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RESUMO

O crescente aumento da producdo de hidrocarbonetos a partir de reservatérios nao-
convencionais, em especial formacdes sensiveis a dgua, levou ao surgimento de tecnologias
necessarias para manter a estabilidade dos pogos. O fluido de perfuracdo deve estar sempre
adequado as necessidades apresentadas por tais formacdes, visto que sérios problemas podem
ser gerados devido ao mau planejamento dos fluidos. Nesse cenario, as microemuls@es surgem
com vantagens sobre os tradicionais fluidos ja utilizados pela industria em razdo de sua
estabilidade termodindmica e facilidade no preparo, além de apresentarem carater
ambientalmente aceitavel. Este trabalho teve como objetivo avaliar a capacidade de inibicdo de
fluidos de perfuracdo base microemulsdo adicionados de sais de potassio. Inicialmente, 2
amostras de folhelhos de bacias sedimentares do Nordeste do Brasil foram caracterizadas
utilizando testes de FRX, DRX, TGA e DTA. Em seguida, quatro sistemas de fluidos de
perfuracdo foram preparados, cujas formulacGes foram baseadas em um planejamento fatorial
23, com tréplica no ponto central, totalizando onze fluidos em cada conjunto (com duplicatas).
As microemulsdes foram formuladas a partir de um diagrama de fases ternario, na qual uma
solucdo de dgua/glicerina (1:1 em massa) foi utilizada como fase aquosa, 6leo vegetal de pinho,
como fase oleosa, e dois tensoativos ndo idnicos, Ultranex NP100 e Alkest Tween 80, foram
utilizados, separadamente, nos sistemas formulados. Utilizaram-se também o citrato de potassio
(INIB1) e o sulfato de potassio (INIB2) para inibicdo de inchamento de formacdes reativas. A
fim de se avaliar o comportamento dos fluidos de perfuracéo, ensaios de reologia, pH, volume
de filtrado, espessura e permeabilidade do reboco foram avaliados. Analises estatisticas, foram
realizadas com o objetivo de visualizar a influéncia dos fatores concentracdo de tensoativo (%)
(A), concentracdo da fase oleosa (%) (B) e concentracdo do inibidor de inchamento (g) (C),
assim como suas interacbes (AB, AC, BC e ABC) sobre os sistemas. Uma otimizagédo
multiobjetiva utilizando Algoritmos Genéticos (AG) foi realizada para os quatro sistemas. Por
fim, os sistemas de fluidos de perfuracdo foram testados quanto a capacidade de inibicéo e
dispersdo de folhelhos. Além dos sistemas compostos pelo INIB1 e INIB2, o cloreto de potassio
(KCI) (INIB3) também foi avaliado, assim como um sistema sem inibidor de inchamento (SI).
Observou-se que as amostras de folhelho apresentaram argilominerais do grupo das esmectitas,
que representam maior interacdo com agua para inchamento de formacdes hidrataveis. Os
fluidos de perfuracdo apresentaram comportamento reoldgico seguindo modelo de Herschel-
Bulkley, e observou-se que existe uma variabilidade de interac6es nos fluidos com relagdo as
concentracdes de tensoativo, fase oleosa e inibidor de inchamento, com maiores respostas
associadas ao aumento na concentracdo do tensoativo na microemulsdo. Os fluidos de
perfuracdo analisados apresentaram uma inibi¢do de inchamento significativa, com destaque
para o fluido formulado a partir do tensoativo Ultranex NP100 e INIB2, apresentando variacao
de inchamento de 6,9 %. Excelentes resultados em relacdo a dispersibilidade também foram
alcangados, sendo o fluido NP100_INIB1 a menor disperséo de cascalhos (0,075% e 0,215%).
De modo geral, observou-se que os fluidos de perfuracdo base microemulséo foram eficientes
na inibicdo de inchamento, apresentando comportamento reologico e de filtragcéo satisfatorios.

Palavras-chave: Interacdo rocha-fluido de perfuracdo; formacdes reativas; folhelhos;
tensoativos ndo-idnicos; inibigdo de inchamento.



ABSTRACT

The increasing production of hydrocarbons from unconventional reservoirs, particularly water-
sensitive formations, has led to the emergence of technologies necessary to maintain wellbore
stability. The drilling fluid must always be adequate to the needs presented by such formations
since serious problems may be generated due to inadequate fluid planning. Microemulsions
appear in this scenario with advantages over the traditional fluids already used by the industry
due to their thermodynamic stability and ease of preparation, in addition to being
environmentally acceptable. This work aimed to evaluate the inhibition capacity of
microemulsion-based drilling fluids added with potassium salts. Initially, two samples of shales
from sedimentary basins in Northeastern Brazil were characterized using FRX, DRX, TGA,
and DTA tests. Then, four drilling fluid systems were prepared, whose formulations were based
on a 23 factorial design, with a rejoinder at the central point, totaling eleven fluids in each set
(with duplicates). The microemulsions were formulated from a ternary phase diagram, in which
a water/glycerin solution (1:1 by mass) was used as the aqueous phase, pine vegetable oil as the
oil phase, and two nonionic surfactants, Ultranex NP100 and Alkest Tween 80, were used
separately in the formulated systems. Potassium citrate (INIB1) and potassium sulfate (IN1B2)
were also used to inhibit the swelling of reactive formations. In order to evaluate the behavior
of drilling fluids, rheology tests, pH, filtrate volume, filter cake thickness, and permeability
were considered. Statistical analyzes were performed in order to visualize the influence of the
factors surfactant concentration (%) (A), oil phase concentration (%) (B) and swelling inhibitor
concentration (g) (C), as well as their interactions (AB, AC, BC, and ABC) on the systems. A
multiobjective optimization using Genetic Algorithms (GA) was performed for the four
scenarios. Finally, drilling fluid systems were tested for shale inhibition and dispersion
capabilities. In addition to systems composed of INIB1 and INIB2, potassium chloride (KCI)
(INIB3) was also evaluated, as well as a system without swelling inhibitor (SI). It was observed
that the shale samples presented clay minerals from the smectite group, which represent a more
significant interaction with water for swelling of hydratable formations. Drilling fluids showed
rheological behavior following the Herschel-Bulkley model. It was observed that there is a
variability of interactions in the fluids concerning the concentrations of surfactant, oil phase,
and swelling inhibitor, with more significant responses associated with increased concentration
of the surfactant in the microemulsion. The drilling fluids analyzed showed a significant
swelling inhibition, especially the fluid formulated from the surfactant Ultranex NP100 and
INIB2, with a 6.9% swelling variation. Excellent results concerning dispersibility were also
achieved, with the NP100_INIB1 fluid being the lowest dispersion of cuttings (0.075% and
0.215%). In general, it was observed that microemulsion-based drilling fluids were efficient in
inhibiting swelling, showing good rheological and filtration behavior.

Keywords: Rock-drilling fluid interaction; reactive formations; shales; non-ionic surfactants;
swelling inhibition.



LISTA DE FIGURAS

Figura 2.1 — Estrutura esquematica de um a) tetraedro, b) 0Ctaedro. ..........cccoeverereresesnnnnns 24
Figura 2.2 — Tipico sistema de circulacdo de fluidos de perfuracao. .........cccccceevevvevvsiieinennne 33
Figura 2.3 — Remocédo dos cascalhos com fluidos de perfurago. ..........cccccevvviveiveiciieiiennne 34
Figura 2.4 — Classificacdo dos fluidos de perfuragGo. ...........cccoeveiiiininieniciceee e 36
Figura 2.5 — Representacdo de uma molécula de tensoativo. ...........ccceerereineneieiene e 42
Figura 2.6 — Representacao esquematica de formacgéo de micelas. ..........ccccocoveveiveviiiiecnenne 44
Figura 2.7 — Aplicagdes dos tensoativos na industria e dia-a-dia...........ccccceevveieiveieiiesnennnns 45
Figura 2.8 — Esquema representativo de microemulsdes (a) O/A, e (b)) A/O......ccoevviivinnnns 49

Figura 2.9 — Diagrama de fases com os comportamentos das microemulsdes segundo Winsor.

.................................................................................................................................................. 51
Figura 2.10 — Microemulsédo O/A na formulacédo de fluidos aplicados em campo. ................. 52
Figura 2.11 — Representagao de inibicdo de plaquetas de argila Na-montmorilonita. ............. 54

Figura 2.12 — Efeito do tamanho dos cétions na migracdo em uma camada intermediaria de

(01 - SRS 56
Figura 3.1 — Amostras de folhelho: (a) Bacia do Araripe (FOL1); (b) Bacia do Rio do Peixe

(FOL2) ottt ettt ettt b et s bbb e b e s b e e e ae et et e st ebe st e b es e et et e neebesae e eneerenns 59
Figura 3.2 — Fluxograma geral das etapas desenvolvidas. ............ccccocervrieninienineneneseseas 62
Figura 3.3 — Representacdo esquematica da medicdo da espessura do reboco (ER)................ 67
Figura 3.4 — Redbmetro Brookfield DVIII Ultra com banho termostatico. ............c.cccccevevveennne 68
Figura 3.5 — Esquema de um AIgOritmo GENELICO. ........cccvrerieireieiee e 71

Figura 3.6 — (a) Estufa Roller Oven da marca Fann modelo 705 ES; (b) Células de aco
INOXTAAVEL. ..t b bt s e st e et st besbenreene e 73
Figura 3.7 — Equipamento Linear Swell Meter de quatro Canais. ..........cccooveveeveveeresieeseenne 74
Figura 3.8 — Compactador hidraulico da marca Fann e plug de argila apds compactacao. .....75
Figura 4.1 — Padrdo difratométrico do folhelho da bacia do Araripe (folhelho 1)................... 78
Figura 4.2 — Padréo difratométrico do folhelho da bacia do Rio do Peixe (folhelho 2)........... 79
Figura 4.3 — Curvas TGA e DTG para os folhelhos das bacias do Araripe e Rio do Peixe
obtidas sob atmosfera de Nz e taxa de 10°C.min™. .......o.oooiiiieieiccce e 81

Figura 4.4 — Curvas DTA para os folhelhos das bacias do Araripe e Rio do Peixe obtidas sob

atmosfera de Nz e taxa de 10PC.MIN™. .....oiii et 82
Figura 4.5 — Diagrama ternério obtido para formulag&o dos fluidos de perfuragéo................. 83
Figura 4.6 — Curvas de fluxo dos fluidos de perfuracdo do sistema L.........cccceoeviveieiiniennnnne 86

Figura 4.7 — Rebocos formados apds ensaio de filtracao estatica para o sistema 1. ................ 91



Figura 4.8 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para PV, sistema 1. ...........c......... 93
Figura 4.9 — Superficies de resposta para PV fixando: (a) concentracdo da fase oleosa em

10%; (b) concentracdo de INIBL €M 20 0. ...ocveiveeieiieiiciesieese ettt 94
Figura 4.10 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para AV, sistema 1. .................. 95
Figura 4.11 — Superficies de resposta para AV fixando a concentracao da fase oleosa em: (a)
1090; € (1) 50, 1.vevereeteeteiee ettt et b et e b eebe bt re et nas 95
Figura 4.12 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 1. ................... 96
Figura 4.13 — Superficies de resposta para YP fixando: (a) concentracdo da fase oleosa fixada
em 5 %; (b) concentracdo do tensoativo fixada em 55 %0. .....ccccvereiiniieii s 97
Figura 4.14 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para pH, sistema 1. ................... 97
Figura 4.15 — Superficies de resposta para pH fixando INIB1 em (a)16 g; (b) 20 g................ 98
Figura 4.16 — (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 2. ......100
Figura 4.17 — Rebocos formados ap0s ensaio de filtragdo estatica para o sistema 2. ............ 104
Figura 4.18 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para PV, sistema 2. ................. 106
Figura 4.19 — Superficies de resposta para PV fixando a concentracdo da fase oleosa em: (a)
5%0; € (D) €M 100, ...vveieieiie ettt et nr e e nreeraenraere s 106
Figura 4.20 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 2. ................. 107
Figura 4.21 — Superficies de resposta para YP fixando: (a) concentracdo do tensoativo em 55
%; (b) concentracao do INIB2 €M 20 J......ooveiuiiieiieiieeee ettt 108
Figura 4.22 — (a) Gréafico de Pareto, e (b) Médias marginais para ER, sistema 2. ................. 108

Figura 4.23 — Superficies de resposta para ER fixando a concentracdo (a) INIB2 em 18g; (b)
TENSOALIVO BM 50U0. ..eevieieieieeie ettt te e st et e s e re e teeneesreenteeneeereenreeneenneenen 109

Figura 4.24 — (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 3. ......111

Figura 4.25 — Rebocos formados ap0s ensaio de filtracdo estatica para o sistema 3. ............ 114
Figura 4.26 — (a) Gréafico de Pareto, e (b) Médias marginais para AV, sistema 3. ................ 116
Figura 4.27 — Superficies de resposta para AV fixando: (a) concentragdo de tensoativo em 45
%; e (b) concentragio de INIBL M 20 0. ...ooerviiiiriiiiiieieie et 116
Figura 4.28 — (a) Gréafico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 3. ................. 117
Figura 4.29 — Superficies de resposta para YP fixando a concentracdo da fase oleosa em: (a)
(LN (5) T PPN 117
Figura 4.30 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 3. ................. 118

Figura 4.31 — Superficies de resposta para pH fixando a concentragdo do INIB1 em: (a) 16g;
() 240 o RSP PPRTR 118

Figura 4.32 — (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhnamento sistema 4....... 120



Figura 4.33 — Rebocos formados ap0s ensaio de filtragdo estatica para o sistema. ............... 123

Figura 4.34 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 4. ................. 125
Figura 4.35 — Superficies de resposta para YP fixando a concentracdo da fase oleosa em: (a)
o (o) T 0TSSP PSPTSRSPRN 125
Figura 4.36 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para FL, sistema 4................... 126
Figura 4.37 — Superficies de resposta para VF fixando a concentracdo (a) da fase oleosa em
5%; (D) d0 teNSOALIVO €M 50U0. ...cvveeeieieieeie st e st e e et e e e e reenne s 126
Figura 4.38 — Otimizacdes dos sistemas (2) 1; (0) 2. ..ocovevveieieeiece e 127
Figura 4.39 — Otimizagdes dos sistemas (a) 3; (D) 4. ..cveveeiiiie e 129
Figura 4.40 — Curvas de fluxo para os fluidos de perfuracdo formuladas com tensoativo: (a)
Ultranex NP100; (b) AIKESt TWEEN 80. ......c.ocviiiiiieiieieee e 131
Figura 4.41 — Gréfico de viscosidade vs. taxa de cisalhamento para fluidos de perfuracdo com
(@) Ultranex NP100; (b) AIKESt TWEEN 80......cc.eiviiiiiiieiiiieieieriese e 133
Figura 4.42 — Plugs de argila bentonitica ap6s 24h de ensaio de inchamento linear. ............ 134
Figura 4.43 — Inchamento da amostra (%) em funcéo do tempo (Ultranex NP100).............. 135
Figura 4.44 — Inchamento da amostra (%) em funcao do tempo (Alkest Tween 80)............. 136
Figura 4.45 — Representagdo da inibicdo de argilas por tensoativos. ...........cccceeerenereniennnn 138
Figura 4.46 — Resultados dos ensaios de dispersibilidade para os fluidos do sistema 1. ....... 139

Figura 4.47 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de

dispersibilidade com o fluido NP100_INIB1 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. ...............c........ 140
Figura 4.48 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_INIB2 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. ............cccce. 141
Figura 4.49 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_INIB3 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. ......................... 141
Figura 4.50 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_SI (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 141
Figura 4.51 — Resultados dos ensaios de dispersibilidade para os fluidos do sistema 2. ....... 142

Figura 4.52 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o0 ensaio de
dispersibilidade com o fluido T80 _INIBL1 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2............ccocevvennnnn. 143
Figura 4.53 — Resultados de caracterizacdo por DRX das amostras antes e ap0s 0 ensaio de
dispersibilidade com o fluido T80_INIB2 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2...........ccccceeiiiiee 144
Figura 4.54 — Resultados de caracterizacdo por DRX das amostras antes e ap0s 0 ensaio de
dispersibilidade com o fluido T80_INIB3 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2...........cccoiiiienis 144

Figura 4.55 — Resultados de caracterizacdo por DRX das amostras antes e ap0s 0 ensaio de



dispersibilidade com o fluido T80_SI (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. ........cccoooviiiiiiiis 144



LISTA DE TABELAS

Tabela 2.1 — Modelos reoldgicos mais Utilizados. ..........ccceeeveieiieiiiiciseeee s 39
Tabela 3.1 — Classificacao dos sistemas de fluidos de perfuracdo utilizados na etapa 2. ........ 60
Tabela 3.2 — Aditivos utilizados na formulacao dos fluidos de perfuragéo. ...........cccccoeeveneee. 61

Tabela 3.3 — Classificacdo dos fluidos de perfuragéo base microemulsao utilizados na etapa 3.

.................................................................................................................................................. 61
Tabela 3.4 — Propriedades reoldgicas e equagdes utilizadas. ............cccovveveriieneenecieseese e 65
Tabela 3.5- Fatores e Niveis COUITICAUOS. .......coiviiiiiirieieie e 68
Tabela 3.6- Matriz do planejamento experimental. ... 69
Tabela 4.1 — FRX dos folhelhos das bacias do Araripe e do Rio do Peixe. .........c.ccocevvrvrinnne. 76
Tabela 4.2 — Distancias interplanares basais para o folhelho da bacia do Araripe (folhelho 1).
.................................................................................................................................................. 80
Tabela 4.3 — Distancias interplanares basais para o folhelho da bacia do Rio do Peixe
(FOINEINO 2). ..ttt nr ettt nne s 80
Tabela 4.4 — Parametros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 1. .................... 85
Tabela 4.5 — Densidade e forca gel (Go € Gr) para 0 Sistema L. .......ccccoovvvvvrinienenenienenenenns 88
Tabela 4.6 — Resultados dos ensaios reoldgicos, pH e de filtracdo para o sistema 1. .............. 88
Tabela 4.7 — Andlise de Variancia (ANOVA) para 0 SiStema L. ........ccccceveiererniineneneeeeenn. 92
Tabela 4.8 — Parametros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 2. .................... 99
Tabela 4.9 — Densidade e forca gel (Go € Gr) para 0 SiStemMa 2. .......ccccveveverieieneneieseseenens 101
Tabela 4.10 — Resultados dos ensaios reoldgicos, pH e de filtracdo para o sistema 2. .......... 102
Tabela 4.11 — Andlise de Variancia (ANOVA) para 0 SiStema 2........ccccevvrerereenereeieeeneenns 104
Tabela 4.12 — Par@metros reologicos para os fluidos de perfuracéo do sistema 3. ................ 110
Tabela 4.13 — Densidade e forga gel (Go € Gr) para 0 SiStema 3. ........cccovvivirciiiiiiniicinnn, 112
Tabela 4.14 — Resultados dos ensaios reoldgicos, pH e de filtragdo para o sistema 3. .......... 112
Tabela 4.15 — Anélise de Variancia (ANOVA) para 0 SiStema 3.........ccocevveieieneneneneninnnns 114
Tabela 4.16 — Pardmetros reoldgicos para os fluidos de perfuragéo do sistema 4. ................ 119
Tabela 4.17 — Densidade e forga gel (Go e Gr) para 0 Sistema 4. .........cccccvvvvevniniieinnnnne 121
Tabela 4.18 — Resultados dos ensaios reoldgicos, pH e de filtragdo para o sistema 4. .......... 121
Tabela 4.19 — Anélise de Variancia (ANOVA) para 0 SiStema 4. ........ccccoovveienenenenenennens 124
Tabela 4.20 — Resultados de 0timizagao para 0 SIStema 1. ........ccocvveririeniieiieie e 128
Tabela 4.21 — Resultados de otimizag&o para 0 SISteMA 2. .......cccoveverierienine e 128
Tabela 4.22 — Resultados de 0timizagao para 0 SIStema 3. ........ccccevvrireiiieieie s 129

Tabela 4.23 — Resultados de otimizacao para 0 SiStema 4. .......cccccevveieieeresie e 129



Tabela 4.24 — Pardmetros reoldgicos para 0s fluidos da etapa 3.........cccccoverviniincieiccnne 131



1

SUMARIO

[N ERI0] 51610710 IS 18
1.1 OBJIETIVO GERAL ..ottt 21
1.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS .....ooveeieeeeeeerseeesestesesestssssessess s esnes s, 21

REVISAO DE LITERATURA .......oooiiiieeeeeeetee e enesss st ssnes s s 22
2.1  INSTABILIDADE DE FORMACOES REATIVAS E MECANISMOS DE
INCHAMENTO ...ttt sttt se e e et e stesreeneareeneas 22

2.1.1  Argilas e Argilominerais .........ccooiiiiiiiiieiee e 22

2.1.2  FOINEINOS ..ottt 26

2.1.3  Interagdes folhelho/fluidos de perfuracéo e a instabilidade de pogos................. 27

2.1.4  Mecanismos de INChamento .........cccoveiiiiiiiiiiesece e 30
2.2 FLUIDOS DE PERFURAGAOD.........coiieieeersieeeesesesetesesses s sinssss s s s s sessenenns 32

2.2.1  DEfINIGAO € FUNGDOES ....c.eeueeeiiiiei ittt 32

2.2.2  Classificagdo dos Fluidos de Perfurago ...........ccocevvriniiinieicienc e 36

2.2.3  Reologia dos fluidos de perfurago ...........ccccceeeeveeieiie i 38

2.2.4  VISCOSIAAUR.......c.eeieeieiiie sttt ettt r et e e nreeteenee e 40

2.2.5  Limite de SCOAMENTO.......cciuieieiiesieeie et re e e e neenee e 40

2.2.6  FOrca gel € tiXOtrOPIA.....cccuciuiiiiieccie et 40

2.2.7  Propriedades de filtracdo dos fluidos de perfuragao............ccccceevvevviieivcieennenn, 41
2.3 TENSOATIVOS ..ottt te e re et e e e stenrenneene e 42

2.3.1 Classificacdo d0S TeNSOALIVOS.....c.cccveiieiiieieieesie et 46
2.4 MICROEMULSOES .......cocvieiieiieeeeeersteeeeses st stsse s 47
2.5 DIAGRAMA DE FASES ...ttt 50
2.6 INIBIDORES DE INCHAMENTO......ciiiiitiitiiieieieie et 52

2.6.1  SAIS dE POLASSIO .uveeuviieiecieeie ettt 55

METODOLOGIA. ...ttt sresreereereans 59
3L MATERIAIS ...ttt et sbenbeereene e 59
3.2 METODOS ....coviiieieiee ettt bbb 61

3.2.1  Etapa 1- Caracterizacdo das amostras de folhelho ..........cccccoovevieiiiiiiieinee, 62

3.2.2  Etapa 2- Estudo dos fluidos de perfuracdo base microemulséo ......................... 63

3.2.3  Etapa 3- Avaliacéo inibitiva dos fluidos de perfuracdo base microemulséo......72

RESULTADOS E DISCUSSAD .....coovviiiiiiiieiississieississsssss s ssssnes 76
41 CARACTERIZACAO DAS AMOSTRAS DE FOLHELHO (ETAPA 1) ............... 76

4.1.1  FluoreSCENCIa 08 RAIOS-X......coeiiiiriiiiisiiiieieie ettt 76

4.1.2  DIfrago 0 RAIOS-X .....ccooiiiiiiiiiiiiiiiiti e 77

4.1.3  Andlise Termogravimétrica e Analise Térmica Diferencial............c.ccccevcvrnnnne 81



4.2 ESTUDO DOS FLUIDOS DE PERFURACAO BASE MICROEMULSAO (ETAPA
2) 83

A.2.1  SISEEMA L oo —— 84
I Y 11 1= 1 1 - N AU RREPPTRRRN 98
4.2.3 SIS M B oo ———————— 109
A2.4  SIStEMA L oo ————— 119
4.2.5  OtIMIZAGCAO 0O PrOCESSO.....eeueeueiritiriirtisteeteeeet ettt sb et sresb b b 127

4.3  PROPRIEDADES INIBITIVAS DOS FLUIDOS DE PERFURACAO BASE
MICROEMULSAO INIBIDORA DE FORMACOES REATIVAS (ETAPA 3).............. 130
4.3.1 INCRAMENTO LINAT <.ttt ettt e e e e e e e e e e e e e e eeeeeeeeennas 134
4.3.2  Ensaios de Dispersibilidade............c.ccoveieiiiiiiiicicccce e 138
CONGCLUSODES. ... e ettt r e et e e e er e e anann 146
REFERENCIAS ..ot e et et e e et e e et et e e et e e es et ees e e e es et eeseseseseeeraressaesanans 148
APENDICE A-L ..o 179
p N = T ] [0 SO 185
APENDICE A 3 oo e oot e et et r e e e et e s et e et e e ee et e e e e e et e er e ee e 189
APENDICE A ..o e et e e et e e e e et e e e e et e e e et e e e s e e se et e e er e e es e eeseeinerens 194
APENDICE B oo e e e et e et e e et et e e et e es e e e et e e e e et er e e e e e e e 198
APENDICE CoL oo et e e e e r et e e e et e er e e s et e e et e e s e e e eseees e eesereenesens 201

APENDICE Co2 oo e e e e et ettt e et e et s e e e e e e e et e e e e e er e 204



18

1 INTRODUCAO

Os fluidos de perfuracdo caracterizam-se como um elemento essencial e usual no
processo de perfuracdo de pogos exploratorios de petrdleo e gas natural, e devem apresentar
caracteristicas fisico-quimicas compativeis aos tipos de formacbes a serem perfuradas. A
incompatibilidade do fluido de perfuragdo pode aumentar significativamente o custo total da
perfuracdo, causando uma reducéo na eficiéncia do poco e resultando em baixa produtibilidade
(REED, 1989; BENNION et al., 1994; BENNION et al., 1996; ZHOU et al., 1997; TARE et
al., 1999; KNOX e JIANG, 2005; QIANSHENG, SHUJIE E XINGJIN, 2010; KHODJA et al.,
2010; DENNEY, 2011; QlU etal., 2011; QUTOB e BYRNE, 2015; ELKATATNY etal., 2019;
ZHAO et al., 2019).

Segundo Guo e Liu (2011), tipos diferentes de fluidos sdo utilizados em operacdes de
perfuracdo, baseados especialmente no comportamento reoldgico destes. A maior parte dos
fluidos de perfuracéo séo suspensdes coloidais ou emulsdes, que se comportam como fluidos
plasticos ou ndo-Newtonianos (GATLIN, 1960; CLARK, 1995; COUSSOT, BERTRAND e
HERZHAFT, 2004; SORGUN e OZBAYOGLU, 2011; BALHOFF et al., 2011; FOLAYAN et
al., 2017). De maneira geral, os fluidos de perfuracéo sdo classificados como base 4gua ou base
6leo, dependendo do carater da fase continua do fluido, sendo misturas complexas de agentes
quimicos (GUICHARD, WOOD e VONGPHOUTHONE, 2008; FINK, 2012).

