laminados de tamanho menor
qgue 1 mm. (Estas particulas sdo depositadas em ambientes de baixa energia como
ambientes marinhos ou de transicdo (planicies de inundacdo, lagunas, estuarios,
pantanos, etc.), onde caem em suspensdo formando camadas, que posteriormente
serdo soterrafracdas para dar inicio ao processo de diagénese, (Figura 2.4). As
laminacBes (<1mm) acomodadas tipicamente de maneira paralela a deposicéo,
constituem a principal caracteristica dos folhelhos, dando origem a sua orientacéo
e fissilidade (capacidade de romper-se ou separar-se em folhas ao longo de suas
laminagdes).

As formacdes shale gas com contetido organico elevado, se formaram sob
condicdes especificas de altos niveis de matéria organica e baixos niveis de
oxigénio (Alexander et al., 2011). Estas condigdes foram predominantes durante
varios periodos geoldgicos, destacando-se os periodos Devoniano e Precambriano,
0S quais apresentaram altas temperaturas e nivel do mar elevado. A Figura 2.5
apresenta 0s principais reservatérios shale gas e as idades geoldgicas em que se

formaram.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1322129/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1322129/CA

38

H 3 Cﬁ—_—. ——
Sedimentacdo em um lago ou em i R T e

um mar

Rochas Sedimentares

— e

o N Folhelho—
ais antiga i b ——
P z : P
e ————
—

|

———

Figura 2.4 - Diagénese de rochas sedimentares (adaptado de fosil.pt).
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Figura 2.5 - Idades de reservatérios ndo convencionais (adaptado de
Askenazi et al., 2013).

Os reservatorios shale gas sdo folhelhos geralmente quartzo-iliticos,
contendo baixa quantidade de argila ndo expansiva, baixa porosidade (<10%)
funcdo do soterramento e idade geoldgica, e permeabilidade da matriz da ordem
de microDarcy (<100uD) funcao do tamanho de poro e grau de compactacédo. Por
outro lado, o soterramento e a idade geoldgica significam que os minerais de argila
(esmectita) possivelmente estabelecidos com os sedimentos originais foram
alterados diageneticamente para ilita e quartzo precipitado. Assim, o teor de silica
dos estratos da formagé&o é elevado (>40%) e o teor de argilomineral (ilita) é baixo
(10-40%). Esta transicdo é considerada como a razdo principal para que os estratos
de shale sejam naturalmente fraturados, pois a transicdo entre esmectita e ilita é
associada com uma diminuicdo substancial de volume (Dusseault, 2014). E

possivel observar tambem, que se a esmectita esta presente, mesmo em pequenas
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quantidades, o processo de inchamento pode ter efeitos significativamente
negativos sobre os resultados do fraturamento hidraulico utilizando fluidos
aquosos.

Os reservatorios explorados atualmente podem ser considerados néo
tectdnicos sob o ponto de vista estrutural, embora existam falhas locais; em geral
0s estratos encontram-se em camadas relativamente planas e sem dobras
(Dusseault, 2014). O Marcellus Shale, por exemplo, encontra-se sob a bacia dos
Apalaches (Roen e Kepferle, 1993) sobre um quarto de milhdo de quilémetros
quadrados. Além disso, esta formacdo é mais deformada e cortada por falhas na
porcao sudoeste do reservatdrio, porém o teor de gas € menor. Na porcéo noroeste
0 Marcellus Shale tende a ter mais liquidos e moléculas C2+, tornando-o0 um
objetivo mais desejavel em termos de producao.

Os folhelhos que sdo termogénicos na natureza por exemplo, s&o
praticamente folhelhos negros, cor resultante de alto teor de carbono residual
devido ao alto grau de matéria organica original (1-25%) (Tourtelot, 1979). Da
mesma forma, esta cor também pode ser resultado da quantidade de pirita e sulfato
de hidrogénio que, por sua vez indicam deposicdo anaertbia. A cor verde e
vermelha designam ambientes de deposicdo oxidantes. Desta forma, a cor € outra
caracteristica distintiva das formacdes de folhelhos, sendo um importante
indicador do ambiente de deposicdo, assim como da quantidade de matéria
organica presente.

A espessura € outro aspecto importante do desenvolvimento das formacdes
shale gas, podendo variar entre 30 e 800 m (Fisher, 2004). Espessuras maiores
apresentam vantagens, uma vez que permitem um maior volume estimulavel, por
outro lado, faz com que a selecdo e caracterizacdo em detalhe do setor mais
apropriado para a navegacao de um poco horizontal seja mais complicada.

Outros dois pardmetros importantes a serem avaliados durante a
caracterizagdo dos reservatorios ndo convencionais sdao a profundidade e seu
gradiente de pressdo de poros. Geralmente, as duas varidveis encontram-se
relacionadas diretamente, junto a maturidade termal, mas é comum o
estabelecimento de zonas de sobrepressdo, nas quais a pressao de poros é mantida
alta devido principalmente a permeabilidade dos estratos. A sobrepressao de uma
formacdo ndo é requisito necessario para o sucesso do reservatorio, porém, os shales

que encontram-se sobrepressurizados geralmente podem armazenar uma
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quantidade maior de hidrocarbonetos, facilitam o fraturamento hidraulico, uma vez
que se reduz o esforgo efetivo da rocha e facilitam a recuperagéo de fluidos,
(Askenazi et al., 2013).

2.3.2.
Caracteristicas Petrofisicas

Segundo Askenazi et al. (2013), a armazenagem e migracdo de
hidrocarbonetos através de litologias tipo shale € um processo complexo, lento e
ndo compreendido totalmente, isto deve-se a presenca de poros de pequeno
tamanho e as baixas propriedades capilares (pouca interconexdo) da rocha. Esta
constitui a principal razéo, pela qual o procedimento de fraturamento hidraulico se
faz indispensavel como alternativa na producéo de taxas de fluxo rentaveis em uma
alta porcentagem de reservatorios shale.

Sob outra perspectiva, o principal problema nos reservatérios shale gas
consiste na obtencdo de dados exatos e confidveis de porosidade e permeabilidade,
uma vez que as metodologias, técnicas e manipulacdo de amostras efetuadas pelos
laboratdrios encontram-se em debate e com resultados ndo comparaveis até o
momento (Askenazi et al., 2013). Estudos recentes tém descoberto porosidades
relacionadas ao querogénio, gerada durante o processo de maturidade orgénica que
acompanha o soterramento da rocha e a geracdo de hidrocarbonetos. Existem
também, porosidades relacionadas a fragmentos de fdsseis, que podem ser tdo
importantes em termos de acumulacdo e fornecimento de vias de migragdo quanto
a porosidade relacionada ao querogénio. Assim, a determinacdo do tipo de
porosidade, constitui um dado adicional na quantificacdo das reservas de
hidrocarboneto recuperavel.

A presencga de um sistema de microfissuras no reservatério favorece uma
maior interconexdo, que com o procedimento de estimulagdo correto otimizara a
recuperacdo de hidrocarbonetos. Em poucos casos, quando a rede fissural € muito
densa, ndo se faz necessaria a estimulacdo hidraulica. Este é o caso do reservatorio
Marcellus shale na Pensilvania, onde o sistema de fraturas abertas ajuda a ter
produgdes iniciais importantes (Askenazi et al., 2013).

Uma revisdo relativa as propriedades das fraturas ou do sistema fratura-

matriz serd apresentada. Por outro lado, as propriedades da matriz ndo serdo
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discutidas, uma vez que esta apresenta propriedades classicas de um reservatério

convencional.

e Porosidade

As rochas presentes em um reservatorio fraturado estdo constituidas por dois
sistemas de porosidade. O primeiro sistema refere-se a porosidade intergranular ou
primaria, formada por espacos vazios entre os grdos da rocha sendo estabelecida na
deposicédo de sedimentos (Figura 2.6-a). Esta porosidade apresenta-se tipicamente
em arenitos e calcarios. Um segundo tipo de porosidade constituido por espacos
vazios de fraturas e cavidades refere-se a porosidade secundaria da rocha (Figura
2.6-b), ou porosidade vugular/de fratura, a qual esté relacionada somente a vugs ou
fraturas (Van Golf, 1982).

A porosidade secundaria é gerada a partir de processos geologicos pos-
deposicionais, sendo exemplos, dissolucdo por circulacdo de agua, falhamento e
fraturamento; por esta razdo, a porosidade secundaria ndo pode ser relacionada a

forma das particulas sedimentares.

Figura 2.6 - a) Porosidade primaria; b) Porosidade secundaria (Atlas
petrologia sedimentaria, UCM, 2015).

Geralmente, a porosidade secundaria é reduzida com o tempo, preenchendo-se
parcialmente com minerais mais jovens que compdem a matriz da rocha. Estes
minerais sdo o resultado da dissolucdo e precipitagdo. Além disso, a porosidade
secundaria pode encontrar-se geralmente em rochas de porosidade intergranular
relativamente baixa, compactadas ou frageis, como calcarios, shales e arenitos

argilosos.
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Definicao de dupla porosidade: Em um reservatorio naturalmente fraturado a
porosidade total (®;) € o resultado da soma da porosidade priméaria e secundéria
(Equacdo 2.1), e equivalente a definicdo estatica de armazém ou espaco vazio total
(Van Golf, 1982).

q’t = q’l + q)z (21)

Uma definigdo convencional relacionada ao volume total (matriz + fraturas)

para a porosidade priméria e secundéria pode ser expressa a continuacao,

@, = Volume de vazios da matriz/volume total (2.2)

@, = Volume de vazios da fratura/volume total (2.3)

No entanto, na correlacdo de porosidade de matriz (®,,) e porosidade de
fratura (@) o fato que a porosidade da matriz refira-se s6 ao volume da matriz,

pode ser levado em considera¢do, conforme apresentado na equacdo 2.4 e 2.5,

@, = Volume de vazios da matriz/ volume total da matriz (2.4)

Enquanto que a porosidade de fratura:

Assim, a porosidade primaria € funcdo da porosidade de matriz e expressa

como:

D1 =(1-D)Py, (2.6)

A Figura 2.7 apresenta um esquema de dupla porosidade, no qual a unidade
de volume total encontra-se na parte superior e a unidade de volume de matriz na

parte de embaixo da figura. Dentro da porosidade de matriz (®,,), uma parte
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encontra-se saturada com agua e outra parte com gas e/ou 6leo no reservatorio,
assim cada uma pode ser expressa como uma porcentagem da unidade de volume
da matriz.

A dupla porosidade possui um papel importante nas avaliacdes dindmicas da

capacidade de armazenagem da rocha (®C ), € dizer, a capacidade de expansio

e/ou compressao total do fluido e volume de vazios na rocha.

e - Volume total=1 ...— e — . —. by
= T € 1-& —m—— >
T I
; 7
|
7
| 5
| g
7
| V
|
| 4
s - Volume dematriz=1  --—-- =
< @ >
<>

Figura 2.7 - Esquematizacdo de dupla porosidade (Adaptado de Van Golf,
1982).

Em geral, a avaliacdo da porosidade total pode ser efetuada por meio de
procedimentos indiretos (registros de pogo) ou mesmo por procedimentos diretos
(anélise de amostras), sem dificuldade adicional; porém existe a dificuldade de

diferenciar a porosidade primaria da porosidade secundéaria (Van Golf, 1982).

e Permeabilidade
Os conceitos basicos de permeabilidade estabelecidos para o caso de um
reservatorio convencional continuam validos para reservatdrios fraturados. No
entanto, na presenca de dois sistemas (matriz e fraturas), a permeabilidade pode ser
redefinida como permeabilidade da matriz, permeabilidade de fratura e
permeabilidade do sistema.
Esta definicdo de permeabilidade pode gerar confuséo, especialmente quando

refere-se a permeabilidade de fratura, uma vez que esta pode ser interpretada como
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a permeabilidade de uma Unica fratura, como a permeabilidade de uma rede de
fraturas, ou como a permeabilidade do volume total de fratura (Van Golf, 1982).

Permeabilidade intrinseca de fratura (kss): A permeabilidade intrinseca de
fratura esta associada a condutividade medida durante o fluxo de fluido através de
uma unica fratura ou através de uma rede de fraturas, independente da rocha
circundante (matriz). Isto é de fato, a condutividade de um unico canal (fratura) ou
de um grupo de canais (rede de fraturas). Neste caso, a sec¢do transversal de
escoamento é representada apenas pelas areas vazias da fratura.

Para um caso simplificado, um bloco contendo uma fratura paralela a direcéo

de fluxo (Figura 2.8-1), a taxa de fluxo através da fratura € dada por:

b ap _ b s

9r = ab o a = 1201 (2.7)

Onde:

ab = Secéo transversal ao fluxo

b = Espessura da fratura

u = Viscosidade do fluido

Ap = Delta de pressdo entre a entrada e a saida de fluido a fratura.

Al = Comprimento da fratura.

Se a fratura forma um angulo com a direcdo do fluxo (Figura 2.8-2), a secdo
transversal (ab) permanecera inalterada, mas a fratura sera projetada na direcédo do

fluxo. A vazao (qy) sera definida como:
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Diregdo

do fluxo

Figura 2.8 - Bloco de rocha com uma Unica fratura. Fratura 1 (a = 0); fratura
2 (a # 0) (adaptado de Van Golf, 1982).

b%cos?«c _ Ap

12p Al

qr = ab (2.8)

Onde,

« = Angulo entre a fratura e a direcéo do fluxo.

Por outro lado, baseados no conceito da lei de Darcy, se limitamos a se¢édo

transversal de fluxo, A= axb, a vazao sera expressa por:

L/ANE. kyr o op
q—AuxM—abxuxl (2.9)

Uma comparacao adicional das equacdes (2.9) e (2.8) levara a:
b? 2
ke = E(cos ) (2.10)

Para uma rede de fraturas formada por sistemas de fraturas cada um com sua

propria orientacdo a, B, v, etc., a permeabilidade intrinseca serd dada por:

ke = % [cos? x Y1 b2, + cos*B Z’;ﬁ bgi+ -] (2.11)
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Onde:
na,nf = Numero de fraturas com a mesma orientacao.

ai, Bi = Subindice que denota a abertura de cada fratura de forma individual.

Permeabilidade convencional de fratura (ks): Baseados na definigao
classica de Darcy a fratura e o volume associado a rocha formam uma unidade
hidrodinamica. Isto significa a secdo transversal ao fluxo, conforme a Figura 2.8,

ndo é mais expresso pela secdo A= ab, e sim por:

Ag = ah (2.12)
Assim,
AV ky o p
q_ABuXAz_athxz (2.13)

Se as equagOes (2.13) e (2.7) sdo comparadas, e 0 resultado aplicado a
equacéo (2.10), pode-se obter a seguinte expresséo:

b b3

ab

Permeabilidade do sistema matriz-fratura: A permeabilidade do sistema
rocha-matriz pode ser representada pela adicdo simplificada das permeabilidades

de matriz e fratura:
k; = kp + ks (2.15)

Baseado na Figura 2.8 para a obtencao da equacdo (2.15), pode-se evidenciar
que a permeabilidade total depende da direcdo do fluxo. Qualquer mudanca na

direcdo do fluxo alterara o valor de k., uma vez que k, depende da relagdo entre a

fratura e a direcdo do fluxo.
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A avaliagdo da permeabilidade da fratura pode ser efetuada a traves de
procedimentos indiretos (registros de pogo) ou mesmo por procedimentos diretos
(analise de amostras) a qual é independente de qualquer outro parametro (abertura,
orientacdo, espacamento, etc). Além disso, um modelo geométrico equivalente,
utilizando a permeabilidade obtida a partir dos dados de testes de pogo, pode ser
obtido através da simulacéo das caracteristicas das fraturas e sua geometria. Assim,

¢ obtido um modelo de reservatério fraturado idealizado.

e Saturacao de fluidos

Em um reservatorio fraturado a saturacdo de fluidos na matriz envolve um
problema similar aos encontrados em reservatorios convencionais. A avaliacdo da
saturacdo pode ser obtida a partir dos mesmos procedimentos, isto €, através de
registros (indiretamente) ou medidas de laboratério (diretamente).

Os baixos valores de porosidade secundaria (rede de fraturas e cavidades)
comparada com a porosidade primaria, ndo influencia a saturacdo de
hidrocarbonetos por unidade de volume (Van Golf, 1982). De forma geral, a
saturacdo das fraturas poder ser considerada de 100% dentro das respetivas zonas
de fluido (dgua na zona de &gua, 6leo na zona de 0leo, etc). No entanto, a saturacao
de fluidos em reservatorios naturalmente fraturados deve ser examinada no marco
de um sistema de dupla porosidade. Para este caso, a relacdo entre saturacéo de

matriz e saturacdo de fraturas apresenta particularidades.

Auséncia de zonas de transicao: A zonificagcdo em um reservatorio fraturado
é determinada pela distribuicdo de fluido na rede de fraturas. Uma vez que as forcas
de capilaridade na rede de fraturas sdo despreziveis em comparacdo com as forgas
gravitacionais, o contato de dois fluidos (4gua-0leo, 6leo-gas, agua-gas) pode ser

representado por um diferenciado plano horizontal (Figura 2.9).
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— . Contato dleo-dgua

Figura 2.9 - Reservatorio fraturado formado por uma matriz de blocos de

diversos tamanhos (adaptado de Van Golf, 1982).

Consequentemente, o contato agua-6leo ou gas-6leo em um sistema fraturado
delimitara ao longo de todo o reservatério a zona de agua a partir da zona de dleo e
a zona de 6leo a partir da zona de gés.

Zonas de alta saturacdo de agua ndo encontram-se relacionadas ao contato
6leo-agua: Se o fraturamento na rocha em um reservatdrio fraturado ocorre antes
da migracdo de hidrocarbonetos, € possivel encontrar dentro da zona de
hidrocarbonetos variacdes na saturacdo de agua, que sdo independentes do nivel de
agua (water table) e a zona de transicdo. Através da Figura 2.9 pode-se ilustrar o
aspecto paradoxal da saturacéo de agua em funcdo da profundidade. A porosidade
da matriz é assumida constante, mas a altura média dos blocos da matriz varia como
resultado do processo de fraturamento. Altas saturacGes de agua sdo encontradas
nos blocos pequenos A,B,C, e D. Qualquer correlacdo do contato dgua-6leo como
um efeito da zona de transicédo é desprezivel, uma vez que os blocos encontram-se
distantes da zona de transigéo. Isto deve-se ao fato que durante a fase de migracéo
o limiar das forgas capilares que opBe-se a entrada de uma fase ndo molhante (6leo),
ndo pode ser excedida por pequenas forcas gravitacionais geradas pela pequena

altura dos blocos.

H.ry > hgrock X Ay (2.16)

Onde:
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H,ry = Forgas capilares.
hgrock = Altura do fluido no bloco.

Ay = Gravidade especifica do fluido.

Em relagdo aos blocos com alturas superiores aos blocos A, B, C, e D, as
forgas gravitacionais superam as forgas capilares, portanto os blocos da matriz sdo
saturados com hidrocarbonetos.

Em concluséo, a magnitude das forcas do limiar capilar, a altura dos blocos
da matriz e a densidade de fratura sdo variaveis fundamentais na distribuicdo da

saturacdo de um reservatorio naturalmente fraturado.

2.3.3.
Mineralogia e Geomecanica

As propriedades geomecanicas de um shale encontram-se fortemente
controladas por suas caracteristicas geologicas. Para este tipo de reservatério é
particularmente importante avaliar as propriedades geomecanicas de
fragilidade/ductilidade, uma vez que o procedimento de fraturamento hidraulico
baseia-se nestes valores para o desenvolvimento do tratamento. O moédulo de
Young e o coeficiente de Poisson, sdo dois de varios mddulos elasticos
correlacionados através das relagdes constitutivas do material para a estimativa da
fragilidade/ductilidade da rocha. Uma rocha ductil é aquela que sofre uma
deformacéo plastica antes de rompe-se sob determinados esforcos, enquanto que, o
conceito de fragilidade esta relacionado a quebra do material em auséncia de uma
deformacéo significativa.

O conceito de fragilidade tem um papel crucial no desenvolvimento dos
reservatorios shale gas uma vez que reflete a capacidade da rocha em falhar e
manter a fratura aberta durante a producédo de hidrocarbonetos. A estimativa desta
propriedade envolve diversos parametros como, propriedades petrofisicas da rocha,
mineralogia e recentemente a incluséo de critérios de falha da rocha (David Cho e
Marco Perez, 2014). O modulo Young e coeficiente de Poisson sdo dois mddulos
elasticos relacionados através das relagfes constitutivas do material e mudangas em

outros modulos elasticos influenciam estes modulos. Portanto, somente a
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consideracdo de estes dois pardmetros resulta insuficiente para o célculo da
fragilidade de uma rocha.

Critério de falha: O modelo de deformacdo uniaxial e o critério de ruptura de
Mohr-Coulomb podem ser empregados para entender a formacéo de fraturas por
cisalhamento sob compresséo. De acordo com o modelo de deformagéo uniaxial, 0
esforco horizontal € relacionado ao esforgo vertical por meio da quantidade escalar
v(1—v), onde v é o coeficiente de Poisson. Porém, um baixo coeficiente de
Poisson gera maiores esforcos desviatorios sob as condi¢cdes de deformacéo
uniaxial. Isto resulta em um grande circulo de Mohr o que representa condi¢des
favoraveis para falha.

