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espaçamento, resultará num maior numero de fraturas secundárias. Lembrando 

que o SRV não leva em conta o volume criado por abertura de fratura e sim pelas 

dimensões de altura e comprimentos nas duas direções principais. 

 
Figura 4.2.3 Gráfico de Comprimento de DFN por variação de Ct. 

Os menores valores de abertura, associada a menor pressão líquida de 

fraturamento, Pnet, pode levar ao embuchamento das fraturas, i.e., ao 

impedimento do transporte de agentes de sustentação no interior das fraturas em 

direção as suas extremidades, sendo este também um critério para definirmos a 

faixa de valores aceitáveis para o Ct. Observamos isto comparando a Figura 4.2.1 

com as Figuras 4.2.4 e 4.2.5. 

 
Figura 4.2.4 Gráfico de Abertura Média da Fratura Principal por variação de Ct. 

 
Figura 4.2.5 Gráfico de Abertura Média de DFN por variação de Ct. 

Comparando as Figuras 4.2.4 e 4.2.5 com a Figura 4.2.6, 

Concentração/Area média da rede DFN, observamos a criticidade de termos ao 
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final da operação (EOJ), uma abertura de fratura com tendências de “embedment”, 

propriedade da formação de fechar a fratura mesmo com deposicionamento de 

AS, onde este penetra na formação por punção. 

 
Figura 4.2.6 Gráfico de Concentração por Área Média de DFN por variação de Ct. 

Comparando o gráfico de volume sustentado de rede DFN (Figura 4.2.7) 

com volume sustentado da fratura principal (Figuras 4.2.8), observamos que um 

Ct mais elevado garante a sustentação da fratura principal pelo propante em 

detrimento das secundárias, chamando a atenção que para os Cts maiores 

encontramos uma estabilização da variação do volume de fratura sustentada 

secundária. No Ct mais baixo há uma melhor distribuição de AS entre a fratura 

principal e as fraturas secundárias. Importante observar que o gráfico de volume 

de DFN tem escala 7 vezes maior que o gráfico de volume da fratura principal (a 

curva do volume de fratura principal na escala do gráfico de volume DFN seria 

quase uma reta horizontal). 

  
Figura 4.2.7 Gráfico de Volume de DFN por variação de Ct . Figura 4.2.8 Gráfico de Volume da fratura principal por 

variação de Ct. 

Nas formações de baixa permeabilidade buscamos o maior valor de SRV 

possível (desde que não extrapole a formação de interesse). Qualquer 

permeabilidade mínima na fratura, comparada com a permeabilidade da formação 

é suficiente para produzir da formação sem criar pontos de limitação de fluxo, 

x10-4 

x10-

x10-4 x10-4 
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diferente do considerado no fraturamento convencional que usa o mínimo de 0,2 

lb/ft2 de concentração de AS para considerar uma fratura condutiva. A Figura 

4.2.2, altura média de DFN e Figura 4.2.3, comprimento DFN criado, são os 

principais objetivos de uma estimulação em formação não convencional. O 

volume DFN (Figura 4.2.7) e o volume da fratura principal (Figura 4.2.8) não 

gera preocupação nos valores mais baixos, desde que se mantenham acima do 

limite de concentração mínima (Figura 4.2.6), tendo os valores mais altos 

desperdício de material. 

As Figuras 4.2.9 e 4.2.10, confirmam que para maiores valores de Ct, 

ocorre menores comprimentos de fratura principal e comprimento total 

(somatório) de DFN. No entanto valores baixos de Cts, apesar de gerar fraturas de 

maior comprimento, ocorre uma baixa deposição de AS forçando os gráficos de 

comprimento de fratura sustentada para valores mais baixos. Temos então uma 

região de valores máximos destacados para Cts entre 1,5x10-4 ft/√min e 5,5x10-4 

ft/√min. 

 
Figura 4.2.9 Gráfico de Comprimento de Fratura Principal Sustentada por variação de Ct. 

 
Figura 4.2.10 Gráfico de Comprimento de DFN Sustentada por variação de Ct. 