Entre as funcdes do fluido de perfuracéo, espera-se que este circule ao longo do poco,
remova o0s cascalhos ou fragmentos de rochas gerados pela broca de perfuracdo, transporte-0s
pelo espaco anular da coluna de perfuracdo do pogo e permita sua separacao na superficie. Ao
mesmo tempo, o fluido de perfuracdo deve resfriar a broca e a coluna de perfuracéo, reduzir o
atrito entre a coluna e as paredes do poco, e manter a estabilidade deste (PATEL et al, 2004;
CAENN et al, 2011; CRAFT e HAWKINS, 2015).

O fluido de perfuragdo também deve formar uma fina camada de baixa
permeabilidade, denominada reboco, que sela os poros e outras aberturas nas formacoes
causadas pela broca, minimizando assim a perda de filtrado em formacGes permeaveis (DIAS,
SOUZA e LUCAS, 2015). A invasao do filtrado nas zonas permeéveis das formagdes podem
causar, entre outros problemas, o inchamento de rochas hidrataveis (VAN OORT, 2003;
GHOLAMI et al., 2021). A invasédo do filtrado em um reservatdrio aumentara a saturagédo de
adgua em zonas proximas ao poc¢o, diminuindo, assim, a saturacdo de 6leo nesta zona.
Consequentemente, a permeabilidade efetiva da formacdo diminuira (WINDARTO et al.,

2011). Como resultado, a resisténcia ao fluxo de 6leo para 0 po¢o aumentara. Além disso, 0s
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fluidos de perfuracdo devem exercer uma pressao hidrostatica sobre a formacao suficiente para
manter a estabilidade no pocgo, evitando o influxo de fluidos (kick) (CIVAN, 2007; AIRD, 2019,
BRIDGES e ROBINSON, 2020).

Por estar em constante contato com as formag0es rochosas, espera-se também que os
fluidos de perfuracdo sejam capazes de inibir ou retardar o fendmeno de inchamento de
formacOes reativas, causado pela interacdo entre ambos. Estas formagdes hidrataveis,
denominados folhelhos sdo amplamente conhecidas como o tipo de rocha mais problematica
em aplicacdes de engenharia por apresentarem fissilidade e alta capacidade de hidratacao
guando em meio aquoso (HUANG, AUGHENBAUGH e ROCKAWAY, 1986; WANG,
HUANG e SPECK, 1994; GUO et al., 2012; LYU et al., 2015). Os folhelhos s&o rochas
sedimentares siliciclasticas de granulacdo muito fina, geradas a partir da compactacao de siltes
e argilominerais, constituindo cerca de 50% de todas as rochas sedimentares (BOGGS, 2001;
LEE e KIM, 2019).

A crescente descoberta de novos reservatorios, em especial reservatérios formados por
formacdes hidrataveis, traz o desafio para a inddstria no que se refere a formulacdo de novos
fluidos de perfuracao e de inibidores de inchamento. A curto prazo, a interacdo do folhelho com
agua pode causar o fendbmeno de inchamento, levando a instabilidade do pogo. Guancheng et
al. (2016), utilizaram polietilenoimina (PEI) como inibidor de inchamento de folhelhos, e
obtiveram menores taxas de inchamento, destacando o carater ambientalmente correto deste
inibidor.

Ji et al. (2012) utilizaram nanoparticulas em fluidos de perfuracdo base dgua como
inibidores fisicos de inchamento de folhelhos, diferindo dos quimicos ja utilizados pela
industria, fornecendo uma abordagem totalmente diferente dos ja apresentados pela industria.
Outros tipos de inibidores podem ser encontrados em estudos realizados por Sloat (1989),
Zaitoun e Berton (1990), Kubena, Whitebay e Wingrave (1993), Smith e Thomas (1995), Stowe
et al. (2002), Youngson e Temple (2006), Heller et al. (2007), Balaban, Vidal e Borger (2015),
neste tipo de formacéo reativa.

Tensoativos, estruturas anfifilicas naturais ou sintéticas, desempenham um importante
papel na inibicdo de formacdes hidrataveis. Estes séo moléculas que, por meio da reducéo de
tensdes interfaciais entre 0leo e agua, estabilizam misturas bifasicas. Em fluidos de perfuracéo,
a adicdo dessas moléculas pode controlar problemas relacionados a instabilidade de pocos,
prisdo diferencial, além de servirem como detergentes para os cascalhos na broca de perfuragdo
(QUINTERO, 2002).
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Os tensoativos mais aplicados como inibidores de inchamento sdo os do tipo catiénico
e ndo-ionico (AHMED, KAMAL e AL-HARTHI, 2019). Tensoativos catidnicos e ndo-idnicos
sdo adsorvidos nas superficies das argilas hidrataveis devido, especialmente, ao grupo silanol e
a cargas negativas presentes nas intercamadas (CUlI e VAN DUIJNEVELDT, 2010). O
tensoativo adsorvido, o qual apresenta, em geral, longa cadeira (Muhammed et al., 2021),
reprime o efeito de inchamento das argilas e utiliza a cadeia hidrofébica da molécula para repelir
a absorcdo de agua. Liu et al. (2019) avaliaram que a mistura dos tensoativos ndo iénicos Span
20 e Tween 60 pode aumentar a hidrofobicidade do folhelho, formando uma membrana
hidrofébica na superficie da formacéo, o que reduziu e enfraqueceu o nimero de ligacdes de
hidrogénio entre a dgua e a formacdo, reduzindo significativamente a quantidade de agua
entrando no folhelho. Murtaza et al (2020) avaliaram o tensoativo diatdnico de aménio
quaternario com ligac6es fenil, avaliando que as formulagdes base tensoativo apresentaram alta
taxa de reducdo de inchamento bentonitico, e maxima reducdo na taxa de inchamento linear.

Outros trabalhos com o uso de tensoativos na inibicdo de inchamento podem ser
encontrados na literatura, como em Shadizadeh, Moslemizadeh e Dezaki (2015), Yue et al.
(2018), Aggrey et al. (2019), Aghdam et al. (2019), Ghasemi et al. (2019), Rana, Saleh e Arfaj
(2019), Gupta, Rai e Sondergeld (2020), Muhammed et al. (2021), Ahmad et al. (2021), entre
outros. No entanto, pouca atencdo tem sido dada ao uso de microemulsdes na inibicdo de
inchamento de formacd@es hidrataveis.

As microemulsbes sdo misturas termodinamicamente estaveis e transparentes,
compostas de ao menos trés componentes, sendo estes uma fase oleosa, uma fase aquosa e um
tensoativo (NAJJAR, 2012). Dependendo das propor¢es entre 0S componentes, a
microestrutura das microemulsdes variam de goticulas de dgua muito pequenas dispersas na
fase oleosa (microemulsdo A/O) a goticulas de dleo dispersas na fase aquosa (microemulsédo
O/A).

Em fluidos de perfuragéo, as microemulsdes foram observadas por Hayes et al. (1977),
Davies et al. (1997), Quintero et al. (2009), Numkam e Akbari (2019), e Okoro, Dosunmu e
lyuke (2020). De maneira geral, os autores encontraram vantagens, especialmente quanto a
lubricidade, e a formag&o de um reboco fino e permeével, o que propicia uma melhor qualidade
nas etapas de perfuracdo de pocos, diminuindo as chances de problemas como prisao
diferencial. Outro importante fator a ser considerado é o carater ambientalmente aceitavel
promovido por microemulsdes. Essas misturas, em geral, apresentam como fase oleosa 6leos
vegetais, 0 que contribui para um menor impacto as regides proximas ao po¢o (CARRETI et
al., 2007; ARPORNPONG et al., 2015)
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1.1 OBJETIVO GERAL

Considerando o exposto, este trabalho teve como principal objetivo a avaliacdo da
interacdo e inibicdo de inchamento de folhelhos-fluidos de perfuracdo base microemulséo
adicionados de sais de potassio como inibidores quimicos. Para tal, quatro sistemas de fluidos
de perfuracdo foram utilizados, compostos por uma fase aquosa (solucao agua/glicerina), uma
fase oleosa (6leo vegetal de pinho), e foram analisados dois tensoativos ndo-idnicos, o Ultranex
NP100 e o Alkest Tween 80. Além disso, utilizou-se os sais citrato de potassio, sulfato de

potéssio e cloreto de potassio.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Para a realizagdo deste trabalho, os seguintes objetivos especificos foram

estabelecidos:

e Caracterizar mineralogicamente e quimicamente duas amostras de folhelhos de
bacias sedimentares do Nordeste do Brasil;

e Construir diagramas de fase ternarios tendo como fase aquosa uma solucdo de
agua/glicerina em proporcdes massicas de 1:1, 6leo vegetal de pinho, como fase
oleosa, e dois tensoativos ndo-idnicos, sendo eles o Ultranex NP100 e o Alkest
Tween 80;

e Formular fluidos de perfuracdo base microemulsdo a partir de sistemas
microemulsionados 6leo em agua (O/A);

e Realizar um planejamento fatorial completo 22 para verificar a influéncia das
concentracdes de tensoativo, 6leo de pinho e inibidor de inchamento nos sistemas;

e Determinar as propriedades fisico quimicas dos fluidos de perfuracéo, por meio de
ensaios de reologia, filtragdo estatica, pH e densidade;

e Obter uma otimizacdo de respostas utilizando uma otimizacdo multiobjetiva por

meio de Algoritmos Genéticos.
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2 REVISAO DE LITERATURA

2.1 INSTABILIDADE DE FORMACOES REATIVAS E MECANISMOS DE
INCHAMENTO

Problemas de instabilidade em pocos de petroleo devido ao inchamento de folhelhos
sdo amplamente conhecidos na industria como uma das principais fontes de aumento de custo
de operacao, tanto durante a perfuracdo como na completacéo de pogos de petroleo (NESBITT,
KING e THURBER, 1985). Estima-se que este tipo de formacao representa cerca de 75% das
formagOes perfuradas (COLLINS, 1961; TAN et al., 1997, BERRY et al., 2008;
FARROKHROUZ e ASEF, 2013), principalmente devido ao fato de ser reconhecida tanto
como rocha geradora como também potencial rocha reservatdrio (reservatorio nao
convencional) (CAINENG et al., 2010; HAZRA et al., 2019).

A perfuragdo em folhelhos é a causa de mais de 90% dos problemas de instabilidade
de pocos (Steiger e Leung, 1989), e tal instabilidade deriva, entre outros fatores, da inadequacéo
do fluido de perfuracdo utilizado ao se perfurar esta formacdo, visto, principalmente, na
interacdo rocha-fluido de perfuracdo base agua (SIMPSON e DEARING, 2000).

A seguir, serdo descritas brevemente algumas caracteristicas apresentadas pelos
folhelhos, sendo iniciada pelas argilas e argilominerais, por serem a principal composi¢do
mineraldgica desta formacdo. Em seguida, serd apresentada uma breve descricdo da interacao

entre os fluidos de perfuracéo e os folhelhos, e dos mecanismos de inchamento.

2.1.1 Argilas e Argilominerais

O termo argila se refere a um material natural de textura terrosa e de baixa
granulometria, que, quando misturado a uma certa quantidade de agua, adquire plasticidade
(GRIM, 1968; SOUSA SANTOS 1969; PETTIJOHN, 1975; GUGGENHEIM e MARTIN,
1995). Operacionalmente, 'plasticidade’ pode ser definida como a capacidade de um material
(neste caso, argiloso) de ser moldado em uma determinada forma sem romper quando a tensao
é aplicada. Esta nova forma mantém-se retida ap0s a remocéo da tenséo (Bergaya et al., 2006),
e é bastante afetada pela composi¢édo quimica do material (GUGGENHEIM e MARTIN, 1995).
Analises quimicas de argilas mostram que estas sdo compostas essencialmente por silicio,
aluminio e agua, e, frequentemente por quantidades apreciaveis de ferro e de metais alcalinos e
alcalino-terrosos (GRIM 1968, SOUSA SANTOS, 1969; BERGAYA et al., 2006). Materiais



23

argilosos também podem exibir quantidades variadas de particulas de minerais ndo argilosos,
tais como quartzo e calcita, podendo estes influenciar fortemente nas propriedades fisicas do
material (GRIM, 1962).

Argilas sdo materiais terrosos abundantes na superficie da Terra, o qual apresenta uma
grande aplicabilidade e propriedades que séo fortemente dependentes de suas estruturas e
composi¢des mineraldgicas (MURRAY, 2006). Para um melhor entendimento sobre as argilas,
0s termos basicos relacionados a argilas e argilominerais devem ser diferenciados (SOUSA
SANTOS 1969).

O termo argila é empregado tanto para formagfes rochosas como para referenciar
tamanho de particulas em uma faixa especificada de valores (WEAVER, 1989). O tamanho de
particulas € um parametro chave na definicdo de argilas; no entanto, ndo se encontra na
literatura um limite superior geralmente aceito. Segundo Moore e Reynolds (1997), na geologia,
sedimentologia e geo-engenharia, este limite se encontra na faixa de <4 pm, enquanto que para
cientistas de argila utiliza-se, como limite superior, fragdes <2 um. Esse limite varia, portanto,
para diferentes campos de estudo. Para uma maior compreensdo da mineralogia de argilas,
deve-se ressaltar o pequeno diametro apresentado por seus graos e sua tendéncia cristalogréfica
de deposicao, a qual assemelha-se a folhas (VELDE, 1992). Estes dois fatores fornecem as
argilas grande area especifica (area superficial), definida como a area da superficie externa das
particulas referida a unidade de massa.

Segundo Grim (1968), argilas sdo essencialmente compostas por um pequeno
conglomerado de particulas cristalinas extremamente pequenas de um ou mais membros de um
grupo de minerais comumente conhecidos como argilominerais. O termo argilomineral refere-
se a minerais de filossilicato e a minerais que conferem plasticidade a argila e que endurecem
apos secagem ou queima (GUGGENHEIM e MARTIN, 1995, WEAVER, 1989). As
composigdes destes argilominerais estdo relacionadas a abundancia relativa e a identidade dos
argilominerais presentes no material argiloso (HENDRICKS, 1945). Dependendo da estrutura
desenvolvida no curso da formacdo mineral, diferentes argilominerais apresentardo
comportamentos fisico, quimico e mecanico diferentes uns dos outros (GRIM, 1962). Por
exemplo, na presenca de &gua livre, os argilominerais do tipo montmorilonita inchar&o,
aumentando muitas vezes o seu volume inicial como resultado da absorcéo de 4gua entre as
camadas unitarias individuais da argila, enquanto os do tipo caulinita permanecerdo
essencialmente inalterados.

O conhecimento e identificagdo dos argilominerais presentes em um material argiloso

sdo essenciais para um melhor entendimento e avaliacdo de suas propriedades fisicas (GRIM,
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1962; MURRAY, 2000). Duas unidades béasicas compdem, primordialmente, a estrutura
atbmica dos argilominerais, a tetraédrica e a octaédrica, e a disposi¢cdo espacial destas
estruturas, juntamente a suas ligaces de camadas, determinardo o comportamento do material
(BRINDLEY e BROWN, 1980). A primeira unidade é composta por um céation de silicio
cercado por quatro anions de oxigénio (em que trés destes sdo compartilhados com outras
unidades tetraédricas) ou, possivelmente, hidroxilas, organizadas em formato tetraédrico com
osilicio ao centro (Figura 2.1a) (POTTER, MAYNARD e DEPETRIS, 2005). A unido de varios
tetraedros formara uma folha tetraédrica. A segunda unidade consiste em uma estrutura formada
por seis ions de oxigénio, ou hidroxila, cercando um aluminio (ou magnésio), na qual a

combinacdo de vérias unidades octaédricas formara uma folha octaédrica (Figura 2.1b).

Figura 2.1 — Estrutura esquematica de um a) tetraedro, b) octaedro.

© Oxigénio

o Silicio @)

© Oxigénio
@ Hidroxila (b)
¢ Aluminio

Folhas tetraédricas e octaédricas sdo combinadas em diferentes propor¢des, formando
estruturas hexagonais (BAILEY, 1980, BAILEY, 1984; WEAVER, 1989; FARROKHROUZ
e ASEF, 2013). Ao serem formadas, estas estruturas deixam uma grande proporcao de carga
elétrica ndo balanceada, em que diferentes cations e dipolos de adgua contrabalanceiam estas
cargas elétricas.

Diferentes combinacfes destas estruturas e ligagdes formam os argilominerais. A
juncdo de uma folha tetraédrica e uma folha octaédrica é chamada de camada 1:1, na qual, sdo
comportilhados os oxigénios ou hidroxilas apicais (por exemplo, caulinita). Por sua vez, uma
camada 2:1 consiste em uma folha octaédrica imprensada entre duas folhas tetraédricas (por
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exemplo, argilas do grupo das esmectitas).

Os principais argilominerais, isto é, aqueles de estruturas cristalinas mais conhecidas
experimentalmente, sdo os dos grupos das caulinitas, esmectitas, sepiolitas, ilitas, cloritas e de
camadas mistas. A bentonita € uma argila do tipo montmorilonita, do grupo das esmectitas de
granulagcdo muito fina e de estrutura 2:1. Esta apresenta brilho semelhante & cera ou perolado e
é caracterizada por apresentar um tato untoso (GRIM e GUVEN, 1978). E constituida por duas
folhas tetraédricas de silica (SiO2) e uma folha octaedrica de alumina (AlOs), unidas por
oxigénios comuns as folhas.

Este argilomineral apresenta também extensiva substituicdo isomorfica em ambas
folhas tetraédricas e octaédrica. Cations como H*, Na*, Mg?*, Ca?*, etc., ficam entre as camadas
de silicato. Eles s&o facilmente trocaveis e formam Na-montmorilonita, Ca-montmorilonita,
etc., que sdo identificados com base em seus cations trocaveis dominantes. A absorcao de agua
pelas camadas de bentonitas evidenciam que a capacidade de hidratacdo destas depende
fortemente dos cétions trocaveis (ODON, 1984; KAUFHOLD, DOHRMANN e
KLINKENBERG, 2010; WAN et al., 2020).

Devido as fracas forcas de ligacdo entre as camadas da unidade trioctaédricas deste
tipo de mineral, 4gua e outras moléculas prontamente penetram em suas intercamadas, dando
origem ao fendmeno de inchamento (GUNGOR e KARAOGLAN, 2001). A capacidade de
adsorcdo de agua nas argilas é justificada pela sua grande area especifica, sendo esta uma
caracteristica comum a todos materiais de grdos finos. As argilas, portanto, atraem moléculas
de agua para sua superficie.

Enguanto todos os tipos de argilas atraem agua para sua superficie (adsor¢do), algumas
delas incorporam agua em suas estruturas (absor¢do). Absor¢édo é a incorporacdo de moléculas
dentro dos graos cristalinos. A capacidade de absorcdo de dgua ou de outros ions polares por
certos tipos de argilas caracteriza a propriedade de inchamento, 0 que permite uma importante
classificacdo entre minerais propicios ou ndo ao inchamento (VELDE, 1992). Ohen e Civan
(1993) apontaram que a migragdo de finos e o inchamento de argilas s&o as principais razdes
para os danos a formacdo medidos como comprometimento da permeabilidade.

Em perfurac6es de formacoes argilaceas, as interagdes fisico-quimicas entre o filtrado
de lama e as argilas presentes nos horizontes de producéo podem restringir a produtividade do
poco se o tipo errado de fluido de perfuracdo for usado. Tudo isso aponta a necessidade de
conhecimento da mineralogia da argila (KARPINSKI e SZKODO, 2015).
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2.1.2 Folhelhos

Folhelhos sdo amplamente conhecidos como o tipo de rocha mais problematica em
aplicacdes de engenharia. Um design de engenharia eficiente nem sempre € alcangado quando
se trabalha com folhelhos devido ao fato de um bom conhecimento da geologia do local da
perfuracdo e as propriedades mecénicas das rochas nem sempre sdo suficientes quando
comparados a outros tipos de formag6es como arenitos e calcarios para se obter uma operacao
bem sucedida (FARROKHROUZ e ASEF, 2013).

Outro importante aspecto a ser avaliado em folhelhos s&o as suas propriedades
quimicas que desempenham um papel fundamental em seu comportamento (MORAD e
ESHETE, 1990; FJAER et al., 2002). Devido a este fato, as propriedades quimicas de qualquer
fluido disponivel (fluidos de poros, fluido de perfuracédo etc.) podem afetar as propriedades de
resisténcia e rigidez de folhelhos. Além disso, o comportamento de folhelhos € delicado, pois
sua transicdo para uma situacdo instavel pode ocorrer de maneira réapida e fécil. Por exemplo,
as suas interacdes com o fluido de perfuracdo ou 0 movimento do fluido de perfuracéo na matriz
porosa podem ocorrer dentro de algumas horas, levando a enormes problemas praticos, como a
instabilidade do pogo perfurado.

Folhelhos sdo rochas sedimentares siliciclasticas de granulagdo muito fina, geradas a
partir da compactacao de siltes e argilominerais, constituindo cerca de 50% de todas as rochas
sedimentares (BOGGS, 2001; LEE e KIM, 2019). O termo folhelho tende a ser utilizado na
engenharia de perfuracdo de pocos de maneira mais ampla, referindo-se a qualquer rocha
sedimentar de granulagdo fina composta principalmente por particulas de argilominerais e graos
de tamanho silte, apesar de apresentarem muitas vezes caracteristicas diferentes (PETERS et
al., 2016). Uma importante caracteristica deste tipo de formacdo é a fissilidade, ou seja, a
tendéncia a facilmente quebrar-se ao longo de planos paralelos, o que o diferencia de outras
rochas sedimentares (SUGUIO, 1998)

Os folhelhos apresentam em sua estrutura uma consideravel quantidade de
argilominerais tais como montmorilonita, ilita, esmectita e caolinita, contendo também
particulas minerais clasticas como quartzo, feldspato, e particulas organicas (AHMED e
MEEHAN, 2016; LEE e KIM, 2019). O tamanho de poros em reservatorios de folhelhos varia
de nandmetros a micrémeros, € a composicao de argilominerais e suas estruturas porosas afetam
diretamente a capacidade de armazenamento de petréleo neste tipo de reservatério
(ARINGHIERI, 2004). Este tipo de formagdo compde cerca de trés quartos de todas as

formacgdes perfuradas.
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Segundo Hazra et al. (2019), os folhelhos, até recentemente avaliados principalmente
como rochas geradoras de reservatorios convencionais, sdo atualmente amplamente
considerados tanto como rocha geradora quanto reservatorio ndo convencional de dleo e gas.
Estes apresentam caracteristicas petrofisicas distintas quando comparados a reservatorios
convencionais (LEE e KIM, 2019).

Folhelhos, assim como depdsitos de carvdo mineral, depdsitos de arenito de baixa
permeabilidade e reservatdrios de hidratos de gas natural, sdo caracterizados como nao
convencionais, ou seja, requerem uma entrada de energia para que a producao seja feita dentro
de vias economicamente viaveis (LI et al., 2015; PETERS et al., 2016; WOOD e HAZRA,
2017).

Estima-se que o custo anual de instabilidade de pocos envolvendo a perfuracdo de
folhelhos custe a industria de petroleo milhdes de ddlares a cada ano (CHEN et al, 2003). De
um ponto de vista operacional, € de extrema importancia o reconhecimento dos diferentes tipos
de folhelho. Como exemplo, folhelhos macios e hidrataveis sdo propensos ao colapso, levando
ao estreitamento dos pocos perfurados.

Depdsitos de folhelhos podem ser encontrados em varias profundidades abaixo da
superficie. Esta formacdo ocorre em quase 100 depoésitos principais em 27 paises em todo o
mundo (DYNI, 2003; KNAUS et al., 2010; LENHARD, ANDERSEN e COIMBRA-ARAUJO,
2018). E geralmente encontrado em profundidades rasas de menos de 900 metros, enquanto
zonas geoldgicas mais profundas e mais quentes sdo necessarias para formar o petroleo
convencional. Alguns depdsitos estdo proximos a superficie em camadas relativamente finas.
Outros depdsitos podem ser encontrados mais profundamente abaixo da superficie em camadas
muito espessas (300 metros ou mais de espessura).

Pelo menos nove depositos de folhelhos variando dos periodos Devoniano ao Terciario
foram relatados em diferentes partes do Brasil (PADULA, 1969; DONG et al., 2014). Destes,
dois depdsitos receberam mais rentabilidade: o folhelho betuminoso lacustre de idade terciaria
no Vale do Paraiba, no Estado de Sdo Paulo, e 0 da Formacgdo Permiana Irati, uma unidade

difundida na parte sul do pais.
2.1.3 Interacdes folhelho/fluidos de perfuracdo e a instabilidade de pogos
Os principais fatores que afetam a estabilidade de pogos de petroleo sdo divididos a

partir da existéncia (parcial ou total) ou auséncia de controle no projeto de perfuragéo. Segundo

Hawkes et al. (2000), o comportamento de inchamento de folhelhos se encaixa nas duas
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categorias, pois, apesar de suas caracteristicas iniciais serem predeterminadas pela mineralogia
e textura da rocha, a maneira como estas propriedades mudam com o tempo podem ser
controladas pelos aditivos utilizados nos fluidos de perfuracdo e pelas préaticas de perfuragéo.

Para o controle da instabilidade em pocos, uma das praticas de maior uso em campo €
0 aumento da densidade do fluido de perfuracdo (DARVISHPOUR et al., 2019). No entanto,
esta técnica baseia-se na hipdtese de que a pressao fornecida pela alta densidade do fluido de
perfuracdo pode ser mantida. O problema dos folhelhos é que, por apresentarem baixa
permeabilidade matricial (Civan, 2007), o volume de penetracdo de fluidos ao perfurar com
excesso de equilibrio é tdo baixo que um bom reboco ndo pode se formar como faria em uma
rocha permeavel. Como a 4gua é um fluido relativamente rigido, mesmo o pequeno volume de
filtrado de lama que penetra no folhelho pode causar progressivamente um aumento
significativo da pressdo dos poros. A consequéncia disso é uma deterioracdo da estabilidade do
poco com o tempo (ANDERSON et al., 2010).

Ao perfurar folhelhos, a escolha do fluido de perfuragdo é de extrema importancia.
Fluidos de perfuracdo base 6leo sdo geralmente superiores a fluidos de perfuracdo base agua
para a maior parte dos tipos de folhelhos (VAN OORT, 2003). No entanto, o uso de fluidos
base 6leo encontra obstaculos devido ao seu carater ndo ambientalmente aceitavel, requerendo
autorizacdes especiais, além de um aumento no custo no descarte de cascalhos contaminados,
fazendo-se necessario o uso de fluidos base dgua (SANTARELLI e CARMINATI, 1995;
ANDERSON et al., 2010).