Considerando o critério de Griffith (1920), o qual pode ser usado para
entender a propagacéo de fraturas sob tensdo, o esforco critico de tracdo requerido

para propagar uma fratura tridimensional em forma de moeda é dada por:

mweE

Onde:

E = M0ddulo de Young

v = Coeficiente de Poisson
¢ = Raio da fratura

€ = Energia de superficie por unidade de area.

A equacdo (2.17) sugere que um decréscimo no coeficiente de Poisson ou um
decréscimo no modulo Young baixard o esforco critico de tragdo requerido para
iniciar o crescimento da fratura. Segundo Rickman et al. (2008), um alto valor no
modulo de Young é requerido para manter a fratura, porém baixos valores no
modulo de Young representam condi¢es mais favoraveis a falha. Ressalta-se que
os altos valores no modulo Young podem néo representar a melhor opcéo para o

fraturamento hidraulico. Além disso, considerando a relagdo constitutiva dada por:

E =3K(1-2v) (2.18)
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Onde K é o mddulo de Bulk. A equacgéo (2.18) ¢ linear para um valor de K
constante. Porém, um valor baixo do coeficiente de Poisson é acompanhado por um
alto valor do modulo Young. Além disso, para um valor baixo de K, um baixo valor
do modulo Young pode ser alcancado. Isto sugere que um baixo valor do médulo

Bulk deve ser outra condi¢édo para a definicdo de fragilidade.

Mineralogia: A mineralogia de um folhelho € outro parametro Gtil para a
determinacdo de sua ductilidade/fragilidade. O conteudo de quartzo, carbonato e
argila determinam de forma significativa os parametros elasticos e, por conseguinte
a eficécia da fratura hidraulica na estimulacéo da rocha.

Shales com alta porcentagem de quartzo e carbonato tendem a ser mais frageis
e fraturaveis, resultando em um grande namero de fraturas induzidas de pequena
escala quando é estimulado. No entanto, shales com alta porcentagem de argila
tendem a comporta-se de maneira ductil frente a estimulacdo hidraulica. Como
valor limite, € utilizado 40% de argila para que a rocha seja considerada fraturavel
(Askenazi et al., 2013).

Por outro lado, uma variacéo na porosidade sob a mesma fracdo de minerais
na rocha afeta de forma direta as propriedades fragilidade/ductilidade. A Figura
2.10 apresenta a tendéncia fisica da rocha no espaco coeficiente de Poisson e
maédulo de Young com linhas constantes do moédulo Bulk. Nesta figura é possivel
expor conclusdes gerais; um incremento no conteldo de quartzo diminuird o
coeficiente de Poisson e incrementara 0 modulo de Young. Adicionalmente, um
incremento de porosidade diminuira o médulo Bulk e por tanto o modulo de Young.

As fraturas em uma rocha sdo suportadas pela matriz, porém a capacidade
para manter a fratura deve ser associada com a estrutura da rocha e sua mineralogia.
Um maior volume de quartzo representa tanto um incremento na capacidade de
falha na rocha quanto na manutencado da fratura. Por outro lado, um incremento em

porosidade melhorara a capacidade da rocha para falhar sob esforgos.
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Figura 2.10 - Variacdo mineralégica e de porosidade na rocha (adaptado de
Askenazi et al., 2013).

234
Geoquimica

A riqueza organica (%TOC), qualidade (tipo de querogénio) e maturidade
térmica da rocha geradora sao parametros fundamentais para definir a existéncia de
um shale gas, portanto a avaliacdo deste potencial reservatério precisa de uma
caracterizacdo geoquimica detalhada.

Para que a unidade de interesse possa ser considerada um potencial
reservatorio nao convencional, deve cumprir com as seguintes condicdes:

e Maturidade térmica igual ou superior a 1,2 Ro (reflectancia de vitrinita).
e Riqueza organica superior ao limiar minimo estabelecido de 2,0% TOC.

Geralmente, a caracterizacdo geoquimica deste tipo de reservatorios consiste
na avaliag&o das propriedades como rocha geradora, por meio da andlise tradicional
screening geoquimico (%TOC, pirdlises e microscopia organica) e reflectancia de
vitrinita.

A maturidade térmica é funcdo da histdria deposicional, indicando a méxima
temperatura a que foi submetida a rocha reservatério, portanto permite definir o tipo

de hidrocarboneto gerado pela rocha.
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A vitrinita é o grupo de macerais® mais comum presente nas rochas
sedimentares e apresenta-se ao longo de toda a escala evolutiva do carvao quanto a
liptinita e inertinita. E componente fundamental do querogénio e por esta razio,
emprega-se como o maceral para estabelecer os cambios moleculares do carbono
(EUR 17432,1992).

A reflectancia de vitrinita incrementa com o tempo e temperatura devido a
recristalizacdo dos anéis aromaticos condensados que compdem a estrutura do
querogénio, sendo este um processo irreversivel. A mudanca na reflectancia é um
processo cinético, assim um grafico de reflectdncia de vitrinita em funcdo da

profundidade frequentemente apresenta formato em linha reta (Figura 2.11).
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Figura 2.11 - Comportamento da reflectancia de vitrinita (adaptado de
Dembicki, 2013).

Esta é uma ferramenta de tendéncias, portanto exige uma amostragem
representativa (30 gréos de vitrinita para uma amostra de rocha) e medi¢Ges em

faixas de profundidade minima de 4000 ft a fim de estabelecer uma tendéncia

9 Maceral é um componente de origem organico presente no carvao e petréleo, o qual controla
seu comportamento. Este termo em referencia é equivalente ao termo mineral, componente
inorgénico das rochas.
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representativa (Alexander et al., 2011). As medicdes de reflectancia de vitrinita (Ro)
sdo feitas através de um microscépio equipado com uma lente objetiva de imerséo
em 0Gleos e um fotdmetro. Os valores de R, séo fornecidos em porcentagem de luz
refletida no 6leo conforme apresentado na nota de rodapé 8 na pagina 36.

Um shale organico por definicdo deve conter carbono organico e o TOC
reflete o potencial do recurso shale. Os objetivos de exploracdo devem possuir
valores de TOC na faixa de 2% - 10% para serem possiveis prospectos (Alexander
et al., 2011). Para rochas com TOC acima de 10% geralmente € desconhecido o

potencial para seu desenvolvimento (Tabela 2.1).

Tabela 2.1 - Relagéo entre o conteudo orgéanico total e o potencial do recurso
(adaptado de Alexander et al., 2011).

TOC, % peso Potencial do recurso
<05 Muito pobre
05-1 Pobre
1-2 Justo
2-4 Bom
4-10 Muito bom
> 10 Desconhecido

As amostras do TOC de um shale incluem tanto o carbono orgéanico quanto o
inorganico. Para quantificar o carbono orgénico, a técnica de combustéo € utilizada.
Uma pequena porcdo da amostra da rocha é inicialmente tratada com acido
fosforico para remover o carbono inorganico. Os sedimentos sdo secados e levados
a combustdo sob uma temperatura de 1350°C em um ambiente enriquecido de
oxigénio. O carbono organico total € oxidado para formar COz, o qual flui através
de uma célula de deteccdo infravermelho nédo dispersiva calibrada para responder
ao COz. Assim, as medidas de volumes de gas sdo convertidas em medicdes de
TOC e reportadas como porcentagem em peso da rocha.

Adicionalmente, também sdo utilizados dados de amostragem de fundo de
pogo (geoquimicos e amostragem convencionais) para quantificar o volume de

querogénio na rocha e assim calcular o valor de TOC. Para validar os modelos
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empregados na medigdo do TOC, os dados petrofisicos séo calibrados a partir de

valores obtidos nas amostragens.

2.4,
Caracterizacdo e modelagem

E provavel que ndo existam outras tarefas de caracterizacio e modelagem
tdo desafiantes, nos campos de petr6leo e gas atuais, quanto a construcdo de
modelos NFR (Naturally Fractured Rocks) validos para simular o fluxo de fluidos
em reservatorio com razoavel grau de confiancga. Os desafios abrangem disciplinas
e escalas multiplas, confrontados sempre com informacdo limitada. Assim, a
caraterizacdo compreende um processo complexo, sustentado principalmente pela
experiéncia e empirismo, e de forma singela em abordagens sistémicas; estes
desafios que os diferenciam dos reservatdrios convencionais.

N&o somente as propriedades intrinsecas das fraturas, assim como da matriz,
tém que ser caraterizadas, mas a interacdo entre a matriz e fraturas também deve
ser modelada com precisdo, definindo para isto parametros como, espagamento
interfratura, comprimento, orientacdo, porosidade, conectividade, abertura de
fraturas e permeabilidade com boa confiabilidade, igualmente, é importante incluir
uma area realista e heterogeneidade vertical nas fraturas, e na matriz.

As informagGes anteriores devem ser calcadas em dados provenientes de
fontes estaticas e dinamicas (Figura 2.12). As fontes estaticas permitem a
aquisicdo de dados a partir de técnicas diretas como testemunhos de sondagem e
perfis de imagens do poco (borehole images), identificando-se a orientacdo,
direcéo e espagamento das fraturas, assim como uma estimativa da permeabilidade
em pequena escala. Alem destas técnicas diretas, os afloramentos (outcrops)
possibilitam a visualizagdo e estudo de rochas similares as rochas reservatorio. Em
contrapartida, os dados dinamicos sdo provenientes de técnicas inversas, como 0s
dados de producdo e testes de pressdo drawdown e buildup, onde a resposta
dindmica do sistema de grande escala (reservatorio) € medida e usada para inferir
carateristicas como a permeabilidade, comprimento e conectividade das fraturas.

Os parametros estimados nas analises direta e inversa, sao comparados entre
si fornecendo um complemento mais eficaz para a estimativa das propriedades a

serem implementadas na modelagem.
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Contudo, a caracterizacdo de reservatorios naturalmente fraturados é

altamente dependente da integracdo de competéncias como a geologia, geofisica,

petrofisica e engenharia de reservatérios,

disciplinas que proporcionam

informacdo fundamental dos principais constituintes desses reservatorios. De

forma geral, Phelps e Strauss (2002) apresentam estes constituintes organizados

em componentes relacionados as falhas e a matriz; sendo os elementos

relacionados a falha os corredores de fraturas, as falhas em si, e as fraturas difusas

(eventos de pequena escala ou background fractures), enquanto que 0s

relacionados a matriz estdo integrados pela matriz em si e camadas de

superpermeabilidade (Figura 2.13).
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CLASSIFICAGAO DE COMPONENTES

Relacionados a Fraturas Relacionados @ Matriz
Falhas Matriz

Fraturas difusas Camadasde
Corredores de fraturas superpermeabilidade

Figura 2.13 - Componentes de um reservatorio naturalmente fraturado
(adaptado de Phelps e Strauss, 2002).

O estudo que integra o desenvolvimento de reservatorios naturalmente
fraturados segue quatro passos fundamentais para a descricdo, modelagem e

simulacdo do meio, eles sao:

1. Construcdo de um modelo geoldgico que limite o sistema de fraturas
baseado em analises de caracterizacdo do sistema global (fraturas, falhas, etc).

2. Caracterizacdo das propriedades fluidodindmicas do sistema natural de
fraturas a partir de dados de fluxo.

3. Escolha de um modelo de simulacdo de fluxo que se adeque ao
comportamento apresentado pelas fraturas e falhas em varias escalas, bem como
transferéncia de pardmetros do modelo geoldgico de fraturas ja com suas
propriedades condutivas calibradas para este novo modelo de simulagéo de fluxo,
em escala de campo.

4. Simulagdo da produtividade e recuperagdo do reservatorio com base em
uma avaliacdo fisica dos mecanismos de fluxo predominantes na transferéncia
entre os dois meios.

Bourbiaux et al. (2005) propuseram o estudo anterior (4 passos) para a

analise dos reservatérios naturalmente fraturados, sugerindo uma anélise


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1322129/CA


PUC-RiIo - Certificagéo Digital N° 1322129/CA

58

geoldgica detalhada das informacGes de fraturas naturais provenientes de dados de
po¢os, como testemunhos, perfis de imagem do poco, dados de sismica de
superficie e dados de afloramentos analogos a rocha em estudo.

Assim, sdo definidos quatro modelos principais: o Estratigrafico, Estrutural,
Petrofisico e Sedimentolégico, que integram simultineamente o modelo
Geoldgico, para a caracterizacdo integrada de reservatorios (Figura 2.14).

Modelo Geologico Modelo Petrofisico

Modelo
Sedimentologico

Modelo
Estratigrafico

ModeloEstrutural

Figura 2.14 - Ciclo descritivo da caracterizac¢do integrada de um reservatorio
NF (adaptado de Tran. N, 2004).

Para cada modelo sdo aplicados distintas ferramentas e dados de
informacao.
Modelo Sedimentoldgico
e Correlacao de unidades sedimentolédgicas, ambientes sedimentares e
geometria dos depdsitos sedimentares,
e Mapas, tendéncias, mapas de localizagdo de se¢des estratigraficas de
detalhe, secOes estratigraficas detalhadas (refletem vertical e
lateralmente as formacgfes sedimentares presentes e o ambiente
sedimentar. Além disso, esta informacdo deve ser consistente com

0s mapas de facies de tais unidades),
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Mapas de localizacdo de nucleos e amostras de canal, dados
bioestratigraficos, folha sedimentoldgica, integracdo de modelos
estratigrafico, estrutural e petrofisico,

Visualizacdo do modelo 3D e representacbes graficas que
contribuam na visualizagcdo do modelo (fotos de facies sedimentares,
analises petrograficos entre outras),

Tabela de topos de unidades sedimentares e de fluxo, descri¢des

petrogréficas.

Modelo Estratigrafico

Mapas de localizacdo de secOes estratigraficas, nucleos e amostras
de canal,

Mapas de espessura total, porcentagem de areia, e relacdo
areia/argila,

Sec0es estratigraficas, bioestratigrafias e representacdes gréaficas.

Modelo Estrutural

Mapas de localizacdo (area de estudo, levantamentos sismicos,
secOes estruturais e sismicas),

Mapas estruturais em tempo e profundidade, de atributos,
velocidade, e plano de falhas,

Sec0es sismicas (verticais e horizontais) e estruturais.

Sismogramas sintéticos,

Registros especiais,

Elipsoide de esforgos

Tabelas: funcdo tempo-profundidade, de pocos (profundidade de
corte das falhas, se¢des omitidas ou repetidas), registros especiais,

Analise de fraturas.

Modelo Petrofisico

Mediante o uso de registros, amostras de rocha provenientes do poco e

correlagbes de nucleo, € criado um perfil que permite definir qualitativa e

quantitativamente as propriedades fisicas das rochas e identificar os diversos tipos

de formagdes presentes no reservatorio.

Editar perfis, determinar a resistividade da agua (RW),

Determinar parametros petrofisicos,
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e CorrelacGes nucleo/perfil,

e Estabelecer modelos de porosidade (magnitude da porosidade total,
matricial e secundaria),

e Estabelecer modelos de permeabilidade (determinar unidades de
fluxo),

e Delinear localizagéo e orientacao das fraturas,

e Estabelecer 0 aco dos contatos agua-oleo e gés-dleo.

e Calcular a saturacdo de 6leo residual em zonas invadidas por &gua.

Modelo Geoldgico:

A avaliacdo do modelo geoldgico é dinamica e realizada na medida em que
cada um dos modelos (estratigréafico, estrutural, sedimentoldgico e petrofisico)
integram-se a caracterizacdo geoldgica do reservatorio. Para garantir um modelo
geoldgico funcional é mantida uma sinergia durante a interpretacdo de cada
modelo, realizando-se ajustes, minimizando assim a incerteza do modelo e
garantindo respostas aos cambios ocorridos ao longo da explotacdo do
reservatorio. Baseado nas anteriores andlises, constroi-se um modelo de fraturas

através de software de modelagem (Figura 2.15).

O objetivo fundamental da modelagem de reservatorios é estimar e prever a
distribuicdo e o fluxo de fluidos como resposta aos processos de producdo ou
injecdo, sendo as fraturas naturais um desafio consideravel para a execucéo deste
objetivo. Alguns especialistas simplificam a modelagem de fluxo de fluidos dos
reservatorios NFR, mediante trés categorias. Primeiro, um modelo deve resolver
as trajetorias dos fluidos mediante a determinacdo da conectividade das fraturas.
A conectividade depende da longitude, orientacdo e intensidade das fraturas, que
sdo obtidas a partir dos dados do subsolo e de afloramentos analogos. Em segundo
lugar, é essencial o conhecimento da permeabilidade do sistema de fraturas, a
variagdo da permeabilidade através do campo e a orientacdo entre as fraturas e a
matriz. Finalmente, devem-se obter a pressdo do fluido ou pressdo capilar e a
permeabilidade relativa presente no reservatorio. Além disso, é necessaria uma
boa compresséo do regime de esforgos locais para realizar uma simulagcdo NFR

crivel. Essa informacao vem de diversas fontes, incluindo as medigdes obtidas dos
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registros, a analise de ovalizacdo por ruptura da parede de poco e testes de perda
de fluido (AHA, 2003).

. P . o
Sismica 0008 Modelo das faceis geoldgicas Afloramento

Modelo das fraturas em multi-escalas Dadosdé flibio

Upscaling
3
Modelo de Fluxo do Campo : é E Previsdo de producio
L 0
o 4 -
uushion

’”.J!JI_'J la12€:438

Mar st (sAiRY
LR T R

Figura 2.15 - Metodologia para o desenvolvimento de reservatdrios

naturalmente fraturados. (Fernandes, 2013).

A complexidade dos reservatorios naturalmente fraturados representa um
desafio real nas operac6es de simulacdo, porém, os modelos geologicamente mais
realistas representando a complexidade geométrica dos reservatdrios fraturados
em alto grau de detalhe sdo modelos de redes de fraturas discretas (DFN- Discrete
Fracture Network). Nestes modelos cada fratura e representada como um plano no
reservatorio, com propriedades relacionadas de abertura e permeabilidade. O fluxo
de fluidos pode ser modelado através dos modelos DFN, utilizando métodos de
elementos finitos, podendo incorporar os efeitos do fluxo matricial. Os modelos
DFN séo intensivos desde o ponto de vista computacional, porém, ndo é possivel
modelar todas as fraturas presentes no reservatorio, sendo possivel representar
geometricamente so as fraturas maiores nos modelos celulares, enquanto que as
fraturas menores devem ser representadas como propriedades de células
modificadas. Além disso, a fisica do fluxo entre as fraturas e a matriz nos modelos

celulares pode ser representada utilizando o método das diferencas finitas usando
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técnicas de dupla porosidade e de dupla porosidade/dupla permeabilidade. Esses
modelos s&o construidos geralmente para uma sec¢do do reservatorio e, por meio
deles, é possivel simular o fluxo de fluidos somente nas fraturas obtendo seus
principais parametros visando a simulacdo em escala de campo.

Outra estratégia desenvolvida para a modelagem de NFR trata da
modelagem discreta de fraturas e da matriz, DFM (Discrete Fracture and Matrix).
Este método permite a simulacao direta de fluxo em um meio fraturado, onde tanto
fraturas quanto matriz de rocha sdo discretizadas. No entanto, esse método
apresenta certas particularidades/limitagdes impedindo até o momento a sua
aplicacdo em escala de campo (Fernandes, 2013).

Uma vez que o modelo geoldgico de rede de fraturas € construido, €
necessaria a calibracdo e validacdo, ja que o modelo do meio fraturado deve ser
capaz de levar em consideracéo a variabilidade espacial em escala global, embora
tenha sido criado a partir de medigdes de escala local.

2.5.
Calibracéo e validagao hidraulica do modelo de fraturas

A calibracdo de modelos DFN (tamanho e conectividade da fratura) é
realizada principalmente através da integracdo dos dados dindmicos provenientes
da caracterizacdo para 0 modelo DFN (Limsukhon et al., 2009).

Os dados de pressdo transiente, drawndown (PDD) e buildup (PBU), séo
fontes valiosas de informacdo para a caracterizacdo de reservatorios,
especialmente em reservatorios naturalmente fraturados. The reservoir signature
Vobservada nos testes PDD e PBU sdo as informacgbes mais empregadas para
calibrar os modelos de simulacdo do reservatorio e reproduzir o histérico de
producéo (Rawnsley e Wei, 2001).

A simulacéo de testes de poco tem se concentrado na sua correspondéncia
com a derivada da pressdo ao invés dos dados de pressdo, uma vez que aqueles
revelam a natureza da rede subjacente de fraturas como demostrado por Wei et al.
(1998) e Wei (2000). Assim, a derivada nos tempos inicias & dominada pelos

efeitos perto do pogo, enquanto que os tempos medianos e longos refletem as

10 Formato de curvas obtidas a partir de testes PDD e PBU, caracterizando o tipo de
reservatdrio em estudo (dupla porosidade, naturalmente fraturado, etc.).
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propriedades do sistema de fraturas a dezenas de metros de distancia do pogo,

conforme pode ser visto na Figura 2.16.
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Figura 2.16 - Teste de presséao e sua derivada: curta, média e longa duracdo
(Rawnsley e Wei, 2001).