O simulador MShale, considera área de fratura, quando se obtem 

sustentação, conforme se verifica na Figura 4.2.11, pois está desprezando a área 

de fratura não sustentada, conforme acompanha o gráfico da Figura 4.2.10. Porém 

x10-4 

x10-4 
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se observa que algumas fraturas mesmo não sustentadas, criam uma 

permeabilidade devido ao deslocamento relativo entre faces da fratura, que ao se 

fecharem não se encaixam na forma original, deixando espaços permeáveis ao 

fluxo. 

 
Figura 4.2.11 Gráfico de Área DFN por variação de Ct. 

 

4.3 Análise de Sensibilidade para Variações de Espaçamento entre 
Planos de Fratura. 

O espaçamento ou a distância perpendicular entre fraturas do conjunto nos 

planos x-y, y-z e x-z foram introduzidos no capítulo 3.1. Quanto mais próximas as 

fraturas em qualquer plano dado, maiores os fatores de interação de fratura. 

Somente as fraturas no mesmo plano supostamente interagem. A dilatância na 

interface é ignorada, ou seja, na interseção dos planos de fratura que se cruzam de 

forma perpendicular devido a discrição, não sofrem interferência uma da outra. 

O valor utilizado no espaçamento do estudo do Item 4.1 foi o valor de 

referência de 15 m. Agora nesta análise foram feitas simulações variando o 

espaçamento entre 1 e 20 m, observando os resultados para Pressão líquida (Pnet), 

Eficiencia de fluido e a geometria final (comprimento, abertura e altura) da DFN 

no instante final (EOJ), utilizando o coeficiente de filtrado total com valor de 

4x10-4 ft/√min.  

A Razão de Aspecto é definida no item 3.1.2.2. Estamos usando uma razão 

de aspecto de 0,5. Conforme a Figura 4.3.1, se verifica um aumento de abertura e 

comprimento de rede de fratura discreta para espaçamentos maiores. Com 

espaçamento de 1 metro entre planos de fratura, a DFN apresentou um 

comprimento total de 100 metros e com 20 metros de espaçamento um 

comprimento total de 360 metros. 

x10-4 
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Figura 4.3.1 Geometrias das DFNs em vista superior para espaçamentos de 1 m e 20 m. 

 
Figura 4.3.2 Geometria das fraturas principais para espaçamentos de 1 m e 20 m 
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A eficiência apresentou diferença no início, tendo depois se aproximado a 

valores semelhantes, com picos de 0,45 e 0,46, respectivamente ao menor e maior 

espaçamento (Figura 4.3.3). 

 
Figura 4.3.3 Gráfico de Eficiência x tempo para espaçamentos de 1m e 20m. 

A pressão líquida também apresentou diferença, alcançando 7551 psi no 

espaçamento de 1 metro e 1766 psi para o afastamento de 20 metros (Figura 

4.3.4). 

 
Figura 4.3.4 Gráfico de Pressão Líquida x Tempo para espaçamentos de 1 m e 20 m. 

 

Vale lembrar que pressões liquidadas acima de 1500 psi se tornam irreais 

para operação. Cabe informar também que todas as variações de Pnet, geometrias 

e eficiência seguiram uma linearidade em relação à variação dos espaçamentos de 

1m para 20m, de 1 em 1 metro. 

Podemos ver que até os 100 minutos (1os dois terços da operação) as 

eficiências são diferentes, após este período a eficiência quase se iguala nos dois 

casos com espaçamentos entre planos diferentes. A pressão líquida muito maior 

na simulação com espaçamento menor,  demonstra uma maior interação entre 
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planos próximos dificultando a abertura das fraturas. Estas diferenças de 

eficiência e Pressão líquida nos faz concluir que o simulador considera a interação 

entre planos de fratura próximos para as propriedades elásticas da formação. A 

Figura 4.3.5 ilustra a interação entre planos de fratura, tendo as fraturas mais 

próximas, maior resistência à abertura. 

 
Figura 4.3.5 Comparando interações entre planos de fraturamento com espaçamento diferente. 