Né&o se tem ainda a resposta exata do porqué fluidos base 6leo serem superiores aos
fluidos base agua para perfuragio em folhelhos (DEWERS, HEATH e SANCHEZ, 2019). No
entanto, pesquisas nos Ultimos anos vém reconhecendo que a tensao interfacial entre o primeiro
e a agua dos poros de um folhelho imido pode impedir que o fluido de perfuracdo penetre na
formagdo (HAWKES et al., 2000; FJER et al., 2008). Muitos folhelhos s&o ricos em
argilominerais sensiveis a hidratacao (por exemplo, argilominerais do grupo das esmectitas).

O fluxo de fluido (por exemplo, agua dos poros ou filtrado) e soluto (por exemplo,
ions ou moléculas dissolvidas) para dentro ou fora dos folhelhos pode ter uma grande influéncia
nas pressdes dos poros do poco proximo, tensdes, deformacBes e resisténcia das rochas.
Portanto, compreender as forcas que conduzem o fluxo de fluido e soluto € de importéncia
critica ao considerar os mecanismos de instabilidade do pogo nessas rochas. Em geral, 0
inchamento de argilominerais é categorizado em tipos intercristalinos e osméticos (MADSEN
e MULLER-VONMOOS, 1989).

As camadas da estrutura sdo sempre deficientes em cargas positivas devido a
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substituicdo catidnica, e 0s cations intercalares sdo necessarios para equilibrar a carga da
camada negativa (ZHOU et al., 1996). Os cations intercalares sdo intercambiaveis e a troca é
reversivel para cations simples. A distancia entre duas camadas da estrutura, ou seja, o
espacamento d (001), depende da natureza (tipo) do cation trocavel, da composicédo da solugéo
e da composicao argilomineral (CIVAN, 2007). O inchamento de argilas deriva diretamente do
aumento do espacamento ‘d’ ¢ da expansdo do volume quando os cétions trocaveis sdo
hidratados em solucdo aquosa, sendo necessaria a utilizacdo de aditivos inibidores para
mitigacdo do inchamento. O inchamento de formacOes reativas € um resultado direto do
aumento do espacamento interplanar em particulas de argilominerais (ZHOU, GUNTER e
JONASSON, 1995).

Um grande nimero de aditivos de fluidos de perfuracdo foi introduzido em sistemas a
base de dgua para ajudar a manter as condi¢des impermeéaveis da parede do poco ao longo do
tempo, por exemplo silicatos de sddio (VAN OORT et al., 1996), e moléculas de grande cadeia
(glicerina, polimeros, etc.) (TWYNAM et al., 1994; REID, DOLAN e CLIFFE, 1995).

Vérios estudos tém sido conduzidos para o desenvolvimento de inibidores de
inchamento de folhelhos com desempenho maximo, sem afetar as propriedades dos fluidos de
perfuracdo. Varios aditivos organicos e inorganicos podem minimizar as interacbes argila-
fluido e reduzir efetivamente a hidratacdo dos minerais da argila (FINK, 2012). Polimeros
organicos catiénicos também sdo usados como aditivos para estabilizacdo e inibicdo de
inchamento de argilas. Os polimeros organicos mais comumente usados sdo as poliaminas
quaternérias e poliacrilamidas quaternarias. Os fluidos de perfuracdo a base de silicato de sddio
estdo entre os poucos fluidos de perfuracdo a base de agua que podem corresponder as
propriedades de inibicdo de folhelhos de fluidos de perfuracdo a base de 6leo (MCDONALD,
2015).

Os tensoativos tém desempenhado papel importante nessas formulacdes
personalizadas. No caso de fluidos a base de oOleo, o principal esfor¢o tem sido identificar
tensoativos que geram emulsdes estaveis de agua em oOleo (A/O) sem causar alteracdes
significativas na molhabilidade de zona(s) de producdo (QUINTERO, 2002). Além disso,
novos tipos de tensoativos e fluidos de perfuragdo de base microemulsédo estdo sendo
desenvolvidos na industria com a finalidade de inibir a hidratacdo de folhelhos e prevenir a
instabilidade causada pelo inchamento deste tipo de formacdo (SHADIZADEH et al., 2015;
MIRCHI et al., 2015; GHASEMI et al., 2019; AGGREY et al., 2019). Tensoativos ndo i6bnicos
e cationicos fornecem um desempenho atraente para a inibi¢cdo do inchamento de argilas, por

sua capacidade de interagir com as superficies negativamente carregadas de argilas (CUI e
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VAN DUIJNEVELDT, 2010).

A instabilidade dos folhelhos ricos em argila é profundamente afetada por suas
complexas interacBes fisico-quimicas com os fluidos de perfuracdo. A otimizacdo dos
parametros do fluido de perfuracdo, como peso da lama, concentracdo de sal e temperatura, é
essencial para aliviar os problemas de instabilidade durante a perfuracao atraves dessas secdes.
A selecdo de parametros de lama adequados pode se beneficiar de analises que consideram
processos de instabilidade significativos envolvidos em interacdes dos fluidos de perfuracéo e
folhelhos (LAL, 1999).

2.1.4 Mecanismos de Inchamento

Embora todos os minerais argilosos absorvam agua, as esmectitas concentram quase
toda a atencdo devido ao maior volume de agua que absorvem, em comparagao com 0S outros
minerais (SANTQOS, 1997). Para explicar a expansdo da argila, teorias foram desenvolvidas
com base no comportamento de um sistema de particulas de argila individuais imersas em uma
determinada solucdo de dgua e a resposta desse sistema foi extrapolada para testemunhos de
folhelhos de fundo de poco.

Segundo Al-Bazali (2005) e Al-Bazali, Al-Mudhi e Chenevert (2011), os minerais
argilosos presentes nos folhelhos desempenham um papel importante no comportamento fisico-
quimico deste tipo de formacao, especialmente quando expostos a solu¢des aquosas. A analise
de difracdo de raios-X é a técnica mais amplamente utilizada para a identificacdo de minerais
de gréos finos, especialmente argilas presentes no folhelho.

O tipo de substituicdes e os cations trocaveis adsorvidos na superficie do cristal afetam
muito o inchamento da argila, que é uma propriedade importante priméaria na industria de
fluidos de perfuracdo. Os estudos de laboratério mostraram que o inchamento da argila ocorre
principalmente por mecanismos de inchamento cristalino e osmético (MEHLICH, 1948;
ALEXIADES e JACKSON, 1965).

O inchamento cristalino, também conhecida como hidratacdo superficial, resulta da
adsorcdo de camadas monomoleculares de dgua nas superficies dos cristais basais - tanto na
parte externa quanto nas superficies intercalares. Ocorre quando as argilas sdo expostas a
salmouras concentradas ou a solugbes aquosas contendo grandes quantidades de céations
bivalentes ou multivalentes. Os tipos de cations trocaveis encontrados em minerais de argila

tém um impacto significativo na quantidade de inchamento.
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O inchamento osmotico é o segundo tipo de inchamento observado em estruturas
argilaceas. Este fendbmeno deriva da alta concentracdo de ions mantida por forcas eletrostaticas
nas proximidades de superficies de argila. Onde a concentracdo de cations entre camadas
unitarias em um mineral de argila € maior do que na agua circundante, a &gua € osmoticamente
atraida entre as camadas unitarias e o espagcamento d € aumentado. Embora nenhuma membrana
semipermedvel esteja envolvida, 0 mecanismo é essencialmente osmético, porque € governado
por uma diferenca na concentracao de eletrolitos. O inchamento osmotico resulta em maiores
aumentos de volume geral do que a hidratacdo da superficie, mas apenas algumas argilas, como
a montmorilonita sédica, incham dessa maneira (HANCOCK e TAYLOR, 1978). Esses
fendmenos criam forcas repulsivas para separar as camadas de argila umas das outras.

Segundo Mohan e Fogler (1997), existe uma descontinuidade no valor do espacamento
interplanar conforme a concentracdo de sal varia. Os autores ainda definiram a regido como a
concentracdo critica de sal. O inchamento cristalino ocorre acima da concentracéo critica de
sal, enquanto o inchago osmotico ocorre abaixo deste ponto.

Outros importantes fendmenos devem ser levados em consideracdo ao se estudar o
inchamento de formacdes reativas: o efeito capilar e a pressdo de inchamento. A primeira é
observada quando amostras da formacdo reativa sdo levadas a superficie, introduzindo uma
segunda fase nos poros da rocha: vapor. O segundo fenémeno é explicado quando o0s
argilominerais da formacdo, principalmente esmectita, absorvem agua presente no sistema.
Chenevert (1969) propde uma equacao do potencial de pressdo de inchamento como funcéao da
atividade da agua no folhelho (Equagéo 1.1).

ps = TZn% (1.2)

Onde p, é a pressao de inchamento (atm); T, temperatura absolta (K); V é o volume

molar parcial da agua (litros / mol); R ¢é a constante universal dos gases (litro atmosfera/mol

K); e pﬁ ¢ a pressdo relativa do vapor de agua em equilibrio com o folhelho, que é

0

aproximadamente igual a atividade da agua no folhelho.

De acordo com van Oort (2003), a pressdo de inchamento esta sempre presente em
folhelhos ricos em argila, atuando como uma forca de tracdo nas plaquetas de argila. Assim nédo
se desenvolve repentinamente quando os folhelhos séo contatados por fluidos de perfuragéo.
No entanto, altera¢Ges quimicas causadas por interacdes com fluidos de perfuracao de folhelhos

podem mudar sua magnitude benéfica ou adversamente.
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2.2 FLUIDOS DE PERFURACAO

2.2.1 Definicdo e Funcoes

O fluido de perfuracdo, também chamado de lama de perfuracdo, &€ um sistema
composto de diferentes constituintes liquidos (agua, 6leo) e/ou gasosos (ar ou gas natural)
contendo em suspensdo outros aditivos minerais e organicos (argilas, polimeros, tensoativos,
cascalhos, cimento, etc.). Estes fluidos séo especialmente projetados para circular no interior
de um pocgo de petréleo, conforme este é perfurado, facilitando, assim, a operacdo de
perfuragdo.

Segundo o Instituto Americano de Petroleo (API), principal 6rgdo regulamentador da
industria, este € definido como um fluido circulante usado na perfuracéo rotativa para executar
uma ou todas as varias funcbes necessarias nas operacGes de perfuracdo. Nas sondas de
perfuragéo, estes fluidos compdem o sistema de circulagdo, um dos sistemas de maior contato
com as formacdes rochosas.

A Figura 2.2 mostra um tipico sistema de circulacao de fluido de perfuracdo. Segundo
Lyon et al., 2009, o inicio do ciclo dos fluidos de perfuracdo se da a partir dos tanques de lama.
O fluido de perfuracdo segue dos tanques de lama para as bombas, podendo estas serem duplex
ou triplex; das bombas, os fluidos passam através do tubo bengala e mangueira, indo entdo para
o swivel e o kelly. O fluido entéo € injetado na coluna de perfuracéo, que consiste em tubos e 0
conjunto de fundo de pogco (comandos), com um comprimento principal de colares de
perfuracdo. O fluido passa entdo através dos jatos da broca e é elevado a superficie pelo espago
anular entre a coluna de perfuracdo e o poco (secdes abertas e revestidas), carreando 0s
cascalhos gerados pela broca de perfuracdo. Quando em superficie, o fluido de perfuracdo é
levado aos equipamentos de remocao de contaminantes, e na sequéncia retornam ao tanque de
lama, onde se reinicia 0 processo. O equipamento de remocgao de contaminantes pode incluir
peneiras vibratorias (shale shaker), desgaseificadores, hidrociclones (desareiador e dessiltador)

e centrifugas.
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Figura 2.2 — Tipico sistema de circulacdo de fluidos de perfuracéo.
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A circulacdo continua de um fluido de perfuracdo foi a principal razéo para o sucesso
da utilizacdo da perfuracdo rotativa, especialmente em areas consideradas ndo perfuraveis
(GATLIN, 1960). Este sucesso atribuido a esse tipo de perfuracdo e seu custo, dependem
substancialmente de fatores como: a) a taxa de penetracé@o da broca de perfuracéo na formacao;
b) a limpeza da face da broca, assim como a limpeza do fundo do poco; e ¢) a sustentacdo do
poco perfurado. Os fluidos de perfuragdo afetam diretamente os trés fatores mencionados
(EUSTES 111, 2011; GALINDO et al., 2015; ABALTUSOV et al., 2020). E frequentemente
dito que a maior parte dos problemas em operagdes de perfuracdo séo ligados, de alguma
maneira, a0 mau planejamento dos fluidos de perfuracdo (HOSSAIN e ISLAM, 2018).

O sistema de fluidos de perfuracdo estd em permanente contato com 0 poco durante
toda a operacgdo de perfuracdo, e este deve atender a determinadas funcbes (MAGCOBAR,
1972; ADAMS, 1985; GROWCOCK e HARVEY, 2005; BELLARBY, 2009; MITCHEL e
MISKA, 2011). Espera-se que o fluido de perfuracdo circule ao longo do poco, remova 0s
cascalhos ou fragmentos de rochas gerados abaixo da broca de perfuracgéo, transporte-os pelo
espaco anular da coluna de perfuracdo do poco e permita sua separagdo na superficie usando

equipamento de controle de sélidos (Figura 2.3)
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Figura 2.3 — Remogéo dos cascalhos com fluidos de perfuragéo.

Segundo Adams (1985), a remocéo de cascalhos por baixo da broca é uma das fungdes
mais importantes de um fluido de perfuracdo. A remocéo de cascalhos € controlada por fatores
como o efeito de retengéo de cascalhos da lama, fluxo cruzado do fluido, viscosidade do fluido,
densidade dos cascalhos, tamanho dos cascalhos, densidade do fluido e velocidade do fluido.
Um fluido precisa apresentar uma certa viscosidade e uma certa tensao de escoamento para ser
capaz de transportar cascalhos de perfuracdo para fora do furo. Isso geralmente é obtido pela
adicéo de agentes de controle de viscosidade, por exemplo, argilas como bentonita, atapulgita
ou sepiolita (BURGOYNE et al., 1991).

Ao mesmo tempo, o fluido de perfuracdo deve resfriar a broca e a coluna de perfuracao,
reduzir o atrito entre a coluna e as paredes do poco, e manter uma boa lubricidade. Uma
quantidade consideravel de calor devido ao atrito entre a coluna de perfuracdo e as paredes do
poco é gerada durante a operacdo de perfuracdo. Os fluidos de perfuracdo atuam nesta funcéo,
transmitindo esse calor para a superficie, bem como lubrificando o pogo. Varios aditivos estdo
disponiveis para ajudar a lubrificar o poco (GROWCOCK et al., 1999; PATEL et al., 2013;
SONMEZ, KOK e OZEL, 2013; KANIA et al., 2015; MA et al., 2021). Pogos profundos ou
altamente desviados podem exigir fluidos de perfuracéo base 6leo ou de emulsdo invertida para
fornecer a reducdo necessaria de torque e arrasto resultante do atrito.

Espera-se também que o fluido de perfuracdo forme uma fina camada de baixa
permeabilidade chamada de reboco. A estabilidade das se¢fes ndo revestidas do pogo é
alcancada por este reboco formado pelo fluido de perfuracdo nas paredes do poco. Muitos
mecanismos podem causar danos a formacao e entre eles a perda de filtrado. A perda de filtrado

do fluido de perfuracdo pode entrar na zona de producdo e causar inchamento de argila
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intersticial, resultando em reducgdes de permeabilidade (QUEIROZ, 2010; ADEBAYO e
BAGERI, 2020). Sélidos coloidais, barita ou argila podem ser perdidos na formacao e causar
um efeito de obstrucdo, sendo evitados pela deposicdo desta estrutura. O reboco também sela
0S poros e outras aberturas nas formacgoes causadas pela broca, minimizando assim a perda de
filtrado em formacbes permeéaveis.

Os fluidos de perfuragdo também devem exercer uma pressdo hidrostatica sobre a
formacgdo suficiente para manter a estabilidade no pogo. As zonas nas formacdes que
apresentam pressdes de formacdo anormalmente altas requerem que o sistema de fluido de
perfuracédo seja capaz de fornecer pressdes suficientes para igualar ou exceder a presséo de
formacdo. A pressdo hidrostéatica do sistema de lama atinge esse propoésito. O controle de
pressdo insuficiente pode levar ao influxo de fluidos da formacéo, gerando assim kicks e/ou
blowouts (TALABANI, CHUKWU e HATZIGNATIOU, 1993).

Segundo Duarte (2004), a problemética de instabilidade de pocos de petroleo é
fortemente relacionada ao tipo de fluido de perfuracdo escolhido, influenciando nos custos e
tempo de operacdo. Para desempenhar suas fungdes fundamentais, os fluidos de perfuracédo
devem possuir varias caracteristicas desejaveis, 0 que aumenta muito a eficiéncia da operacao
de perfuracdo. Tais caracteristicas, segundo Melbounci e Sau (2008), incluem propriedades
reoldgicas desejadas (viscosidade plastica, viscosidade elastica, limite de escoamento e forca
gel), prevencdo de perda de fluidos, estabilidade sob varias condi¢cGes operacionais de
temperatura e pressdo e estabilidade contra fluidos contaminantes.

O fluido de perfuracdo é uma parte essencial do sistema de perfuracdo rotativo. A
maioria dos problemas encontrados durante a perfuragdo de um poco estdo direta ou
indiretamente relacionados a lama. Até certo ponto, as conclusdes bem-sucedidas de um pogo
de hidrocarboneto e seu custo dependem das propriedades do fluido de perfuracdo. O custo da
lama de perfuracdo em si ndo é muito alto, no entanto, o custo aumenta abruptamente de acordo
com a escolha certa e para manter a quantidade e qualidade adequadas de fluido durante as
operacdes de perfuracdo. A selecdo, as propriedades e a qualidade corretas da lama estdo
diretamente relacionadas a alguns dos problemas de perfuragdo mais comuns, como baixa taxa
de penetragéo, aprisionamento de coluna de perfuragéo, perda de circulagédo, entre outros
(LAVROV, 2016; HOSSAIN e ISLAM, 2018). Além disso, a lama afeta a integridade da

formacéo e a eficiéncia de producao subsequente do pogo.
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2.2.2 Classificagao dos Fluidos de Perfuragéo

Historicamente, os fluidos de perfuracdo evoluiram de uma simples mistura de 4gua e
argila, comumente chamada de lama, para sistemas cada vez mais complexos compostos de
agua ou 6leo com uma quantidade de aditivos consideravel, a fim de que as caracteristicas
exigidas e os problemas encontrados sejam atendidos. Os fluidos de perfuragéo sdo fluidos
complexos classificados de acordo com a natureza de seus constituintes basico (DEVEREUX,
1998; GROWCOCK e HARVEY, 2005). Tradicionalmente, os fluidos de perfuracdo foram
classificados em trés categorias de acordo com o fluido base utilizada na sua preparagéo: ar,
agua ou Oleo (CAENN e CHILLINGAR, 1996). Outra classificacdo, segundo Growcock e
Harvey (2005), € mostrada Figura 2.4.

Figura 2.4 — Classificagédo dos fluidos de perfuracéo.
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As propriedades exigidas das lamas de perfuracdo sdo multiplas e as vezes podem até
ser contraditorias. O fluido deve ser, por exemplo, viscoso suficiente para garantir o
carreamento ascendente dos cascalhos, mas a viscosidade ndo deve ser muito alta, a fim de
limitar as perdas de pressdo devido ao fluxo e a fim de evitar o fraturamento da formacéo.
Muitos componentes multifuncionais sdo, portanto, adicionado a lama para dar-lhe as
propriedades desejadas.

Os fluidos de perfuragdo de base inteiramente liquida podem ser amplamente
classificados de acordo com seus fluidos base (fase continua) em fluidos base dgua (FCBA),
base 6leo (OBMs) e fluidos de base sintética (SBMs). Os dois ultimos sdo conhecidos
coletivamente como fluidos de perfuragdo ndo aquosos (FCBNA).

A base utilizada nos fluidos FCBA pode ser agua doce, agua do mar ou agua salgada,
podendo conter 6leo na forma dispersa. FCBA podem ser divididos em fluidos a base de

polimero e fluidos a base de argila, dependendo dos agentes usados para construir a reologia do
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fluido. A estrutura construida no fluido por particulas de argila carregadas (ou por moléculas
de polimero) aumenta a viscosidade de baixa taxa e cria a tensdo de escoamento. A medida que
a taxa de cisalhamento aumenta, a estrutura se quebra e o fluido se torna pseudoplastico.

Ja os fluidos de perfuracédo base 6leo podem apresentar como fase continua 6leo cru,
6leo diesel ou 6leo mineral. Um FCBNA também pode conter 4gua na forma dispersa. Se o teor
de &gua neste exceder 5%, a lama é classificada como uma lama de emulséo invertida (4gua em
6leo, A/O) (QUINTERO, 2012).

Em comparagdo com os FCBA, os fluidos ndo aquosos (FCBNA) sdo superiores em
termos de propriedades de lubrificacdo, inibicdo de folhelhos, taxa de penetracdo, danos a
formacdo reduzidos, aprisionamento diferencial reduzido, corrosdo reduzida e estabilidade
térmica aprimorada. Eles também tém melhor resisténcia a contaminantes como sais, H2S e
CO2 (AMANI, AL-JUBOURI e SHADRAVAN, 2012). Seu uso, no entanto, é restrito por
regulamentacdes ambientais. Os fluidos base &gua sdo normalmente considerados mais
ecoldgicos, no entanto, seu uso em pocos HPHT requer que sua estabilidade térmica seja
melhorada, e isso pode exigir o uso de aditivos que comprometem seu baixo impacto ambiental.

Segundo Lavrov (2010), FCBNA, além de seu impacto ambiental, podem ter um efeito
prejudicial em certos equipamentos de subsuperficie. Eles também afetam o desempenho de
ferramentas de perfilagem de formacdo que fazem uso de fluido de perfuracdo condutivo no
poco. A sedimentacdo dos sélidos nos fluidos é mais severa em fluidos base 6leo do que em
fluidos base agua. Fluidos de perfuracdo ndo aquosos (OBM e SBM) séo conhecidos por serem
consideravelmente mais compressiveis do que FCBAs (SAWYER et al., 2011; YIN, PENG e
LIU, 2014; INDULKAR et al., 2018). A estabilidade térmica de fluidos ndo aquosos é
normalmente superior, mas suas propriedades, em particular a viscosidade, geralmente séo
fortemente afetadas pela temperatura e pressao. A estabilidade térmica de fluidos de perfuracédo
ndo aquosos os torna a escolha preferivel em pocos HPHT.

No entanto, a deteccdo de kicks de gas é mais dificil com fluidos de perfuracdo nao
aquosos do que com FCBA devido a solubilidade do gas nos fluidos FCBNA. Como resultado,
o controle do poco se torna mais dificil com este tipo de fluidos de perfuracdo (REHM et al.,
2008). Além disso, os custos iniciais destes sdo mais elevados do que 0s dos FCBA. Os fluidos
FCBNA sdo, portanto, normalmente usados em formagdes rochosas onde os custos elevados de
lama e os custos de descarte de cascalhos sdo compensados pelos beneficios apresentados por
estes tipos de fluidos. Exemplos sdo formacdes de folhelho (Deville, Fritz e Jarret, 2011,
Middleton et al., 2015) ou sal (Amer et al., 2016; Da et al., 2016; Growcock e Patel, 2011;

Alcézar-Vara e Cortés-Monroy, 2018), formacdes de alta temperatura, zonas de producéo onde
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os danos a formacdo devem ser minimizados, etc. Muitas das deficiéncias dos fluidos de
perfuracdo ndo aquosos mencionados acima podem ser compensadas por aditivos
especialmente projetados (GROWCOCK e PATEL, 2011). Isso, no entanto, provavelmente

aumentara o custo do fluido.

2.2.3 Reologia dos fluidos de perfuracao

Em operagdes de perfuragdo, o termo reologia se refere a relagdo da tensdo e taxa de
cisalhamento do fluido de perfuracdo. Geralmente, as propriedades reoldgicas sdo usadas para
projetar e avaliar a hidraulica do poco e avaliar o desempenho dos fluidos de perfuracdo. Os
modelos reoldgicos sdo ferramentas Uteis para descrever matematicamente a relagcdo entre a
tenséo de cisalhamento e a taxa de cisalhamento de um determinado fluido (GUO e LIU, 2011,
MUHEREI, 2016; GAUTAM e GURIA, 2020).

Muitos trabalhos sdo encontrados na literatura acerca do comportamento reoldgico de
fluidos de perfuracdo. Estes sdo frequentemente suspensdes coloidais que apresentam
comportamento complexo e varidvel, dependendo de sua composicdo e das condi¢des de uso.
Em sua maioria, fluidos de perfuragdo apresentam comportamento ndo newtoniano, viscoso ou
viscoelastico, possivelmente tixotropico (NGUYEN, 1993). Muitos modelos reoldgicos foram
propostos e tratados na industria do petréleo por diversos autores (PRANDTL, 1928; EYRING,
1936; SISKO, 1958; PHILIPPOFF, 1962; CROSS, 1965; SUTTERBY, 1966; ELLIS,
LANHAM e PANKHURST, 1967; TAYLOR e SMALLING, 1973; ROBERTSON e STIFF,
1976; GRAVES e COLLINS, 1978; LAUZON e REID, 1979; GAVIGNET e WICK, 1987;
HEMPHILL, CAMPOS e PILEHVARI, 1993; WEIR e BAILEY, 1996; AL-ZHARANI, 1997;
BUI e TUTUNCU, 2016, SARMA, 2020).

O principal objetivo dos estudos reoldgicos é caracterizar e quantificar os efeitos das
interacdes entre particulas nas propriedades macroscopicas das suspensdes (BUSCALL e
WHITE, 1987). Dependendo da composic¢do dos fluidos, as curvas de fluxo dos fluidos de
perfuracdo podem ser de varios tipos. O comportamento mais simples € o de fluidos com
viscosidade constante, que sdo os fluidos Newtonianos. Oleos puros, agua, alcoois, suspensdes
ou emulsdes fracamente concentradas estéo entre esses fluidos.