Duas opcdes para a calibracdo dos modelos DFN, segundo Limsukhon et al.
(2009) sao:

Opcédo 1: O modelo DFN ¢é primeiramente transferido (upscaled) para o
modelo de dupla-porosidade. Um ajuste do historico dos dados do teste de poco e
do historico de producgdo é realizado entdo, modificando-se as propriedades do
modelo de dupla-porosidade (porosidade e permeabilidade da fratura e o termo de
transferéncia entre matriz e fratura).

Opcdo 2: Um modelo baseado em elementos finitos (ou volumes finitos),
que explicitamente incorpora 0 modelo DFN, é utilizado para simular o fluxo
dentro da area de drenagem do poco. As propriedades do modelo DFN séo
calibradas de modo a reproduzir os dados do teste de poco e do histérico de

producdo, se disponivel. Entdo o modelo DFN ja calibrado é transferido para o
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modelo de dupla-porosidade. Cabe destacar, que o processo de calibracéo

realizado pela Opcdo 1 €, normalmente, necessario para garantir que as

propriedades das fraturas ap6s o upscaling sejam capazes de reproduzir a resposta
transiente na escala do modelo dindmico.

O principal desafio ainda permanece no preenchimento do espago entre

pog¢os no modelo em escala de campo, e finalmente conferir se apds isso 0 modelo

continua reproduzindo os testes de poco e os dados de producdo do campo de forma

realistica.

2.6.
Fraturamento hidraulico em formacdes Shale gas

2.6.1.
Estado da arte

A técnica fraturamento hidraulico foi introduzida na inddstria do petroleo
na década 1940, sendo aplicada inicialmente a um po¢o marginal de gas no
campo Hugoton Gas Field em Kansas sob a superviséo de J.B Clark, com o
proposito de incrementar sua producdo (Figura 2.17). Este procedimento foi a
base para a publicacdo do articulo Hydrafrac da autoria de Clark, constituindo o
fundamento dos atuais processos de fraturamento hidraulico.

Na década de 1950, iniciou-se a aplicacdo comercial do fraturamento
hidraulico por parte da companhia Halliburton, realizando-se com grande
impacto em dois pocos localizados nas regides de Stephens e Archer nos Estados
Unidos. A aplicacdo deste procedimento cresceu rapidamente incrementando a
producdo dos pocos em até um 75% do inicial. Nesta década em média, foram
estimulados 3000 pogos por més nos Estados Unidos (Montgomery e Smith,
2010). Posteriormente, no final da década do 1970 é fraturada a primeira
formacgdo Tight sandstone através da técnica fraturamento hidraulico massivo
(MHF, Massive Hydraulic Fracturing) sob a supervisdo do Departamento de
Energia dos Estados Unidos. De forma singela, os fluidos de fraturamento sdo
substituidos por emulsdes constituidas por uma fase interna oleosa de alta
viscosidade (50 e 80% do total da emulséo) e uma fase externa aquosa de baixa
viscosidade, permitindo um maior crescimento da fratura e colocagdo do
apunhalante (Coulter, 1976). Além do anterior, nesta década se da inicio ao

desenvolvimento de modelos de comportamento de fraturas da formacéo
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produtora. No final da década de 1990 a técnica de fraturamento slickwater
fracturing a qual deu valor agregado a exploracdo de shale gas desde o ponto de
vista econdmico (baixa nos custos). Adicionalmente, pocos multilaterais e
fraturamentos multi stages'* sdo implementados.

Com o desenvolvimento da tecnologia, a técnica de fraturamento hidraulico
tem sido aplicada em um amplo range de condicdes, desde formag6es com alto
leak-off'?, formagBes tight gas com baixo leak-off; reservatorios de baixa
pressao-temperatura, formacdes de alta pressdo-temperatura e formacgdes de
extremadamente baixa permeabilidade (nanoDarcy). A técnica Frac & Pac por
exemplo, tem sido desenvolvida para o fraturamento de formagbes com
permeabilidade de moderada a alta, convertendo-se em um tipo de terminacéo de
pocos petréleos. Adicionalmente, novas e robustas técnicas de modelagem tém
sido desenvolvidas para a predicdo de propagacdo de redes fraturas dentro do

reservatorio.

Klepper Gas Unit No. 1, Hugoton field, Kans.
i £

The first well to be hydraulically fractured to
increase well productivity.  (spemonograph Vol 2)

1947

MIXING TANK

1 ” GEL BREAKER TANK

S
HIGH PRESSURE
> = TPUMP. - . DISPL. PUMP

Figura 2.17 - Foto do primeiro poco fraturado hidraulicamente (adaptado de
GSA, 2014).

11 Fraturamento hidraulico realizado em multiplex etapas.
12 O teste Leak-Off é realizado como intuito de determinar a presséo de fratura na rocha em
uma formacdo aberta.
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2.6.2.
Fraturamento hidréaulico

O processo de fraturamento hidraulico consiste na inje¢cdo de um fluido
fraturante dentro de uma formacdo objetivo (reservatdrio), com o proposito de gerar
canais de fluxo que permitam o aumento da condutividade hidraulica da zona e

consequentemente do indice de produtividade de hidrocarbonetos (Figura 2.18).

Figura 2.18 - Operacéao de fraturamento hidraulico (adaptado de green plug
district, 2016).

Durante o procedimento de fraturamento hidraulico, sdo injetados entre
10000 e 60000 bbl de fluido fraturante composto de 98-99.5% de agua e propante
(usualmente areia), bombeado a alta pressao dentro do pogo (Boschee, 2012). O
resto de fluido de fraturamento (0.5-2%) em volume) é composto de uma mistura
de compostos quimicos os quais melhoram as propriedades do fluido. Estes
produtos quimicos incluem &cidos que limpam a rocha melhorando o fluxo de gas,
biocidas para prevenir o crescimento de microrganismos que entopem as fraturas,
inibidores de corrosdo e escamas para proteger a integridade do poco, geles e gomas
para adicionar viscosidade ao fluido e manter em suspensédo o propante e redutores

de atrito para melhorar o fluxo de fluidos dentro das fraturas (Arthur et al, 2008).
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Este fluido penetra na formacéo através dos perforating™ do revestimento,
forgando para abrir as fraturas e criando um caminho de fluxo de gas natural para
dentro do poco. O propante é colocado dentro da fatura suportando esta, uma vez
que a pressdo de injecdo é reduzida e o fluxo de fluidos regressa ao poco.
Aproximadamente 1000 ft de comprimento do poco sdo fraturados, sendo dividido
em multiplex etapas comecando desde o extremo final do poco até o inicio do trecho
horizontal (pocos horizontais). Plugues sdo colocados para isolar cada etapa do
fraturamento, sendo retirado uma vez finalizado o procedimento de fraturamento

permitindo assim o fluxo de gas natural para dentro do poco.

2.6.3.
Objetivo do fraturamento hidraulico

De forma geral, o objetivo do tratamento de fraturamento hidraulico é
incrementar o indice de produtividade!* de um pogo ou o indice de injetividade®®
de um poco injetor (Clegg, 2006).

As aplicacfes mais importantes do fraturamento hidraulico se listam a
continuacgéo:

e Aumentar a taxa de fluxo de 6leo e/ou gas em reservatérios de baixa
permeabilidade.

e Incrementar a taxa de fluxo de fluidos em pocos com alto dano a
formacao

e Conectar as fraturas e/ou microfraturas da formacgéo ao poco

e Reduzir aqueda de pressdo ao redor do pog¢o para minimizar a
producdo de areia e problemas com asfaltenos ou parafinas

e Aumentar a area de drenagem

e Conectar toda a extensdo de um reservatorio vertical a um poco

inclinado ou horizontal.

13 QOrificio que permite o fluxo entre a formagédo produtora e 0 pogo. Este é criado no casing
de producéo por médio de cargas explosivas especializadas.

14 Taxa a qual o 6leo ou o gas podem ser produzidos a um dado diferencial de
presséo entre o reservatorio e aca cara do pogo.

15 Taxa a qual um fluido pode ser injetado dentro do pogo a um dado diferencial
depressao.
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Adicionalmente, a técnica fraturamento hidraulico é extensivamente
aplicada ao recobro em reservatorios geotermais (Kruger, 1975), carbon

sequestration e medicOes de tensdes in situ (Adams e Rowe, 2013).

2.6.4.
Mecanismos de fratura

Os mecanismos de fratura tém sido parte da engenharia de minas e a
engenharia mecénica por centenas de anos. No entanto, em engenharia de petrdleo,
a teoria de mecanismos de fratura tém sido utilizada recentemente (50 anos). No
entanto, a teoria do fraturamento hidraulico e seus desenhos tém sido desenvolvida
por outras disciplinas de engenharia anos atrds. Neste desenvolvimento trés

parametros de mecanismos de fratura sdo apresentados.

e Esforcos in- situ: formagOes subterraneas encontram-se confinadas
sob esforcos. A Figura 2.19 apresenta o estado de esforcos locais em
profundidade para um elemento de formacdo. Existem trés esforgcos
principais 0s quais sdo normalmente compressivos, anisotropicos, ndo
homogéneos e perpendiculares entre se., isto significa que os esfor¢os
compressivos na rocha sdo diferentes e variam em diferentes direcdes.
A magnitude e direcdo dos esforgos principais sao importantes, uma
vez que estes controlam a pressdo para criar e propagar uma fratura, a
forma e extensdo vertical da fratura, a direcdo da fratura e as tensoes
tentando esmagar ou incorporar 0 agente de sustento durante a

producao.
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Figura 2.19 - Principais esforcos compressivos (adaptado de Néquiz e
Robles, 2014).

As tensOes descritas anteriormente podem ser descritas como:

v’ Esforco de sobrecarga (o1): € o esforco devido ao peso da
formacdo suprajacente sob o reservatério. O valor normal para
este € um gradiente de 1.0 -1.1 psi/ft.

v’ Esforcos horizontais: é a primeira consequéncia do esforco de
sobrecarga, pressao do reservatério e forgas tectonicas:

o Gradiente de esforco horizontal minimo (o2- omin):
encontra-se na faixa de 0.3-0.9 psi/ft.
o Gradiente de esforgo horizontal maximo (o3 omax):

encontra-se na faixa de 1.0-1.5 psi/ft;

Uma fratura hidraulica, como mencionado anteriormente se propagara
perpendicular ao esfor¢o principal menor para uma fratura vertical. Este esforco

pode ser calculado também a partir da teoria pseudoeslastica:

1
Omin = 7 (01 — @Pp) + aPp + 0y (2.19)

Onde;
omin= Esforco principal menor

v= Coeficiente de Poisson
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o, = Esfor¢o de sobrecarga
a= Constante de Biot
Pp=Poropresséo

0.xt= ESforco tectonico

O esforco de sobrecarga pode ser calculado por médio de um registro de
densidade. Sendo um valor normal 1.0 psi/ft. A constante de Biot é usualmente 1.0,
ocasionalmente sendo menor que este valor.

O perfil de esforcos pode ser calculado a partir de registros geofisicos no
poco, principalmente o registro sénico, porém, estes perfis precisam ser calibrados
com os dados de Mini-Frac, particularmente a pressdo de fechamento (Pe) e a

pressdo instantanea ao deter o bombeio (ISIP).

e Coeficiente de Poisson (v): se define como a relacdo da deformacéo
longitudinal e a deformacdo lateral em uma rocha submetida a
esforcos de compressdo ou de tensdo. Quando a rocha é comprimida
em uma dire¢do, a mesma deforma-se em duas direcOes diferentes,
diminui ou aumento de comprimento ao longo do eixo da aplicacédo

do esforgo e se expande ou contrai lateralmente (Figura 2.20).

—=mpe— Geometria original

| =ngjesss Geometria deformada

|‘ 92

Figura 2.20 - Representacao do coeficiente de Poisson (adaptado de Néquiz
e Robles, 2014).
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Definindo o coeficiente de Poisson:

v= -2 (2.20)

€2

Onde;
v= Coeficiente de Poisson
&,= Deformacao longitudinal

&,= Deformacdo lateral

O coeficiente de Poisson, pode ser estimado a partir de dados de emissdes
acusticas ou correlacdes baseadas na litologia da rocha.
e Modulo de elasticidade Young (E): o modulo de Young é uma medida
da rigidez da rocha, altos valores representam rochas mais rigidas e
baixos valores rochas mais brandas. Esta constante afeta diretamente
a propagacao das fraturas.
A Figura 2.21 apresenta o teste desenvolvido para a medida do

modulo de elasticidade (E).
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| C,= Resistencia 8 compressdo
simples

Co

.,'fl Falha da amostra de rocha
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i e
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| Deslocamento

Deformacio permanente

Figura 2.21 - Representacdo de uma proba de compressao realizada em
uma amostra de rocha (Adaptado de Néquiz e Robles, 2014).

O segmento AB é aregido linear ou elastica, aqui a amostra se comporta como
um solido homogéneo com resposta linear a deformacdo respeito ao esforco

aplicado. Esta pendente representa 0 modulo eléstico ou modulo de Young (E).
Definido o modulo de Young (E):

oc=Ex¢ (2.21)
Onde;
E= Modulo de Young

o = Esfor¢o sob a rocha

&= Deformacao linear

A Tabela 2.2 apresenta valores comuns do modulo de Young e coeficiente de

Poisson para algumas formacoes.
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Tabela 2.2 - Range comum de valores para médulo de Young e coeficiente

de Poisson.
Litologia Mdédulo de Young (psi) | Coeficiente de Poisson
Areia fofa 0.1-1x10° 0.0-0.35
Areia media 2-5 x10° 0.15-0.25
Areia dura 6-10 x10° 0.1-0.15
Calcéario 8-12 x10° 0.3-0.35
Carvao 0.1-1 x10° 0.35-0.45
Shale 1-10 x10° 0.28-0.43
2.6.5.

Consideracg0fes do fraturamento hidraulico

O procedimento de fraturamento hidraulico em formacgfes naturalmente
fraturadas shale gas é projetado como processo fundamental no recobro de
hidrocarbonetos, portanto varios fatores devem ser esquematizados em funcao do
aumento do recobro.

A direcdo do poco a ser perfurado conforma um dos principais aspectos a
serem analisados; este deve permitir a maximizacdo da area de contato com o
reservatorio e sua direcao se projetara paralela ao esforco principal menor, o qual
geralmente é assumido como o3 (SUpPOSi¢do que na maioria dos casos é correta). O
anterior estabelece que, em condicGes de esforcos virgens na formacéo, o plano
dominante da rede de fraturas hidraulicas se propagara a 90° do eixo do poco. Desta
forma, o fraturamento hidraulico é importante na determinacdo da orientacdo dos
esforgos principais em profundidade. Porém, a fabrica tectdnica em grande escala
fornece uma primeira estimativa da orientacdo dos esforgos.

Uma vez que a distribui¢do de onmin em profundidade é um fator vital no
comportamento do fraturamento hidraulico e é input de primeira ordem para
qualquer desenho quantitativo, métodos refinados para determinar onhmin € a relacao
ohmin/ oHmax S80 efetuados na pratica para desenvolver um mapa regional de
distribuicdo de esforco e facilitar assim o projeto de fraturamento, (Dusseault,
2013).

Por outro lado, nos procedimentos de fraturamento hidraulico o valor de Ghmin

ndo é constante ao redor do poc¢o, especialmente para tratamentos com altas taxas
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de injecdo e alta viscosidade de fluido; a fratura aberta é pequena e de grande
espessura devido as perdas de energia dentro da fratura pela alta viscosidade, e 0
crescimento da abertura na direcdo horizontal para uma fratura vertical reage contra
a massa de rocha, ocasionando a concentracdo de esforcos, evidenciados no
aumento de onmin (Dusseault e Simmons, 1982 apud Dusseault, 2014).
Considerando a propagacao vertical de uma fratura hidrdulica em uma
formacéo naturalmente fraturada, onde a matriz da rocha possui alta resisténcia ao
fraturamento, porém, existem fraturas naturais abertas ou incipientes com fabricas
inclinadas certo angulo da direcéo dos esforcos principais, o plano de fratura segue
a fabrica local sob o ponto de vista do trabalho, porém como uma fratura inclinada
ortogonalmente ao esforco principal menor é aberta, esta sofre deslizamento e
deforma-se como apresentado na Figura 2.22, criando uma condicdo de carga na
fratura intersetada que ocasiona uma maior facilidade em mudar a diregéo de
propagacao do que continuar propagando-se na mesma dire¢do. Nesta mesma figura
é possivel observar o desenvolvimento do esforgo normal na ponta da fratura devido
ao cisalhamento na primeira fratura aberta, assim, em escala local a fratura tendera
a seguir as fraturas naturais orientadas adequadamente, em vez de romper a
formag&o por causa da necessidade de minimizar o trabalho local. Em geral, em
grande escala a fratura tendera a permanecer em média a 90° a diregdo do Shmin

devido aos requerimentos globais de minimizacéo do trabalho.
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Incremento op, >

Figura 2.22 - Efeitos locais e em grande escala na propagacéo de fraturas

em formagdes naturalmente fraturadas (adaptado de Dusseault, 2014).

Em um processo de fraturamento hidraulico, fraturas naturais
apropriadamente orientadas submetidas a um campo de esforcos diferenciais
exibirdo deslocamentos cisalhantes se a poropressdo dentro destas € incrementada,
se 0 esforco normal efetivo € diminuido e principalmente em uma combinacéao
destes dois processos. O anterior pode ser observado por médio do critério de Mohr
Coulomb (MC) apresentado na Figura 2.23. Neste caso, uma combinacdo de
aumento de poropressdo e diminuicdo do esforco normal efetivo produzira uma
intersecdo do estado de esforcos com o critério de deslizamento das fraturas (por
suposto, apenas uma linha do critério de falha MC ¢ apresentada, considerando que
em principio esta é uma questdo probabilistica). Uma vez que, o cisalhamento em
um sistema rigido com algum componente de comportamento fragil € um processo
stick-slip, emissdes microssismicas podem ser geradas e estas usadas para mapear

a regido do deslocamento cisalhante.
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Circulo de esforgos de
Mohr (2D)

T, Tensao cisalhante
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Um aumento de poropressdo e uma diminui¢do de &'y, leva ao cisalhamento de uma
fratura criticamente orientada (drea azul).

Figura 2.23 - Fraturas orientadas apropriadamente cisalhardo antes de abrir
durante a injecdo de fluido (adaptado de Dusseault, 2014).

Os mecanismos que incrementam a permeabilidade de uma rocha
naturalemnte fraturada durante um procedimento de fraturamento hidraulico sdo
dois:

e A abertura ou wedging das fraturas naturais geralemente € desejavel
que estas fraturas sejam preenchidas com agente propante de alta
permeabilidade.

e Quando o deslocamento cisalhante ocorre, o0 auemnto da
condutividade remanescente € deixado atras apos do evento stick- slip
atraves de um processo de auto apuntalhamento (embora, este
incremento de condutividade desapareca com o tempo (creep) e 0S

esforcos efetivos (fechamento parcial e esmagamento de asperezas).

O wedging de uma fratura em uma formac&o rigida naturalmente fraturada
gera uma abertura de fratura com muita antecedéncia a cunha da abertura (Figura
2.24) se a cunha e um solido, por outro lado, se a cunha é o fluido injetado sob
condigdes de fraturamento hidraulico, o fluido pode ser mais proximo da ponta da
porc¢éo de cunha. Neste contexto o conhecimento exposto acima, ajuda a explicar a
estratégia do uso inicial de fluidos altamente viscosos injetados a extremadamente
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altas taxas de injecdo (8 m3/min) contendo alta quantidade de propante. Este
processo de wedging abre uma quantidade de fraturas naturais criando uma zona de
alta condutividade com fraturas apuntalhadas. O propante permanece atras do
fluido, mesmo que este possua alta viscosidade, devido a estreiteza dos caminhos
abertos (retardo do atrito). Assim, em auséncia de dilatacdo cisalhante, a zona que
é gerada possui uma regido central onde a abertura das fraturas é espessa e
apuntalhada (parcialmente).

Em torno desta regido os blocos de rocha rotam levemente gerando uma
elipsoide (aproximadamente) definindo uma zona de aumento de condutividade de
fratura com area superficial interna alta a qual ajuda com o incremento da difuséo
de metano (CH4) das fraturas para 0 pogo. Este processo pode ser observado atraves
de emissBes microssismicas no monitoramento do processo de faturamento
hidréaulico.

Porém, emissGes microssismicas tém sido observadas em processos de
fraturamento hidraulico em formacdes naturalmente fraturadas, tomando lugar em
locais afastados da deposicdo do propante e em condi¢fes onde a pressao de poros
ndo penetrou. O anterior eventualmente explica o concepto de cisalhamento ao
longo de fraturas naturais com condutividade remanescente decorrente do fato de

dilatacdo de cisalhamento da superficie de fratura (Figura 2.24).