A Figura 4.3.6 apresenta o Fator de interação de influência elástica, 

apresentado pelo Guia do Usuário do MShale onde mostra a relação entre 

espaçamento, altura e interação entre planos de fratura.  

 
Figura 4.3.6 Fator de interação de influência elástica versus distância admencional (Adaptado de Meyer et al. 2011). 

Confirmando então pelo gráfico de eficiência e pelo gráfico de pressão 

líquida, a relatividade da interação entre fraturas mais próximas. 
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5 Conclusões, Recomendações e Sugestões sobre o 
Simulador 

i) O uso de software convencional para projeto de fraturamento, como o 

MFrac da mesma suíte desenvolvedora, em gás/óleo de folhelho é atrativo por sua 

rapidez. Entretanto, quando se adota simplesmente uma fratura planar por ilha de 

canhoneados estes softwares geram geometria de fratura irrealista, com grandes 

comprimentos de fratura. Além do que, quando se faz uso da opção de múltiplas 

fraturas em paralelo ou ramificação os resultados são insatisfatórios pela 

incapacidade do software em considerar toda a rede de fraturas. Portanto, o uso de 

software convencional é inadequado para gás/óleo de folhelho. 

ii) Nos projetos de fraturamento hidráulico com o software MShale e 

similares é necessário assumir três características da rede de fratura a ser criada 

para se resolver, numericamente, um conjunto de três equações com seis 

incógnitas. Assumimos o espaçamento entre as fraturas secundárias (15 m), a 

razão de aspecto de 0,5 (comprimento do elipsoide estimulado igual ao dobro de 

sua largura), e valores para outros parâmetros como detalhado no corpo do 

trabalho. Por isto os projetos devem ser calibrados empiricamente com os 

resultados das operações e da produção dos poços em cada área específica. A 

abordagem empírica requer monitoração cuidadosa das operações (registro de 

pressão, vazão, volumes e massas e realização de microssísmica) e da produção 

do poço (PLT, traçadores, histórico de produção). 

iii) No caso real estudado, apesar do ajuste da pressão de bombeio estar 

razoável, o declínio após o bombeio está desajustado. A calibração do Ct pelo 

declínio de pressão está limitado a uma análise qualitativa pelo motivo de termos 

um registro curto. Percebe-se que o declínio de pressão após o fraturamento indica 

efetividade do fraturamento na criação/ativação de uma rede de fraturas, 

aumentando a transmissibilidade do meio. Um ajuste de Ct, usando o declínio 

após bombeio, para considerar uma formação mais fechada, começa a entrar em 

conflito com os resultados de simulação com valores de pressão líquida muito 

altas e irreais. É importante manter os registros da operação em tempo suficiente 

para se ter melhores ajustes. 
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iv) A diferença no ISIP após o SDT e o ISIP do fraturamento, pode indicar 

complexidade à meia distância do poço (mid-field fracture network) oriunda da 

rede de fraturas. 

v) Em um fraturamento híbrido, o primeiro colchão, o slickwater, é o 

gerador dos comprimentos e alturas das redes de fraturas. E os géis lineares e 

reticulados os responsáveis pelo aumento das larguras finais das fraturas 

sustentadas. O interesse do projetista de fraturamento é criar a maior rede de 

fraturas sustentadas possíveis. O simulador oferece liberdade de adotar razão de 

abertura (Aperture Ratio) entre os três planos principais. O valor colocado se 

refere à proporção da abertura das fraturas secundárias nos três planos em relação 

à abertura da fratura principal. Em grandes profundidades podemos considerar o 

plano horizontal nulo devido ao alto valor de overburden. Em todos os casos 

simulados foi considerada distribuição uniforme de AS por toda a rede. Porém, 

independente das razões de abertura utilizadas, todas as tentativas de simulação 

com distribuição de AS uniforme, resultou em fechamento de operação com tip 

screen out (volume de reservatório estimulado constante com Pnet crescente), 

como se o AS não tivesse entrando nas fraturas secundárias, mesmo variando o 

programa de bombeio. Em seguida, feita a simulação considerando AS somente 

na fratura principal (variando Aperture Ratio), o final de operação acusou 

empacotamento das fraturas, mesmo com os gráficos de Pnet e SRV acusando tip 

screen out durante a operação.  