Os mais comuns sdo o modelo Plastico de Bingham e o de Lei de poténcia (PARIGOT,
1968; KHODJA, 2008). O primeiro, considera uma proporcionalidade direta entre a tenséo e
taxa de cisalhamento com um excesso de escoamento. Esses dois modelos sdo bastante
utilizados devido a simplicidade apresentada por estas. No entanto, segundo Hemphill, Campos

e Pilehvari (1993), esses modelos ndo simulam muito bem o comportamento do fluido por todo
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espectro reoldgico, particularmente na faixa de baixa taxa de cisalhamento. Além disso, 0
modelo de Bingham falha em definir o carater ndo linear dos fluidos considerados
(GUCUYENER, 1983)

O modelo de trés parametros de Herschel-Bulkley é atualmente considerado mais
preciso na previsdo do comportamento da grande maioria dos fluidos de perfuracdo quando
comparado aos modelos de dois pardmetros (KELESSIDIS et al., 2006). Este modelo calcula
mais precisamente o limite de escoamento do que o0 modelo de Plastico de Bingham, e também
melhor caracteriza o comportamento do fluido por toda a faixa de taxa de cisalhamento. As
equacdes dos principais modelos descritivos do comportamento reoldgico dos fluidos de

perfuracdo s&o mostradas na Tabela 2.1.

Tabela 2.1 — Modelos reoldgicos mais utilizados.

Modelo Autor (es) Equacao
Modelo Newtoniano T=puy
Plastico de Bingham Bingham (1922) T =T+ Upy

Lei de Poténcia Skelland (1967), Govier e T = ky"
Aziz (1972)
Casson Casson (1959) V2 = 7,12 + (uy)'/?
Herschel-Bulkley Herschel e Bulkley (1926) T=19+ ky"
Robertson-Stiff Robertson e Stiff, 1976 T=A(y + C)8

Do ponto de vista de equipamentos, varios trabalhos (Bingham, 1922; Waele, 1923;
Farrow e Lowe, 1923; Ostwald, 1925) estabelecem modelos de fluxo de fluido de perfuracéo
atraveés de viscosimetros rotativos especificos. A APl recomenda o uso do viscosimetro Fann
35 A. No caso de pocos profundos, falha em prever as propriedades dos fluidos por simulagao
numerica se deve a conhecimento insuficiente sobre a variacao das propriedades de fluidos em
funcdo da temperatura (BEIRUTE, 1991). Diante dessa situacdo, o avan¢o da tecnologia de
fluidos de perfuragéo foi acompanhado por um desenvolvimento significativo de ferramentas
de avaliacdo e controle de propriedades. As caracteristicas mais utilizadas e recomendadas pelo

API sdo viscosidade, limite de escoamento e tixotropia (KHODJA et al., 2010).
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2.2.4 Viscosidade

A viscosidade dos fluidos de perfuracdo depende principalmente do teor de solidos e
da presenca de polimeros. Um aumento na viscosidade, portanto, s6 pode ser combatido por
remocdo de sdlidos (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). Do ponto de vista pratico, definimos
dois tipos de viscosidade, ambas expressas em cP: uma viscosidade aparente (VA) e uma
viscosidade plastica (VP) frequentemente ligada ao tamanho do particulas e sua forma. Desta
forma, VP é sensivel a concentracao de sélidos, e indica os requisitos de diluicdo.

Segundo Growcock e Harvey (2005), em campo, as ferramentas disponiveis para
controlar a reologia do fluido de perfuragdo séo de dois tipos. O primeiro é o viscosimetro
Marsh, uma ferramenta ainda muito utilizada, o segundo é um Redmetro Fann 35, realizando
uma medicdo de tensdo para 2 ou 6 valores de cisalhamento de acordo com equipamento. Por
outro lado, a circulacdo no pogo impde altos valores de pressdo e temperatura, é, portanto,
necessario medir ou prever a reologia de fluidos em altas temperaturas e pressdes, bem como a

resisténcia dos aditivos sujeitos a essas condi¢fes (NGUYEN, 1993).

2.2.5 Limite de escoamento

Os sélidos presentes no fluido de perfuracdo influenciam um parametro diferente da
viscosidade plastica, que é o limite de escoamento, LE (expressa em Pa ou em Ib/100 ft?).

O limite de escoamento representa a resisténcia inicial a ser superada para que o fluido
escoe. Esta resisténcia é devida as forcas eletrostaticas atrativas localizadas na superficie das
particulas. E uma medida dindmica. O limite de escoamento depende do tipo de sélidos
presentes e suas cargas de superficie a concentracdo desses solidos, e o tipo e concentracdo de
outros ions ou sais opcionalmente presentes. Esta propriedade € sensivel ao ambiente
eletroquimico, sendo um bom indicador da necessidade de um tratamento quimico (CAENN,
DARLEY e GRAY, 2017).

2.2.6 Forca gel e tixotropia

Um fluido de perfuracdo deixado em repouso gradualmente constroi uma estrutura que
aumenta sua rigidez e que pode ser reduzida por agitacdo. Chama-se de tixotropia o fato de que
este fendmeno € ndo instantaneo e reversivel (KHODJA et al., 2010). O carater tixotrdpico de

um fluido é avaliado medindo-se o gel inicial (Go) e o gel final (Gr). Go representa a resisténcia
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do gel imediatamente ap0s a agitacdo do fluido, sendo medido usando o viscosimetro Fann 35
a uma rotacdo de 3rpm e expresso em Ib/100 ft2. Gsrepresenta a resisténcia do gel ap6s um
repouso de 10 minutos.

O gel inicial varia praticamente como a viscosidade plastica, PV, enquanto o gel final
como o limite de escoamento, LE, apresentando uma sensibilidade particular aos tratamentos
quimicos.

O conhecimento das propriedades reoldgicas € de grande importancia para a resolugéo
de problemas de perfuracéo e torna possivel recomendar e prever o comportamento dos fluidos
a perfuracdo de pocos exploratérios. Frequentemente, € necessario chegar a um meio-termo
entre as caracteristicas dos fluidos, por exemplo, uma viscosidade maxima melhora a suspenséo
de cascalhos e reduz a infiltracdo e a erosdo, enquanto uma baixa viscosidade facilita o
bombeamento de fluido, melhora a lubricidade e reduz a queda de pressdo, acelerando o
andamento da perfuracdo. Além disso, um valor significativo do limite de escoamento permite
uma boa limpeza do poc¢o e melhor suspensdo dos sélidos (HALE, MODY e SALISBURY,
1993; BOL et al., 1994; SIMPSON, WALKER e JIANG, 1995; HORSRUD et al., 1998).

2.2.7 Propriedades de filtracdo dos fluidos de perfuracéo

A filtracdo do fluido de perfuracéo ocorre sob o efeito da presséao diferencial (diferenca
entre a pressao do fluido e a da formacdo) quando o fluido estd em contato com uma parede
porosa e permeavel. Quando a pressao do pogo é maior do que a da formacéo, o filtrado do
fluido de perfuracdo entra na formacdo enquanto os sélidos da lama sdo depositados (reboco).
Dois tipos de filtracdo ocorrem durante a perfuracdo: filtracdo estatica, quando o fluido de
perfuracdo ndo circula no poco, e o reboco cresce nas paredes do poco sem perturbacdes de
fluxo, e a filtracdo dindmica, que ocorre quando ha fluxo de lama, limitando assim o
crescimento do reboco nas paredes do poco pela acéo erosiva do fluido de perfuracdo (CAENN,
DARLEY e GRAY, 2017).

As propriedades de filtracdo dos fluidos de perfuracdo também devem ser avaliadas e
monitoradas por testes recomendados pela AP1 (APl Recommended Practice 13B, 1978). Estes
sdo testes em regime estatico usando um filtro prensa padronizado, portanto, ndo sendo um guia
seguro para a filtracdo no fundo do poco. Segundo Bourgoyne et al. (1991), este teste € um
indicativo da taxa na qual formacgdes permeaveis sdo seladas pela deposicdo do reboco apds
serem penetradas pela broca de perfuracdo. Essas medices podem ser feitas em condicGes de

alta presséo e alta temperatura (AP-AT), ou baixa pressdo e baixa temperatura (BP-BT), na qual
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se utiliza uma pressao de 100 psi a temperatura de 28 °C.

A filtracdo de fluido de perfuracéo através das paredes do pogo pode ter consequéncias
importantes. Por um lado, no andamento da operacao de perfuracéo (estabilidade das paredes
do poco, avanco de equipamentos de subsuperficie, aprisionamento da coluna de perfuragédo
devido ao diferencial de pressdo, em particular em areas inclinadas); por outro lado, ao atingir
0 reservatorio, podendo causar danos as zonas produtoras. Em ambos os casos, 0 aumento no

tempo de perfuracdo ou a diminuicdo na produtividade tem efeitos econd6micos adversos.

2.3 TENSOATIVOS

Os tensoativos sdo substancias naturais ou sintéticas cujas moléculas tém a chamada
estrutura anfifilica, apresentando uma parte de sua estrutura hidrofébica (afinidade pela fase
orgénica de um sistema) e outra hidrofilica (afinidade pela fase aquosa do sistema) (Figura 2.5)
(KARSA, 2007; KRONBERG, HOLMBERG e LINDMAN, 2014; DALTIN, 2011). Essas
moléculas sdo compostas por i) uma cabeca polar, ionizada ou ndo, capaz de desenvolver
interacfes do tipo Van der Waals, acido-base de Lewis (Brochette, 1999), e possivelmente
interacOes entre cargas elétricas de Coulomb, quando uma funcao ionizavel esté presente. Esta
parte hidrofilica tem uma afinidade com superficies carregadas e liquidos com forte carater
polar, como a agua; e ii) uma parte ndo polar, tipicamente uma cadeia de hidrocarboneto (ou
"gordurosa") capaz apenas de desenvolver interagdes de Van der Waals e, portanto, tendo pouca
afinidade com a 4gua (BROCHETTE, 1999).

Figura 2.5 — Representacdo de uma molécula de tensoativo.
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Os termos tensoativos ou surfactantes sdo amplamente utilizados para descrever
moléculas que sdo ativas em certas superficies, o que implica dizer que estes reduzem a energia
livre de tais superficies e interfaces (limite entre duas fases imisciveis), ou seja, atuam na

reducdo das tensdes superficiais e interfaciais por meio de atividade superficial (SCHRAMM e
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MARANGONI, 2000; KRONBERG, HOLMBERG e LINDMAN, 2014). Quando esse limite
é coberto por moléculas de tensoativo, a tensdo superficial (ou a energia necessaria para
expandir a interface) é reduzida. Quanto mais denso 0 empacotamento de tensoativo na
interface, maior é a reducéo da tenséo superficial (TADROS, 2014).

Ao se tratar de atividade superficial, refere-se a um processo termodinamico movido
a energia livre que faz com que certos tipos de compostos quimicos migrem preferencialmente
ou espontaneamente para ou se localizem em limites ou interfaces entre diferentes materiais ou
fases em massa (ROSEN e LIU, 1996; BERNHARD et al., 2000; PARA et al., 2010). A
propensdo dos tensoativos de migrarem para estas interfaces se dé ao carater ambivalente desta
molécula. O termo geral usado para tais fendmenos é adsorcdo. O processo geralmente resulta
na formacéao de um filme na interface.

Esse carater ambivalente ocorre em materiais que incluem dois grupos moleculares
quimicamente distintos ou funcionalidades diferentes (MYERS, 2020). As forgas opostas
dentro da mesma molécula, essencialmente acarretadas pelas porc6es hidrofobica e hidrofilicas,
resultam em dois fenbmenos, a adsorcédo e a agregacdo (micelizacdo) (KARSA e HOUSTON,
2007).

A tendéncia a adsorcdo em interfaces configura-se como uma caracteristica
fundamental dos tensoativos. A capacidade de adsorcao dos tensoativos pode ser observada em
varias interfaces ar-agua ou 6leo-agua. Esta quimica especifica permite que os tensoativos se
concentrem nas interfaces liquido-liquido (cada grupo vai para o liquido com o qual tem maior
afinidade) e nas interfaces liquido-gas ou liquido-solido (o liquido empurra para fora 0s grupos
que tém uma tendéncia oposta) (PUISIEUX e SEILLER, 1983).

A adsorc¢do é um fenbmeno de superficie que se origina da ndo compensagao em todas
as direcdes das atracdes intermoleculares nas interfaces. 1sso resulta em forgas residuais
direcionadas para dentro, que sdo atenuados quando estruturas anfifilicas se fixam a superficie
(ISRAELACHIVILI e WENNERSTROEM, 1992). As informacdes sobre este fendmeno séo
obtidas determinando a tensdo superficial das solucGes e as quantidades de adsorgédo
termodinamicas que variam dependendo da temperatura (CHRISTIAN et al, 1999;
EUVERARD e HURLEY, 2002)

A propensdo a acumular-se em interfaces é uma propriedade fundamental de um
tensoativo. Em principio, quanto mais forte esta tendéncia, melhor se configura o tensoativo. A
tendéncia de acumular-se em um limite depende da estrutura do surfactante e também da
natureza das duas fases que se encontram na interface. Portanto, ndo existe um tensoativo

universalmente Otimo, adequado para todos os usos, dependendo, assim, diretamente da
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aplicagéo.

A tendéncia a agregacdo dos mondmeros em solugGes configura-se como uma segunda
propriedade fundamental dos agentes tensoativos. Acima de certas concentracdes, as moléculas
de tensoativos tendem a agregar-se formando o que se conhece como micelas. As micelas sdo
formadas rapidamente a baixas concentragdes de tensoativos. Este limite no qual acima dele se
formam essas estruturas é chamando de concentracdo micelar critica (CMC). Os menores
agregados de surfactantes aparecem espontaneamente acima destas concentrages criticas.

Segundo Schramm e Marangoni (2000), a CMC néo € uma propriedade exclusiva do
tensoativo, sendo também influenciado por outros fatores como forgcas térmicas e
eletroestaticas. A formacdo de micelas, ou micelizagdo, pode ser vista como um mecanismo
alternativo a adsor¢éo nas interfaces, a fim de remover a cauda hidrofobica do contato com a
agua, reduzindo assim a energia livre do sistema.

Em uma micela, a cauda hidrofdbica do tensoativo encontra-se no interior da estrutura
e a cabeca polar é direcionada para o solvente. A micela, portanto, é um agregado polar de alta
solubilidade em agua e sem atividade de superficie. Quando o tensoativo adsorve de uma
solucdo aquosa em uma superficie hidrofébica, normalmente sua cauda direciona-se para esta
superficie, e expbe seu grupo polar (cabeca) para a 4gua, e como resultado, a tensao interfacial
entre a superficie e a agua é reduzida. Os dois tipos de micelizagdo sdo mostrados na Figura
2.6. A adsorcdo em superficies hidrofilicas frequentemente resulta em conjuntos mais

complexos.

Figura 2.6 — Representacao esquematica de formacdo de micelas.
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Em uma concentracdo menor que a CMC, os tensoativos sdo geralmente encontrados
como mondmeros. Acima deste valor, as micelas sdo formadas com um equilibrio dindmico
entre os mondmeros e as micelas (CHITOUR, 1979; PINNA, 2003; CANSELIER e POUX,
2004). Um baixo valor de CMC é favorecido ao se aumentar a massa molecular da parte
lipofilica das moléculas de tensoativo, diminuindo a temperatura e adicionando eletrolitos. A
importancia de se conhecer o valor de CMC dos tensoativos encontra-se no fato de que as
propriedades fisico-quimicas dos tensoativos variam fortemente abaixo e acima deste valor
(MYERS, 1988; ROSEN, 1987; WASAN, GINN e SHAH, 2017)

As aplicacdes de tensoativos na ciéncia e na industria sdo inimeras, variando de
processos primarios, como a recuperacdo e purificacdo de matérias-primas nas industrias de
mineracdo, até melhorar a qualidade de produtos acabados, como tintas, cosméticos, produtos
farmacéuticos e alimentos e, finalmente, ajudando a tornar possiveis novas tecnologias e novos
usos para tecnologias antigas com base em um controle mais preciso das interagdes interfaciais.

A Figura 2.7 mostra uma breve visdo da variedade de aplicacdes dos tensoativos na industria.

Figura 2.7 — Aplicacdes dos tensoativos na industria e dia-a-dia.

Quanto a industria do petroleo, segundo Schramm e Marangoni (2000), os tensoativos
podem ser aplicados ou encontrados em todos 0s estagios da recuperacéo e processamento do
6leo, da perfuracdo de pocos, injecdo em reservatdrios ndo produtivos, na producdo, e em
plantas de processamento. Eles se tornaram importantes na etapa de cimentacdo de pocos,
fraturamento, acidificacdo de matriz, demulsificagéo, inibicdo de corrosdo, transporte, limpeza,
injecdo de agua, de produtos quimicos, de espuma e de vapor, além da protecdo ambiental
(BHARDWAJ e HARSTLAND, 1993).

Quintero (2002), Sagir et al. (2020), entre outros autores, apontam que 0 maior e mais
complexo uso de tensoativos no campo de petroleo estd nos fluidos de perfuragdo. Os
tensoativos atuam como thinners, emulsificantes, lubrificantes, espumantes, antiespumantes e
inibidores de corrosdo. Os thinners sdo adicionados ao fluido para ajudar a dispersar o
componente de argila. Ao manter a argila dispersa, 0s tensoativos ajudam a controlar a perda

de fluido para a formac&o que esté sendo perfurada. No caso de fluidos de perfuragdo base 6leo,
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o maior esforgo tem sido em identificar tensoativos que gerem emulsdes de agua em dleo (A/O)
estaveis, sem causar mudanca significativa de molhabilidade na (s) zona (s) de produc&o.
Vaérios trabalhos podem ser encontrados na literatura sobre as aplicacBes de
tensoativos especialmente em fluidos de perfuracdo a exemplo de Srivatsa e Ziaja, 2011;
Shettigar, Misra e Patel, 2018; Zhang et al., 2017; Yunita, Irawan e Kania, 2016; Mahmoud e
Dardir, 2010; Ratkievicius et al, 2017; Ballard e Dawe, 1988; Burdyn e Wiener, 1956; Miriana-

Perez et al., 1986; Teeters et al., 1988; Patel e Growcock, 1999, entre outros.

2.3.1 Classificacdo dos Tensoativos

Uma classificacdo simples de tensoativos com base na natureza do grupo hidrofilico é
comumente usada. Quatro classes principais podem ser distinguidas, nomeadamente anionica,
catibnica, anfotérica e ndo i6nica (PORTER, 1991; GECOL, 2006; TADROS, 2014; MYERS,
2020). Alguns parametros devem ser levados em consideragdo ao se estudar as propriedades
fisico-quimicas dos tensoativos, como o grau de ramificacdo da cadeia apolar, 0 comprimento
desta e a posicdo e natureza do grupo polar.

a) Tensoativos Anidnicos: Este tipo de tensoativo apresenta uma carga negativa na regiao
polar (cabeca da molécula). Os principais exemplos destes sdo o sulfato, os sulfonatos
e o fosfato. Estes se classificam como os mais amplamente usados na indudstria devido
a sua simplicidade e baixo custo (KLAUSS, 2011, DALTIN, 2011);

b) Tensoativos Cati6nicos: Geralmente mais caros que os aniénicos, o uso deste tipo de
tensoativo limita-se geralmente a quando ndo se tem substituto mais economicamente
viavel. Estes sdo positivamente carregados em sua parte polar quando em solucéo.
Aminas e tensoativos a base de amonio quaternario sdo exemplos comuns deste tipo de
tensoativo;

c) Anfoteros: Quando uma unica molécula de tensoativo exibe dissociagdes anidnicas e
catibnicas, esta ¢ denominada anfotérica ou zwitteridnica. E o caso de produtos
sintéticos como betainas ou sulfobetainas e substancias naturais, como amino&cidos e
fosfolipidios. Esses surfactantes sdo fortemente dependentes do pH, o que afeta suas
propriedades. Devido ao seu alto preco, eles sdo 0s menos usados na industria;

d) Nao-ibnicos: Os tensoativos ndo iénicos sdo a segunda maior classe utilizada pela
industria. O grupo polar ndo carrega carga positiva nem negativa. Ao passo que as
moléculas de tensoativos anibnicos e catidnicos atraem as moléculas de agua

intensamente, as ndo-idnicas interagem de uma forma mais sutil, o que pode influenciar
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no processo de inchamento de folhelhos, visto que estes recebem moléculas de agua

para suas intercamadas.

2.4  MICROEMULSOES

Com o advento de novas concepcdes de fluidos de perfuracdo, faz-se necesséria a
busca por formulacGes que sejam termodinamicamente estaveis, visto as grandes profundidades
atingidas em perfuracdes de pocos de petroleo. As microemulsdes surgem no cenario mundial
como uma solugdo para esta problematica.

Inicialmente observadas por Schulman (1943) e Winsor (1954), as microemulsoes
foram extensivamente pesquisadas entre os anos 1970 e 1980, motivada por duas crises de
petréleo em 1973 e 1979, respectivamente, mas historicamente o primeiro uso foi feito por
Rodawald em 1928, na forma de ceras liquidas (PRINCE, 1977; SHARMA et al., 2016).
Shulman observou uma mistura visualmente transparente e termodinamicamente estavel por
meio da adicéo de alcool. Wilson, por sua vez, induziu a transicdo de uma mistura estavel rica
em Oleo para uma mistura estavel rica em agua através da variacdo de salinidade. No entanto,
foi apenas na década de 1970 que a pesquisa no campo comecou a se desenvolver de forma
apreciavel, quando foi reconhecido que as microemulsdes poderiam melhorar a recuperacao do
petrdleo bruto e quando os precos do petroleo atingiram niveis a partir dos quais os métodos de
recuperacdo avancada (EOR) se tornaram lucrativos (NAZAR, SHAH e KLOSA, 2011).

Microemulsdes sdo misturas macroscopicamente isotrépicas, compostas por a0 menos
um componente hidrofilico, um hidrofébico e um anfifilico. Elas podem ser definidas como
sistemas de alta agregracédo, nas quais agua e 6leo sdo homogeneamente misturados devido a
presenca de substancias anfifilicas chamadas de tensoativos (SOTTMANN e
STUBENRAUCH, 2009; SILVA, 2011; OLIVEIRA et al, 2004). Segundo Brege et al. (2012),
as microemulsdes sdo solucbes termodinamicamente estaveis, transparentes, compostos por
uma mistura isotropica de ao menos trés componentes (hidrofilo, hidrofobo e anfifilico) com
um raio aproximado entre 2-20 nm.

Além da estabilidade termodinamica apresentada por este sistema, o facil preparo, a
espontaneidade de formacéo, e a facilidade na solubilizacdo de diversos compostos (baixa
constante dielétrica), tornam este sistema atrativo.

As microemulsdes, de um modo geral, se comportam como fluidos newtonianos
(LAPASIN, GRASSI e COCEANI, 2001; SPICLIN et al., 2003; PESTANA et al., 2008;
LANGASCO et al., 2018; LANGEVIN, 2020). Sua viscosidade é comparavel a da agua,
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mesmo em altas concentracdes de goticulas, devido a coalescéncia reversivel das goticulas. Em
algumas pesquisas, porém, foi percebido que algumas microemulsdes podem se comportar de
acordo com o modelo ndo newtoniano, especialmente devido a alteracGes de temperatura do
sistema e a interacdo com polimeros (BENNETT et al., 1981; SAIDI et al., 1990; MORENO,
BALLESTEROS e FRUTOS, 2003; NACEUR et al., 2012; entre outros). Na verdade, as
microestruturas evoluem constantemente devido as trocas de constituintes. Esta importante
caracteristica afeta fortemente as propriedades dinamicas de microemulsdes e tem
consequéncias em suas aplicacdes, em particular aquelas que dependem de finalidades de
encapsulamento.

Devido aos pequenos tamanhos de dispersdao, as microemulsfes sdo
termodinamicamente estaveis, ao contrario das emuls@es. Segundo Langevin (2020) tal fato é
devido as tensdes interfaciais muito baixas entre o 6leo e a &gua. Quando essas tensdes estao
abaixo de cerca de 102 mN/m, pode-se mostrar que a energia da superficie pode ser compensada
pela entropia de dispersdo, minimizando assim a energia livre total.

Comparando com as emulsdes, as microemulsdes diferem ndo apenas pelo aspecto
fisico, que é homogéneo do ponto de vista macroscépico, mas também pelas caracteristicas
termodinamicamente estaveis e faceis de preparar, uma vez que se formam espontaneamente
pela solubilizacéo de polos e compostos apolares pela agdo de moléculas tensoras na forma de
micelas, quando pouca ou nenhuma energia é fornecida ao sistema (SCHULMAN et al. 1959;
DANIELSSON e LINDMAN, 1981; FANUN 2008; ZHONG et al., 2009; GOSHEN e
MAGDASSI, 2012; MA e ZHONG, 2015)

A propriedade mais importante e relevante em aplicagdes técnicas de microemulsdes
¢ a baixa ou até mesmo ultrabaixa tensdo interfacial entre a fase com excesso de agua e a fase
com excesso de 6leo na presenca de uma fase microemulsionada. (SCHRAMM e KUTAY,
2000). No entanto, alguns tensoativos nao conseguem reduzir as tensdes interfaciais entre o
0leo e a agua a esses valores ultrabaixo. Um cotensoativo, como o alcool de cadeia curta, é
frequentemente necessario. O requisito de uma tensédo interfacial ultrabaixa explica o porqué,
guando Oleo, agua e tensoativo sdo misturados, as emulsdes sdo muito mais comumente
encontradas do que as microemulsdes.

Em sistemas microemulsionados, vérias fases podem existir em equilibrio; entretanto,
0 objetivo principal é identificar as composi¢des de fase aquosa, fase oleosa, tensoativo e, por
vezes, co-tensoativos (geralmente alcoois de cadeia curta) que formam uma Unica fase quando
misturadas (CURBELO et al.,, 2021). Dependendo das caracteristicas do tensoativo,

especialmente relacionados com o BHL, as microemulsdes formadas podem ser agua em 6leo
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(A/O) ou 6leo em &gua (O/A) (SCHULMAN et al.,1959; DALTIN, 2011; BURGUERA e
BURGUERA, 2012; BERA e MANDAL, 2015).

O primeiro tipo é quando as gotas de agua sao dispersas na fase oleosa. Este tipo de
microemulsdo é favorecida por um BHL do tensoativo geralmente entre 4 e 6 (BOS e VAN
VLIET, 2001; PICHOT, SPYROPOULOS e NORTON, 2010; NG e ROGERS, 2019). O
segundo tipo, (O/A), é quando as gotas de 6leo sdo dispersas na fase aquosa, ou dgua em 0leo
e o0s tensoativos com BHL variando entre 8 e 18, em geral, estabilizam este tipo de interacédo
(GRACIAA et al., 1983; HOUSAINDOKHT e POUR, 2012; YEW e MISRAN, 2016). A
Figura 2.8 mostra um esquema representativo de microemulsdes O/A (Figura 2.8a) e A/O
(Figura 2.8Db).