' | Cunha (Efeito do

= -._4 apuntalhante)

e o
e P

Alta pressdo induzida

' Condutividade remanescente da dilatagao cisalhante

Figura 2.24 - Wedging e dilatagéo cisalhante (adaptado de Dusseault, 2014).
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Uma vez o efeito anterior foi constatado, um novo enfoque é introduzido nos
tratamentos de fraturamento hidraulico, o fraturamento hidraulico com fluidos
slickwater injetados a altas taxas apés a fase de faturamento de alta viscosidade com
propante. Isto, é realizado com a finalidade de estimular uma area maior que a area
apuntalhada. Os fluidos slickwater s&o compostos por agua com uma pequena
quantidade de substancias redutoras de atrito (poliacrilamida), permitindo uma
diminuicdo da resisténcia ao fluxo (Dusseault, 2014), para a propagacéo do fluido
e uma elevada poropressdo a uma grande distancia da zona apuntalhada. Os eventos
microssismicos tém demostrado conclusivamente que que a zona eliptica
desenvolvida durante o fraturamento hidraulico com fluidos slickwater é maior e

extensiva que para a fase de fraturamento hidraulico com fluido de alta viscosidade.

ohml& B e I
e " 22 By . ‘\&\""-

Zona dilatada

/ > 3 A- 'l
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AL D

Clsalhamento*—':;é(\ \»u;;f'—" N~ “Cisalhamento
A f __\—"T'-‘ ?
\ -

SR ,(»’,/
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Figura 2.25 - Zona apuntalhada e zona estimulada (dilatada) (adaptado de
Dusseault, 2014).

E importante estimar o tamanho da zona estimulada que sera gerada (Figura
2.25), uma vez que este determinara o 6timo espagcamento entre pogos, a perfuracao
de pocos adicionais em um reservatorio espesso, 0 melhor espagamento dos sitios
de fratura ao longo da parede do poco, tamanho 6timo e taxa de inje¢do do
tratamento, profundidade alvo dos pocos, entre outras variaveis a serem
consideradas. Para a realizagdo do processo, outros fatores devem ser levados em
consideracdo, tales como a sensibilidade do shale agua, se as primeiras fraturas
afetam o comportamento das fraturas subsequentes ao longo do pogo, a vantagem

de tratamentos simultaneos de fraturamento em pocos vizinhos, entre outros fatores.
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A Figura 2.26 apresenta de forma simples a disposicdo de dois pogos no
desenvolvimento de um tratamento de fraturamento hidraulico com elipsoides

representando os volumes estimulados em cada etapa do fraturamento hidraulico.

Casing de :
superficie

3 Etapasdo fraturamento hidraulico desenvolvidas
cimentado |

30 longo do poco, iniciandona profundidadefinal

It
1% : medida
L v e (%

Z < - ) 5 .
i\
'S /_/ —t |
A - | -

[ e
f LS 250 -
=

Regido de
drenagem

Figura 2.26 - Colocagéo de pocos e optimizacdo (adaptado de Dusseault,
2014).

O anterior se ressume a otimizacao do tratamento de fraturamento. Em 1978,
Holdich et al., discutiram a otimizacdo do comprimento de fratura apuntalhada e da
area de drenagem (espacamento de pocos) para reservatdrios de gas de baixa
permeabilidade. A Figura 2.27 ilustra 0 método implementado para otimizar o
tamanho do tratamento de fraturamento.
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-
L,=1,500
Simulador de _, Producio e 1-';;;# 5
resarvatorios acumulada 4 ' _ - Ingressos

Comprimentode fratura

5
Ingressos
5

Menor custo

Comprimentode fratura
Simulador Volume do 5
Hydrafrac -+ tratamentao - Custo

Comprimentode fratura Comprimentode fratura

Figura 2.27 - Processo de otimizacéo do tratamento de fratura (adaptado de
Holdicht et al., 1978).

Uma vez que o comprimento da fratura apuntalhada em um reservatorio
shale gas aumenta, a producdo acumulada incrementara mesmo que 0s
ingressos da venda de hidrocarbonetos.

e Uma vez que o comprimento da fratura aumenta, o beneficio incremental
(quantidade de ingressos gerados por pé de comprimento de fratura
apuntalhada adicional) decresce.

e Uma vez que o volume de tratamento incrementa, o comprimento de fratura
apuntalhada incrementa.

e Uma vez que o comprimento da fratura incrementa, o custo incremental de
cada pé de fratura (custo/pé de comprimento de fratura apuntalhada
adicional) aumenta.

e Quando o custo incremental do tratamento de faturamento hidraulico é

comparado com 0 beneficio incremental do aumento do volume de

tratamento, um Otimo comprimento de fratura apuntalhada pode ser

encontrado.

Calculos econdmicos adicionais podem ser realizados para determinar o
6timo tratamento. Porém, em todos 0s casos, o desenho deve considerar o efeito da
fratura nas taxas de fluxo e recobro, o custo do tratamento e a guia de investimentos

da companhia que opera 0 pogo.
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Uma vez que, um Gtimo tratamento de fraturamento é desenhado este deve
ser bombeado dentro do pogo exitosamente.

Como mencionado anteriormente, o tipo de fluido utilizado no tratamento de
fraturamento hidraulico e as taxas de injecdo empregadas, originarao diversas areas
estimuladas de acordo com as caracteristicas que estes apresentem.

O fluido de fraturamento ideal deve ser compativel com a rocha e fluido de
formacdo, gerando suficiente queda de pressao na fratura para criar uma fratura
ampla que permita o transporte do agente propante na fratura, quebrar um fluido de
baixa viscosidade para limpar ap6s o tratamento e que este seja custo-efetivo. A
familia de fluidos de fratura esta integrada por fluidos base agua, fluidos base éleo,
espumas, fluidos de gel linear e geles crosslinked (Montgomery, 2013). Na Figura
2.28 uma lista os tipos de fluido de fraturamento estdo disponiveis junto com as

principais vantagens e desvantagens de cada um destes.

VISCOSITY Campatibility
Prop Pack| LowPump Easeof Safety and
Fluid System KW Pressure Prop- Stable Life Breaking Formatuon Fluid  [Fluid Loss Mixing Cost Ellv(ro.m'ncnmllv Total
Transport Fluid Recovery Friendly

‘Waler Frac! 5 5 1 E] E] E 4 1 5 5 4 44
Lincar Gel? 3 B El E) 3 4 El 4 2 5 1 B 44
Linear Gel? ] El El 3 El 4 El 4 2 5 4 £l a6
Borate X-Link? a a B 5 5 3 4 3 5 4 1 5 43
Delayed Borate X-Link? 3 3 El E 5 3 4 3 5 3 3 E a7
Delayed Metalie X-Link* 3 3 £ 2 2 3 L 3 5 3 3 1 40
Delayed Metalic X-Link® 3 3 5 2 2 3 e 3 5 3 3 i 40
VESS 5 3 5 4 4 H 1 3 2 2 1 5 37
Mitrogen Foam 5 2 B 3 3 5 4 4 =) 2 1 3 42
C0;Foams El 2 El 3 3 5 4 5 5 2 1 2 42
Gelled Prapane B 3 4 a 3 4 5 a4 a 2 1 1 40
Paly Emulsions (K1} 4 1 E 5 5 4 4 3 5 2 3 2 43
Lease Crude 2 3 2 5 5 5 5 3 2 5 5 1 43
Gelled Cil” 2 3 4 4 4 4 3 3 3 4 3 1 38
1- Uses Palyacrylamide (PAA} as a Friction Reducer
2 - Uses Guar, HydroxyPrapyl Guar (HPG) ar Carboxy MethylHyd roxy Propyl Guar (CMHPG) as gelling agent
3 - Uses HydroxyEthy| Callulose [HEC) ar CarboxyMethyHydrogyEthyl Cellulose (CRHEC) as gelling agent
g - Uses Titinium or Zirconium Crasslinkers for Guar, HPG, and CMHPG gelling agents

S - Uses Titinium or Zirconium Crasslinkers far CMHEC gelling agents
5 - Lses a ViscoElastic Surfactant system as the gelling agent
|F" - Uses a Phosphate Ester crosslinked with an Aluminum Salt and acitivated with a Base

Figura 2.28 - Carta de selecdo de qualidade de fluido (adaptado de
Montgomery, 2013).

Para a maioria de reservatérios, fluidos base agua séo utilizados, no entanto,
a decisdo final sobre o tratamento ¢ tomada pelo engenheiro de desenho de acordo

com as caracteristicas do reservatorio.
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A principal caracteristica do fluido de fraturamento é sua viscosidade,
determinada em testes de laboratorio. O experimento ideal para descrever o fluxo
de fluidos em uma fratura, é a medida do atrito do fluido sob duas placas as quais
se movimentam paralelas e relativas uma da outra, a Figura 2.29 apresenta o
equipamento desenvolvido pela Universidade de Oklahoma para estas medigdes. O
esforgo cisalhante sob o fluido é igual a for¢a de arrastre sob as placas dividida pela
area das placas e tem unidade de esforco ou pressdo (ex, psi). A taxa de
cisalhamento (ou gradiente de velocidade) é a velocidade relativa das duas placas

dividida pela distancia de separacéo das placas, sua unidade € 1/tempo (ex, 1/seg).

Figura 2.29 - Facilidade de caracterizacdo de fluidos de fraturamento

(adaptado de Montgomery, 2013).

A medida da propriedade viscosidade para estes fluidos é de principal
importancia, uma vez que, junto com a taxa de injecdo dentro do reservatorio
determinara a pressdo desenvolvida dentro do poco e nas fraturas, levando ao
desenvolvimento da &rea estimulada atraveés de deslocamentos cisalhantes e
normais.

Neste caminho, é importante conhecer as diversas pressdes desenvolvidas e
monitoradas durante um procedimento de fraturamento hidrulico, sendo:

e Pressdo de abertura: pressao necessaria para abrir a fratura.
e Pressdo de bombeio (BHTP): é a pressao necessaria para estender a
fratura mantendo a taxa de injecéo constante.
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Pressdo de fechamento instantanea (Pci): pressdo registrada no
momento de parar o fluxo de bombeio, sendo a pressdo de perdas por
atrito zero. A pressédo de fechamento depende da espessura da fratura
e da pressdo de poros ao redor da fratura.

A pressdo de fundo do poco é plotada em fungdo do tempo de injecdo durante

todo o tratamento. O comportamento idealizado da pressdo de fundo durante o

tratamento € apresentado na Figura 2.30.

Pressdo de abertura
Pressdo de bombeio
P F

Pressdao de fechamento instantanea (Pci)

Pressdao de fundo

Tempo de bombeio

Figura 2.30 - Comportamento da presséo durante o fraturamento (adaptado
de Néquiz e Robles, 2014).

Pressdo de fechamento: é conhecida como Pe. E a pressio de fundo &
qual a fratura nfo apuntalhada se fecha. E um esforco global médio da
formacdo, diferente do esforco minimo, o qual ndo é um dado fixo e
sim variavel para toda a zona de interesse.

Pressdo instantanea ao deter o bombeio (ISIP): é a pressdo de fundo
correspondente a taxa de injecdo zero. A pressao ISIP pode ser obtida
por médio da informacdo de injecdo de fluido, como a presséo
correspondente a interseccdo entre a linha tangente a declinada de
pressdo e a vertical tracejada ao tempo correspondente a taxa de
injecéo zero.

Pressdo neta (Pnet): é a diferencia entre a pressdo em qualquer ponto
na fratura e a pressdo a qual a fratura se fecha, matematicamente é

expressa da seguinte forma:
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P, =STP + HH — Pfric — fechamento (2.22)

Onde;

P, = Pressao neta

STP= Pressédo de tratamento em superficie

HH = Pressdo hidrostatica do fluido

Py = Perdas por atrito na tubulagdo e na cercania da formagéo
fechamento = Pressdo de fechamento.

2.6.6.
Interacdo entre fraturas hidraulicas e fraturas naturais

As formacdes shale gas, contem fraturas naturais que atuam como planos de
debilidade para o crescimento das fraturas hidraulicas durante o procedimento de
fraturamento hidraulico, induzindo assim, a criacdo de redes complexas de fraturas,
variando desde simples até redes muito complexas de fraturas conforme

apresentado na Figura 2.31 (Wang, 2014).

Fratura Simples Fratura Complexa

/ ~

Fratura muito

_«» Complexa

=2

Figura 2.31 - Complexidade de fraturas (adaptado de Wang, 2014).

Redes complexas de fraturas hidraulicas sdo fortemente influenciadas pela
interacdo entre fraturas hidraulicas e fraturas naturais. De acordo com a
interpretacdo de dados microssismicos (Fisher et al., 2002; Maxwell et al., 2002),
muitos tratamentos de fraturamento hidraulico levam a criacdo de redes

complicadas de fraturas. A Figura 2.32 mostra uma vista em planta para um grafico
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da estrutura de fratura de um tratamento particular no Barnet shale (Fisher et al.
2002). Neste pode ser observado que as fraturas hidraulicas propagam-se ao longo
da direcdo nordeste até sudoeste. Amostragens apresentam a existéncia de fraturas
naturais subparalelas a direcao de propagacdo de fraturas, mesmo que ortogonais a

esta.

1, X -+ Baixadensidadede
fraturas

ey O T
s] o
JER T ECa O

-M0T

180D Bl 500 ] BOD A0 MDD O DD 000

Deste-Lecte [Ft)

Figura 2.32 - Monitoramento microssismico de um tratamento de

faturamento hidraulico (Fisher et al. 2002).

A interacdo de uma fratura com outra reflete na complexidade da rede de
fraturas geradas. Porém, ndo todas as fraturas naturais permitem o fluxo de fluidos,
em alguns casos, quando as fraturas hidraulicas encontram as fraturas naturais, as
fraturas hidréaulicas sdo presas e levadas para uma propagacdo adicional (Wang,
2014)._Em alguns outros casos, por exemplo, no Barnet shale, no qual as fraturas
encontram-se parcial ou completamente cimentadas (Gale et al.2008), as fraturas
hidraulicas sdo desviadas para dentro das fraturas naturais. Portanto, uma boa
predicdo do caminho de propagacdo de fraturas quando esta interage com uma
fratura natural, poderia prover um melhor entendimento da rede complexa de
fraturas. Consequentemente, melhoram-se os modelos atuais de propagacdo em
formages naturalmente fraturadas.

Uma grande parte de estudos sobre a interacdo de fraturas hidraulicas e
naturais consideram as fraturas naturais como interfases friccionais com coeséo. O
primeiro estudo realizado sob este tépico foi realizado por Blanton, 1982 no

reservatorio Devonian shale. Baseados neste estudo foram definidos trés tipos de
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caminhos para a propagacdo de fraturas hidraulicas, conforme apresentado na:
Figura 2.33.

e Cruzamento: a fratura natural ndo tem influéncia sobre a propagagéo da
fratura hidraulica. A fratura que se propaga, permanecera na dire¢ao original
e abrira na direcdo do esforco principal menor.

e Desviada: a fratura natural é aberta e a fratura propagada é defletida dentro
da fratura natural aberta. A fratura natural aberta representa um pleno plano
de debilidade com menor resisténcia. Os desvios requerem menor energia
que o cruzamento em linha reta.

e Jogging: a fratura hidraulica penetra a fratura natural através da formacao
de um deslocamento padrdo ao longo da fratura natural.

Fratura Fratura

Natural

Shersin

Fratura
Hidraulic

Us..

B

Matural

5

Fratura
Hidraulic

U s

&
=

Fratura
MNatural

o

Fratura
Hidraulic

U s

(a) (b) ()

Figura 2.33 - Interacdo esquematica de fraturas (a) Cruzamento (b)
Desviada (c) Jogging (adaptado de Wang, 2014).

Blanton concluiu que altos diferenciais de esforcos e angulos
aproximadamente ortogonais sdo os fatores mais importantes para promover o
cruzamento da fratura. Renshaw e Pollar (1996) desenvolveram um critério simples
para fraturas ortogonalmente aproximadas. As interfaces sdo assumidas como nao
coesivas e 0 atrito sobre a superficie obedece a lei de Mohr Coulomb. O critério
estabelece que o cruzamento compressivo acontecera sob interfaces friccionais com
energia suficiente para prevenir o cisalhamento ao longo da interface, enquanto que
amesmo tempo a tenséo afrente da fratura é suficiente para iniciar uma nova fratura,
no lado oposto da interface. Gu e Weng (2011) estenderam o critério de Renshaw e

Pollar (1996) para cruzamentos ndo ortogonais. O cruzamento é determinado para
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um estado de esforgos remotos, resisténcia a tracao, coeficiente de friccdo, coesdo
e angulo de intersecéo.

Zang (2006), sugeriu que as fraturas hidraulicas podem penetrar ou cruzar as
fraturas naturais preexistentes sem modificar sua direcao, ou pode reiniciar no local
de uma falha secundaria inerente para formar um padrdo de deslocamento ou de
passo. A porcdo de deslocamento € dominada pela deformacdo cisalhante. O
crescimento da nova fratura desde a falha muda de direcdo para se estender na
direcdo do esforgo principal maior a frente da ponta da fratura, que por sua vez é
afetado pelo deslizamento da fratura pré-existente.

As fraturas pré-existentes podem ter efeito significativo sob o crescimento
das fraturas hidraulicas: as interacGes resultantes afetam a pressdo na fratura,
largura, comprimento, taxa de crescimento e a trajetoria (Zhang e Jeffrey, 2006).

Os trabalhos anteriores séo focados na consideracdo das fraturas naturais
como interfaces friccionais com coeséo (podem ser consideradas como fraturas de
modo cisalhante). Porém, por exemplo, no Barnet shale a maioria das fraturas sdo
fraturas em modo aberto, que sdo comumente estreitas, seladas com calcita e se
apresentam em arreglos escalonados. A apertura para estas fraturas cimentadas €
menor que 0.05 mm. Estas fraturas naturais em modo aberto podem ser reativadas
através dos tratamentos de fraturamento hidraulico, aumentando a permeabilidade

das fraturas.

2.6.7.
Propagacéo das fraturas hidréulicas

Em mecénica de fraturas, existem trés tipos de deformacdo que uma fratura
pode experimentar, como apresentado na Figura 2.34. Modo | é dado as fraturas
com modo aberto. Este refere-se a direcdo principal de esforcos a qual é
perpendicular & superficie da fratura; porem a propagacéao da fratura é no plano da

direcdo de fratura.
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/

Modo | Modo Il Modo Il
Modo aberto Modo deslizante Modo rasgado

Figura 2.34 - Modos de deformacgdo aplicados a uma fratura (Pirayehgar,

2013).

A mecanica de fraturas linear- elastica é frequentemente aplicada para

analises de propagacao de fraturas em mecanica de rochas. Quando os esforcos ao

redor do pico da fratura excedem a resisténcia desta, a fratura é propagada. A

resisténcia a fratura de uma rocha depende da taxa de carregamento, mas ndo da

largura ou forma do pico da fratura. (Wang, 2014).

Em mecanica de fraturas existem principalmente dois conceptos importantes:

J=1

Fator de esforcos intrinsecos (y): este é o conceito mais importante
em mecanica de fraturas. Define a condi¢do do pico de fratura. A
fratura se propagard quando este fator seja superior ao valor critico
(xc). xc representa a resisténcia a fratura da rocha, a qual é uma
propriedade desta (Anderson, 1981). Quando n&do existe efeito de
enfraquecimento quimico que possa causar crescimento subcritico da
fratura, este € o critério de propagacéo escolhido.

Taxa de dissipacdo de energia (G): introduzida inicialmente por
Irwin, 1965. Este descreve a taxa de cambio na energia potencial ao
redor da area de fratura para um material linear-elastico. Quando a
taxa de dissipacao de energia alcanga um valor critico (Gc), a fratura
propagara. Em mecénica de fraturas, a taxa de energia dissipada e

descrita pela integral de passo (Rice, 1968):
(@dy — THds (2.23)

Onde:
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w = Densidade de energia de deformacéo
T = Vetor de tracdo
u = Vetor de deslocamento

ds = Comprimento incremental ao longo do contorno T

Para uma fratura em modo misto (fratura sometida a carregamento, abrindo-
se as duas fases simultaneamente deslizando uma respeito a outra) que se propaga
em seu proprio plano, a taxa de dissipacdo de energia (G) é igual a integral J e é

relacionada ao fator de intensidade de esforgos () como:

_ k12+k"2

G=J ="

(2.24)

Onde:
E*=E /(1 —v) para deformacéo plana, E é o modulo de Young e v

Poisson.
A fratura seguira a direcéo (6,)que tem maior taxa de dissipacdo de energia

(G) e a iniciacdo ocorre quando a taxa de energia liberada alcanga um valor critico
(G.) (Wang, 2014).

k[z +k"2

G = UL 26, (2.25)
1 6o

k; = 5 €oSs (?) [ki(1 + cos8y) — 3k senfy] (2.26)
1 0o

ki = 5 cos () [kisendy + ky (2058, — 1)] (2.27)

k; e ky; representam o fator de intensidade de esforcos para a propagacao no
plano (6,) e, k;, k;;, quantidades para propagacao em uma direcédo geral, 6,.