Os gráficos de abertura/concentração de AS apontaram fraturas secundárias 

sustentadas após fechamento em ambas as opções (AS uniforme e AS somente na 

fratura principal). Ficou então uma questão a se estudar referente à efetividade da 

mobilidade de AS para as fraturas secundárias. 

Seria necessário um estudo mais aprofundado para se esclarecer o motivo 

desta incongruência. 

vi) O MShale permite variar o Ct como função do tempo ou como função da 

pressão. Não foi habilitada a variação do Ct com o tempo mesmo para fluidos 

com propriedades diferentes, principalmente viscosidades muito diferentes, pela 

assunção de que o Ct é invariável e indiferente à natureza do fluido em formações 

de baixíssima permeabilidade. 
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Não foi habilitada a opção de variação do Ct com a pressão, pois não há 

evidências diretas de atuação de mecanismos do tipo PDL (Pressure Dependent 

Leakoff). 

O MShale não apresenta a opção de se considerar, para cada fluido 

utilizado, o seu respectivo coeficiente de filtrado total, opção que aparece no 

simulador MFrac do mesmo pacote do Meyer. 

É sugerida, entretanto, a verificação da análise dos declínios de pressão para 

corroborar a não utilização da opção de variação de Ct como função da pressão. 

viii) Os simuladores no caso de folhelho somente se preocupam com a parte 

mineral da rocha, desconsiderando a parte maceral (querogênio no folhelho e 

carvão). Com isso, toda a parte de produção e econômica fica comprometida 

(Rosolen, M. A.; comentário pessoal). 
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7 Anexos 

A – Resolução da Equação de Carter pela Aplicação da 
Transformada de Laplace. 

A transformada de Laplace de uma função F(t) é definida como: 

 
;JK���L = � &.M�K�����:

�     (Eq. A.1) 

Verifica-se que: 

;J1L = 2
M    (Eq. A.1.1) 

 

; N�O���
�� P = ;JK�Q�L − K�0�    (Eq. A.1.2) 

 
A convolução de uma função F(t) por uma função G(t) é dada por: 

 

K��� ∗ T��� = � K���T�� − �����
�    (Eq. A.2) 

 
Pode-se demonstrar que a transformada de Laplace da convolução é:  

 
;JK��� ∗ T���L = ;JK���L;JT���L   (Eq. A.3) 

 
Na Eq. 2.6 verifica-se que a integral corresponde à convolução [dA/dt (t)*��(t)].  

Daí, 
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Substituindo (5.7) em (A.4) obtém-se: 
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(da equação 29.3.4, pág 1022, Abramowitz e Stegun, 1964), obtemos: 
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Colocando qi e W em evidência obtém-se: 
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Para obter a inversa da transformada de Laplace, façamos 
W

C
b

π2
=  para 

facilitar a aplicação de frações parciais. Daí a Eq. A.5 fica: 
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Agrupando os dois primeiros termos do colchete e fatorando em 1/b2 obtém-

se: 
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Da tabela de transformadas de Laplace de Abramowitz e Stegun, 1964, 

obtemos: 
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b
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

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     Eq. 29.3.5, pag. 1022 

 

que aplicadas na Eq. A.6 resulta em: 

 

( )           12
)(

)(
2

2 







−+= b

t
tberfce

Wb

tq
tA

tbi

π
(Eq. A.8) 

 

Substituindo 
W

C
b

π2
=  em (A.8) obtém-se: 

 

 

A(t) é a área superficial de uma face da fratura no tempo t. 

 

A função erro de x, erfc(x) é dada por: 

 

&'()�*� = +
√- � &.�/ = 1 − +1

√- �1 − 1/
2!+ + 14

+!5 − 16
7!8 … �:

1       (Eq. A.10 = 2.9) 
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