Figura 2.8 — Esquema representativo de microemulsdes (a) O/A, e (b) A/O.
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Curbelo et al. (2021) mostram que os sistemas base microemulsdo estdo sendo usados
com mais frequéncia em varios processos industriais, devido, entre outros fatores, a sua
solubilidade em substancias polares e apolares, estabilidade termodindmica, e capacidade de
reduzir a tensdo interfacial. As aplicacbes podem ser vistas na industria do petroleo
(SANTANNA etal., 2009; QUINTERO, JONES e PIETRANGELLI, 2011; BERA e MANDAL,
2015; SANTOS et al., 2017; SHAFIEE NAJAFI et al., 2017; CURBELO et al., 2018;
FERREIRA et al., 2018; CARVALHO et al., 2019; HERNANDEZ, EHLERT e TRABELSI,
2019; PAL et al., 2019; ZHOU et al., 2020), na inddstria de alimentos (ZHONG et al., 2009;
MA e ZHONG, 2015; ABBASI e RADI, 2016; UCHIYAMA et al., 2019; MENDONCA et al.,
2020) e na industria de cosméticos e farmacéutica (HUANG et al., 2003; NAOUI et al., 2011;
DEBBIH, et al., 2017; SOLANS e GARCIA-CELMA 2017; VOLPE et al., 2018; DAS et al.,
2020).
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2.5 DIAGRAMA DE FASES

A formacdo de microemulsdes termodinamicamente estaveis requer que uma
quantidade adequada dos componentes correspondentes seja misturada. Determinacdo destas
composigdes adequadas é uma questdo importante neste campo para obter as microemulsées
com as propriedades necessarias. Para tanto, deve-se preparar misturas com diferentes
composicdes dos componentes e verifica-las quanto ao tipo e numero de fases presentes no
sistema. Os diagramas resultantes, que mostram o nimero/ou tipo de fases presentes no sistema
associadas a cada composicao especifica, sdo chamados de diagramas de fases.

Uma série de diferentes metodologias tém sido usadas para a determinacdo dos
diagramas de fase. A importancia da obtencdo deste diagrama se da ao fato de que a partir destes
se pode identificar a extensdo da regido de microemulsdo e a relagdo com as outras fases
(BAKER et al., 1984).

Segundo Fribergg e Aikens (2009), os diagramas de fase das microemulsdes tém sido
tradicionalmente apresentados de duas formas. O original foi construido com base nos
resultados de Ekwall (1975) sobre as estruturas de associacdo de sistemas anfifilicos e foi
baseado nas associa¢fes da combinacdo agua-tensoativo. De acordo com esta abordagem, o
desenvolvimento das estruturas de microemulsdo foi resultado das modificacdes estruturais
trazidas pela adi¢éo de anfifilicos com menor tendéncia de interacdo com o meio aquoso, como
alcoois. Os hidrocarbonetos nas microemulsdes foram considerados solubilizados nesta
metodologia e seu efeito na estrutura foi considerado de importancia secundaria. A abordagem
foi muito bem-sucedida para microemulsdes A/O, fornecendo uma ferramenta simples para a
sua formulacao.

A abordagem do diagrama de fase para microemulsdes seguindo Ekwall é
caracterizada por uma secéo atraves do diagrama tridimensional. Por essa metodologia, varios
experimentos sao realizados para verificar o comportamento das fases presentes quando 3 ou 4
componentes sdo misturados, dependendo da fragdo méassica desses componentes no sistema e
da identificacdo por meio de diagramas de fase ternarios (3 componentes) ou diagramas de fase
pseudo-ternarios (4 componentes) (ACHARYA e HARTLEY, 2012; MOGHIMIPOUR,
SALIMI e LEIS, 2012; MA e ZHONG, 2015; MITSOU et al., 2019; ZHAO et al., 2020). As
fracOes massicas de cada ponto sdo calculadas por balanco de massa a partir das quantidades
de cada componente obtidas experimentalmente através da metodologia de titulag&o.

A Figura 2.9 mostra um tipico diagrama de fases com as identificacdes das regides de
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Winsor. Os equilibrios da microemulsdo, de acordo com a classificacdo de Winsor (Friberg e
Bothorel, 1988), variam de acordo com a natureza das fases envolvidas. Esta classificacdo
estabelece quatro tipos de sistemas: Winsor | (WI), na qual a fase de microemulséo esta em
equilibrio com uma fase organica em excesso; Winsor Il (WII), a fase de microemulsao esta
em equilibrio com uma fase aquosa em excesso; Winsor I11 (WI11), a fase de microemuls&o esta
em equilibrio com as fases aquosa e organica (sistema trifasico); e Winsor 1V (WIV), que é um

sistema monoféasico, em escala macroscopica.

Figura 2.9 — Diagrama de fases com os comportamentos das microemulsdes segundo Winsor.
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A utilizacdo de sistemas microemulsionados é uma boa alternativa para a obtencéo de
fluidos de perfuracdo e vem sendo estudada por alguns pesquisadores, como Hayes et al.
(1977), Davies et al. (1997), Quintero et al (2009), Numkam e Akbari (2019) e Okoro,
Dosunmu e lyuke (2020), que apresentaram vantagens de estabilidade em uma ampla gama de
condigdes salinas, resisténcia a corrosdo, boas caracteristicas de lubricidade, forca de gel,
formacéo de reboco menos permedvel e fino, baixa tensdo interfacial e alta detergéncia.

Estas sdo caracteristicas importantes para o desempenho das func¢Ges do fluido de
perfuracdo em diferentes condicOes operacionais, de forma a garantir um processo de
perfuracéo eficiente e seguro. Dependendo do tipo de microemulséao obtida, € possivel formular
fluidos de perfuragdo sintéticos base oOleo (microemulsdo A/O) e fluidos base de agua
(microemulsdo O/A), a ultima sendo representada na Figura 2.10 (HAYES et al., 1977,
DAVIES et al., 1997; AGARWAL et al., 2013; JHA et al., 2015; DIAS, SOUZA e LUCAS,
2015; GARNICA et al., 2018; SOUSA et al., 2020; GARNICA et al., 2020; LEAL et al., 2020).
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Figura 2.10 — Microemulsdo O/A na formulacédo de fluidos aplicados em campo.
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2.6 INIBIDORES DE INCHAMENTO

A medida que a operacéo de perfuracdo avanca em campo, os fluidos utilizados devem
estar adequados para a formacdo encontrada, logo se faz necesséria a constante verificacao das
propriedades destes. Uma das propriedades a ser verificada nos intervalos de perfuracéo € a
capacidade de inibicdo de inchamento de formacGes reativas. A necessidade de se recorrer a
determinados aditivos é evidente nestes tipos de formagdes, visto que a interacdo dos fluidos
de perfuracdo inadequados pode causar mais pausas nesta etapa e problemas como a
instabilidade dos pocos, 0 que causa um aumento no custo da operacao.

O desenvolvimento de inibidores de inchamento com melhor desempenho técnico e
ambiental representa um desafio para a quimica organica e inorganica do campo petrolifero
devido a natureza complexa e heterogénea dos minerais de argila e ao equilibrio necessario de
propriedades que devem ser mantidas para que um fluido de perfuracéao seja eficaz. Este campo
de pesquisa tem despertado grande interesse, visto a necessidade de se desenvolver novas
formulagdes de fluidos de perfuragéo capazes de inibir eficazmente o inchamento de folhelhos,
mantendo as propriedades reoldgicas necessarias, e capazes de atender uma legislacéo
ambiental cada vez mais exigente.

Assim, os inibidores de inchamento sdo aditivos bastante utilizados pela industria do
petréleo quando séo perfuradas formagdes sensiveis a agua. Esses aditivos sdo especialmente

validos quando se perfura utilizando fluidos de perfuracdo aquosos, pois ndo apresentam
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qualquer capacidade de retracdo dos folhelhos por si s6. Por outro lado, fluidos de perfuracédo
ndo aquosos (FCBNA) apresentam uma boa capacidade de inibicdo de inchamento,
especialmente pelo fato de muitos deles apresentarem tensoativos em suas formulacdes
(CARLSON, 1992; FRIEDHEIM e CONN, 1996). No entanto, junto com essa vantagem, estes
fluidos apresentam desvantagens, como alto custo, problemas com o descarte dos fluidos,
limitacOes ambientais, entre outras (PATEL et al., 2007)

O incentivo ao fim do uso de fluidos emulsionados a base de Oleo por razdes
ambientais tem motivado o desenvolvimento de tecnologias de outros fluidos que também
oferecem vantagens econdmicas (KHODJA et al., 2010). O grande problema no uso de algumas
formulagBes, como fluidos aquosos, permanece ligado a instabilidade dos pocos,
principalmente devido as interacfes de argilas de formacdo com &gua, porém varias solucoes
aceitaveis vém sendo pesquisadas. Atualmente, um grande nimero de sistemas de fluidos é
oferecido por empresas especializadas. De fato, muitos desses produtos comercializados sao
semelhantes, apesar de apresentarem nomes distintos para usos diferentes.

Segundo Fink (2012), inibidores de inchamento agem por um mecanismo quimico e
ndo de maneira mecanica. Eles alteram a forca idnica e 0 comportamento de transporte dos
fluidos para as argilas. Tanto os cations quanto os anions sdo importantes para a eficiéncia da
inibicdo do inchamento de formaces reativas. Anderson et al. (2010) e Suter et al. (2011)
mencionam em seus trabalhos dois mecanismos nos quais o inchamento e a dispersao de argilas
podem ser inibidos durante o processo de perfuracdo. O primeiro é através da intercalacdo de
espécies inibidoras nas intercamadas de argilominerais. O segundo é por meio do
encapsulamento de particulas de argila por polimeros de peso molecular muito alto, como
poliacrilamidas. Por outro lado, percebe-se que existe também uma inibicdo fisica do
inchamento em formacdes hidrataveis

Os inibidores de inchamento devem atender ndo sO a reducdo de hidratacdo das
formagdes, mas também devem ser ambientalmente aceitaveis e apresentar baixo custo total ao
processo de perfuragdo. Estes aditivos quimicos tém sido muito utilizados nas Gltimas décadas
para inibicdo de estruturas sensiveis a hidratacdo, especialmente devido ao grande nimero de
reservas de petréleo encontradas em folhelho, que compde cerca de 75% das formacdes
perfuradas (COLLINS, 1961; KARPINSKI e SZKODO, 2015).

Entre os métodos iniciais e mais amplamente utilizados estd o uso de altas
concentragdes salinas, tais como cloreto de potéssio, cloreto de sédio e salmouras divalentes.
Por meio de uma variedade de mecanismos, pode-se afirmar que esses sais retardam de alguma
forma o inchamento (Figura 2.11) (PATEL et al., 2007).
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Figura 2.11 — Representacdo de inibicdo de plaquetas de argila Na-montmorilonita.
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O desenvolvimento inicial de fluidos de perfuragdo inibidores de inchamento inclui
fluidos com solucGes de NaCl/amido (GRAY e GILL, 1974), fluidos com silicatos (VAN
OORT et al., 1996), fluidos de perfuracéo base agua saturados com cal (JENA, DASH e RATH,
2019) e fluidos base sulfato de célcio (GRAY e CARL, 1960). Aditivos de natureza inorganica,
tais como KCI, NaCl, e sais quaternarios de aménia sdo os mais comumente utilizados na
indUstria do petréleo para a prevencdo de inchamento das formacgdes sensiveis a agua. No
entanto, em altas concentracdes, tais aditivos se tornam ambientalmente inviaveis.

Métodos eficazes e mais ambientalmente aceitaveis de inibir o inchamento de argilas
sdo agora normalmente alcancados através do uso de polimeros organicos e tensoativos que
incorporam grupos funcionais apropriados que interagem favoravelmente com as argilas para
reduzir a interacdo folhelho/agua (QUINTERO, 2002). Acredita-se que ap6s a intercalacdo
dessas moléculas dentro das camadas de argila, as regiGes hidrofébicas impedem o ingresso
adicional de &gua, enquanto as regifes hidrofilicas aumentam a ligagdo de cations de sddio
altamente hidrataveis a argila, evitando sua hidratacéo.

Vaérios aditivos de fluidos de perfuracdo foram empregados como inibidores de
inchamento nas Ultimas décadas para melhorar as propriedades de inibicdo de fluido de
perfuracdo. Alguns dos mais tradicionalmente utilizados s&o sais inorgénicos, que incluem o
cloreto de sddio (NaCl), cloreto de potassio (KCI), cloreto de célcio (CaCly), cloreto de aménia
(NH4CI), e solugdes de salmouras de eletrdlitos divalentes (MUHAMMED et al., 2021). Apesar
da aplicacdo desses sais ser eficiente na inibicdo de inchamento, por outro lado, alguns

resultados mostraram floculagdo dos minerais de argila, o que pode afetar diretamente nas
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propriedades operacionais desses fluidos, causando alto volume de filtrado e tixotropia
(AKHATARMANESH, SHAHRABI e ATASHNEZHAD, 2013; QUAINOO et al., 2020).

Murtaza et al. (2020) reportam que outros inibidores de folhelho relatados na literatura
incluem: polimeros (AHMAD et al., 2018a; AHMAD et al., 2018b; AHMAD et al., 2020), sais
inorganicas (BALABAN, VIDAL e BORGER, 2015); nanocompositos poliméricos
(MUDASER AHMAD et al., 2018, AHMAD et al., 2020), glicdis (XU et al., 2018; ISCI et al.,
2017), aminas (BAI et al., 2017; HUANG et al., 2017), assim como seus derivados, aminas
poliméricas e dendrimeros de amina (ZHONG et al., 2016a; ZHONG et al., 2016b),
nanoparticulas (AHMAD et al., 2017), nanoparticulas com superficies modificadas (WU et al.,
2017), e tensoativos (YOUNG e FRIEDHEIM, 2013; SUN et al., 2019).

A aplicacdo de tensoativos como inibidores de inchamento foi recentemente sugerido
por Quintero (2002) para estabilizacdo de folhelhos durante a perfuracdo de pocos. Ouellet-
Plamondon et al. (2014) relatam que os tensoativos podem ser aplicados para ajustar o

espacamento basal de minerais de argilas hidrataveis.

2.6.1 Sais de potassio

No inicio dos anos 1970, cloreto de potassio (KCI) comecou a ser utilizado pela
indUstria com o objetivo de retardar o inchamento de folhelhos (O’BRIEN e CHENEVERT,
1973; MCDANIEL e LUMMUS, 1971; ALLRED e MCCALEB, 1973; CHESSER e
PERRICONE, 1973; MONDSHINE, 1973). A resposta de como o cloreto de potéssio funciona
esta relacionada com a quimica da argila.

Acredita-se que a eficacia dos fons K* na minimizacdo das pressfes de inchamento
especialmente em argilas do tipo montmorilonita esteja relacionada ao pequeno grau de
hidratagdo desses ions na agua, resultando em baixa repulsdo i6nica (CHRISTENSON et al.,
1987; ISRAELACHVILI e WENNERSTROEM, 1992; VAN OORT, 1997; KARABONI et
al., 1996). Os ions de potassio penetram na porosidade do folhelho, criando uma membrana
semipermeavel, que impede a dgua de entrar no folhelho (KHODJA et al., 2010).

Um outro importante fato sobre os cations K* é que em altas concentracfes estes
propiciam que as plaquetas de argila permanecem intactas, visto que o cation K* apresenta
tamanho pequeno em comparagdo a outros, podendo assim penetrar mais facilmente nas
camadas intermediarias de formacoes argilaceas e manter as plaquetas das intercamadas juntas
(MONDSHINE, 1973 e CHILINGARIAN e VORABUTR, 1981), como mostrado na Figura
2.12.
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Figura 2.12 — Efeito do tamanho dos cétions na migracdo em uma camada intermediéria de
argila.

O K" é do tamanho adequado para caber no espaco entre as camadas tetraédricas de
plaquetas de argila, que sdo carregadas negativamente devido a substituicdo isomorfa na
camada octaedrica. Quando o ion potéssio esta no espago da rede com a ajuda da troca catidnica,
ele estd o mais proximo possivel do centro de cargas negativas. De modo que, ao contrario de
outros cations trocaveis, as argilas sao mantidas com uma energia de ligagdo maior, isto €, 0 K*
pode manter as plaquetas carregadas negativamente juntas.

O uso de fluidos de perfuragdo com solugdes de KCl/polimeros se tornou popular no
final dos anos 1960 e inicio dos anos 1970 (CLARK et al., 1976; BLOYS et al., 1994). Uma
variedade de polimeros em combinacdo com o KCI foi avaliada para atingir um alto grau de
inibicdo de folhelhos, comparado com fluidos formulados apenas com KCI. Segundo Patel et
al. (2007) poliacrilamida parcialmente hidrolisada (PHPA) de alto peso molecular em conjunto
com o KCI foi mais efetivo a baixas concentracdes de polimero. Estes fluidos contém cerca 2%
a 8% de concentracdo de KCI na mistura.

Testes de exposicdo de folhelhos foram realizados por Horsrud et al. (1998) em
condicBes simuladas de pocgo. Eles observaram que a exposicdo ao KCI causou reducdo da
matriz de folhelho e um aumento na permeabilidade. Esta reducéo pode estar associada ao fato
de que os fons K* substituem os cations trocaveis previamente adsorvidos na superficie da
argila, levando a compactacdo da estrutura da argila (HORSRUD et al. 1998; OKORO e
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ADEWALE 2014). A taxa de influxo de agua na formacgdo de folhelho diminui com a
concentracdo de sal devido ao potencial quimico do fluido injetado no poco ser inferior ao da
formacdo. Isso eventualmente leva a uma taxa mais lenta de aumento da pressdo dos poros,
aumentando assim a estabilidade do folhelho (TAN et al., 1996).

O cloreto de potassio também foi utilizado em combinagdo com glicol e poliglicol, e
um sistema KCl/polimero em campo durante os anos 1990 (TWYNAM, CALDWELL e
MEADS, 1994). Os autores mostraram que 0s sistemas analisados foram extremamente bem-
sucedido com uma reducdo no tempo de perfuracéo, eliminagéo de problemas com enceramento
de broca, reducdo na ocorréncia de inchamento de folhelhos, eliminacéo de aprisionamento de
coluna de perfuracéo e excelentes taxas de diluicdo. No entanto, os resultados encontrados pelos
autores tém aplicacdo limitada a certas regides.

Fluidos com composicdo de silicatos também foram utilizados a partir do inicio dos
anos 1990 com a adicdo de KCI (VAN OORT et al., 1996). Esta formulacdo de fluidos de
perfuracdo contendo uma alta concentragcdo de potéssio/silica foi amplamente aplicada em
campo em varias regides ao redor do mundo. O nivel de inibicdo utilizando esta alta
concentracdo foi considerada eficiente, no entanto, alguns problemas como alto torque devido
a precipitacdo da silica no fluido, pH elevado, e limitagdes com a propria formulacdo do fluido
restringiu seu uso.

Lucena, Lira e Amorim (2016) utilizaram inibidores de inchamento de base potassica
isentos de cloro em fluidos de perfuracdo aquosos, sendo eles o citrato, sulfato e acetato de
potéssio. Os autores mostram uma superioridade destes inibidores quando comparados ao KCI,
sendo o citrato de potassio o que apresentou melhores resultados. Este inibidor quimico consiste
no sal de potassio totalmente neutralizado do acido citrico, contendo 38,28% de potassio em
massa. Dantas et al. (2014) e Leite, Dantas e Amorim (2016) também utilizaram este aditivo
quimico como inibidor de inchamento, em diferentes formulacGes de fluidos de perfuracgéo,
obtendo resultados satisfatorios.

Em sua patente, Pomerleau (2015) utilizou o inibidor sulfato de potassio associado
com PHPA em emulsdes de glicerina, compreendendo 95:5 a 20:80 em volume de solucéo de
glicerina: 4gua, capaz de estabilizar formacdes sensiveis a hidratacdo durante a perfuragdo. Os
resultados mostraram que a formulacdo do fluido foi capaz de inibir o inchamento das
formagdes, além de promover estabilidade reoldgica ao sistema.

O sulfato de potassio (K2SO4) € um sal solivel em &gua, sendo apresentado como um
estabilizador de folhelhos extremamente eficiente ao perfurar formacgdes hidrataveis. A inibicdo

é produzida atraves da troca de camadas; o ion de potassio entra entre as camadas de argila
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individuais no folhelho, para que sejam mantidas juntas, eliminando assim a entrada de &gua
do fluido de perfuracdo. Liu et al. (2013) mostram a eficiéncia do sulfato de potassio como
inibidor de inchamento de formacdes argilosas e sua capacidade de ndo alterar a reologia do
fluido de perfuracdo. O sulfato de potéssio cobre a superficie do folhelho, evitando que este
absorva 4gua e se expanda.

Lintott, Robbins e Neumann (2003) estudaram os impactos ambientais de sistemas de
fluidos de perfuracdo base sulfato de potassio em concentracdes de 3% e 1,5% de K>SO4 na
formulacdo. Os autores propuseram que os limites para descarte dos fluidos de perfuracédo
contendo o sulfato de potassio fossem baseados conforme a condutividade elétrica dos solos
receptor e da mistura de fluidos descartados. Os resultados mostraram efeitos toxicos no teste
de espécies em condutividade superior a 4 dS/mz2.

Sulfato de potéssio pode ser adicionado diretamente a um sistema de fluido de
perfuragdo para aumentar sua qualidade inibidora e pode ser usado como um agente adensante
que varia em densidades de 1,005 sg (8,4 Ib/gal) a 1,075 sg (8,95 Ib/gal). A solucdo de K2SO4
torna-se saturada perto de 1,075 sg (8,95 Ib/gal), portanto, a porcentagem maxima que pode ser
usada com este sal é de 9% com o sal se tornando menos soltvel proximo ao ponto de saturacao
(AMC Mud, 2017).

Outras formulacdes de fluidos de perfuracdo com sais de base potassica podem ser
encontradas na literatura, como em Naeimavi et al. (2019), que utilizaram sorbato de potassio
como substituinte ao KCI, Zhou e Nasr-El-Din (2017), que utilizaram nitrato de potassio
(KNO3) como estabilizante de formacGes hidrataveis, e Sun et al. (2019), que mostram a
utilizacdo do poliacrilato de potéassio (KPAM) na formulacédo de fluidos de perfuracéo.
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3 METODOLOGIA
3.1 MATERIAIS

Duas amostras de folhelho foram estudadas, identificadas como folhelho 1 (Figura
3.1a), cedido pelo Instituto de Pesquisa em Petréleo e Energia, Universidade Federal de
Pernambuco (UFPE), e folhelho 2 (Figura 3.1b), cedido pelo Grupo de Pesquisa em Exploracao
Petrolifera, da Universidade Federal de Campina Grande (UFCG).

Figura 3.1 — Amostras de folhelho: (a) Bacia do Araripe (FOL1); (b) Bacia do Rio do Peixe
(FOL2)

(a) (b)

A primeira amostra foi coletada na Mina MP Gesso, na cidade de Ipubi (PE), de onde
se extrai gipsita para producdo de gesso (Polo Gesseiro do Araripe). Pertence a formacéo
homénima desta cidade, constituida por um pacote de rochas sedimentares, tendo esses
folhelhos na base (até 5 m de espessura) e uma camada de evaporitos no topo (15 - 20 m de
espessura; Gipsita, com Anidrita subordinada), na area da Bacia Sedimentar do Araripe.

A segunda amostra de folhelho foi retirada na Bacia do Rio do Peixe (PB), a qual ¢é
uma bacia sedimentar formada durante a separagédo e desagregacao dos continentes africano e
sul-americano. A bacia € composta por trés sub-bacias, representando trés meios-grabens
denominados, de oeste para leste, de sub-bacias Brejo das Feiras, Sousa e Pombal, separadas
por soerguimento de embasamento. As principais zonas de cisalhamento que ligam a Bacia do
Rio do Peixe sdo Portalegre, Malta e Rio Piranhas.

Para as avaliacdes reoldgicas e de filtracdo, quatro sistemas de fluidos de perfuracéo
foram formulados a partir de microemulsdes 6leo em agua (O/A) contendo tensoativos ndo
i6nico, Ultranex NP100 ou Alkest Tween 80, fornecidos pela empresa Oxiteno. Uma solucgdo
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de &gua e glicerol, na proporcao massica de 1:1, foi utilizada como fase aquosa, e 6leo de pinho
vegetal como fase oleosa, sendo estes o0s trés componentes das microemulsdes utilizadas.

As fases aquosa e oleosa das microemulsdes permaneceram as mesmas para 0s quatro
sistemas. Dois aditivos quimicos foram utilizados para inibicdo do inchamento de formacdes
hidrataveis, sendo estes sais de base potéssica isentos de cloro: citrato de potéassio (INIB1), e
sulfato de potéssio (INIB2), variando conforme o sistema trabalhado.

Os sistemas utilizados sdo mostrados em detalhes na Tabela 3.1. Os quatro sistemas
foram baseados também em um planejamento fatorial 23, onde um total de 44 fluidos de

perfuracdo de base microemulsdo foram preparados em duplicata.

Tabela 3.1 — Classificacao dos sistemas de fluidos de perfuracdo utilizados na etapa 2.

Sistema Inibidor de inchamento Tensoativo
1 CeHsK307 (INIB1) Ultranex NP100
2 K2SO4 (IN1B2) Ultranex NP100
3 CsHsKs0O7 (INIB1) Alkest Tween 80
4 K2SO4 (IN1B2) Alkest Tween 80

O tensoativo Ultranex NP100 é resultado da reagdo entre nonilfendis com éxido de
etileno, no qual a parte hidrofébica da molécula vem do nonilfenol e a parte hidrofilica da cadeia
do 6xido de etileno. Aumentando o grau de etoxilacdo, aumenta-se também a natureza
hidrofilica da molécula, apresentando alto valor do balanc¢o hidrofilico lipofilico (13,3), o que
favorece a solubilizagdo em agua. O tensoativo Alkest Tween 80 também apresenta alto valor
de BHL (15,0). Por sua vez, este tensoativo € composto por ésteres de sorbitan etoxilados.

Quanto aos inibidores de inchamento, estes sdo de base potassica e isentos de cloro, 0
que favorece o carater ambientalmente aceitavel dos fluidos de perfuracdo em substituicdo ao
KCI. O sal de potassio mais comumente utilizado na inibi¢do de inchamento de folhelhos é o
KCI, no entanto, este sofre restricdes ambientais. Lucena (2011) utilizou os inibidores citrato
de potéassio e sulfato de potassio em quantidades de 16, 18 e 20 g em testes de inchamento de
argilas, resultando em valores nulos de inchamento. Os aditivos utilizados na preparacdo dos
fluidos de perfuracdo, com suas respectivas fungdes e concentracfes, sdo mostrados na Tabela
3.2.
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Tabela 3.2 — Aditivos utilizados na formulagdo dos fluidos de perfuragéo.
Quantidade (/350 mL de

Aditivo Fungao microemulséo)

Microemulséo (g) Fase continua 350
Calcita (g) Selante 11,7
HP-Amido (g) Redutor de filtrado 1,2
Cloisite 20A (g) Redutor de filtrado 4,7
Goma xantana (g) Viscosificante 0,6

Sal de potassio (g) Inibidor de inchamento 16 - 20
Baritina (9/350 mL) Adensante 58,3
Agua (mL) Solvente 250

Com base nos resultados dos ensaios de reologia e filtracdo, um fluido de cada sistema
foi escolhido e utilizado na avaliacdo inibitiva em formacoes argilaceas. A fim de se comparar
os resultados dos fluidos inibidos com citrato e sulfato de potéssio, dois novos sistemas de
fluidos foram utilizados: um sistema de fluidos de perfuragéo base microemulsdo com inibidor
KCI (INIB3), e um sistema de fluidos sem inibidor (SI). Um total de 8 fluidos de perfuracéo

foram utilizados nesta etapa, seguindo a sequéncia mostrada na Tabela 3.3.