Para 0 caso de intersecdo de fraturas em rochas, G,/ é utilizado para
representar a energia requerida para abrir a fratura cimentada. A fratura cimentada
pode ser aberta através da ligacdo ou dentro do cimento da fratura. G./7°°

representa a energia para romper a rocha intata. Se existe mais de um caminho a
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seguir pela fratura, a fratura seguira o caminho com maior propor¢do G/G, (Dahi-
Taleghani e Olson, 2009).
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3
Analise do Fraturamento Hidraulico em Reservatorios
Shale Gas

Neste capitulo serdo apresentados os conceitos basicos do método dos
elementos discretos (MED), junto a suas principais consideracdes fisicas e
numéricas na representacdo de rochas naturalmente fraturadas. Em relacdo a
deformacéo e fluxo de fluidos em rochas fraturadas sera apresentado o software
UDEC 5.0 (Universal Distinct Element Code) como ferramenta de simulagéo para

a modelagem do procedimento de fraturamento hidraulico (HF).

3.1.
Método dos Elementos Discretos (MED)

Uma abordagem a modelagem de sistemas de rochas apresentada por Xing e
Sanderson (2002) é apresentada como:

“A observacdo e experimentacdo sdo 0s métodos mais antigos
conhecidos pelo homem na busca de explicar os processos naturais.
Desenvolvimentos atuais em matematicas e pesquisas experimentais, e
particularmente o uso de computadores para executar métodos numeéricos,
fornecem abordagens alternativas muito poderosas e bem fundamentadas .

(adaptado de Xing e Sanderson, 2002).

Um meio descontinuo € diferenciado de um continuo pela existéncia de
contatos ou interfaces entre corpos discretos que compreendem o sistema. O
método dos elementos discretos foi desenvolvido na década dos 70 por Peter A.
Cundall (1971) com o objetivo de modelar o comportamento mecanico, hidraulico
e térmico de um macigo rochoso fraturado, uma vez que os modelos tradicionais do
meio continuo ndo forneciam resultados satisfatorios (Velilla, 2013).

No método dos elementos discretos 0 macigo rochoso é representado por um

conjunto de blocos discretos, dispostos aleatoriamente formando um meio com
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particulas de tamanhos diferentes. As juntas sdo vistas como interfaces entre corpos
discretos (i.e., a descontinuidade € tratada como uma condic¢do limite), idealizando
assim, a natureza da rocha. Os blocos podem deslocar e/ou rotar de forma
independente um com outro e interagir entre si nas zonas de contato ou fraturas
(Figura 3.1). Nestas interfaces, as forcas de contato e deslocamentos s&o
encontradas atraves de uma série de equacdes que definem o movimento dos blocos,
sendo estes movimentos resultado da propagacéo de disturbios causados por cargas
ou forcas de corpo na rocha. Assim, o método dos elementos discretos é um
processo dindmico no qual a velocidade de propagacdo depende das propriedades
fisicas do sistema discreto.

b b oom 4

— —
— —
OHmax OHmax
(5 Blocode
D ~.—‘.;?;-mcﬁa intata. |
Contomo

T T G Hmin T T exterior

Figura 3.1 - Injec&o de fluido em um meio naturalmente fraturado (Manual
UDEC 5.0, 2011).

Para cada particula emprega-se a mecanica de meio rigido ou deformavel,
desta forma, os blocos deformaveis séo discretizados por uma malha de diferencgas
finitas e seu comportamento caracterizado por modelos constitutivos que
determinam os esfor¢os em cada elemento. A Figura 3.2 mostra esquematicamente
o ciclo de céalculo para 0 método dos elementos discretos (as equacdes na figura
serdo abordadas mais adiante).
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Figura 3.2 - Ciclo de calculo para o método dos elementos discreto (Manual
UDEC 5.0, 2011).

3.2
Formulacdo Numérica do Método dos Elementos Discretos

Visando compreender o método MED é necessario abordar as principais
consideracOes estabelecidas para seu desenvolvimento. Estas consideragdes
encontram-se divididas em duas categorias: (1) consideracbes fisicas, que
delimitam as leis que modelam o comportamento fisico do sistema, e (2)
considera¢Ges numeéricas, compreendendo as leis para a otimiza¢do matematica do

modelo (Figura 3.3).
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l

l

ruptura do mecanicos do
sistema rocha- fluxo de fluidos
fratura nas fraturas
Modelos Lei de Darcy
constitutivos

W W
Representagdo Discretizagdo Condigdes de Determinagao
numerica das nodal contorno do passo de
descontinuidades tempo
Diferencas Forgas ou
Detecgao e finitas velocidades Fungdo do
identificacSo do triangulares passo de tempo
contato

Método dos elementos discretos para o efeito hidromecénico

Figura 3.3 - Consideracdes fisicas e numéricas envolvidas no MED (adaptado de Velilla, 2013).
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3.2.1.Consideragdes Fisicas

e Movimentacao dos blocos de rocha
O movimento de um bloco individual de rocha é determinado pela magnitude
e direcdo do momento de desequilibrio bem como pelas forcas atuantes sobre este
(manual UDEC, 2011). De acordo com Velilla (2013) para o movimento
unidimensional de uma Unica massa com amortecimento viscoso, sobre a qual atua

uma forca variavel F®®, a segunda lei de Newton pode ser escrita como:

ii="——c,il+g &.1)
Onde:
i = % = Velocidade (m/s);
i = ‘:T’Z‘ = Aceleracdo (m?/s);
t = Tempo (s);

m = Massa (Kg);
F = Forga (N);
g = Aceleracio da gravidade (m/s?);

o,,= Coeficiente de amortecimento (1/s).

De acordo com um esquema de diferencas finitas centrais, o lado esquerdo da

equacao (3.1) pode ser escrito, em funcéo do tempo t, como:

fal ‘7)(1—“”7“)+(an—t)+g)m]
(1+o(,;At)

At
a2 =

(3.2)

Para as velocidades armazenadas no ponto médio do passo de tempo 0s

deslocamentos podem ser expressados como:

Al
WD =yt 4 D g (3.3)
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Uma vez que as forcas dependem dos deslocamentos, os calculos de
forga/deslocamentos séo realizados em um determinado instante de tempo. A
Figura 3.4 ilustra o esquema de diferengas finitas centrais com a sequéncia de

calculos indicadas por setas.

Figura 3.4 - Natureza entrelacada do ciclo de calculo usado na formulagéo
dos elementos discretos (Adaptado de Velilla, 2013).

As equac0es de velocidade para blocos de duas dimensdes sob os que atuam

diversas forcas (bem como a gravidade) sdo expressas como:

A
ﬁi(t_ft) (1 —OCUTM) +<%(t)+giAt>

(o)

(3.4)

6+ = [9(2) (1 - =) 4 (1) pqg (3.5)

Onde:

6= Velocidade angular do bloco em torno ao centroide;
I = Momento de inércia do bloco;

XM = Momento total atuando no bloco;

1; = Componentes de velocidade no centrdide do bloco;

gi= Componentes da aceleragéo da gravidade (forgas de corpo).
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Os indices i denotam componentes em um sistema de coordenadas
cartesianas.

e Conservacdo do momento e energia

O método dos elementos discretos satisfaz as leis de conservacao, a partir das
quais as formulacgdes dos esquemas numeéricos podem ser derivados.

Balanco de momento: Considere um periodo de tempo t durante o qual se
mantém em contato dois corpos (denotados por subindices a e b). De acordo com
as leis de Newton, uma forga comum F atua em dire¢des opostas sob os dois corpos,
0s quais sao acelerados proporcionalmente as forcas,

myi, = F (3.6)

mbilb = —F (37)

Combinado as equacdes 3.6 e 3.7 e integrando-as:

[, Mgty dt = — [ myit, dt (3.8)
m, (i, " — 1, ?”) = — my (i, — 1, ) (3.9)
mgit, " + myi, " = mau,® + myu,® (3.10)

A equacdo 3.10 indica que o momento total no final de um periodo de tempo
arbitrario é igual ao do tempo inicial, isto é a conservacdo do momento.
Balanco de energia: Suponha um corpo com velocidade inicial v, que €

levado até uma velocidade v em uma distancia S, por uma forga constante F:

Empregando a identidade it = uwdu/ds,

m [ udic = [} Fds (3.12)
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Assumindo m constante, na equagéo 3.12 se tem:

% m (i? —ity?) = FS (3.13)

A equacéo anterior expressa o fato de que o trabalho realizado por uma forca
é igual a mudanca da energia cinética de um corpo.

Se a forca opbe-se a0 movimento, entdo esta pode ser relacionada pela
equacdo (F = —&s), onde & denota a rigidez da mola, assim a equacdo 3.13 é

reescrita como:

m [, di = — [ &sds (3.14)
Consequentemente,

> m (g2 —u?) = 5 &2 (3.15)

2 0 2 '

Finalmente, para este caso o decréscimo na energia cinética € igual a energia
armazenada na mola. O mesmo argumento pode ser utilizado em sentido oposto
para mostrar que a energia cinética adquirida por um corpo € igual ao decréscimo
na energia armazenada em uma mola. Consequentemente, a energia cinética de um
corpo apds uma colisdo elastica é igual a energia cinética antes da colisao.

e Deformabilidade dos blocos

No método dos elementos discretos os blocos de rocha podem ser rigidos ou
deformaveis. Uma formulagdo basica para os blocos rigidos foi apresentada por
Cundall et al. (1971). Esta formulacéo representa 0 meio como um conjunto de
blocos discretos que ndo mudam sua geometria como resultado de cargas aplicadas.
Consequentemente a formulacdo é mais aplicdvel a problemas nos quais o
comportamento do sistema é dominado pelas descontinuidades, e pela qual as
propriedades elasticas do material podem ser ignoradas. Tais condi¢Ges surgem em
ambientes de baixos esfor¢os ou nos quais 0 material possui altos esforcos e baixa

deformabilidade.
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Os blocos deformaveis séo internamente discretizados mediante o método de
diferencas finitas triangulares. A complexidade da deformacéo dos blocos depende
do nimero de elementos dentro do qual os blocos sdo divididos. A Figura 3.5 ilustra
0 zoneamento de juntas continuas e descontinuas. O uso de diferencas finitas
triangulares elimina o problema de deformacdes em ampulheta®, que podem

ocorrer com deformacdo constante em quadrilateros de diferencas finitas.

Blocos de elementos Zoneamento dentro

discretos dos blocos

Figura 3.5 - Zoneamento dentro de um modelo que contém um sistema de

juntas continuas e descontinuas (adaptado de Manual UDEC 5.0, 2011).

Os vértices dos elementos triangulares sé@o pontos de rede e as equacdes de

movimento para cada ponto de rede sdo formuladas como:

i, = L oumdstRo o (3.16)

m

Onde:

16 O termo ampulhetamento vem da forma do padrdo de deformagéo de elementos dentro de
uma malha. Para poligonos de mais de trés nds, existem combinagdes de deslocamentos nodais que
ndo produzem nenhuma deformacdo nem nenhuma forca de oposicdo. O efeito resultante sdo
deformacdes sem oposicao de direcdo alternada.
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s = Superficie de contorno da massa m, aglomerada no ponto de rede,

n; = Vetor normal a s,

F; = E a resultante de todas as forcas externas atuantes no ponto de rede (a
partir dos contatos de bloco); e

gi = Aceleracdo da gravidade.

As forcas nos pontos de rede séo obtidas como a somatoria de trés termos:
F; = F;” +F;“ +F;} (3.17)

F; ! sdo as cargas externas aplicadas, F; © resulta das forcas de contato e existe
s6 para os pontos de rede ao longo do limite do bloco e F; * é a contribuicdo dos

esforcos internos nas zonas adjacentes aos pontos de rede e é calculada como:

Fiz = fC a,-]-n]- ds (318)

Onde,

o;;= Tensor de esforgos da zona;

nj= E a unidade exterior normal ao contorno c o qual segue a linha poligonal
fechada definida pelos segmentos de retas que bissectam as bordas das zonas

convergentes sobre um ponto de rede em consideracéo.

Durante cada passo de tempo as deformacdes e rotac6es sdo relacionadas aos

deslocamentos nodais da seguinte forma:

. 1,. .
Ei]' = E (uij + u]-,l-) (319)

: 1,. .
Bi]- = 2 (ul-']- — u]-,l-) (320)

Observe que, devido ao tratamento incremental, as equacdes 3.19 e 3.20 ndo

implicam uma restricdo para pequenas deformagdes.
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As relagdes constitutivas para os blocos deformaveis sdo usadas em uma
forma incremental, de modo que a aplicagdo para problemas ndo lineares pode ser
conseguida facilmente. A atual forma das equagdes é:

Onde,

A, @ = Constantes de Lamé.

Aoy ;= Incrementos elasticos do tensor de esforgos;

A&= Deformag0es incrementais;

As = A&, + A&, = Incremento de deformacgdo volumétrica;

8;;= Funcdo delta de Kronecker.

e Representacdo das fraturas da rocha
O meétodo dos elementos discretos considera um modelo basico de fraturas o
qual captura a maioria das caracteristicas que representam a resposta fisica das
fraturas. No desenvolvimento do modelo, na direcdo normal a relacdo esforco-

deslocamento € assumida linear e governada pela rigidez & tal que:

Ao, = —& Au, (3.22)

Aa,= Incremento do esfor¢o efetivo normal;

Au,,= Incremento do deslocamento normal.

Existe também um limite de resisténcia a tragdo T da fratura. Se a resisténcia
a tracdo é excedida (i.e., g, < —T), entdo o, = 0, ou seja, a fratura é ativada
mecanicamente. Similarmente ocorre no cisalhamento, a resposta é controlada por
uma constante & (rigidez cisalhante). Existe uma faixa para os valores de
resisténcia a tracédo t,, 0s quais sdo limitados por uma combinacgéo da coeséao (C) e

a resisténcia ao atrito (¢). Assim,
ltgl < C+ optang = T4, (3.23)

Entao;
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Aty = —£ Aug® (3.24)
Ou se
ITsl = Tiax (3.25)
Assim,
T, = sgn (AUg) Trmax (3.26)
Onde:

Au,® = Componente elastica do deslocamento de cisalhamento incremental;
Aug = Incremento total do deslocamento de corte.

Sgn = Fungéo signo.

As equacles (3.23 - 3.26) descrevem o modelo de escorregamento de
Coulomb, conforme apresentado na Figura 3.6. Além disso, no comeco do
escorregamento (escorregamento ndo elastico) pode ocorrer a dilatdncia das
fraturas, a qual é dominada por um angulo especifico ¥. Aumentos elevados nos
niveis de esfor¢cos normais ou elevados deslocamentos de cisalhamento que
excedem um valor limite de u., (Uniaxial compressive strength), limitam a
dilatdncia acumulada. Esta limitacdo da dilatdncia é devido a ocorréncia do
achatamento das asperezas pelos altos esforgos normais ou grandes cisalhamentos
que eventualmente preveniriam a dilatagdo da fratura.

No modelo de Coulomb temos a restri¢ao tal que:

Se, Itgl < Tyax, ENtAO Y = 0
E,
Se, Itgl = Thax € lugl = u,g, entdo p = 0.
A dilaténcia é funcdo da direcdo do cisalhamento. A dilatancia aumenta se

0 aumento do deslocamento cisalhante ocorre na mesma dire¢éo do deslocamento


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1322129/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1322129/CA

103

cisalhante total, e diminui se o incremento do cisalhamento ocorre na direcéo

oposta.

Tensdo de

[

Incremento da

cisalhamento . . tensdo efetiva
T, - - normal
4 Ty
ks
| I
i
Deslocamento cisalhante
us
WW=0
* -
L]
4
Componente de Incremento da
dilatagio do tensdo efetiva
deslocamento ' 2 normal
nommal Angulo de o,
d dilataga " !
Uy L'

A

Deslocamento critico Deslocamento cisalhante
ucs us

Figura 3.6 - Modelo de escorregamento de Coulomb para o comportamento
de fraturas (adaptado de Manual UDEC 5.0, 2013).

e Fluxo de fluidos através de fraturas

Em uma analise hidraulico-mecanica totalmente acoplado a condutividade
da fratura é dependente da deformacdo mecénica desta. O fluxo dentro das
descontinuidades pode ser ilustrado de acordo com a (Figura 3.7).
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Figura 3.7 - Comportamento da deformacg&o hidromecéanica no MED, a)
Presséo do fluido causando efeitos mecénicos; b) Deformacédo do bloco afetando
a abertura hidraulica a; c) Fluxo de fluidos afetado pela abertura a, d) Geragéo de

presséo diferencial do fluido (adaptado de Velilla, 2013).

Para a implementacdo numérica do fluxo de fluidos se faz necessario o uso
de uma estrutura de dominio hidraulico como se descreve na (Figura 3.8). Para um
sistema de forma compacta, existe uma rede de dominios hidraulicos, cada um dos

quais é preenchido com fluido sob pressdo e comunicado com seus Vvizinhos.

Figura 3.8 - Fluxo em fraturas modelado como fluxo entre dominios

hidraulicos (Zhang e Sanderson, 1999).
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Conforme apresentado na Figura 3.8 os dominios hidraulicos 1, 2 e 4
representam fraturas, o dominio 3 é localizado no intercepto de duas fraturas e o
dominio 5 é um espago vazio. Existem contatos que separam 0s dominios
hidraulicos, nos quais as forcas de interacdo mecanica sao aplicadas. Os contatos A
até G representam contatos aresta-aresta, enquanto que H representa um contato
vértice-aresta, e | representa um contato veértice-vértice. Dado que os blocos séo
deforméveis, estes sdo subdividos em uma malha de elementos triangulares. Os
pontos de rede podem existir tanto nos veértices dos blocos quanto nas arestas. Um
ponto de contato sera localizado em um ponto de rede, uma borda ou em um ponto
de rede de outro bloco. Por exemplo, na Figura 3.8 o contato B implica a existéncia
de um ponto de rede ao longo de uma das arestas em contato. Assim, a fratura entre
os dois blocos € representada pelos dominios 1 e 2.

O fluxo € governado pela pressdo diferencial entre dominios adjacentes, o

qual é governado por:

Ap =p2 —P1+ Pwg(¥2—¥y1) (3.27)
Onde,
pw = Densidade do fluido;
g = aceleracédo da gravidade; e

¥2, V1 = Coordenadas Y dos centros de dominio.
Para um ponto de contato (vértice—vértice como o contato I, ou vértice- aresta

como o contato F), pode ser expressa a taxa de fluxo de um dominio hidraulico para

um dominio adjacente com pressdo diferencial Ap como:

q = —kAp (3.28)

Onde:

k. = fator de permeabilidade no ponto de contato.

No casso de contatos aresta-aresta, uma longitude de contato pode ser

definida, por exemplo, L, e Ly denotam o comprimento dos contatos A e B
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respetivamente (Figura 3.8). Este comprimento € definido como a soma das
distancias médias aos contatos adjacentes (esquerdo e direito). Uma lei cubica de
fluxo em fraturas planares € definida para tais contatos (Zhang e Sanderson, 2013),

assim:
q=—kja®?L (3.29)
Onde:

k; = Fator de permeabilidade da fratura, onde o valor tedrico € 1/12y;
u = Viscosidade dinamica do fluido;
a = Abertura hidraulica;

[ = comprimento designado aos contatos entre dominios.

A equacdo 3.29 envolve a suposicdo do que o fluxo pode tomar lugar nos
contatos sempre e quando as pressdes no dominio sejam zero, no caso a gravidade
pode ocasionar que o fluido migre de um dominio para outro que ndo esteja 100%
saturado, porém, deve ocorrer a diminuicdo da permeabilidade aparente, assim
como ocorre com a saturacdo (Velilla, 2013). Porém, tem-se dois fatores a levar em
conta:

1. A permeabilidade dever ser zero para saturacao zero; e

2. O fluido ndo pode ser extraido de um dominio hidraulico de saturacéo

zero.

A abertura hidraulica das fraturas geralmente é dada por:

a=ay—u, (3.30)

Onde,
a = Abertura de fratura;
a, = Abertura hidraulica da fratura a esforgos normais zero;

u, = deslocamento normal da fratura (positivo denota abertura)

Um valor minimo de a, a,..s € assumido para a abertura hidraulica sob a qual

o fechamento mecénico néo afeta a permeabilidade de contato, e um valor maximo
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de a, a4, € atribuido para melhorar a eficiéncia no calculo explicito. Assim, a

abertura hidraulica das fraturas pode mudar em funcéo da tensdo normal.

(Extenszdo) \ [Compressio)
4 Tes =1

.
ﬂn

Figura 3.9 - Relagéo entre a, e os esforcos normais na fratura a,, (Zhang e
Sanderson, 1999).

3.2.2.
Considerag6es Numéricas

O principal objetivo da modelagem numérica é reconstruir numericamente a
realidade fisica e simular a evolucdo do sistema fisico sob uma variedade de
condicdes iniciais e cargas externas aplicadas. Por tanto, os métodos de analises
numeéricas devem satisfazer os critérios apropriados para precisao, estabilidade,
convergéncia e eficiéncia. Nao se pode esperar mais da solucéo fisica para melhorar
a teoria fisica que da teoria fisica para melhorar a analise numérica (Pister, 1973).
Existem trés erros basicos em qualquer método de modelagem numérica (1) erro de
modelagem, a realidade é substituida por uma teoria matematica, (2) erro de
discretizacdo, a teoria matematica € implementada em forma de partes ou em
equacdes diferenciais para quantidades de campo, e (3) erro numérico, devido a
precisdo finita da aritmética computacional.

E importante notar que a sele¢do de um modelo com bases fisicas apropriadas
pode reduzir erros de modelagem e a discretizacdo do erro pode ser melhorada pela
escolha de um esquema de malhas apropriado. Porém, um modelo complexo com
varios parametros pode ndo produzir necessariamente bons resultados devido a

incerteza de alguns parametros, podendo introduzir erros adicionais que ndo podem
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usualmente ser verificados. Por outro lado, modelos simples que sdo caracterizados
com poucos parametros, por exemplo, um modelo elastico isotrépico, s&o
implementados principalmente para produzir resultados realisticos.

e Representacdo numeérica das descontinuidades

A representacdo numérica de uma fratura na rocha é expressa como uma
superficie de contato (composta de pontos de contato individuais) formada entre
duas bordas de blocos. Em geral, para cada par de blocos que estdo em contato (ou
separados por um espaco suficientemente pequeno) elementos de dados séo criados
para representar os pontos de contato. Os blocos adjacentes podem estar em contato
ao longo de um segmento de borda em comum ou em pontos discretos onde uma
aresta se encontra com uma borda ou com oura aresta. A Figura 3.10 ilustra um
esquema para a representacao de contatos. No MED, um contato para blocos rigidos
é criado em cada borda interatuando com a borda ou aresta do bloco em contato.
Por outro lado, se os blocos sdo deformaveis (internamente discretizados), pontos
de contato s&o criados em todos os pontos de rede localizados nas bordas dos blocos
em contato.

Porém, existe um problema com os esquemas de contato, uma resposta irreal
que pode resultar quando a interacdo de blocos ocorre perto ou em duas arestas de
blocos opostos. Na modelagem é assumido que as arestas dos blocos apresentam
forma e resisténcia infinita, no entanto, na realidade a fragmentacdo das arestas
poderia ocorrer como resultado da concentracdo de esforcos; este efeito € inviavel
na modelagem explicita. Porém, uma representacdo realistica pode ser alcancada
pelo arredondamento das arestas, de forma que os blocos possam se deslizar uns
sobre 0s outros no momento de interacdo das duas extremidades opostas. O
arredondamento das arestas é implementado no MED por um arco circular
especifico para cada aresta do bloco, conforme apresentado na Figura 3.10.

Incertezas podem ser introduzidas na modelagem uma vez que o
arredondamento das arestas seja muito grande. Além disso, € recomendado um
arredondamento de aproximadamente (1%) do comprimento representativo do

bloco no modelo, assim, boas aproximac6es podem ser obtidas.
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Posicdo inicial do
bloco 2

-5 Centroide do bloce
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AN “ Diregio do contato
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\

Bloco B

b) c)

Diregdo do contato

cisalhame nto

\ Direcio do
cisalhamento

Figura 3.10 - a) Contatos entre dois blocos rigidos, b) Contato aresta
(arredondada)-borda, c) Contato aresta-aresta arredondado (adaptado de Manual
UDEC 5.0, 2013).

Uma vez que a movimentagdo dos blocos ocorre, 0s pontos de contato séo
atualizados automaticamente. Para esta atualizacdo sdo requeridos algoritmos
computacionalmente eficientes, em particular para analises dinamicas, onde
grandes deslocamentos podem requerer a remocao ou adi¢do de centos de contatos
durante a simulacdo dindmica. O MED possui a vantagem de criar uma rede de
dominios para um conjunto de blocos em duas dimensdes. Os dominios sao regides
do espaco entre os blocos, definidos por pontos de contato (Figura 3.11).

Durante um passo de tempo, novos contatos podem somente ser formados
entre vértices e arestas dentro do mesmo dominio, assim, atualizacGes serdo
realizadas sempre que alguma medida prescrita de movimento seja alcangada

dentro do dominio.
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Bloco 1

. Pontos de rede

@. @, @ Contatos esquina-aresta

L 1 L 5 L 3 Longitude associada aos
contatos

‘ @ Dominios

\ Zona de diferencias finitas

Figura 3.11 - Contatos e dominios entre dois blocos deformaveis (adaptado
de Manual UDEC 5.0, 2013).

Para blocos que envolvem grandes deslocamentos cisalhantes, a atualizacéo
de contatos deve assegurar que as forcas de contato sejam preservadas uma vez que
novos contatos sejam adicionados ou removidos, assim, existird uma transicdo
branda entre estados vizinhos. Isto é particularmente importante para anélises
dindmicas com elevados gradientes de esforcos.

e Discretizacdo nodal mista para uma rede triangular

A discretizacdo nodal mista (NMD) é uma variante no esquema de
discretizacdo mista, no qual a média do comportamento volumétrico é realizada
sobre um no base, ao invés de uma zona base. O procedimento € aplicado a uma
malha de elementos triangulares ou tetraédricos e ndo é requerido o conjunto de
elementos dentro das zonas. Da mesma forma, o modelo constitutivo é ligado aos
elementos base (ndo sdo feitas ligacGes aos nds base para o comportamento
volumeétrico, como na formulagédo de pressdo nodal média (ANP) descrita por Bonet
e Burton, 1998).

o Discretizagdo nodal mista para deformacdo em uma rede
triangular

A taxa de deformagdo &;; é definida a partir das velocidades nodais. A taxa
de deformagdo € particionada em dois componentes, desviadores é;; e volumétricos
é.

&ij = € + 6y (3.31)
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Onde:

8;; = Delta de Kroenecker.

A taxa de deformagdo volumétrica nodal (definida como o peso médio dos

valores dos elementos em torno do ponto de rede) € calculada utilizando a seguinte

formulacéo:

L TeecVe

e, = —221"1 v, (3.32)
Onde:

m,, = Elementos em torno ao ponto de rede n;

IV, = Volume do elemento e.

Apo0s a obtencdo dos valores da taxa de deformacdo volumétrica, um valor

principal para o elemento (é) é calculado tomando a média dos valores dos nds,

COmo seqgue:

- 1 .

é=-Yn-1én (3.33)
Onde:

d = 3 para triangulos e 4 para tetraedros.

Finalmente, a taxa de deformac&o do elemento € definia pela superposicao da

parcela desviadora e 0 volume médio.

O modelo constitutivo é implementado para derivar novas tensoes (a partir

das taxas de deformacao) e esforgos anteriores.
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o Discretizacdo nodal mista para esforcos em uma rede triangular
Tomando em consideracdo uma lei constitutiva de incrementos volumétricos,

para pequenas deformacGes pode ser linearizado na forma:
o= &e—eéP) (3.35)

Onde:
éP = Incremento plastico de deformacdo volumétrica, sendo um valor

diferente de zero para materiais dilatantes/compressivos.

As forcas nodais associadas devem ser consistentes com as suposicdes feitas
para definir a cinemética dos elementos. Além disso, o procedimento de
discretizacdo nodal mista é aplicado sobre o termo &P ou ¢ (chamado assim por

conveniéncia), assim pode ser expresso como:
=& —a? (3.36)

Onde:

P = Quantidade padréo avaliada no procedimento do modelo constitutivo.

A técnica para a discretizacdo nodal mista para esforcos € similar a aplicada
para deformacdes. Inicialmente, os valores nodais para ¢? sdo calculados como o

valor médio de peso dos elementos circundantes ao ponto.

mp .p
D __ z:e=10- Ve
O-n - Zznznlve (337)

Apos da obtencdo do valor 67, um valor médio para o elemento 67 é

calculado tomando um valor médio dos valores nodais.

-— 1 .
7 =134 67 (3:38)

Onde:

d = 3 para triangulos e 4 para tetraedros.
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Contudo, os esforcos calculados mediante 0 modelo constitutivo séo

corrigidos pela substituicdo de 67 por 6P.

O-ij => O-i]' = (O'p — H)SU (339)

e CondicGes de contorno
Tanto esforcos (cargas), quanto deslocamentos (velocidades) podem ser
aplicados nos contornos de um modelo no MED. Para um modelo de blocos rigidos,
as condicdes séo aplicadas nos centroides dos blocos ao longo das bordas. Para um
modelo de blocos deformaveis, os deslocamentos sao especificados em funcao das
velocidades prescritas nos pontos da rede dados. Em uma condicdo de contorno, as

forgas sdo derivadas como:

F;, = af]-n]-As (3.40)

Onde:

n; = Vetor normal apontando fora do segmento de contorno;

As = Longitude do segmento de contorno sobre o qual atuam os esfor¢cos ai’}.

A forca F; € adicionada na equacéo (3.16) para um ponto apropriado de rede.

Para analises estaticas, existe o problema de definicdo das condicbes de
contorno para um modelo numérico sem limites. Este problema pode ser abordado
pelo acoplamento da montagem de blocos para uma representacdo contorno-
elemento de campo. Nesta regido, o comportamento linear-elastico pode ser
justificado, devido a que o comportamento nao linear desenvolvido pelos elementos
é confinado na vizinhanca da estrutura ou escavacdo em estudo.

O elemento de contorno da regido é representado por uma matriz de rigidez
& que relaciona a forca e os deslocamentos na interface de dois dominios. O modulo
elastico da regido de campo distante deve representar a deformabilidade do sistema
bloco-fratura. Para qualquer passo de tempo o movimento dos blocos define os
deslocamentos nas interfaces. O dominio dos elementos limite fornece forcas de

reacao elasticas dadas por:
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F=—fu (3.41)

e Determinacao do passo de tempo mecanico: solucéo estavel
O esquema de solugdo usado pelo MED é condicionalmente estavel. Uma
limitacdo de tempo de passo que satisfaz o critério de estabilidade para os célculos
da deformacéo interna dos blocos e deslocamento relativo interbloco é determinada.
O passo de tempo requerido para a estabilidade da deformacdo dos blocos é

estimado como:
. omp L
At, = me(z‘)z (3.42)

Onde:
m; = Massa associada como o nodo do bloco i;

&, = Medida da rigidez dos elementos ao redor do nodo.

O termo de rigidez &, deve levar em conta a rigidez da rocha intata e das

descontinuidades, calculada como:
&=(+E) (3.43)

O primeiro termo ao lado direito da equacdo de rigidez representa a suma das

contribuicdes de todos os elementos conectados ao nodo i, o qual pode ser estimado

como:
8 4~ \ bhax
Onde:
K e G_ = Modulos de rigidez de Bulk e de rigidez ao cisalhamento,

respetivamente;
b,ax = Z0Ona de borda mais longa;

hmin = Minima altura de um elemento triangular.
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Segundo Velilla (2013), o comportamento dinamico dos blocos é
representado numericamente por um algoritmo de passo no qual o tamanho de passo
é limitado pela consideracdo de que dentro de este as velocidades e aceleragcdes séo
mantidas constantes. Acrescentando a isto, 0 passo de tempo deve ser
suficientemente pequeno durante um passo simples, garantindo assim, que as
perturbacOes mecanicas ndo sejam propagadas entre um elemento discreto e os
blocos em contato.

3.3.
UDEC (Universal Distinct Element Code)

UDEC (Figura 3.12) € um programa numérico bidimensional baseado no
método dos elementos distintos para modelagem descontinua. Este programa
simula a resposta de um meio descontinuo (massa de rocha fraturada) submetida a
cargas estaticas ou dinamicas. O esquema de célculo ¢é baseado no “Lagrangeano”
que esta bem adequado ao modelamento de grandes movimentos e deformacdes de
um sistema de blocos.

A formulacdo e desenvolvimento do método dos elementos distintos tém
progredido por um periodo de 40 anos, comegando com a apresentacdo inicial por
Peter Cundall (1971), e posterior projeto do software em conjunto com a Itasca
(1985).

UDEC possui a vantagem de permitir a construcdo de funcdes e criacdo de
variaveis por meio da linguagem FISH (1996), criada como resposta aos usuarios
que desejavam realizar mais analises, e que com a estrutura existente no programa

resultava em uma tarefa dificil de executar.
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Figura 3.12 - Software UDEC 5.0 Itasca (2011).

Para toda modelagem em meios fraturados por meio do software UDEC, séo
implementados oito (8) passos fundamentais em sequéncia légica (Figura 3.13)

descritos a seguir:

Passo 1: Geometria do modelo

Inicialmente é criada a geometria do bloco de acordo com o problema
(retangular ou circular) por meio da opc¢éo build. Aqui séo definidas as dimensdes
do bloco, assim como o arredondamento, 0 minimo comprimento de borda para que
0 bloco seja gerado e as condigdes de campo distante.

Passo 2: Discretizagdo por diferencas finitas

Para a modelagem de blocos deforméaveis uma malha de diferencas finitas é
construida por meio da opcao alter-zone, neste passo se faz a escolha do maximo
comprimento de borda para os elementos triangulares.

Passo 3: Modelos constitutivos e propriedades do material

Neste passo sdo atribuidas aos blocos e fraturas as propriedades mecanicas
por meio da opcao material, e definidos os modelos constitutivos que representam
0 sistema.

Passo 4: Condigdes inicias e de contorno

Por meio da opcdo in situ, as condic@es iniciais e de contorno séo aplicadas

ao problema. Sendo as condi¢des de contorno em termos de forcas ou
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deslocamentos, e as condicdes inicias para problemas com fluxo de fluidos por
médio da defini¢do da poropressao do sistema.

Passo 5: Utilidades

Esta etapa proporciona ferramentas para monitorar as variaveis do modelo e
acessar aos resultados gerados, isto é possivel por meio da opc¢éo utility. Assim, é
possivel estabelecer os deslocamentos, velocidades ou tensdes de algum ponto no
sistema discreto.

Passo 6: Configuracdes

Este passo permite que as condi¢cGes globais do modelo possam ser
restauradas ou alteradas durante a analise. Além disso, permite a escolha de
caracteristicas especiais na modelagem como o valor da aceleracdo gravitacional, o
upscaling da massa, 0 maximo comprimento de separacdo entre blocos, etc. Estas
configuracBes sdo acessadas por meio da opcao settings.

Passo 7: Graficos

Uma vez o equilibrio do sistema € alcangado, os resultados gerados podem
ser obtidos e visualizados por meio de graficos fazendo uso da opgéo plot.

Passo 8: Calculos

Assim que as configuracdes e propriedades do sistema sdo atribuidas ao
modelo, procede-se a realizagdo do calculo por meio da opcéo run, onde pode ser
escolhido o critério de parada da simulacdo, através da (1) minima forca

desbalanceada ou (2) quantidade de ciclos a executar.
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Figura 3.13 - Janela operacional UDEC 5.0- modelo em execug&o.
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Modelagem computacional de fraturamento hidraulico em
formacgoes Shale gas - Resultados

O desenvolvimento da modelagem numeérica, neste estudo, foi realizado
empregando o método dos elementos discretos, através do software UDEC 5.0
(Universal Distinct Element Code). A andlise de fraturamento hidraulico
desenvolvida consiste em duas etapas; a primeira etapa € a consolidacéo inicial do
macico rochoso perfurado verticalmente e a segunda etapa consiste na injecdo de
fluido a uma taxa de fluxo constante, considerando os limites externos do sistema
impermedveis. Neste enfoque, a formacdo naturalmente fraturada é representada
por um conjunto de blocos separados por uma rede de fraturas discretas
preexistentes na massa de rocha. A simulagdo numérica foi realizada empregando
um modelo hidromecénico totalmente acoplado. O fluxo de fluidos pode ocorrer
somente dentro das fraturas, movimentando os blocos de baixa permeabilidade.
Inicialmente a formacdo encontra-se com saturacdo igual a 100% e uma
determinada presséo de fluido. Este fluido, para a modelagem de fluxo permanente
desenvolvida, possui somente a propriedade de estabelecer poropressdo nas
fraturas, assim, outras propriedades como densidade, viscosidade, modulo Bulk,
etc., ndo sdo levadas em consideracdo no software UDEC. Deve-se ressaltar que
este fluido é diferente do fluido de fraturamento injetado o qual leva em
consideracao variaveis como a viscosidade para os calculos realizados ao longo do
procedimento. Os blocos de rocha sdo modelados como elasticos e impermeaveis.
A rede de fraturas é representada explicitamente por médio de uma distribuicéo
aleatoria, voronoi tesselation'’, a qual simula a estrutura da rocha. As fraturas
existentes deformam-se elasticamente, podendo somente abrir ou cisalhar
(governadas pelo modelo de atrito de Coulomb) em fungdo de pressdo e esforgos

totais.

17 Um diagrama voronoi é a particdo de um plano em regides, baseado em distancias a pontos
em um subconjunto especifico do plano. Este conjunto de pontos (geradores) é especificado dentro
do plano. Para cada ponto existe uma regido correspondente que consta de todos 0s pontos proximos,
gerando regides conhecidas como células voronoi.
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O UDEC tem a capacidade de simular a propagacao da fratura somente ao
longo de planos preexistentes, assim a trajetoria da fratura sera desenvolvida ao
longo destes planos de fraqueza e ndo através do material intato. Nesta modelagem,
a fratura hidraulica é assumida como planar e as duas “superficies incipientes” do
plano de fratura sdo limitadas a um esforco equivalente a resisténcia da fratura,
assim, a propagacdo da fratura devido ao fraturamento hidraulico corresponde a
quebra desses limites. Na pratica, o fraturamento hidraulico massivo utilizado na
estimulacdo de formacGes shale gas, resulta na propagacdo simultdnea ou
sequencial de um grande numero de fraturas.

O cisalhamento dos blocos fraturados e as tensdes geradas no processo de
injecdo sdo calculados para um determinado tempo de injecdo verificando e
garantindo que a energia desbalanceada do sistema, no final da injecdo de fluido,
seja minima indicando assim, a estabilidade do sistema.

Para modelar as etapas do procedimento, devem ser definidas a geometria do
bloco e das fraturas, os modelos constitutivos para a rocha intata e as fraturas, as
tensdes in situ, as condi¢cdes de contorno e as variaveis numericas como raio de
arredondamento dos blocos (r,) e comprimento maximo de borda da malha de
diferencas finitas. Na Figura 4.1 apresenta-se o procedimento geral empregado para

a modelagem computacional.

Geometria das
fraturas

ariaveis

o

numericas

Modelos
constitutivos Etapa 1 Etapa2 Resultados e
discussdo
Equilibrioinicial Injecao e
Tensdes in situ cisalhamento

Condicdes de

contorno

Figura 4.1 - Procedimento geral de calculo para a modelagem computacional
(adaptado de Velilla, 2013).
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Afim de melhorar ou otimizar a operacdo de fraturamento hidraulico, um
estudo paramétrico foi realizado baseado nas seguintes caracteristicas:
e Parametros de campo
e Propriedades da rocha
Propriedades mecanicas
Propriedades estruturais (estrutura da rocha)
e Parametros operacionais
Taxa de injecdo
Viscosidade do fluido.
Estes parametros foram avaliados nas simulagdes realizadas com o objetivo
de estabelecer sua influéncia na propagacdo das fraturas hidraulicas em uma

formagéo naturalmente fraturada.

4.1.
Etapa 1: Consolidacéo inicial do maci¢co rochoso

Os subitens a seguir referem-se as analises realizadas utilizando a abordagem

para a etapa 1 da modelagem numeérica.

41.1.
Geometria e escavacao do poco

Conforme apresentado na Figura 4.2 a geometria do meio fraturado é baseada
em uma distribuicdo voronoi tessellation para a representacdo aleatoria de fraturas
(estrutura); as dimensGes do macico rochoso em analise foram estabelecidas
segundo Pirayehgar (2013). As propriedades geométricas do modelo séo

apresentadas na Tabela 4.1.
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Figura 4.2 - Geometria dos modelos propostos.

Onde d é o diametro do poco perfurado na etapa inicial e | o comprimento das
bordas do bloco gerado.

Tabela 4.1 - Propriedades geométricas do modelo proposto.

Geometria do macico
d (m) 0.22
I (m) 40

4.1.2.
Modelos constitutivos e tensdes in situ

O modelo constitutivo selecionado para os blocos de rocha intata foi o modelo
elastico isotropico, enquanto que para as fraturas foi selecionado o modelo de atrito
de Coulomb. As propriedades para estes modelos constitutivos baseados em uma
rocha tipo shale sdo apresentadas na Tabela 4.2 de acordo com trabalhos

desenvolvidos por Pirayehgar (2013).
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Tabela 4.2 - Propriedades da rocha e fratura.
Propriedades Valor
Rocha intacta
Massa especifica (kg/m?) 2.7x10°
Maodulo Bulk (GPa) 43.93
Maodulo cisalhante (GPa) 30.25
Fraturas
Rigidez normal (MPa/m) 10 x10°
Rigidez cisalhante (MPa/m) 1 x103
Angulo de atrito 26°
Coesédo (MPa) 0.1
Angulo de dilatagdo 10°

123

As propriedades hidraulicas das fraturas foram selecionadas, com base nos

trabalhos desenvolvidos por Pirayehgar (2013), e estdo apresentados na Tabela 4.3.

Tabela 4.3 - Propriedades hidraulicas

das fraturas.