Tabela 3.3 — Classificacdo dos fluidos de perfuracdo base microemulsao utilizados na etapa 3.

. . x . Inibidor de
Sistema  Fluido de perfuracdo Tensoativo inchamento
NP100 INIB1 Ultranex NP100 _ )
Citrato de potassio
T80 _INIB1 Alkest Tween 80
NP100 INIB2 Ultranex NP100 ]
Sulfato de potéssio
T80 INIB2 Alkest Tween 80
NP100 INIB3 Ultranex NP100 )
3 Cloreto de potassio
T80 INIB3 Alkest Tween 80
NP100_SI Ultranex NP100 o
4 Sem inibidor
T80 _SI Alkest Tween 80

3.2 METODOS
Para o estudo da eficiéncia de inibicdo dos fluidos de perfuracéo de base microemulséo
foram utilizadas as etapas mostradas na Figura 3.2.
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Figura 3.2 — Fluxograma geral das etapas desenvolvidas.
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3.2.1 Etapa 1- Caracterizagdo das amostras de folhelho
3.2.1.1 Difracéo de Raios-X (DRX)

Para identificacdo as fases cristalinas, utilizou-se difratbmetro SHIMADZU Modelo
LabXRD-6000, equipamento pertencente ao Laboratério de Caracterizacdo de Materiais da
UFCG — Campus Campina Grande, utilizando radiagdo Ka do Cu (40 kV/30 mA), com
gonidometro do tipo 6-20 rotacionando em velocidade de 2°/min e passo de 0,02°, na faixa de 5
a 60°.

3.2.1.2 Fluorescéncia de Raios-X (FRX)

Para mapear quantitativamente os elementos quimicos, utilizou-se um espectrémetro
de energia dispersiva SHIMADZU Modelo EDX-720, equipamento pertencente ao Laboratério
de Caracterizacdo de Materiais da UFCG — Campus Campina Grande, onde a geracao de raios-
X é realizada por meio de tubo com alvo de Rh.

A técnica de fluorescéncia de raios-X (FRX) é uma ferramenta avancada que revela a
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composicdo quimica de amostras de folhelho em um curto tempo de medicdo, o que torna a
andlise possivel e econdmica (GROMET et al., 1984; BAIG e URBANCIC, 2010; LENTZ et
al., 2014). Numerosos estudos foram conduzidos e indicam que o FRX pode refletir uma
resolucdo mais alta de variabilidade na composicéo de folhelhos do que outras técnicas comuns,
como difracao de raios-X (DRX), devido a um intervalo de medigdo menor e mais candidatos
de elemento disponiveis para uma analise abrangente (TJALLINGII et al., 2007; TURNER,
MOLINARES-BLANCO e SLATT, 2015; ZHANG, 2016; TURNER, TREANTON, 2016).

3.2.1.3 Analise Termogravimétrica (TGA) e Anélise Térmica Diferencial (DTA)

Para avaliar o comportamento térmico das amostras dos folhelhos, utilizou-se
equipamento simultaneo (TGA/DTA) SHIMADZU Modelo DTG-60H, pertencente ao
Laboratério de Caracterizacdo de Materiais da UFCG — Campus de Campina Grande,
acondicionando as amostras em atmosfera dindmica de nitrogénio, com razéo de aquecimento
de 10°C/min e fluxo de 50 mL/min em cadinho de alumina, obedecendo o intervalo de

temperatura variando de 28 °C até 1000 °C.

3.2.2 Etapa 2- Estudo dos fluidos de perfuracéo base microemulséo

3.2.2.1 Diagramas de fase ternarios

Inicialmente, dois diagramas de fase ternarios foram elaborados utilizando a mesma
fase aquosa, solucdo de agua/glicerina (1:1 em massa), e fase oleosa, 6leo vegetal de pinho.
Dois tensoativos ndo iénicos foram utilizados, Ultranex NP100 e Alkest Tween 80. Os
diagramas foram obtidos por titulagdo, onde o tensoativo é adicionado a uma mistura de fase
aquosa e fase oleosa com composicdo massica inicialmente conhecida, até a formagédo de uma
unica fase limpida, caracterizando a microemulséo.

O método de titulagdo consiste em fixar a proporcao de 2 componentes do diagrama,
como por exemplo, o lado binario tensoativo/fase oleosa, e titular com o terceiro componente,
a fase aquosa. Segundo Sottmann et al. (2000), o diagrama de fases do sistema binario dleo -
tensoativo ndo idnico é quase tdo simples quanto o binario agua-o6leo.

A titulacdo ocorreu até que se foi verificada a solubilidade das misturas ternarias em
toda a regido do diagrama, observando a formacdo ou desaparecimento da regido de

microemulsdo (sistema monofasico), ou de outras fases do sistema. A observacdo visual das
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propriedades macroscopicas das amostras, como numero de fases e estado fisico, possibilita a
determinacdo dos limites entre microemulsdo e regides de duas e trés fases. Nestes
experimentos, foram utilizados uma centrifuga para separacéo das fases, uma balanca analitica
e agitadores magnéticos para mistura dos componentes. A temperatura dos experimentos foi de
28 °C. A partir dos diagramas elaborados, 5 pontos foram escolhidos na regido de microemulsao
e utilizados com fase continua dos fluidos de perfuracéo.

3.2.2.2 Preparacao dos fluidos de perfuracdo base microemulsao

Os fluidos de perfuracdo foram, entdo, preparados tendo como fase continua as
microemulsdes preparadas anteriormente, e sendo acrescentados os aditivos s6lidos mostrados
na Tabela 3.2, seguindo a ordem de adicdo apresentada naquela. As misturas foram agitadas em
um agitador Hamilton Beach, da marca Fann, com intervalos de 10 minutos entre cada adigao.
Um total de 44 fluidos de perfuragdo base microemulsdo (com duplicata) foram preparados, de
acordo com os sistemas mostrados na Tabela 3.3 apresentada anteriormente. Cada sistema

contem 11 fluidos com base em um planejamento fatorial 23.

3.2.2.3 Estudo reoldgico

A reologia dos fluidos de perfuracdo é um importante parametro a ser analisado, visto
que o comportamento do fluido apresentado no pogo depende fortemente das viscosidades,
forcas gel e tixotropia (ELKATATNY, ZEESHAN ¢ MAHMOUD, 2016; FAKOYA e
AHMED, 2018). Power e Zamora (2003) destacam que propriedades reoldgicas, tais como a
viscosidade pléastica (PV), limte de escoamento (YP) e forcas gel sdo cruciais nas operacdes de
perfuracédo de pocos. Os efeitos da concentracdo do tensoativo, da fase oleosa, e da adi¢cdo do
inibidor quimico de inchamento foram investigados por meio da anélise reologica dos fluidos
de perfuracdo formulados.

Para tal, utilizou-se o viscosimetro rotacional Fann, modelo 35A, e as medidas
consistem em aferir a tenséo de cisalhamento a 6 velocidades diferentes, sendo estas: 3, 6, 100,
200, 300 e 600 rpm, seguindo a norma API 13B-1. As propriedades reologicas foram, entéo,
calculadas seguindo as equagOes mostradas na Tabela 3.4. Com os dados de tensdo e taxa de
cisalhamento, foi possivel obter as curvas de fluxo dos fluidos de perfuracdo base

microemulsio.
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Tabela 3.4 — Propriedades reoldgicas e equacdes utilizadas.

Propriedades Equacdes Unidades
Viscosidade plastica (PV) 0600 - O300 cP (3.1)
Viscosidade Aparente (AV) 0600/2 cP (3.2
Limite de escoamento (YP) 0300 - PV Ib/100 ft2  (3.3)
Gel inicial (Go) 03 apds 10 segundos Ib/100 ft2 -
Gel Final (Gy) 03 apds 10 minutos Ib/100 ft2 -

Em que: 0600 € a leitura no viscosimetro a 600 rpm, 0300 € a leitura a 300 rpm, e 03 é
leitura a 3 rpm.

O modelo reoldgico dos fluidos foi, entdo, encontrado por meio de uma regressao nao-
linear, com o método de minimos quadrados. Segundo Saaesen e Ytrehus (2020), em praddes
atuais, € recomendada a utilizacdo o ajuste pelos minimos quadrados de todas as medidas de
tensdo de cisalhamento, valendo-se de seus respectivos valores de taxa de cisalhamento, a fim
de se aumentar a precisao dos modelos de viscosidade.

Em relacdo a obtencdo dos coeficientes do modelo de Herschel-Bulkley, modelo este
que segundo Zamora e Power (2002) é o que melhor se adequa na investigacao de reologia de
fluidos de perfuracdo, um modelo foi proposto. Este método consistiu em uma regressao nao-
linear utilizando uma funcgéo potencial de dois termos (Equagéo 3.4), com o uso do algoritmo
de Trust-Region. Destaca-se que o método foi avaliado conforme os indicadores R2, Root Mean
Square Error (RMSE) e Sum of Squarer for Error (SSE), 0 que proporciona uma maior

confiabilidade da regresséo.
1(x) =a.x? +c¢ (3.4)

Onde, 7(x) € a tensdo de cisalhamento, em Pa, a, b, e ¢ s&o os coeficientes da funcao
potencial a serem determinados e x corresponde aos valores da taxa de cisalhamento do fluido,

em s, As fungBes SSE e RMSE s&o apresentadas nas Equagdes 3.5 e 3.6, respectivamente.

SSE = Z(Ti - 'fi)z (35)

N
1
_ 22 3.6
RMSE = |+ El (1; — 1) (3.6)
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Onde, N (=6) € o nimero de experimentos utilizados para calibracdo, t; € a tenséo de
cisalhamento medida experimentalmente, e 7; é a tensdo de cisalhamento estimada pelo
conjunto de parametros propostos pelo ajuste a partir do modelo de Herschel-Bulkley.

O parametro reoldgico ty representa a tenséo de cisalhamento minima aplicada a um
material para criar um fluxo. Para qualquer tensdo de cisalhamento menor que a tensdo de
escoamento, o material deve agir idealmente como um material solido.. Este parametro é
definido como a tensdo de escoamento do fluido & uma taxa de cisalhamento igual a zero, e é
dado na unidade de Ib/100 ft2.

O parametro n-indice de comportamento de fluxo (adimensional), indica fisicamente
o distanciamento do fluido do modelo Newtoniano. O parametro k- indice de consisténcia, é
uma propriedade reoldgica relacionada a coeséo das particulas individuais do fluido, de sua
capacidade de deformar e sua resisténcia ao fluxo. Este parametro descreve o grau de resisténcia
do fluido ao escoamento e é dado em cP.

O indice de consisténcia, k, € dependente do expoente de curvatura, n. Portanto, k = k
(n). A consequéncia dessa dependéncia € que o parametro de consisténcia ndo pode ser
determinado diretamente a partir das medi¢des de fluido. Deve ser identificado por meio de
operacdes algébricas e, além disso, ndo pode conter sozinho informacdes sobre dependéncias
fisicas para o fluido (SAAESEN e YTREHUS, 2020).

3.2.2.4 Estudo de filtragdo

Apds o ensaio de reologia, foram realizados testes de perda de filtrado a baixa pressao
e baixa temperatura (BPBT) por filtracdo estatica, a fim de se estimar o volume de fluido que
tende a invadir as formacGes permeaveis. Segundo Bourgoyne et al. (1991), este teste é um
indicativo da taxa na qual formacOes permeaveis sdo seladas pela deposicdo do reboco apés
serem penetradas pela broca de perfuragéo.

Para tal, os fluidos foram agitados previamente em agitador Hamilton Beach. O teste
seguiu as normas APl (APl Recommended Practice 13B-1). O filtro prensa API foi utilizado
para determinar a taxa de filtracdo, e papel filtro Whatman n°50 foi utilizado como meio
filtrante. O fluido foi submetido a pressao de 100 psi a 28 °C por 1800 segundos. Apo6s o0 tempo

determinado, os volumes de filtrado (mL) coletados em uma proveta foram medidos.
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3.2.2.5 Espessura e permeabilidade do reboco formado

A espessura do reboco, ER, formado ap0s o ensaio de filtracdo, foi medida utilizando
0 esquema mostrado na Figura 3.3. Duas placas de vidro, de espessuras conhecidas, foram
utilizadas. Os papéis de filtro, coletados apds os ensaios de filtracdo, foram colocados entre as
duas placas e, com o auxilio de um paquimetro, a espessura total foi medida, sendo subtraidas
as espessuras das placas (FARIAS et al., 2006). Duas medidas foram realizadas em cada lado

do conjunto de placas, sendo utilizada a média aritmética das duas medidas.

Figura 3.3 — Representacao esquematica da medicdo da espessura do reboco (ER).

A viscosidade do filtrado foi medida utilizando redbmetro Brookfield DVIII Ultra,
utilizando o spindle CPE52. O rebmetro foi acoplado a um banho termostatico e a um
computador, controlados pelo software Rheocalc 32 (Figura 3.4). Duas temperaturas foram
utilizadas nas medicdes, 30 e 55 °C, a fim de estabelecer uma relacdo com as diferentes

temperaturas dos poc¢os de petroleo.
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Figura 3.4 — Redmetro Brookfield DVIII Ultra com banho termostatico.

Para o calculo da permeabilidade do reboco, k, utilizou-se a Equacdo 3.7 sob as

condicGes de 100 psi, 30 min e area do papel de filtro de 45 cm2, na Equagdo de Darcy.
k= VFx ER* ux895%107° (3.7)

Em que: k é a permeabilidade do reboco formado apds o ensaio de filtracdo estatica
(mD); VF, é o volume de filtrado (mL); ER, a espessura do reboco (mm); e p, a viscosidade do
filtrado (cP).

3.2.2.6 Planejamento experimental e andlise estatistica

A fim de se estudar os efeitos e interacdes das formulagdes dos fluidos de perfuracdo
nas propriedades reoldgicas e de filtragdo, um planejamento experimental fatorial completo de
dois niveis (2") foi utilizado. O software comercial Statistica foi utilizado a fim de se analisar
os dados. Trés variaveis independentes foram investigadas (n=3), levando a um planejamento
fatorial 23 em dois niveis (i.e., inferior e superior), com tréplica no ponto central. O ponto central
foi considerado como uma media aritmética dos niveis (inferior e superior) dos fatores. A

Tabela 3.5 mostra os fatores e niveis utilizados no planejamento experimental.

Tabela 3.5- Fatores e niveis codificados.

Niveis codificados

Fatores
Nomenclatura -1 0 +1
Concentragéo de tensoativo (%) A 45 50 55
Concentracdo da fase oleosa (%) B 5 75 10

Concentracéo de inibidor (g) C 16 18 20
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As viscosidades plastica (PV), aparente (AV) e o limite de escoamento (YP) foram
escolhidos como respostas para as propriedades de reologia, enquanto o volume de filtrado
(VF), espessura do reboco formado (ER) e permeabilidade do reboco (k) foram analisadas como
propriedades de filtracdo dos fluidos de perfuracdo. Também foi analisado o pH dos fluidos.

A anélise estatistica foi feita com o objetivo de se estimar os efeitos significativos entre
os fatores e/ou interacdes. O teste foi baseado em duas hipoteses, Ho: N&o ha efeitos principais
entre os fatores; Hi: Ha ao menos um efeito principal entre os fatores. Para tal, o teste-f foi
utilizado, onde se Fcaiculado > Ftavelado, H1 Seria aceito, ou seja, ha efeito de ao menos um fator
principal e/ou interacdes, caso ndo, Ho seria aceito, significando que ndo ha efeito dos fatores
e/ou das interacoes.

Uma equacdo fatorial baseada no modelo de primeira ordem com interacdo de trés

fatores foi utilizada para adequacdo do modelo (Equacédo 3.8).

Y = BO + |B1A + ﬁzB + ﬁ3C| + |ﬁ12AB + ﬁ13AC + ﬁ23BC + ﬁ123ABC| (38)

Em que: Y representa a resposta predita; Po, representa a média; e B1, B2, B3, P12, P13,
B23, € Pi23 representam os coeficientes dos modelos estimados. A, B, e C, sdo os fatores
estudados (Tabela 3.5), sendo estes a concentracdo do tensoativo, a concentracdo da fase oleosa
e a concentracdo do inibidor de inchamento, respectivamente. A Tabela 3.6 mostra a matriz de

planejamento.

Tabela 3.6- Matriz do planejamento experimental.
Fluido Concentracdo do  Concentracdo da  Concentracdo do

tensoativo fase oleosa inibidor

1 -1 -1 -1
2 +1 -1 -1
3 -1 +1 -1
4 +1 +1 -1
5 -1 -1 +1
6 +1 -1 +1
7 -1 +1 +1
8 +1 +1 +1

9(C) 0

10 (C) 0

11 (C) 0 0 0

C- Ponto central
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Para se projetar a significancia dos fatores A, B, e C, assim como a interagéo entre
estes, graficos de Pareto e de médias marginais foram plotados. Também foi aplicada a

metodologia de superficie de respostas (RSM) para uma melhor visualiza¢do dos resultados.

3.2.2.7 Otimizacao por Algoritmos Genéticos (AG)

A fim de se obter uma otimizacdo do processo, foi aplicada o método de Algoritmos
Genéricos (AG). O método foi selecionado devido a sua capacidade de otimizar multiplas
variaveis de resposta. Considerando que, o objeto de estudo ¢ um problema de otimizacao
multiobjetivo vale destacar que o existem diversas solugdes Otimas que minimizam e
maximizam simultaneamente o problema.

Algoritmo genético (AG) é uma abordagem usada em diferentes setores com o objetivo
de otimizar problemas. Foi desenvolvido pela primeira vez por Holland (1975) para o projeto e
o desempenho de sistemas adaptativos robustos (MICHALEWICZ,1996), e usa o principio da
genética natural e da selecdo natural como mecanismo de trabalho. AG resolveu fungbes
altamente ndo lineares encontrando as solug6es 6timas com grande espago de parametros com
base na probabilidade inversamente aos métodos convencionais, incluindo a regressdo ndo
linear (NL), a qual usa regras de transi¢do deterministicas (GOLDBERG 1989; MAN et al.
1996).

Conforme mostrado na Figura 3.5, 0 AG tem ponto de partida com a inicializacdo da
solucdo populacional seguida pelos estagios de selecdo e reprodugdo (crossover e mutacao).
Em primeiro lugar, uma populago inicial representando vérias solucdes individuais é gerada.
As solucdes individuais sdo selecionadas de forma estocéstica e de acordo com seus valores de
aptiddo, que séo calculados a partir da funcdo objetivo do problema em questdo e suportam

operadores genéticos (crossover e mutacdo) para produzir uma nova geragao.
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Figura 3.5 — Esquema de um Algoritmo Genético.
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A soma dos erros quadrados € usada como uma funcdo objetivo e o reciproco desta
funcdo objetivo corresponde a aptidao. Dois novos individuos sdo produzidos pelo operador de
crossover. Nesse processo, os individuos sdo organizados aleatoriamente em pares e Sao
cortados e divididos aleatoriamente.

Para se evitar que fique preso em minimos locais, 0 processo de mutacdo injeta
periodicamente novas informacgdes genéticas. Durante esse processo, as solugcdes de design séo
selecionadas e aquelas com aptiddo mais fraca sdo descartadas. Segundo Ouaer, Gareche e
Rooki (2018), ao longo de varias geracBes, uma evolucdo artificial da populacdo € esperada e a
solucdo quase Gtima serad alcancada. De acordo com Goldberg (1989), Man et al. (1996) e
Michalewicz (1996), o processo de geracdo deve ser repetido até que uma convergéncia seja
obtida ou um numero fixo de geragdes seja alcancado.

Neste trabalho, a otimizacdo global € aplicada utilizando AG toolbox a uma populacéo
derivada dos resultados dos ensaios experimentais de reologia e filtracdo para as formulacGes
de fluido de perfuracdo base microemulsdo mostradas na Tabela 3.1 em software multiuso
Matlab, a fim de obter resultados otimizados. Taxa de cisalhamento, dados das equacfes dos
modelos matematicos obtidos ap6s analise fatorial para PV, AV, YP, VF, ER e k servem como
entrada para o conjunto de algoritmos para determinar a otimizacgdo dos resultados alcangados
anteriormente. Na toolbox, os parametros AG sdo alterados automaticamente até atingir os
resultados ideais. Para a selecdo dos melhores resultados otimizados, uma triagem das
otimizagGes calculadas foi realizada, selecionando 7 otimizagdes dentre 176, mostradas em

forma de tabelas e graficos radar.
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3.2.3 Etapa 3- Avaliagdo inibitiva dos fluidos de perfuragdo base microemulséo

Com a finalidade de avaliar a capacidade de inibicdo de inchamento de formacdes
hidrataveis, fluidos de perfuracdo foram formulados a partir dos sistemas de microemulséo
apresentados na Tabela 3.1. Com base no diagrama de fases das microemulsdes e na tabela de
planejamento experimental (Tabela 3.6), um ponto, o qual apresentou melhores respostas
quanto as propriedades reologicas e de filtracdo nos quatro sistemas avaliados (etapa 2), foi
escolhido.

O inibidor de inchamento cloreto de potéssio, KCI, foi também utilizado, visto que
este é largamente utilizado em campo, porém apresenta certas limitaces, em especial quanto
ao carater ambiental (CLARK et al., 1976; PATEL et al., 2007). Um sistema de fluidos de
perfuracdo sem a presenca de inibidores de inchamento também foi utilizado para fins de
comparacao e validacdo do carater de adsorcdo das moléculas de tensoativo nas superficies
catibnicas das formacOes argilaceas. A tabela com a nomenclatura dos fluidos de perfuracdo

utilizados nesta etapa é mostrada anteriormente na Tabela 3.3.

3.2.3.1 Teste de Dispersibilidade

O teste de dispersibilidade de cascalhos de folhelho foi conduzido com o objetivo de
medir a tendéncia da amostra de folhelho a se desintegrar na presenca de fluido de perfuracédo
formulado em uma célula de forno com alta temperatura e rotagao continua. O grau de dispersdo
experimentado por cascalhos de folhelhos é uma indicacdo direta das capacidades de inibicao
de um fluido de perfuracdo (ARAMENDIZ e IMQAN, 2019). O teste de dispersibilidade
consiste em comparar as massas inicial e final de amostras de formacdes ap6s o continuo
contato com fluidos de perfuragdo a temperatura e rotagdo constantes.

Para realizar o teste, foi necessario a preparacdo das amostras de folhelhos
primeiramente. Duas amostras de formacOes reativas foram utilizadas para este teste, com
caracteristicas mineraldgicas e quimicas conhecidas. Inicialmente, 20 g de amostras de folhelho
foram trituradas entre peneiras ABNT n°4 e n°8, de aberturas 4,75 e 2,36 mm, respectivamente.
Foi utilizada a estufa rotativa Roller Oven, da marca Fann, modelo 705 ES (Figura 3.6a), assim
como células de ago inoxidavel de capacidade de 400 mL cada (Figura 3.6b).
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Figura 3.6 — (a) Estufa Roller Oven da marca Fann modelo 705 ES; (b) Células de aco
inoxidavel.
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Em seguida, as amostras de folhelho foram adicionadas a 350 mL de fluidos de
perfuracdo (Tabela 3.3), sendo cuidadosamente agitadas utilizando uma espéatula. As células
foram ent&o rotacionadas 50 rpm e aquecidas a 66 °C constantemente por 16 horas. Ao fim dos
ensaios, as células foram resfriadas a 28 °C, e o contetdo das células foi filtrado peneira ABNT
n°® 100, com abertura de 0,150 mm, com vazdo de agua doce de 2 L/min. As amostras de
folhelho com granulometria inferior a 100 mesh foram consideradas dispersas, sendo secas em
estufa a 60°C até que um peso constante fosse aferido. A dispersibilidade das amostras foi

obtida por meio da Equagé&o 3.9.
D= [(P i~ F f)/P,lxwo (%) (3.9)
l

Em que: D é o percentual de dispersibilidade (%); Pi € o peso inicial da amostra de
folhelho (g); e Pf é o peso final apds a dispersao (g). Os testes foram realizados no Laboratério
de Petroleo (LAPET) da UFPB- campus de Jodo Pessoa.

Ap0s o calculo de dispersibilidade, testes de DRX foram realizados nas amostras de
folhelho, a fim de serem verificadas as diferengas nos espacamentos basais, d, das amostras.
Para isto, as amostras dispersas foram previamente trituradas em peneira mesh n°200. A
configuracdo de analise por DRX foi a mesma utilizada nas analises iniciais das amostras (etapa

1).
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3.2.3.2 Inchamento Linear

O inchamento, devido a exposicao direta a fluidos de perfuracdo, sem tensdo de
confinamento, foi mensurado por meio do teste inchamento linear de amostra de argila
bentonitica. Este teste mede a interacdo entre os fluidos de perfuragdo e as pastilhas de argila,
em funcdo do tempo de exposi¢do das amostras aos fluidos. Para tal, foi utilizado o equipamento
Linear Swell-Meter (LSM) da marca Fann modelo 2000 com quatro canais do Laboratério de
Pesquisa em Petroleo (LAPET), da Universidade Federal do Rio Grande do Norte- UFRN,
campus Natal (Figura 3.7). Este equipamento € projetado para testar e estudar a reatividade dos
folhelhos encontrados na perfuracdo de pocgos de petroleo. Em campo, o objetivo é aplicar as
informacBes encontradas a fim de se antecipar e/ou corrigir encontros problematicos de
formagdes hidrataveis, minimizando os riscos e custos de perfuracdo causados por esses
materiais muitas vezes imprevisiveis. Segundo Koteeswaran et al. (2018), muita atengdo tem
sido dada ao longo dos anos ao desenvolvimento de testes quimicos e mecanicos e a métodos

de diagnostico que podem medir a reatividade de um folhelho.

Figura 3.7 — Equipamento Linear Swell Meter de quatro canais.