Propriedades

Valor

Fator de permeabilidade

8.3 x107, 2.7 x107, 1.6 x107

nula (m)

(MPal*seg™)*8
Saturacéo inicial de
_ 100
fluido (%)
Abertura residual (m)*° 5x10°
Abertura a tensdo normal
3 x10*

Finalmente sdo apresentadas na Tabela 4.4, as propriedades do fluido de

fraturamento, segundo Pirayehgar (2013).

18 Fator de permeabilidade (Kj = 1/12), definido no UDEC para o calculo da permeabilidade
das fraturas. No caso, os valores correspondem a viscosidades de 10 x102, 10 x102 e 10 x10*

[Pas.seq], respetivamente.

19 A abertura residual da fratura é um parametro para representar o zero fisico no modelo
UDEC, uma vez que o valor 0 gera inconsisténcias na modelagem. E a abertura minima a altos

esforgos na rocha.
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Tabela 4.4 - Propriedades do fluido de fraturamento.

Propriedades Valor
Reologia Fluido Newtoniano
Viscosidade (Pas.seg) 1x103 3x103;5x103
Massa especifica (kg/m?) 1000

As tensdes in situ aplicadas a geometria foram divididas em seis casos de
estudo apresentados na Tabela 4.5. Estas tensdes aplicadas representam as
condicdes de esforco sob a qual encontra-se submetida a formacdo no inicio da

operacdo de fraturamento hidraulico.

Tabela 4.5 - Tensdes in situ para 0s casos propostos.

Caso 1 2 3 4 5 6
Razao [on/
or] 1 1.3 2 1 1.3 2
oH (MPa) 30 30 30 30 39 60
oh (MPa) 30 23 15 30 30 30
Pp (MPa) 7.69 7.69 7.69 7.69 7.69 7.69
Espessura do
reservatorio 350 350 350 350 350 350
(m)

4.1.3.
CondicOes de contorno e varidveis numeéricas

As condigdes de contorno foram expressas em termos da velocidade total e
permeabilidade nula aplicadas nos contatos externos do bloco, conforme
apresentado na Figura 4.3. Estas condic¢des foram aplicadas para todos os casos de
estudo apresentados no item anterior. O software UDEC emprega numericamente
forcas para a modelagem, assim é realizada uma transformacdo matricial interna

que calcula as forcas a partir das tensdes aplicadas (Capitulo 3 - equacédo 3.41.).
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Figura 4.3 - Condig6es de contorno aplicadas para os modelos selecionados
(adaptado de Velilla, 2013).

Para gerar a malha (mesh) de diferencas finitas, em blocos deforméveis é
necessario definir o pardmetro de maximo comprimento de borda de elemento
triangular (Edge). Este parametro foi definido como 1.6 m de forma a garantir que
cada bloco de rocha apresentasse trés ou quatro nés de célculo (Velloso, 2015). A
Figura 4.4 apresenta a malha gerada para a regido de borda de po¢o apoés a
perfuragéo.

Uma vez definido o Edge, o parametro de arredondamento (ro) € definido com

valor de 0.4 mm visando evitar resisténcias infinitas no canto dos blocos.
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Figura 4.4 - Malha (mesh) de diferengas finitas para os modelos

selecionados.

4.1.4.
Condicéo final de equilibrio

A relaxacdo dindmica é o método de solucdo explicita empregado pelo
software UDEC, que permite estabelecer o equilibrio do sistema baseado em uma
tolerancia a ser respeitada. Como critério de solucéo, foi estabelecido a razédo entre
0 maximo residuo do equilibrio atual e a maxima forca de desequilibrio, adotando-

se um valor igual a 10x10°°, conforme apresentado na Figura 4.5.
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Figura 4.5 - Histérico do maximo residuo de equilibrio para o caso 3.

4.2.
Etapa 2: Injecéo de fluido e cisalhamento

Uma vez que a etapa 1 é concluida, da-se inicio a injecdo do fluido de
fraturamento dentro do poco. Trés valores de taxas de injecdo foram estabelecidos
para os casos em andlise, mantendo-se constante durante todo o tempo de injec&o.
A seguir sera explicado o procedimento de injecao de fluido, e apresentadas as taxas

de injecdo aplicadas.

4.2.1.
Injecéo de fluido nas fraturas

Ao iniciar o processo de inje¢éo de fluido dentro do maci¢o rochoso uma nova
condicdo de desequilibrio é inserida no sistema, porém o sistema deve ser estavel
ao final do tempo de injecdo. Na Figura 4.6 apresenta-se a nova condicdo de
desequilibrio inserida e posterior estabilidade do sistema ao finalizar o tempo de

injecéo.
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Figura 4.6 - Histérico do maximo residuo de equilibrio antes e depois da

injecéo de fluido para o caso 3.

Uma vez que se inicia o processo de injecdo do fluido de fraturamento no
maci¢o rochoso, a poropressao nas fraturas e contornos € liberada para atingir novos
valores consequentes ao deslocamento do fluido. Conforme apresentado na Figura
4.7, pode ser observado o estagio final da poropressdo no bloco de rocha analisado

uma vez finalizada a injecao de fluido para um tempo t de injecao.

JOB TITLE - Hydraulic Fracturing (3.2
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Figura 4.7 - Poropressédo no estado final de equilibrio apés um tempo de
injecdo de 60 segundos para o0 caso 3.
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Para a injecdo de fluido, foram estabelecidas trés taxas de injecdo segundo 0s
trabalhos desenvolvidos por Damjanac (2013). Considerando uma espessura de 350
m de reservatorio, na Tabela 4.6 s&o apresentadas as taxas de injecéo de fluido nas

unidades empregadas pelo software UDEC.

Tabela 4.6 - Taxas de injecéo de fluido de fraturamento.

PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1322129/CA

Taxa de injecao (bpm) Fator de conversao Taxa de injecao
UDEC para 350m de UDEC (m3/s/m)
espessura de reservatorio
40 0.0026/350m 3x10*
80 0.0026/350m 6x10*
135 0.0026/350m 10 x10*
4.2.2.

Cisalhamento gerado durante a injecao de fluido de fraturamento

O objetivo desta etapa da modelagem é a observacdo da area total de
reservatorio estimulada atraves do procedimento de fraturamento hidraulico
conforme as propriedades da rocha, razdo de esforgos, taxas de injecdo e
viscosidade do fluido de fraturamento apresentados anteriormente. Sendo o
deslocamento cisalhante o principal evento possivel de monitorar em sistemas
rigidos através do monitoramento microssismico (emissdes microssismicas),
podendo assim, mapear a regido estimulada (Dusseault, 2014). Este é monitorado e

graficado conforme apresentado na Figura 4.8.
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Figura 4.8 - Cisalhamento de fraturas apds 60 segundos de injecdo para o
caso 3.

4.3.
Resultados e discussoes

A partir do modelo base apresentado na Figura 4.2, realizou-se um estudo
sobre a influéncia de pardmetros como razdo de esforcos, taxa de injecdo e
viscosidade do fluido de fraturamento sobre o desenvolvimento de uma rede de
fraturas hidraulicas durante o procedimento de fraturamento hidraulico.

4.31.
Andlise em funcao da razao de esforcos

Neste estagio apresenta-se o efeito da variacdo da razdo de esforcos sob
varidveis como: poropressao, tendéncia do fluxo de fluido injetado, cisalhamento,
pressdo de injecéo e abertura das fraturas.

Para esta analise, os modelos numéricos apresentados na Figura 4.9
consideram as propriedades e parametros apresentados na Tabela 4.7. Durante o
tempo de inje¢do (1 minuto) foram mantidos constantes os parametros de taxa de
injecdo e viscosidade de fluido. Foram analisados 6 modelos de acordo com a
variacdo das tenses. Trés modelos para variagdo da tensdo principal menor o,
mantendo constante a tensao principal maior g, conforme apresentado no modelo
A da Figura 4.9 e trés modelos para o caso inverso conforme o modelo B na mesma

Figura.
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Figura 4.9 - Modelos numéricos analisados em funcéo da raz&do de esforcos.
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Tabela 4.7 - Parametros analisados para diferentes razdes de esforcos.
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Propriedades do macigo rochoso

Propriedades (Tabela 4.2)

Taxa de injecao

10 x10*m3/s/m (135 bpm)

Viscosidade

1 x10° pas.seg (1 cp)

Tempo de injecéo

60 segundos

Ov (MPa) 30
Ch (MPa) 30/23/15
Razéo 1 (o, /0y) 30/30
Esforcos Modelo A
Razéo 1.3 (a,,/0y) 30/23
Razéo 2 (a,/0y) 30/15
Pp (MPa) 769
Ov (MPa) 30/39/60
Ch (MPa) 30
Razéo 1 (o, /0y) 30/30
Esforcos Modelo B
Razéo 1. (a,,/0n) 39/30
Razéo 2 (o, /0y) 60/30
Pp (MPa) 769

Uma recente técnica de estimulacdo tem sido empregada para aperfeicoar os

tratamentos de fraturamento hidraulico, esta consiste na utilizacéo de fluidos water-

frac ou slickwater de baixa viscosidade (1-3 cP) injetados a altas taxas permitindo

assim a suspensdo e colocacédo de propantes dentro da fratura hidraulica. Os valores

para viscosidade e taxa de injecdo apresentados na Tabela 4.7 séo estabelecidos de

acordo com esta técnica, visando representar o comportamento da rede de fraturas

hidraulicas desenvolvida.
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Figura 4.10 - Distribuicdo do fluido injetado no

esforcos 1, apoés 60 segundos de injecao.
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Figura 4.12 - Distribuicado do fluido injetado no reservatorio para razédo de
esforcos 2, apds 60 segundos de injecéo.

O fluxo de fluidos, conforme apresentado através da Figura 4.10 a Figura
4.12, foi dominante na direcdo horizontal para a maior relacdo de tensdes (Figura
4.12) tanto no modelo A, quanto no modelo B conforme maior anisotropia dos
esforcos in situ. Isto é conforme com o comportamento esperado apresentado na
teoria (pag 67-68). As fraturas reabriram paralelas a tensao principal maior visando
minimizar o trabalho de fratura. Entanto que, para uma maior isotropia de esforcos
(Figura 4.10 no modelo A e B) a tendéncia do fluxo de fluidos foi simétrica em

todas as direcGes conforme isotropia de esforgos na rocha.
e Efeito da razéo de esforcos na distribuicéo de poropressao

Resultados semelhantes ao anterior foram observados para efeitos de difusédo de
pressdo (Figura 4.13 a Figura 4.15), assim, para uma maior anisotropia de esforgos
(Figura 4.15) tanto no modelo A, quanto no modelo B pode-se observar que a
distribuicdo de pressdo de poros € paralela a tensdo principal maior. Esforgcos
isotropicos na rocha resultam em difusdo de poropressdo uniforme dentro da

formagéo, conforme observado na Figura 4.13 para a razdo 1 nos dois modelos.

Ox
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Porém, pode ser observado que para um aumento da tenséo horizontal maior (Figura
4.15 Modelo B-) a poropresséo dentro do poco atinge um valor de 15 MPa, entanto
que, para menores valores de tensdo principal menor (Figura 4.15 Modelo A-) esta
desenvolve um valor menor (L0MPa). Isto indica que para maior esfor¢co médio na
rocha, a pressdo de injecdo desenvolvida a uma taxa de injecdo constante sera

maior, indicando um maior esforco para a iniciacao e propagacéo de fraturas.
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Figura 4.13 - Difusédo de poropresséo no reservatério para razdo de esforgos 1,

apo6s 60 segundos de injegéo.
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Figura 4.14 - Difusdo de poropressao no reservatorio para razao de esforcos 1.3,

apos 60 segundos de injecao.
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Figura 4.15 - Difusédo de poropressdo no reservatério para razdo de esforgos 2,

apo6s 60 segundos de injegéo.
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e Efeito da razéo de esforcos no deslocamento dos blocos de rocha

Deslocamento (m)

2.817TEDS
1.703E-04
2.855E-04
2.407E-04
4.250E-04
A 110E-04
5.062E-04
B.214E-04
7 .GE3E-04
2.517E04
9 369E-04

Rotagé&o (m)

Modelo B

Deslocamento (m)

i
i

\

& SIFED5 A

1.702E-04
14855604
3407ED4
4250804
5 1DED4
5 062E-04
6.814E04
7 BESED4
5517ED4
9.269E04

;,‘i‘dl"a '

7

e

hlock rotstions
maximum = 4 353E-073

Rotacédo (m)

hlock rotations
maximum = 4.353E-03

Figura 4.16 - Deslocamentos e rotacdo de blocos para razdo de esforgcos 1

apos 60 segundos de injecao.
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Modelo A

Rotagéo (m)

Deslocamento (m)
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Modelo B
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1.936E02
LATEEDS
2A0ED}
2EEIED3
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block rotations
maximum = 1.456E-02

G'xx/a_yy — 39/30 =1.3

Figura 4.17 - Deslocamentos e rotacao de blocos para razdo de esforgos 1.3

apos 60 segundos de injecao.
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Modelo A

Rotagédo (m)

Deslocamento (m)

1306604
4.TO3E04
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958504
1198603
1.438E-03
1BTTEDS
1917ED3
TASTEDS
I 06ED3
2EIGEDR
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Modelo B
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T T T
5.037ED4 |
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2 9B3E-03
3 SEZED3
4 166E-03
4 740E03
8343603
5.937ED2
£ 530E-03

block rotations
maximum = 3 877E-02

Figura 4.18 - Deslocamentos e rotacdo de blocos para razdo de esforgos 2

apo6s 60 segundos de injecéo.

Os blocos localizados ao redor do ponto de injecdo rotam levemente,
desenvolvendo com isto uma abertura de fratura, a qual gera um incremento da
condutividade. Conforme apresentado na Figura 4.18 uma maior rotagdo dos blocos
de rocha é desenvolvida para uma anisotropia maior de esfor¢os (R= 2) tanto para
0 modelo A, quanto para 0 modelo B. Isto ocasiona deslocamentos cisalhantes e

abertura de fratura conforme apresentados na Figura 4.31 e Figura 4.34.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1322129/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1322129/CA

142

Adicionalmente, o comportamento do deslocamento dos blocos € governado
pela razdo de esforgos, assim, sdo desenvolvidos deslocamentos uniformes para
maior isotropia (R= 1) e deslocamentos assimétricos perpendiculares ao esforgo
principal menor para uma razdo de esfor¢cos maior (Razdo 2) nos dois modelos
estudados. A asimetria do deslocamento respeito do eixo horizontal para a razao de
esforgos 2 (Figura 4.28) nos modelos A e B pode ser explicado em base a
distribuicéo aleatoria de fraturas no bloco de rocha.

o Efeito da razéo de esforgos no deslocamento cisalhante

Figura 4.19 a Figura 4.21 apresentam o deslocamento cisalhante das fraturas
uma vez realizado o tratamento de fraturamento hidraulico. Quando se inicia o
processo de injecdo e o fluido ingressa a formacéo a fratura natural é dilatada uma
vez superado o esforco normal compressivo atuante. Se o fluxo de fluidos continua,
a fratura natural dilatada transforma-se em parte de uma rede de fraturas hidraulicas,
isto €, torna-se uma fratura hidraulica e propaga-se através das fraturas naturais. A
direcdo de propagacao das fraturas, em grande escala é na direcdo perpendicular ao
esforgo principal menor (o3). Assim, pode ser observado na Figura 4.31 que para
uma maior anisotropia de esforcos (razdo de esforcos 2) a tendéncia do
deslocamento cisalhante € fortemente marcada nesta direcdo, tanto no modelo A,
quanto no modelo B. Para a razdo de esforcos R= 1 pode-se observar uma maior
uniformidade de deslocamento cisalhante em todas as direcdes, governada pela
isotropia dos esforcos in situ. E interessante notar que uma ramificacdo é
desenvolvida na trajetdria das fraturas, isto ocorre para nivel de esforgos isotropicos
no modelo A e B e alta razdo de esfor¢os (R=2) no modelo B. A ramificacao
multidireccional atinge o seu nivel mais elevado no estado de tensdo isotrépica
conforme observado na Figura 4.28 para a razdo de esforgos R=1 nos modelos

estudados.
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Figura 4.19 - Deslocamento cisalhante das fraturas para razdo de esforcos

1 ap6s 60 segundos de injecéo.

Modelo A

shear dizplacement on joint
right-lateral
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max shear dizp = 1 497E-04
each line thick = 2.994E-03
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Modelo B
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Figura 4.20 - Deslocamento cisalhante das fraturas para razdo de esforcos

1.3 apds 60 segundos de injecéo.
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Modelo A

shear dizsplacement on joint
right-lateral

left-lateral

max shear disp = 2.710E-03
each line thick = 5.419E-04
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Modelo B

zhear displacetnent an joint
right-lateral

left-lateral

max shear dizp = 6.596E-03
each line thick = 1.319E-03

Ramificago

G'xx/o_yy — 60/30 =2

Figura 4.21 - Deslocamento cisalhante das fraturas para razdo de esforcos

2 ap6s 60 segundos de injecéo.

e Efeito da razéo de esforg¢os no deslocamento normal

Modelo A

3.324E-05
6.647E-05
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Figura 4.22 - Abertura de fraturas para razdo de

segundos de injec¢ao.
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Modelo A
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Figura 4.23 - Abertura de fraturas

segundos de injegéo.
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Modelo B

e 2w s o 12
Vre

O'xx/o_yy — 39/30 =1.3

para razdo de esforgcos 1.3 apos 60

9.A05E-04
1.931E02
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£ £3x [ ann [
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Uxx/a_yy - 60/30 =2

Figura 4.24 - Abertura de fraturas para razdo de esforcos 2 apds 60

segundos de injecéo.
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Modelo A Abertura da fratura
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Figura 4.25 - Abertura da fratura em funcéo da razdo de esfor¢cos no ponto
de analise (2.7031, 0.1257).
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Pode ser observado por medio da Figura 2.27 que para maior razdo de
esforcos tanto no modelo A quanto no modelo B, a propagacéo da rede de fraturas
hidraulicas foi direcionada perpendicularmente ao esforco principal menor aplicado
na formacdo. Entanto que, para maior isotropia (Figura 2.25) de esfor¢os a rede de
fraturas distribuiu-se de forma simetria dentro da formacéo.

Visando avaliar a abertura das fraturas estimuladas, conforme apresentado na
mesma Figura, a abertura desenvolvida para os dois modelos avaliados foi crescente
conforme o aumento da razédo de esforcos.

A Figura 4.9 apresenta o ponto monitoramento (2.7031, 0.1257) do
crescimento da fratura para cada uma das raz6es de esforgos avaliadas. Na Figura
2.28, pode ser observado que para a razdo de esforgos 2 tanto para 0 modelo A,
quanto para o modelo B, a fratura desenvolveu uma maior abertura, isto se explica
em base a distribuicdo anisotropica de esforcos na formacdo o que influi na
distribuicdo dentro das fraturas, deslocando-se principalmente na direcdo do
esforgo principal maior. Além do anterior, maiores esforcos na rocha, originam
maiores deslocamentos nesta.

E possivel analisar que a tensdo média influencia os valores da abertura de
fratura de forma diferente de acordo com o esforco que muda sob a formacao.
Assim, é possivel observar através da Figura 4.26 que mudancas no esforgo
principal menor originardo menores aberturas de fraturas para tensées médias
crescentes, atingindo valores maiores para menor tensao média e maior anisotropia
de esforcos (R=2). Por outro lado, um aumento da tens&o principal maior reflete no
aumento de abertura de fratura, atingindo altos valores para maior tensdo média e

maior anisotropia de esforcos (R=2).
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Figura 4.26 - Abertura de fratura em fungdo da tensdo média.

Efeito da raz&o de esfor¢os na presséo de injecdo
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Modelo B
Pressdo de Injecao
16
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gn =
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8
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Tempo de injegdo (min)

Figura 4.27 - Presséao de injecdo em funcao dos esforcos.

A pressdo de injecdo é uma das variaveis mais importantes a serem
monitoradas durante um procedimento de fraturamento hidraulico, portanto o efeito
que ocasionam parametros como as tensoes in situ sob esta, deve ser monitorado.
No modelo A (Figura 2.30), a pressdo de injecdo atinge altos valores para uma
maior isotropia de esforcos (R= 1), e diminui seu valor com o aumento da razdo de
esforcos, assim para R= 2 existird uma maior facilidade de ingresso de fluido na
formagéo, aliviando a presséo de injecdo no pogo. Entanto que, no modelo B (Figura
2.30), sera desenvolvido um menor valor de pressdo de injecdo para a razao de
esforcos igual a 1 quando comparada com as razdes de esfor¢cos 1.3 e 2, sendo este
comportamento adverso ao apresentado no modelo A.

O anterior, pode ser explicado através da tensdo meédia da formacéo
((oxx + 0yy)/2), @ medida que esta aumenta, pressdes de injecdo maiores seréo

desenvolvidas, isto é apresentado na Figura 4.28.
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Figura 4.28 - Tendéncia de crescimento de presséo de inje¢cdo em fungéo

da tensdo média.
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4.3.2.
Analise em funcao da taxa de injecao

Os resultados que estdo apresentados a seguir se referem as analises
realizadas para 0 modelo numeérico apresentado na Figura 4.29 com propriedades
descritas na Tabela 4.8. Neste estagio é avaliado o efeito da taxa de injecdo sob a
propagacao da fratura hidraulica e estimulagéo do reservatorio.

Para esta analise, foram monitorados parametros como: difusdo de
poropresséo, tendéncia do fluxo de fluidos, cisalhnamento, pressdo de injecdo e
abertura das fraturas, para um tempo de injecdo igual a 1 minuto. Nesta analise
foram mantidos constantes os parametros razdo de esforcos para o modelo A (R=
2) e viscosidade do fluido (1 cP).

JOU TITLE  Hyarmsc Frachurng cou
UDEC (Varston 5.00)
N
I o
LEGEND
G =30MPx
S Nov.2015 170035 A G
Cytle 3761
e = 150NE01 30c
Sow teme = 1 S00E-0N e <
Sae! amo
G, =13 MPs
0.2m | |om
- i+
o e Monitoring paint | 40m
“Injection point’ ] v
o
] Lk
|
o
x : . WV
tasca Consuting Group, Inc
Mrveapols, Mnrescla USA
- 30 em e s am = -
I:l_
~
40m

Figura 4.29 - Modelo numérico analisado em fungéo da taxa de injecao.
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Propriedades do macigo rochoso Tabela 4.2
Razé&o de esforgos 2
Viscosidade 1 x10° pas.seg (1 cp)
Tempo de injecéo 60 seg
Ov (Oxx) (MPa) 30
Esforcos Gh ((MPa) 15
Pp (Mpa) 7.69

Efeito da taxa de injecdo no fluxo de fluidos

Ti = 3e-4 m3/s/m

Ti = 6e-4 m3/s/m

Ti = 10e-4 m3/s/m

Figura 4.30 - Fluxo de fluidos nas fraturas em fungéo da taxa de injecéo.
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Pode ser observado por médio da Figura 4.30 que o fluxo de fluidos dentro

das fraturas foi como esperado, obtendo-se maior penetracdo dentro da formacéo

quanto maior foi a taxas de injecdo, isto para um mesmo tempo de injecdo (60

segundos).

e Efeito da taxa de injec@o na distribuicio de poropressao

Deslocamento (m)

92T1EM

1.254E+400
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SRE AN R EALE AR
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T T T T T
e sE oMo oon com
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Ti = 3e-4 m3s/m

Deslocamento (m)

1.050E+00
T A0MEHID
JAS1EHID
4 202 E+00
5. 252EHI0
6303400
TASIEH0
2403400
9.454E400
1.050E+01
1.156E401

Deslocamento (m)

983EM

1. Q6E2EH00
2.052E400
3.A36EH0
4 920 EHID
A.90%3EHI0
6857 EHID
TATIEAD
2855400
9.839EHD
1.082E41

L FEITE

ﬁllﬁ B.'Iﬂ B.'Iﬂ I:I.
]

Ti = 6e-4 m3/s/m

Ti = 10e-4 m3/s/m

Figura 4.31 - Difuséo de poropresséo no reservatorio em fungéo da taxa de

injecao.

Conforme apresentado na Figura 4.31 a difusdo de poropressdo dentro das

fraturas distribui-se principalmente na direcdo do esfor¢o principal maior,
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aumentando seu valor dentro do poc¢o e nas fraturas proporcionalmente a taxa de
injecdo de fluido para um mesmo tempo de injecé&o.

e Efeito da taxa de injecdo no deslocamento dos blocos de rocha

Os blocos localizados ao redor do ponto de injecdo rotam levemente,
desenvolvendo com isto uma abertura de fratura a qual gera um incremento na
condutividade. Conforme apresentado na Figura 4.32 uma maior rotagéo de blocos
de rocha é desenvolvida para uma maior taxa de injecdo (10e-4 m3/s/m)
ocasionando principalmente deslocamentos cisalhantes e abertura de fartura
conforme apresentados na Figura 4.33 e Figura 4.34 respetivamente. Além do
anterior, conforme pode ser observado o deslocamento dos blocos se mantem em
maior proporc¢do perpendicular ao esforgo principal menor para as trés taxas de
injecdo (3e-4 m3/s/m, 6e-4 m3/s/m e 10e-4 m3/s/m) sob mesma razdo de esforgos
R=2.
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eslocamento (m)
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block rotations
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Ti = 6e-4 m3/s/m

Figura 4.32 - Deslocamentos e rotagdo de blocos em funcéo da taxa de

injecéo.
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o Efeito da taxa de injecéo no deslocamento cisalhante

Para um tempo de injecdo similar (1 minuto) altas taxas de injeg&o resultam
em deslocamentos cisalhantes com maior interconex&o de fraturas ao redor do pogo
conforme observado na Figura 4.33, o que indica um procedimento de fraturamento
hidraulico mais eficaz visando melhorar a permeabilidade da formacéo. Isto pode
ser explicado em base a injecdo de grandes volumes de fluido. Por outro lado, baixas
taxas de injecdo favorecem a criagcdo de deslocamentos cisalhantes em areas
distantes do ponto de injecéo, resultando na abertura de fraturas preexistentes. Estas
fraturas apresentam pouca interconexao a area do poc¢o, portanto ndo sdo muito
importantes na contribuicdo de produtividade do pog¢o. Porém, através destas pode
ser comprovado o efeito registrado por a microssismicidade para aéreas distantes
de onde a poropressao de fluido injetado ndo ingressou.

Conforme pode ser observado na Figura 4.33, os deslocamentos cisalhantes
sdo desenvolvidos em uma extensa area do reservatorio, distribuindo-se em zonas
distantes a de penetracdo do fluido (Figura 4.30), obtendo-se assim uma érea

estimulada maior em funcéo destes deslocamentos.
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Figura 4.33 - Deslocamento cisalhante das fraturas em funcdo da taxa de

injecao.
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e Efeito da razéo de esforcos na abertura de fratura

Deslocamento (m)
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Figura 4.34 - Abertura de fratura em funcdo da taxa de injecao.
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Abertura da fratura
3.5E-03

3.0E-03
2.5E-03
2.0E-03

1.5E-03 I
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Abertura {m)

102-4m3 s/ m
5. 0E-04

0.0E+0D
0.00 020 040 060 08B0 100 1.20

Tempo de injecdo (min)

Figura 4.35 - Abertura da fratura em funcéo da taxa de injecdo no ponto de
analise (2.7031, 0.1257).

Pode ser observado na Figura 4.35 que o deslocamento normal se
desenvolveu de forma crescente conforme um aumento da taxa de injecdo de
fluidos. No caso analisado, para uma taxa igual a 10 x10* m®/s/m estes apresentam
valores da ordem de 2.9x10° m, contribuindo com a maior percentagem do

deslocamento total dos blocos de rocha.

A Figura 4.35 apresenta o historico de abertura da fratura monitorada no
ponto (2.7031, 0.1257) conforme sinalizado na Figura 4.29. A abertura de fratura
atinge valores maiores para altos valores de taxa de injecdo. Assim, para uma taxa
de injecdo de 10e-4m3/s/m (135 bpm) a abertura de fratura atingiu um valor médio
de 2.9e-3 m para um tempo de injecdo de 1 minuto.

e Efeito da taxa de injec@o na pressao de injecdo

A Figura 4.36 apresenta o histdrico da pressdo de injecdo (em funcdo do
tempo de injecdo). Nesta pode ser observado que para as taxas de injecéo
analisadas a pressao de injecdo desenvolveu altos valores quanto maior foi a
taxa de injecdo estabelecida, mostrando a tendéncia esperada. Assim, esta
apresentou um valor maximo de 10.12 MPa para uma taxa de injecdo igual a
10e-4m?3/s/m (135 bpm).
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O comportamento observado para a pressao, registra 0 momento de abertura
das fraturas ao redor do poco (pico de presséo) e sua posterior propagacgéao
dentro do reservatorio, este comportamento é observado nos procedimentos de

fraturamento hidraulico conforme registrado por Néquiz e Robles, 2014.

Pressdo de injegdo

10 x10-4 m3/s/m
— 104 m3 f5/m

Pressao (MPa)

— 3x10-4 m3/s/m

0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00 1.20

Tempo de injecdo (min)

Figura 4.36 - Presséo de injecdo em funcdo da taxa de injecao.
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4.3.3.
Analise em funcao da viscosidade do fluido

Os resultados que estdo apresentados a seguir se referem as analises
realizadas para o modelo numérico apresentado na Figura 4.29 com pardmetros
descritos na Tabela 4.9. Neste estagio é avaliado o efeito da viscosidade do fluido
de fraturamento sob a propagacdo da fratura hidraulica e estimulacdo do
reservatorio.

Para esta analise, foram monitorados parametros como: difusdo de
poropressdo tendéncia do fluxo de fluidos, cisalhamento, pressdo de injecéo e
abertura das fraturas, para um tempo de injecdo igual a 1 minuto. Nesta analise
foram mantidos constantes os parametros razao de esforcos (R= 2) e taxa de injecao
de fluido igual a 10x10*m?3/s/m (135 bpm).
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Tabela 4.9 - Parametros analisados.

Propriedades do maci¢o rochoso (Tabela 4.2)
Razéo de esforcos 2
Taxa de injecao 10e-4 m®/s/m (135 bpm)
Tempo de injecao 60 seg
Ov (MPa) 30
Esforgos Oh (MPa) 15
Pp (MPa) 7.69

e Efeito da viscosidade no fluxo de fluido injetado

O fluxo de fluido injetado conforme observado na Figura 4.37, apresenta para
baixos valores de viscosidade (1 cP) uma area invadida de maior dimensdo e uma
distribuicdo de fluido mais uniforme respeito ao esforco principal menor dentro do
reservatorio. Esta tendéncia € correspondente com o esperado uma vez que, para
baixos valores de viscosidade de fluido uma menor resisténcia opde-se ao fluxo e o
caminho seguido pelo fluido serd na direcdo do esforco principal maior. Para
valores altos de viscosidade a tendéncia serd uma uniformidade do fluxo de fluidos
em todas as direc¢des, isto ocorre devido aos altos valores de pressao desenvolvidos
Nno pogo superando a resisténcia das fraturas e abrindo em todas as direcdes.
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Viscosidade=1cP Viscosidade= 3 cP

Viscosidade=5 cP

Figura 4.37 - Fluxo de fluido injetado nas fraturas em fun¢éo da viscosidade
do fluido.

e Efeito da viscosidade na distribuicdo de poropressao

Conforme apresentado na Figura 4.38, a difusdo de poropresséo para baixos
valores de viscosidade apresenta uma distribuicdo paralela ao esforgo principal
maior, isto se deve ao fato de menor restricdo ao fluxo de fluido de fraturamento,
podendo-se distribuir com maior facilidade dentro da formagdo em funcéo dos

esforcos in situ aplicados. Adicionalmente, altas viscosidades de fluido, geram altos
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valores de pressdo, originando uma trajetoria mais simétrica em todas as direcfes

para o ingresso de fluido na formacgdo. Na medida em que aumenta a viscosidade

do fluido de fraturamento e o valor da tensdo in situ principal menor tende a ser

alcancada e superada, o ingresso de fluido e a dissipacdo de poropressao na

formacéo adquire o formato de tensGes isotropicas in situ.
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Viscosidade=1 cP
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Figura 4.38 - Difusédo de poropressao dentro do reservatorio em funcao da

viscosidade do fluido.
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e Efeito da viscosidade na pressao de injecdo

Pressao de injecio

16

14
E 10
=
o 8 1cP
e
A
v 6 3 cP
oo

4 5 P

2

0

0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00 120
Tempo de injegdo (min)

Figura 4.39 - Presséao de injecdo em funcado da viscosidade do fluido.

Valores altos de viscosidades (3 e 5 cP) resultam no desenvolvimento de altas
pressdes de injecdo conforme pode ser observado na Figura 4.39. A pressdo de
injecdo para o caso de viscosidade com valor igual a 5 cP atingiu um valor maximo
de 14.7 Mpa. Como esperado o formato de pressdo de injecdo apresenta um pico
inicial que indica a abertura da fratura para 1cP e um comportamento mais irregular
para viscosidades de 3 y 5¢cP, provavelmente devido a alta resisténcia ao fluxo

gerado a partir destes valores de viscosidade.
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e Efeito da viscosidade no deslocamento dos blocos de rocha
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Figura 4.40 - Deslocamentos e rotacao de blocos em funcéo da viscosidade

do fluido injetado.
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Os blocos localizados ao redor do ponto de injecdo rotam levemente,
desenvolvendo com isto uma abertura de fratura, a qual gera um incremento da
condutividade. Conforme apresentado na Figura 4.40 uma maior rotagéo de blocos
de rocha é desenvolvida para uma maior viscosidade do fluido (5cP) ocasionando
deslocamentos cisalhantes e abertura de fraturas conforme apresentados na Figura
4.41 e Figura 4.42 respetivamente. Porém foi observado que para uma viscosidade
de 3cP foi desenvolvida um maior deslocamento total dos blocos se comparada com
os deslocamentos desenvolvidos para uma viscosidade de 5¢P. (Pouco significativa,
observando a ordem de grandeza dos deslocamentos), isto pode ser explicado em

funcdo da redistribuicdo de esforgos na formacéo.

e Efeito da viscosidade no deslocamento cisalhante

O aumento da viscosidade do fluido de fraturamento contribui em relacédo
direta ao desenvolvimento de maior ramificacdo de fraturas dentro da formacao.
Conforme pode ser observado na Figura 4.41 os deslocamentos cisalhantes sdo
desenvolvidos em uma extensa &rea do reservatorio, apresentando para uma
viscosidade de 5¢P deslocamentos distribuidos em zonas distantes a de penetracao
do fluido, obtendo-se assim uma area estimulada maior em funcdo aos
deslocamentos cisalhantes desenvolvidos. Este fendbmeno tem sido observado
através de medicBGes de microssismicidade (Dusseault, 2014), porém as fraturas
estimuladas ndo possuem interconexdao a area do poco, ndo contribuindo

positivamente ao incremento da produtividade deste.
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Figura 4.41 - Deslocamento cisalhante da fratura em funcao a viscosidade

do fluido.
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Figura 4.42 - Abertura de fratura apds 60 segundos de injecdo
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Na medida em que a viscosidade do fluido aumenta, 0 mecanismo de

deslocamento normal adquire maior importancia uma vez que va em aumento, isto

pode ser observado através da Figura 4.42 indicando assim o efeito que exerce a

viscosidade no mecanismo de deslocamento nas fraturas.
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Abertura de fratura
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Figura 4.43 - Abertura da fratura no ponto de andlise (0.352, 0.7225).

A abertura de fratura como pode ser observado na Figura 4.43 aumenta conforme o
aumento da viscosidade do fluido. Assim, para a viscosidade de 5cP € obtida a

maior abertura de fratura para 0 modelo estudado.
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5
Consideragoes finais

51.
Conclusodes

Esta dissertacéo teve como objetivo principal estudar a propagacéo de fraturas
em um meio naturalmente fraturado (shale gas) sob a variagdo de parametros
operacionais como taxa de injecdo e viscosidade do fluido de fraturamento e
parametros mecanicos como variagao de esforcos in situ, considerando uma solugéo
totalmente acoplada do problema hidromecénico. Para tal tarefa, foi necessaria uma
imersdo em diversas areas do conhecimento como geologia, petrofisica,
geoquimica, engenharia de reservatérios, fraturamento hidraulico, fluxo de fluidos
na fratura, para que fosse possivel compreender a real dimensdo do problema
proposto.

A idealizacdo geométrica dos modelos buscou satisfazer algumas condigdes
geoldgicas (estrutura da rocha, plano ortogonal de tensdes principais maxima e
minima) e numéricas (analise de plano de propagacéo de fraturas).

Os resultados obtidos estabelecem que uma fratura hidraulica tende a seguir
0 caminho da fratura natural local antes que quebrar a resistente matriz de rocha. A
orientacdo global do crescimento de fraturas € mantida normal ao esforcgo principal
menor.

Dada uma diferenca de tensoes in situ:

e O fluxo de fluidos é dominante na dire¢do do esforgo principal maior, para
raz0es de esfor¢os maiores (R=2).

e Adifusdo de poropressdo segue a direcdo do esforco principal méximo para
uma maior anisotropia de esforcos, seguindo a tendéncia de fluxo de fluidos
na formacéo.

e A leve rotacdo dos blocos ao redor do ponto de injecdo conduze a abertura
das fraturas aumentando sua condutividade, estas rotacdes atingem valores

superiores para maior anisotropia de esforgos.
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e A pressdo de injegcdo de fluido aumenta com o incremento da razdo de

esforcos.

e Campos de esforcos anisotropicos resultam em maiores valores de pressao

de injecéo.

e A ramificacdo ocorre logo ap6s do ponto de injecdo. Embora a ramificacao

seja restrita na maioria dos casos, alguma ramificacdo pode-se desenvolver

mesmo para indices (razBes) baixos de tensbes. A ramificacdo atinge o seu

nivel mais elevado no estado de tensdo isotropica.

e A abertura das fraturas e por tano a condutividade de estas, atinge valores

altos para maior anisotropia de esforgos sob a rocha, similarmente existe

uma maior interconexao com a area do poco.

Pode-se concluir que a razdo de esforcos tem seu principal efeito na

orientacdo e distribuicdo da rede de fraturas, uma vez que estas propagam-se na

direcédo do esforco principal maior.

Dada uma diferenca de taxas de injecéo:

Uma maior rotacdo de blocos é desenvolvida para altas taxas de injecéo
ocasionando principalmente deslocamentos cisalhantes.

Maior interconexdo de fraturas a area de poco e abertura sao
desenvolvidas para maiores taxas de injecao.

Menores taxas de injecdo resultam em maior deslocamento cisalhante
no reservatorio, parte destes deslocamentos podem ser encontrados em
areas distantes a area de interconexao ao pogo, resultando em areas ndo
produtivas. Por outro lado, uma porcentagem do deslocamento
cisalhante com interconexdo ao poco é desenvolvida em uma area mais
afastada a atingida pelo fluxo de fluidos, mostrando como este
deslocamento contribui ao ganho de produtividade do reservatério. O
deslocamento normal dos blocos é maior quanto maior é a razdo de
esforgos contribuindo a permeabilidade das fraturas.

O efeito de altas taxas de injecdo na pressao de injecdo é o aumento em
proporcéo direta a esta.

Pode ser concluido que altas taxas de injecdo para fluidos de baixa
viscosidade (slickwater) resultam em uma maior interconexao de

fraturas e maior condutividade hidraulica.
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Dada uma diferenca de viscosidade de fluido:

e Uma maior rotacdo de blocos é desenvolvida para altas viscosidades
de fluido ocasionando altos deslocamentos normais e cisalhantes na
rocha.

e Maior interconexdo de fraturas a area de poco e aberturas de fratura
séo desenvolvidas para maiores valores de viscosidade.

e Deslocamentos cisalhantes com interconexdo a zona de pogo sao
desenvolvidos em zonas distantes a area de penetracdo do fluido de
fraturamento, contribuindo assim, ao aumento da area de reservatorio
estimulada, porém ndo contribuem ao aumento do indice de
produtividade do reservatério. Valores altos de viscosidades de fluido
resultam em maior deslocamento cisalhante no reservatorio. O
deslocamento normal dos blocos aumenta em forma proporcional ao
aumento da viscosidade do fluido.

e O efeito do aumento da viscosidade na pressdo de injecdo é o0 aumento

em forma proporcional a esta.

Como conclusdo geral, pode-se afirmar que a consideragdo de estruturas
geoldgicas complexas como um modelo de fraturas aleatorias (voronoi), tem carater
fundamental para a realizacdo de uma modelagem numérica realistica em
reservatorios naturalmente fraturados na geomecanica do fraturamento hidraulico.
Aliado a isso, tem-se 0 emprego de metodologias robustas para a simulagdo do
fraturamento hidraulico, conforme foram aplicadas neste trabalho.

Portanto, para o caso de analise de fraturamento hidraulico, as abordagens
empregadas neste estudo apresentam um grande potencial de aplica¢do, podendo
ser aplicadas no fluxo de trabalho de analistas de reservatdrios. Tal abordagem,
pode auxiliar na tomada de decisdo em relacdo as possiveis configuracdes, vazdes
e viscosidades que podem ser aplicadas no procedimento de fraturamento

hidraulico.
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Sugestdes para trabalhos futuros

Uma vez realizada a conclusdo deste trabalho, algumas sugestdes sdo

realizadas para futuras pesquisas relacionadas ao assunto abordado nesta

dissertacdo.

Recomenda-se considerar efeitos adicionais associados a parametros
como temperatura e interacdo quimica da rocha-fluido, parametros
importantes na em rochas argilosas naturalmente fraturadas.

Realizar modelagens numéricas em trés dimensGes, visando a
inclusdo de cenarios geométricos adicionais a 0s avaliados em
simulagdes 2D.

Realizar um estudo paramétrico de fraturas com diferente valor de
coesdo, angulo de friccdo e dilatagéo.

Inclusdo de caracteristicas geoldgicas como falhas em diferentes
distancias ao ponto de injecéo.

Realizar uma analise paramétrica de diferentes tipos de fluxo como
transiente com fluidos compressiveis e incompressiveis, mesmo que

a expansdo termal do fluido.
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