Inicialmente, 20 g de argila seca, previamente peneiradas em malha mesh 200, foram
compactadas (reconstituidas) usando o compactador hidraulico de duas celulas que
complementa o equipamento. A amostra pulverizada foi colocada em um molde cilindrico e,
em seguida, uma pressdo de compactacdo de 10.000 psi foi aplicada e mantida enquanto a
compactacao ocorria. Os testes indicaram que a esta pressdo constante aplicada por 90 minutos
resultaram em plugs de amostra satisfatorios, com dimensdes de 28,6 mm de diametro por 12,7

mm de espessura (Figura 3.8).
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Figura 3.8 — Compactador hidraulico da marca Fann e plug de argila apds compactacao.
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Para iniciar o teste, o plug de argila selecionado foi colocado no equipamento LSM e
um indicador de expansdo, o qual foi conectado a um transformador diferencial variavel linear
de alta precisdo, foi colocado em contato com a peca de Teflon que se localiza no topo da
amostra. 250 mL de fluido de perfuracdo testado foi entdo despejado no aparelho, de modo que
cobrisse completamente o plug de argila, mantendo a imersao por um periodo de 1440 minutos.
Um computador conectado ao equipamento registrou automaticamente o inchamento vertical
da amostra em relacdo ao tempo.

Os testes foram realizados utilizando os sistemas de fluidos de perfuracdo base
microemulsdo inibidora mostrados na Tabela 3.3 e foram realizados no Laboratorio de Pesquisa
em Petroleo, UFRN- campus de Natal/RN.
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4 RESULTADOS E DISCUSSAO
4.1 CARACTERIZACAO DAS AMOSTRAS DE FOLHELHO (ETAPA 1)
4.1.1 Fluorescéncia de Raios-X

Para realizar o ensaio de fluorescéncia de raios-X, utilizou-se espectrdometro de energia
dispersiva SHIMADZU Modelo EDX-720, equipamento pertencente ao Laboratério de
Caracterizacdo de Materiais da UFCG — Campus de Campina Grande, com geracéo de raios-X
realizada por meio de tubo com alvo de Rh. A Tabela 1 apresenta o resultado de FRX para 0s

folhelhos 1 e 2.

Tabela 4.1 — FRX dos folhelhos das bacias do Araripe e do Rio do Peixe.

Composicgéo percentual Folhelho 1 (%) Folhelho 2 (%)
CaOo 52,41 12,65
SiO» 29,84 49,82
SOs 5,90 0,15

Al03 5,18 18,03
Fe203 2,56 8,55
MgO 2,21 3,09
K20 1,13 3,41
TiO2 0,30 1,00
MnO 0,26 0,16
SrO 0,11 -
Na20 — 2,57
P20s — 0,43
Outros 0,10 0,14

Pode-se observar, a partir da analise quimica apresentada na Tabela 4.1, que o folhelho
1 apresenta elevado percentual de CaO (52,41%), sendo um indicativo da provavel presenca de
calcita como argilomineral predominante na amostra. A presenga de SiO, também é elevada
(29,84%), indicando a presenca de quartzo no folhelho. As demais concentracdes de Al.O3
(5,18%) e Fe203 (2,56%) caracterizam a possivel presenca de argilominerais pertencentes ao

grupo das esmectitas, cujas argilas apresentam maior tendéncia a inchar quando em contato
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com 0 meio aquoso (AGHAMELU e OKOGBUE 2015). A presenca de 1,13% de K>O pode
ser um indicativo da presenca do mineral ilita.

Quanto ao folhelho 2, observa-se que o SiO2 é que esta em maior proporgdo na amostra
(49,82%), indicando a possivel presenca de quartzo. Os quantitativos elevados de Al.O3
(18,03%), e de CaO (12,65%), indicam a possivel presenca de argilominerais esmectiticos e de
calcita, respectivamente, como ja notado na amostra de folhelho 1.

Rodrigues, Silva e Silva (2004), afirmam que minerais com teores apreciaveis de SiO>
e teor de Al>O3 acima de 46% séo classificados como aluminossilicatos. Os mesmos autores
indicam que teores consideraveis de MgO sdo indicativos de presenca do argilomineral
esmectita. Para Motta et al. (2008), a silica ou 6xido de silicio (SiO) esta relacionada com 0s
argilominerais feldspatos e quartzo. Uma amostra que apresenta altos teores de SiO; e de Al20s
e teores apreciaveis de MgO e CaO, provavelmente, indica a presenca do argilomineral
esmectita.

O baixo teor de 6xidos alcalinos e as altas concentra¢des de 6xidos de aluminio e silicio
existentes em algumas amostras podem ser atribuidos a presenca de caulinita que naturalmente
tém uma porcentagem baixa de 6xidos alcalinos. As concentracBes de MgO, Na20O, K0,
respectivamente, variaram de 2,21% e 3,09%, 2,57% (o folhelho 1 ndo apresentou tragos de
Na20) e 1,13% e 3,41% de K-O para os folhelhos 1 e 2, respectivamente. Pode-se observar
também que as amostras analisadas apresentaram teor de 6xido de ferro em suas composicdes,
sendo 2,56% para o folhelho 1 e 8,55% para o folhelho 2.

Ambos os folhelhos, Araripe e Rio do Peixe, devido a presenca de célcio e magnésio
(6xidos alcalinos terrosos), podem apresentar comportamento policationico, além de indicarem
a possivel existéncia de carbonatos nas amostras (LUCENA et al., 2013). Além disso, a
presenca de K20 (3,41%) e de Na20 (2,57%) no folhelho da bacia do Rio do Peixe (folhelho 2)
é outro indicativo que a amostra apresente comportamento policatidnico. Lucena et al. (2013),
relatam que esse carater pode, possivelmente, estar associado a presenca desses Oxidos
alcalinos. Os resultados sdo semelhantes aos encontrados por Hazra et al. (2016), em que 0s

autores analisaram folhelhos Perminianos.
4.1.2 Difracdo de Raios-X
Para realizar o ensaio de difracdo de raios-X, utilizou-se um difratdbmetro SHIMADZU

Modelo LabXRD-6000, equipamento pertencente ao Laboratério de Caracterizagdo de
Materiais da UFCG — Campus de Campina Grande, adotando radiagdo Ko do Cu (40kV/30mA),
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com gonidémetro do tipo 0-26 rotacionando em velocidade de 2°/min e passo de 0,02°, na faixa
de 5a60°.

Os argilominerais foram identificados a partir do software Jade 5.0, com banco de
dados do ICDD, e a distancia interplanar basal, para cada pico identificado, foi calculada de
acordo com a Lei de Bragg (Equacédo 4.1). A Figura 4.1 apresenta o padrdo difratométrico do
folhelho 1 e a Figura 4.2, do folhelho 2.

nA = 2dsenf 4.1)

Em que:

A = Comprimento de onda da radiacio incidente, (A);
n = Ordem de difrag&o;

d = Distancia entre os planos atbmicos, (A);

0 = Angulos de incidéncia.

Figura 4.1 — Padréo difratométrico do folhelho da bacia do Araripe (folhelho 1).
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Figura 4.2 — Padréo difratométrico do folhelho da bacia do Rio do Peixe (folhelho 2).

Q

Q - Quartzo
C - Calcita
T - Anortita

C B - Albita

TiB
T Q B
B
TTQ C CCp

20 (CuKa) (°)

Nota-se, a partir da Figura 4.1, que o folhelho da bacia do Araripe apresenta como fase
mineral6gica majoritaria a calcita (CaCOs, PDF # 05-0586), por ser correspondente ao pico de
maior intensidade observado no difratograma, o que estd em consonancia com o elevado
percentual de éxido de célcio observado no FRX. Nota-se, também, a presenca de quartzo
(SiO., PDF # 46-1045), ratificado pelo elevado percentual de 6xido de silicio, visto no FRX da
amostra.

Na Figura 4.2, o difratograma do folhelho da bacia do Rio do Peixe apresenta pico de
maior intensidade correspondente ao quartzo (SiO2, PDF # 85-0798), sendo a fase mineraldgica
majoritaria da amostra, e que esta de acordo com o elevado percentual de silica observada no
FRX. Os argilominerais acessorios da amostra correspondem aos demais picos de menor
intensidade, sendo observada a presenca de calcita (CaCOs, PDF # 83-0577), anortita
(CaAl2Si20s, PDF # 70-0287), e albita (Na(AlSizOg), PDF # 72-1245), coerentes com 0s 0xidos
de aluminio, célcio, silicio e sddio presentes na composi¢do quimica da amostra.

Como o equipamento de DRX gera os dados dos angulos em 20, para a aplicacdo da
Lei de Bragg todos os angulos selecionados foram divididos por 2, e as Tabelas 4.2 e 4.3 abaixo
apresentam o0s valores calculados conforme Lei de Bragg, de cada distancia interplanar

caracteristica, adotando A = 1,5406 A (caracteristico do cobre).
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Tabela 4.2 — Distancias interplanares basais para o folhelho da bacia do Araripe (folhelho 1).

Picos Angulo Angulo Distancia Interplanar
Observado (26) Calculado (0) Basal (A)
Q 20,85 10,42 425
C 23,02 11,51 3.86
Q 26,63 13,31 334
c 29,40 14,70 3.03
C 31,41 15,70 284
C 35,96 17,98 2 49
C 39,40 19,70 228
C 43,14 21,57 209
C 47,48 23,74 1,01
C 48,51 24,25 187
Q 57,23 28,61 1,60

Tabela 4.3 — Distancias interplanares basais para o folhelho da bacia do Rio do Peixe
(folhelho 2).

Picos Angulo Angulo Distancia Interplanar
Observado (20) Calculado (0) Basal (A)
T 15,89 7,94 557
Q 20,85 10,42 425
B 22,05 11,02 402
T 25,93 12,96 3.43
Q 26,63 13,31 334
B 27,96 13,98 318
C 29,40 14,70 303
B 30,50 15,25 2.92
T 33,30 16,65 268
T 35,40 17,70 253
Q 36,54 18,27 2.45
Q 39,46 19,73 228
c 43,16 21,58 2.09
C 47,52 23,76 101
C 48,51 24,25 1.87
B 50,09 25,04 181
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57,40 28,70

1,60

4.1.3 Analise Termogravimétrica e Anélise Teérmica Diferencial

Para realizar os ensaios de analise termogravimétrica e analise térmica diferencial,
utilizou-se o equipamento simultaneo (TGA/DTA) SHIMADZU Modelo DTG-60H,

equipamento pertencente ao Laboratério de Caracterizagdo de Materiais da UFCG — Campus

de Campina Grande, acondicionando as amostras em atmosfera dindmica de nitrogénio, com

razdo de aquecimento de 10°C/min e fluxo de 50 mL/min em cadinho de alumina, obedecendo

o intervalo de temperatura variando de 28 °C até 1000 °C. A Figura 4.3 apresenta as curvas

TGA e DTG para os folhelhos das bacias do Araripe e Rio do Peixe, e a Figura 4.4 as curvas
DTA de ambos os folhelhos.

Figura 4.3 — Curvas TGA e DTG para os folhelhos das bacias do Araripe e Rio do Peixe
obtidas sob atmosfera de N e taxa de 10°C.min™.
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Figura 4.4 — Curvas DTA para os folhelhos das bacias do Araripe e Rio do Peixe obtidas sob

atmosfera de N> e taxa de 10°C.minL.
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E possivel observar, mediante a Figura 4.3, que para o folhelho da bacia do Araripe
(folhelho 1), a perda de massa total foi de 43,63%, que ocorreu em 3 eventos de decomposigéo
térmica. O 1° evento de perda de massa ocorreu na faixa de 36,36°C a 108°C, correspondendo
auma perda de 2,02% associada a agua livre absorvida pela amostra, representado pela inflexdo
endotérmica na curva DTA do folhelho, observada na Figura 4.4, na mesma faixa de
temperatura.

O 2° evento de perda de massa ocorreu na faixa de 244,43°C a 517,35°C, que
corresponde a uma perda de 8,29% associada a queima de matéria organica, representada pela
banda exotérmica na curva DTA (Figura 4.4), e além disso, o pico endotérmico a 445,29°C
pode estar associado a liberacdo de agua quimicamente combinada com o folhelho ou
coordenada pelos 6xidos de calcio e magnésio presentes na amostra.

O 3° evento de perda de massa ocorreu na faixa de 636,78°C a 792,71°C, que
corresponde a uma perda de 25,28% relacionada com a reacdo de descarbonatagéo da calcita,
fase mineraldgica majoritaria do folhelho da bacia do Araripe, que libera CO>, estando
representada pelo pico endotérmico na curva DTA na Figura 4.4.

Quanto ao folhelho da bacia do Rio do Peixe, pode-se observar na Figura 4.3 que sua
perda de massa total foi de 14,89%, inferior quando comparada ao folhelho da bacia do Araripe,

e que também ocorreu em 3 eventos de decomposicao termica. O 1° evento de perda de massa
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ocorreu na faixa de 36,16°C a 108,88°C, correspondendo a uma perda de 2,60% associada a
agua livre presente na amostra, representado pela inflexdo endotérmica na curva DTA do
folhelho, observada na Figura 4.4, na mesma faixa de temperatura.

O 2° evento de perda de massa ocorreu na faixa de 342,50°C a 554,59°C, que
corresponde a uma perda de 2,08% que estd associada, também, a combustdo de matéria
organica, representada pela banda exotérmica na curva DTA (Figura 4.4), e além disso, a leve
inflexdo endotérmica observada a 519,76°C pode estar associada a liberagdo de agua
qguimicamente combinada ou coordenada pelos 6xidos de calcio ou sodio presentes na amostra,
como também pode estar relacionada a presenca de argilas ricas em ferro.

O 3° evento de perda de massa ocorreu na faixa de 554,59°C a 743,52°C, que
corresponde a uma perda de 7,53% relacionada a reacdo de descarbonatacdo da calcita,
argilomineral acessério do folhelho da bacia do Rio do Peixe, liberando CO,, estando

representada pelo pico endotérmico na curva DTA na Figura 4.4.

4.2 ESTUDO DOS FLUIDOS DE PERFURACAO BASE MICROEMULSAO (ETAPA 2)

Os diagramas ternarios obtidos sdo mostrados na Figura 4.5. 5 pontos, na regido de
microemulsdo (regido acima das curvas), foram selecionados e utilizados como fase continua

dos fluidos de perfuracéo.

Figura 4.5 — Diagrama ternario obtido para formulagéo dos fluidos de perfuracéo.
Tensoativo
nio idnico
0 ~ 100

—o—Tween 80
+ Ponto 1 (50% FA; 5% FO; 45% T) 10 90 —« NP100

+ Ponto 2 (40% FA; 5% FO; 55% T) / )

« Ponto 3 (35% FA; 10% FO; 55% T)

+ Ponto 4 (45% FA; 10% FO; 45% T)

+ Ponto 5 (42,5% FA; 7,5% FO; 50% T)

Glicerina 1:1 Oleo de Pinho
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Os pontos selecionados sdo apresentados na Figura 4.5. Os resultados dos ensaios
reoldgicos, filtracdo, e as analises estatisticas sdo apresentadas a seguir por sistemas. Os fluidos
de perfuracao foram formulados utilizando os aditivos apresentados na Tabela 3.2 e obedecendo
a ordem de adicdo mostrada naquela e seguindo o planejamento fatorial 23 da Tabela 3.6. Um
total de 4 sistemas diferentes foram pré-estabelecidos, variando o tensoativo (Ultranex NP100
ou Alkest Tween 80) da microemuls&o e os inibidores de inchamento (INIB 1 e INIB2).

421 Sistemal

Tanto no espaco anular entre a parede do poco e a coluna de perfuracdo, quanto
internamente na propria coluna de perfuracdo, os fluidos experimentam uma taxa de
cisalhamento da ordem de 5.11-1022 s™! (SAAESEN e YTREHUS. 2020). tornando assim a
pesquisa sobre os fluidos de perfuracdo mais aplicaveis nesta regido de taxas de cisalhamento.
No entanto. taxas maiores que 250 s™ sdo pouco observados no fluxo anular em campo. Outro
importante fator relatado por Zamora e Power (2002) é que dados de viscosidade a baixo
cisalhamento sdo necessarios para prever a estabilidade do fluido de perfuracdo em relacdo a
estabilidade dos fluidos de perfuracdo, como suspensdes de particulas de sedimentacdo de
barita. Dados de alto cisalhamento, juntamente com desempenho extensional, sdo necessarios
para prever o desempenho durante o fluxo através da broca. O modelo de Herschel-Bulkley
apresenta-se nesta etapa como melhor solucdo para a modelagem dos fluidos, pois abrange mais
parametros que os modelos anteriores.

A caracterizacdo reoldgica foi entdo realizada medindo a tenséo de cisalhamento no
estado estacionario em funcdo da taxa de cisalhamento. As medicdes foram entdo ajustadas ao

modelo Herschel-Bulkley constitutivo da seguinte forma:

=1y + Ky", (4.2)

Onde 71 ¢ a tensdo de cisalhamento (Pa); ty é a tensdo de cisalhamento inicial (Pa); K é
0 indice de consisténcia (Pas"); y ¢ a taxa de cisalhamento; e n é o indice de comportamento
de fluxo. A Tabela 4.4 apresenta os resultados dos parametros obtidos, assim como 0s

coeficientes de determinacdo RMSE, SSE e R2.
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Tabela 4.4 — Pardmetros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 1.

FPBME K (Pass") n  1(Pa) SSE R? RMSE
F1 0,29 089 50 8957 09993 1,728
F2 0,40 085 49 26,78 09982 29888
F3 1,62 059 47 1,31 09998  0,6609
F4 0,28 090 49 01786  0,9999 0,244
F5 0,20 092 26 1,507 09998  0,7088
F6 1,54 066 09 90,64  0,9944 5497
F7 0,82 0,72 18 1,373 09999  0,6765
F8 2,03 062 20 2434 09985 2,467
F9 0,64 0,78 17 3597 09976 3,463
F10 0,79 0,75 14 22,32 09985 2727
F11 0,72 0,77 15 27,23 09985 3,013

FPBME-= Fluido de perfuragdo base microemulséo

Pela Tabela 4.4, observa-se que todos os fluidos formulados para este sistema
apresentaram comportamento reoldgico seguindo o modelo de Herschel-Bulkley, visto que n
variou entre 0 e 1. Os valores de R?, coeficiente de determinacdo, foram todos acima de 0,99, o
que contribui para a constatagdo da validade do modelo. O limite de escoamento, to, varia
proporcionalmente com o aumento ou diminuicdo da concentracdo da fase oleosa na
microemulsdo. O valor da tensdo de escoamento avalia a capacidade do fluido de perfuracao de
suspender cascalhos perfurados durante a circulacdo. Acredita-se que um fluido com alta tensédo
de cisalhamento transporta cascalhos melhor do que fluido com baixo valor para este parametro,
apresentando valores de densidade semelhantes.

Por sua vez, o indice de consisténcia, K, e o indice de comportamento de fluxo, n,
sofrem uma alteracdo marginal junto com o aumento na concentragéo do tensoativo Ultranex
NP100. O aumento em K e n pode estar associado a reducao da tens&o interfacial entre as fases
aquosa e oleosa do sistema de microemulsao por adsorcao, o que propicia mais estabilidade aos
fluidos (NAREH, SHARI e ZAMARI, 2012; KANIA et al., 2021).

O indice de comportamento de fluxo é uma medida do desempenho de diluicdo de
cisalhamento de um fluido em ambos os fluidos pseudoplasticos e com tenséo de escoamento;
isto €, a viscosidade aparente diminui com 0 aumento da taxa de cisalhamento. Um aumento

em n pode acarretar uma redugéo na velocidade dos cascalhos, visto que se aproxima da regido



86

de fluidos dilatantes (VLASAK e CHARA, 2001).

Segundo Ofei (2016) o aumento em K resulta em aumento da velocidade dos cascalhos
gerados pela broca dentro do espaco anular. Deve-se notar que K é diretamente proporcional a
viscosidade efetiva (o) do fluido. Portanto, os cascalhos viajardo menos em fluidos de baixo
K com baixa viscosidade efetiva, pois os cascalhos tendem a se assentar mais rapido na parte
inferior do espaco anular devido a gravidade (CAENN, DARLEY e GRAY, 2011).

O modelo de Herschel-Bulkley inclui os modelos de dois parametros de Plastico de
Bingham (PB) e Lei de Poténcia (LP) como casos especiais (GUO e LIU, 2011). Quando n €
igual a 1, o modelo é definido como PB, e se torna LP quando ty é igual a zero (JEONG, 2006).
Atualmente, este modelo, também conhecido como lei de poténcia modificado, € considerado
mais preciso na previsao do comportamento da grande maioria dos fluidos de perfuracéo em
comparacdao com os modelos de dois parametros que sdo amplamente aceitos na industria de
petréleo (MUHEREI, 2016; HEMPHILL et al., 1993).

As curvas de fluxo dos fluidos do sistema 1 sdo apresentadas na Figura 4.6 (a), e o perfil
de viscosidade de cada fluido € mostrado na Figura 4.6 (b). Os resultados das duplicatas
encontram-se no Apéndice A-1.

Figura 4.6 — Curvas de fluxo dos fluidos de perfuracdo do sistema 1.
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Como visto na Figura 4.6 (a), os valores da taxa de cisalhamento convergem a baixos
valores da taxa, e que sdo diferentes ao se elevar a taxa de cisalhamento a 1022 5. Para o
sistema 1, o fluido F3, formulado a partir da microemulsdo composta por 45% de tensoativo,
10% de 6leo de pinho e 45% de fase aquosa, apresentou menor tensdo de cisalhamento a taxa
de cisalhamento de 1022 1. Comportamento similar pode ser observado nos fluidos F5 e F7,
ambos formulados com menor concentracdo de tensoativo. Por outro lado, os fluidos F2, F6 e
F8, formulados com maior concentracdo do Ultranex NP100 (45% na microemulsdo),
apresentaram maior tensdo de cisalhamento a alta taxa de cisalhamento.

Conforme mostrado na Figura 4.6 (b), todos os fluidos de perfuracdo formulados
apresentaram um comportamento pseudoplastico, que é tipicamente observado em fluidos de
perfuracdo aplicadas em campo. Para o sistema 1, o fluido F3 apresentou uma maior viscosidade
em uma baixa taxa de cisalhamento; no entanto, a viscosidade pode diminuir a medida que a
taxa de cisalhamento aumenta.

Os resultados de densidade dos fluidos de perfuracdo formulados a partir do sistema 1
encontram-se na Tabela 4.5. Também sdo apresentados os valores das forcas gel inicial (Go) e
gel final (Gy).
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Tabela 4.5 — Densidade e forca gel (Go e Gr) para o sistema 1.
FL F2 F3 F4 F5 F6 F7 F8 F9 F10 F11

p g/cm?3 106 107 09 102 105 11 094 102 108 11 1,08
Go Ib/100 ft2 3 4 4 5 7 5 3 4 4 3 4
Gr Ib/100 ft? 5 6 6 8 10 8 7 8 6 6 6

A Tabela 4.6 apresenta os resultados de viscosidade pléastica, PV (cP), viscosidade
aparente, AV (cP), limite de escoamento, YP (Ib/100 ft2), pH, volume de filtrado, VF (mL),
espessura do reboco, ER (mm), e permeabilidade do reboco, k (mD) a 30 °C e 55 °C. Os

resultados destas respostas para as duplicatas encontram-se no Apéndice A-1.

Tabela 4.6 — Resultados dos ensaios reologicos, pH e de filtracdo para o sistema 1.

FPBME (F;;/) é;/) (|b/1\((az fy PH (r\n/E) (nEwlr?D ‘ ((r::,]OD)C ) ((r?IED)C :
F1 1165 1375 42 83 36 07 0014 0003
F2 120 14775 555 84 36 06 0009 0,002
F3 65 100 70 82 58 08 002 0003
F4 130 145 30 84 166 09 0090 0011
F5 123 147 48 87 48 09 0007 0001
F6 92 1485 113 85 48 07 002 0005
7 925 1175 50 85 14 13 0078 0013
8 955 1475 104 82 176 13 0128 0,009
Fo 1075 1425 70 85 3 08 0017 0004
FI0 108 144 72 85 26 08 0014 0003
F11 1075 1425 70 85 3 12 0071 0005

Baseando-se nos resultados apresentados, € possivel observar que um aumento na
concentracdo do tensoativo Ultranex NP100 causa também um aumento nas propriedades
reoldgicas dos fluidos formulados para esse sistema. Para a resposta PV, o aumento foi
associado também ao aumento para o nivel superior de concentracdo da fase oleosa na
microemuls&o, visto no fluido F4 (130 cP) e, consequentemente, menor concentracdo da fase

aquosa. A viscosidade plastica € definida como a resisténcia ao fluxo em excesso do valor de
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escoamento em um material pléstico, de modo que sua resisténcia é afetada pela concentracao
de solidos, tamanho do s6lido e viscosidade da fase fluida (RAZI et al., 2013; CAENN et al.,
2011).

O tensoativo Ultranex NP100 apresenta BHL alto, aproximadamente 13.3, sendo
assim mais solivel na fase aquosa. A parte hidrofobica deste tensoativo tem origem no
nonilfenol, enquanto a parte hidrofilica € proveniente das moléculas de 6xido de etileno. A
hidrofilicidade deste tensoativo ndo idnico é aumentada com o incremento do nimero de 0xido
de etileno, o que é equivalente a um crescimento no valor do balanco hidrofilico-lipofilico
(BHL) (SOTTMAN et al., 2002; SCHOMACKER e HOLMBERG, 2009). Baseado nisso, 0
menor valor de PV foi observado no fluido F3 (65 cP), onde a formula¢do da microemulséo
base do fluido se da com o nivel inferior do tensoativo Ultranex NP100 e o nivel superior do
0leo de pinho. Esse decréscimo na resposta pode estar associado a baixa concentracdo do
tensoativo em comparacdo aos outros fluidos, visto que a base do fluido é menos viscosa.

Quanto a viscosidade aparente (AV) e ao limite de escoamento (YP), estas
propriedades sofrem mudancas aos niveis maximos de concentracdo do tensoativo e do inibidor
de inchamento, observados no fluido F6 (148,5 cP e 113 Ib/100 ft2, respectivamente) e F8 (147,5
cP e 104 Ib/100 ft?, respectivamente). AV apresenta maior influéncia do tensoativo Ultranex
NP100. YP origina-se de forcas eletroquimicas entre as particulas (LAHALI e DAIRANIEH,
1989), assim, a interacdo entre as particulas do tensoativo Ultranex NP100 e do INIB1 é maior
do que com a fase oleosa. Em contrapartida, visto que a resposta de AV € diretamente
influenciada por PV e/ou YP, o fluido F3 (100 cP) apresentou menor resultado, aliado ao menor
resultado de PV, mas ndo ao menor de YP, sendo este fluido formulado com os niveis minimos
de tensoativo e inibidor.

A resposta da variavel pH sofreu uma discreta influéncia da concentracao de inibidor,
guando os fluidos sdo formulados com o nivel superior desta variavel, observado nos fluidos
F5 a F7. Os resultados estdo de acordo com o que foi concluido por Gamal et al. (2019) e Al-
Hameedi et al. (2019), os quais mostraram que a reologia dos fluidos de perfuracdo pode ser
alterada com um aumento do pH, devido as interacGes quimica entre o inibidor e o tensoativo
utilizado. O inibidor citrato de potdssio ¢ comumente utilizado na indudstria como “alterador”
de pH (RUKSHANA et al., 2010). O fluido F8, que também foi formulado com o nivel superior
do inibidor, apresentou, no entanto, um resultado inferior quando comparado aos acima citados.
Isso se deu devido ao fato das outras variaveis estarem em seus niveis superiores, 0 que mostra
que existe uma interacdo mais significativa da fase oleosa com o tensoativo, do que com o

inibidor com relacéo a resposta pH.
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Com relacdo a perda de filtrado, VF, observa-se pela Tabela 4.6 que os fluidos
formulados com os niveis maximos de tensoativo e da fase Oleo apresentaram maiores
resultados, como mostrado nos fluidos F4 (16,6 mL) e F8 (17,6 mL), assim como em suas
duplicatas. Nesses dois casos, a quantidade de agua presente na microemulsdo interfere na
formacéo do reboco. Uma menor quantidade de 4gua, como é o caso dos fluidos mencionados,
ndo proporcionou uma interacdo quimica tao satisfatéria de modo a bloquear os poros e formar
0 reboco. Isto s6 pode ser observado em quantidade de dgua maiores, e, consequentemente,
quantidades de tensoativo e fase oleosa menores na microemulsdo, como € o caso dos fluidos
F1 (3,6 mL) e F5 (4,8 mL). Os demais fluidos apresentaram baixos volumes de filtrado, o que
é desejado em campo, visto que um baixo volume de filtrado significa um menor volume de
invasdo do fluido a formacdo (CAENN et al., 2011).

A melhor combinacao de resultados é observada com a diminui¢do na concentracao
de tensoativo, especialmente para os fluidos F3 e F7. Os baixos valores de perda de filtrado
devem-se a uma réapida deposicdo de solidos no meio filtrante, o que indica a formagdo de um
reboco de baixa permeabilidade. As propriedades reoldgicas dos fluidos base microemulséo
podem favorecer o baixo volume de filtrado destes. Uma baixa viscosidade do fluido esta
associada a um maior volume de filtrado, e pode interferir também na capacidade de carrear 0s
cascalhos para os equipamentos de separacdo na superficie. Os fluidos de perfuracdo base
microemulsdo inibidos mostram menores resultados de perda de filtrado, quando comparado a
fluidos de perfuracdo base agua (ABDOU e AHMAED, 2010; BAI et al., 2014; DANTAS et
al., 2014; OKON, UDOH e PERPETUA, 2014).

Apos o ensaio de filtracdo estatica, o papel de filtro Whatman n°50, usado como meio
filtrante, foi coletado e a espessura do reboco formado foi medida. Esta espessura é considerada
como sendo proporcional a perda de filtrado, portanto, apenas esta propriedade precisa ser
especificada (CAENN et al., 2011). Trabalhos na literatura afirmam que a presenca de um
reboco na parede do poco de petréleo perfurado pode diminuir a probabilidade de propagacéo
de fraturas na formacdo, prevenindo assim a perda de circulagdo (SONG e ROJAS, 2006;
COOK et al., 2016).

A formagdo do reboco mais espesso também estd associada a um aumento na
concentracdo da fase oleosa. O reboco formado cresceu proporcionalmente ao aumento de nivel
deste fator. O fluido de perfuracdo F2 apresentou menor resultado de espessura do reboco (0,6
mm). Este fluido é formulado a partir do ponto 2 do diagrama de fases para a microemulsao
com tensoativo Ultranex NP100, o qual apresenta 55% de tensoativo, 40% de fase aquosa e 5%

da fase oleosa. Neste caso, 0 tensoativo proporcionou @ microemulsdo energia livre suficiente
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para encapsular as goticulas de 6leo, reduzindo assim a tensdo interfacial, propiciando uma
maior sinergia com os solidos do fluido, e, em especial, na superficie dos poros, tamponando-
os e bloqueando a passagem do filtrado. Assim, a interacdo entre a fase aquosa e o tensoativo
desta microemulsao favoreceu uma maior obturacdo no meio filtrante. A Figura 4.7 mostra 0s
rebocos formados para o sistema 1. De maneira geral, percebe-se que os rebocos formados

foram finos e homogéneos.

Figura 4.7 — Rebocos formados apds ensaio de filtracdo estatica para o sistema 1.

F1
F10

A permeabilidade do reboco formado foi calculada nas temperaturas 30°C e 55°C,

e

utilizando a Equacéo 3.4, para fins de comparacdo. Segundo Wilson (2016), a permeabilidade
do reboco é o parametro fundamental de controle na filtracdo estatica e dinamica, refletindo
mais coesamente no comportamento da filtragdo no fundo do pogo. Portanto, uma baixa
permeabilidade do reboco é requerida para prevenir e mitigar a infiltracdo do fluido (FENG, LI
e GRAY, 2018).

Os fluidos base microemulsdo com INIB1 apresentaram baixos valores de
permeabilidade. O sal de potéssio utilizado funcionou como substituinte dos céations
polivalentes nas posicdes de troca de base na argila, o que dispersou os agregados formados.
Os resultados variaram de 0,009 mD (F2) a 0,128 mD (F8), a temperatura de 30°C, e de 0,001
mD (F5) a 0,011 mD (F4), a temperatura de 55°C. Nota-se, também, que ha uma influéncia da
temperatura, uma vez que a 55°C os fluidos apresentaram menores valores de permeabilidade.
Tal fato mostra que a temperaturas mais elevadas, as microemulsdes tendem a apresentar maior
sinergia entre as moléculas, propiciando o uso em pogos de perfuracdo mais profundos.

A Tabela 4.7 apresenta a anélise de variancia (ANOVA) do planejamento experimental
para o sistema 1, e sdo levados em consideracao o teste de hipdtese, em que se Fcaiculado > Ftabelado,
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a hipotese Hi é aceita, inferindo que existe significancia estatistica de ao menos um fator e/ou
interacdo entre fatores. Também se leva em consideracdo o valor da relacao Fcaiculado/ Ftabelado,
onde um resultado maior que 10 implica dizer que o modelo encontrado é robusto, nédo
invalidando os resultados caso essa relacéo seja menor que 10 (BARROS NETO, SCARMINIO
e BRUNS, 2010).

Tabela 4.7 — Analise de Variancia (ANOVA) para o sistema 1.

Fonte de PV AV YP H VF ER K 30°c K s5oc

variacao (cP) (cP) (Ib/100 ft2) P (mL) (mm) (mD) (mD)
R2 0,99 0,96 0,98 096 0,77 0,81 0,54 0,45

R2? adj 0,97 0,86 0,95 0,86 0,23 0.71 0.49 0,42
Feate/ Fean 6,47 1,11 3,1 1,13 0,16 2,8 3,2 3,7

Modelos matematicos codificados para os fluidos de perfuracdo base microemulsdo inibida do sistema 1

PV (cP) = 105,2** + 10,124 — 17,12B* — 7,12C™* + 23,9AB™ — 24,1AC™* — 6,9ABC™"

AV (cP) = 138,16™ + 21,74 — 17,7B™ — 15,8AB™*

b
Yp <mft2> = 659" + 23,14™ + 29,4C™ — 16,1AB™ + 36,4AC™

pH = 8,42** — 0,14B™ + 0,16C*™ — 0,194C™

VF (mL) = 7,2 4+ 3,64™ + 9,3B™ + 2,9C** + 3,6AB™ — 1,8AC™* + 1,7BC** — 1,8ABC™*

ER (mm) = 0.78"* + 0.39B**

K3go¢c (mD) = 0.035"* + 0,0284™ + 0,049B™*

K55°C (mD) = 0004‘5** + 000548**

Sendo: A = Concentragao de tensoativo (%), B = Concentragao da fase oleosa (%), C = concentragdo de inibidor de inchamento (g)
" Estatisticamente significativa

Para os fluidos de perfuracéo, preparados de acordo com o planejamento experimental,
a analise de significancia estatistica mostra que o coeficiente de variacdo explicada, R?, para as
respostas PV, AV, YP e pH apresentaram valores superiores a 0,90 com 95% de confiabilidade.
Isto indica que os modelos matematicos propostos para estas respostas sdo capazes de explicar
de maneira efetiva as variagfes. A determinacdo R2 quantifica a qualidade do ajuste do modelo,
visto que este fornece uma medida da proporcdo de variacdo explicada pela regressdo em
relacdo a variancia total da resposta, variando de 0 a 1 (RODRIGUES e LEMA, 2010). Os

modelos para estas respostas ainda apresentaram valores da relacdo Fcaiculado/ Ftabelado >1,
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mostrando que séo estatisticamente significativos.

Para as demais respostas, R2 apresentou um baixo valor, o que indica que € necessario
um ajuste dos modelos. A relagéo Feaiculado/ Ftavelado Para estes tambem néo mostraram valores
significativos (menores que 0,90). Para estas respostas, pode ser indicado um outro tipo de
planejamento, porém ndo limita o objetivo deste trabalho. Os gréaficos dos valores preditos e
valores observados para todas as respostas do sistema 1 sdo mostrados no Apéndice A-1, e
mostram que, para as respostas PV, AV, YP e pH, uma maior linearidade dos modelos é
observada.

A resposta PV apresenta influéncia de todos os pardmetros e suas interagdes, com
excecdo da interacdo entre as concentragdes de 6leo de pinho e do inibidor INIB1, observado
também pelo gréfico de Pareto (Figura 4.8a). Pela Figura 4.8b, nota-se que as curvas de médias
marginais ndo sdo paralelas, o que indica que existe interacdo entre os fatores (CALADO e
MONTOGOMERY, 2003; MONTGOMERY e RUNGER, 2018). A interacdo entre os fatores
€ mais amplamente observada no nivel superior da concentracdo do inibidor, e quando a

concentracdo da fase oleosa se aproxima de seu maximo dentro do planejamento experimental.

Figura 4.8 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para PV, sistema 1.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: PV (cP) Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)
2**(3-0) design; MS Residual=8,237689 DV: PV (cP)
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Com relagdo a equacdo do modelo matematico obtida, um efeito positivo de um
determinado fator e/ou interagéo indica que a resposta pode ser aumentada, enquanto um efeito
negativo do fator reflete que a resposta é diminuida quando o nivel deste fator e/ou interagdo é
aumentado (KANIA et al., 2021). Observa-se que, o tensoativo Ultranex NP100 e a interacdo
entre o tensoativo e o 6leo de pinho sdo os que mais influenciam a resposta. Um aumento na

concentracdo do tensoativo resulta em um possivel aumento de PV. Por outro lado, em termos
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de minimizacdo desta resposta, um aumento na concentracao dos fatores dleo de pinho, INIB1,
e a interagao entre esses dois fatores diminuem a resposta PV.

As Figuras 4.9a e 4.9b apresentam as supericies de resposta para PV, sendo fixado a
fase oleosa em 10 % da massa total da microemulséo (a), e 20 g de inibidor citrato de potassio
(b). E observado que em (&), maiores resultados de PV sdo alcancados aumentando a
concentracdo do tensoativo Ultranex NP100 na microemulséo, e em (b), ao se diminuir as
concentracgdes tanto da fase oleosa quanto do tensoativo, maiores resultados da resposta PV sédo
alcancados, o que esta de acordo com o que foi discutido anteriormente.

Figura 4.9 — Superficies de resposta para PV fixando: (a) concentracdo da fase oleosa em
10%; (b) concentracdo de INIB1 em 20 g.
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Para a resposta AV, observa-se pelo grafico de Pareto (Figura 4.10a), que as
concentragdo do tensoativo NP100 apresentou maior influéncia nesta resposta, seguido pela
concentracdo da fase oleosa e da interacdo entre os dois fatores. Pela analise da equacgédo do
modelo para esta resposta, uma maximizacdo de AV é notada junto com um aumento na
concentracdo do tensoativo. O oposto ocorre ao aumentar a concentragdo do 6leo de pinho no
sistema, Vvisto que este & inversamente proporcional a resposta. Pela Figura 4.10b, grafico de

médias marginais, nota-se que as curvas ndo sdo paralelas, o que implica dizer que as interacoes
dos fatores afetam esta resposta.



Figura 4.10 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para AV, sistema 1.

Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)
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As Figuras 4.11a, e 4.11b apresentam as superficies de resposta para AV, fixando a
concentragio de 6leo de pinho em 10% (a), e 5% (b). E possivel observar que para menores

concentracOes do INIB1 e tensoativo, a resposta AV diminui. Nota-se também que € possivel

obter menores valores da resposta ao aumentar a concentracdo da fase oleosa, mas em ambas

concentracgdes, o tensoativo maximiza AV.

Figura 4.11 — Superficies de resposta para AV fixando a concentracdo da fase oleosa em: (a)

10%; e (b) 5%.
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A terceira resposta a apresentar modelo estatisticamente significativo foi o limite de

escoamento, YP. Pelo grafico de Pareto (Figura 4.12a), nota-se que a interacdo do tensoativo e

do inibidor apresenta maior influéncia para esta resposta. Esse resultado pode estar associado

ao fato de que o limite de escoamento é sensivel ao ambiente eletroquimico, e o inibidor, por
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ser um sal, pode contribuir para a formacdo deste ambiente (CAENN, DARLEY e GRAY,

2017). A equacdo do modelo mostra que um aumento na concentracao do tensoativo e do INIB1

acarreta igualmente em aumento nesta resposta. Por outro lado, 0 aumento na concentracao da

fase oleosa pode diminuir esta resposta, visto que a interacdo deste com o tensoativo se mostrou

estatisticamente significativa. As interacbes podem ser mais notadas ao nivel inferior de INIB1

(Figura 4.12b). Por esta figura se observa que hé interacfes entre os fatores.

Figura 4.12 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 1.
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As Figuras 4.13a e 4.13b mostram as superficies de respostas para YP, onde em (a) o

valor da concentracdo de Oleo de pinho foi fixada em 5% (limite inferior), e em (b) a

concentracdo do tensoativo foi fixada em 55% (limite superior). Por 4.11a, € possivel visualizar

que valores minimos de YP sdo obtidos quando se aumenta as concentra¢des do tensoativo e

do INIB1. A fase oleosa ndo influencia tdo fortemente esta resposta, como é notado em 4.11b,

onde valores baixos de YP s&o obtidos em todo o espectro do eixo da superficie.
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Figura 4.13 — Superficies de resposta para YP fixando: (a) concentragdo da fase oleosa fixada
em 5 %; (b) concentracao do tensoativo fixada em 55 %.
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Quanto a resposta pH, que também apresentou modelo estatisticamente significativo
pelo teste-f (H; foi aceito) e pelo coeficiente de determinagéo,R? (0,96) observa-se que, 0 INIB1
apresentou maior influéncia na resposta. Individualmente, o tensoativo Ultranex NP100 néo se
mostrou estatisticamente significativo no modelo matematico, porém apresenta significancia
nas interacbes com os outros dois fatores (Figura 4.14a). Aumentando a concentragdo do
inibidor de inchamento, consequentemente se obtém maiores valores de pH. Para uma melhor
estabilidade do sistema, quanto a esta resposta, a concentracdo de Oleo também deve ser
aumentada, visto que individualmente e, em interagfes tanto com o tensoativo, como com 0
INIB1, o pH é minimizado. As intera¢Bes no sistema sdo mais observadas ao nivel superior de
concentracdo de INIB1 (Figura 4.14b).

Figura 4.14 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Medias marginais para pH, sistema 1.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: pH Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)
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As Figuras 4.15a e 4.15b apresentam as superficies de resposta para o pH, fixando a
concentracdo do INIB1 em 16g (a), e 20g (b). As duas concentra¢des do inibidor geram pH
mais elevado, no entanto, em 20 g o pH apresenta valores ainda mais elevados, ao se diminuir

as concentracdes do tensoativo ndo idnico Ultranex NP100 e do 6leo de pinho.

Figura 4.15 — Superficies de resposta para pH fixando INIB1 em (a)16 g; (b) 20 g.
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As outras respostas ndo apresentaram modelos estatisticamente significativos
seguindo o planejamento fatorial proposto. Apesar de apresentarem fatores estatisticamente
significativos, ou seja, a hipOtese Hi é aceita, de uma maneira geral os modelos nao
apresentaram coeficiente de variacdo (R?) e robustez do modelo satisfatorios. Os graficos de
Pareto e de médias marginais para FL, ER, k 30°C e k 55°C sdo apresentados no Apéndice A-
1.

4.2.2 Sistema 2

O segundo sistema no planejamento experimental de fluidos de perfuracdo base
microemulsdo inibidora é composto pela mesma base de microemulsdo do primeiro sistema:
solucdo agua/glicerol (1:1); 6leo de pinho; tensoativo ndo iénico Ultranex NP100), porém com
0 INIB2 (K2S0O4). Os demais aditivos solidos sdo comuns a todos os fluidos, sendo apresentados
na Tabela 3.2.

A Tabela 4.8 apresenta os resultados obtidos para os parametros reoldgicos, assim
como os coeficientes SSE, RMSE e R2. Os resultados da duplicata deste sistema encontram-se



no Apéndice A-2.

Tabela 4.8 — Parametros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 2.

FPBME K (Pass") n  tw(Pa)  SSE R? RMSE
F12 0,73 076 1,31 1528  0,9989 2,26
F13 0,63 079 305 1591  0,9989 2,30
F14 0,83 074 3,03 894  0,9993 1,73
F15 0,38 085 446 10,66  0,9992 1,89
F16 0,45 082 356 9,27  0,9993 1,76
F17 0,92 071 246 1951  0,9982 2,55
F18 1,31 067 090 1259  0,9999 2,05
F19 0,64 078 2,26 015  0,9999 0,23
F20 0,78 075 2,83 077  0,9999 0,51
F21 0,71 077 227 305  0,9998 1,00
F22 0,78 075 2,83 0,77  0,9999 0,51

FPBME= Fluido de perfuragdo base microemulsdo

99

O modelo de Herschel-Bulkley foi adotado para classificacdo reoldgica dos fluidos

deste sistema, visto que para este modelo o valor do indice de comportamento de fluxo, n, varia

entre 0 e 1, e indica o distanciamento do modelo Newtoniano, assim como o coeficiente de

determinagéo apresentou valores altos para todos os fluidos. E importante notar que o ajuste do

modelo apresentou baixos resultados para SSE e RMSE, o que mostra que 0 modelo apresentou

um bom ajuste ao proposto.

Observa-se, pela Tabela 4.8, que a presenca do INIB2 ndo alterou o indice de

consisténcia n, sendo os resultados similares aos encontrados para o sistema 1. Este fato indica

que, os trés elementos base da microemulsdo sdo os que controlam mais fortemente este

parametro.

As Figuras 4.16 (a) e 4.16 (b) apresentam, respectivamente, as curvas de fluxo para 0s

fluidos de perfuracéo deste sistema, e os perfis de viscosidade versus a taxa de cisalhamento.



Figura 4.16 — (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 2.
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Pela Figura 4.16 (a), observa-se que os fluidos mostraram comportamentos similares

uns com os outros, em especial na faixa de taxa de cisalhamento de 5 a 170 s*, continuando

com uma pequena divergéncia a taxa de 1022 s*. O fluido F17, composto por 55% de tensoativo
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na microemulsdo, apresentou menor tensdo de cisalhamento a taxa de 1022 s, o que se
contrapde ao que foi obtido no sistema 1 onde as menores tensdes de cisalhamento foram
observadas nos fluidos com menor concentracao do Ultranex NP100. A diferenca de resultados
estd associada a interacdo entre as fases presentes na microemulsdo e os inibidores de
inchamento utilizados. O tensoativo Ultranex NP100 pareceu interagir menos com o citrato de
potéssio (INIB1), pois devido a sua alta higroscopicidade h&a competigdo pela &gua presente na
mistura levando a uma maior tenséo de cisalhamento nos fluidos de perfuracdo projetados com
uma quantidade maior de surfactante. Por outro lado, o sulfato de potéssio (INIB2), como é
altamente soltvel em &gua, levou a uma mistura mais homogénea apresentando uma melhor
sinergia entre os componentes da microemulséo.

Quanto a viscosidade dos fluidos deste sistema (Figura 4.16 b), todas eles mostraram
um comportamento muito semelhante em taxas de cisalhamento mais altas, onde todas
convergiram em aproximadamente 0,1 Pa.s. A viscosidade das lamas de perfuragdo deve ser
alta o suficiente sob condicGes de baixo cisalhamento para suspender e transportar cascalhos de
debaixo da broca para a superficie. Além disso, a viscosidade deve ser suficientemente baixa
sob altas taxas de cisalhamento para um fluxo adequado.

Os resultados de densidade dos fluidos (p) sdo apresentados na Tabela 4.9. Também

sdo apresentados os valores de gel inicial (Go) e gel final (Gy).

Tabela 4.9 — Densidade e forca gel (Go e Gy) para o sistema 2.
Unidade F12 F13 F14 F15 F16 F17 F18 F19 F20 F21 F22

P g/lcm* 1,03 1,08 092 1,04 106 1,07 1,11 11 1,09 1,07 111
Go Ib/100ft2 4 4 5 4 6 4 7 6 5 5 6

Gr Ib/100ft2 7 6 8 6 9 7 9 8 8 8 9

A Tabela 4.10 apresenta os resultados de viscosidade plastica, PV (cP), viscosidade
aparente, AV (cP), limite de escoamento, YP (Ib/100 ft?), pH, volume de filtrado, VF (mL),
espessura do reboco, ER (mm) e permeabilidade do reboco, k (mD), a 30 °C e a 55 °C, para 0s
fluidos de perfuragéo base microemulséo inibidora do sistema 2. Os resultados de duplicata

para este sistema encontram-se no Apéndice B-2.



Tabela 4.10 — Resultados dos ensaios reologicos, pH e de filtracdo para o sistema 2.
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F1ido PV AV YP oH  VF ER k30°C  k55°C
(cP) (cP)  (Ib/100 ft2) (mL)  (mm) (MD)  (mD)

F12 1035 136 65 804 46 0,9 0,021 0,002
F13 123 1465 47 826 42 0,9 0,016 0,002
F14 1025 1375 70 837 9 1,6 0,025 0,003
F15 118 1425 49 826 118 1,9 0113 0,010
F16 110 135 50 842 44 0,8 0,015 0,002
F17 87,5 125 75 852 24 0,8 0,011 0,001
F18 92,5 130 75 848 9 1,6 0,043 0,006
F19 120 145 50 775 108 1,1 0,016 0,003
F20 115 145 60 801 10,2 1,2 0,062 0,006
F21 1125 1425 60 806 94 0.9 0,054 0,006
F22 115 145 60 801 8 0,9 0,036 0,005

Assim como os fluidos de perfuracdo do sistema 1, o tensoativo Ultranex NP100
influenciou amplamente a propriedade PV. Um aumento no valor desta resposta é observado,
ao passo que ha um acréscimo na concentracdo do tensoativo na microemulsao base dos fluidos.
Um aumento maior em PV é observado quando a fase 6leo e o INIB2 também sédo elevados ao
nivel superior, 10% de concentracdo na microemulsao e 20 g, respectivamente, observado no
fluido F19 (120 cP). Isso ocorre pois a viscosidade plastica reflete a quantidade de solidos
presentes no fluido de perfuragdo. O K2SO4 é um material higroscopico (Archer e Kirklin,
2002), apresentando solubilidade em &gua de 11 g em 100 mL de H>O a 20°C. Por outro lado,
como é possivel visualizar nos fluidos F16 e F17, um comportamento nédo linear é notado, nos
quais o nivel inferior do tensoativo é utilizado na formulacdo dos fluidos.

Aumentar PV sem aumentar a densidade do fluido implica, indiretamente, em um
aumento na quantidade de particulas ultra finas no fluido de perfuracdo (ELKATATNY,
TARIQ e MAHMOUD, 2016), visto que a densidade dos fluidos deste sistema sofre pouca
variacdo (Tabela 4.9). O mesmo comportamento € considerado na resposta AV, em gque uma
maior influéncia do tensoativo pode ser observada, visto que AV é influenciada por PV e/ou
YP. Do ponto de vista de minimizacdo de ambas respostas, a melhor combinagéo de resultados
ocorre para os fluidos F17 (87,5 cP e 125 cP, para PV e AV respectivamente) e F18 (92,5 cP e
130 cP, para PV e AV, respectivamente), quando a concentracao de inibidor esta em seu nivel
superior, visto que o INIB2 é solivel na fase aquosa (LARRANAGA et al., 2016).

Por outro lado, YP apresentou melhor combinacdo quando a concentragdo do INIB2
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estava em nivel inferior, 16 g, e ndo apresentou ser amplamente influenciado pela concentraco
do tensoativo Ultranex NP100, ou seja, as duas variaveis ndo apresentam significativa sinergia
para esta resposta. A melhor combinacéo de resultados pode ser observada nos fluidos F13 (47
Ib/100 ft2) e F15 (49 Ib/100 ft?).

O sulfato de potéssio ndo apresenta em suas caracteristicas um alto valor de pH,
diferentemente do citrato de potéassio, variando entre 5 e 8,5. Por isso, os fluidos de perfuracéo
do sistema 2 ndo apresentaram grande variacdo de pH, diferenciando entre 7,75 (F19) e 8,52
(F17). Observa-se que, os fluidos formulados com o nivel mais alto do INIB2 apresentaram pH
mais elevado, com excecdo do F19, que pode ter sido influenciado também pelas concentragdes
superiores do tensoativo e do 6leo de pinho.

Os fluidos de perfuracéo base microemulsao inibidora do sistema 2, assim como os do
sistema 1, apresentaram baixos valores de perda de filtrado, estando todos dentro das
especificacOes estabelecidas pelo API-Standard 13B-1. Nota-se que o VF é mais fortemente
influenciado pela concentracao da fase oleosa no sistema, em que um decréscimo no resultado
desta resposta € acompanhado pela diminui¢do na concentracdo do 6leo de pinho (fluidos F12,
F13, F16 e F17).

Os fluidos F15 e F19 apresentaram resultados mais elevados, 11,8 mL e 10,8 mL,
respectivamente. Ambos os fluidos apresentam baixa quantidade de fase aquosa no sistema, o
que implica dizer que as moléculas de tensoativo, que apresentam tendéncia de adsorcdo na
interface agua-6leo, ndo promovem o tamponamento dos poros do meio filtrante tdo
eficientemente quanto os outros fluidos deste sistema, 0 que gera uma maior invaséo de filtrado.
Em alternativa, nos fluidos F16 e F17 o inibidor INIB2 contribuiu para um baixo volume de
filtrado, particularmente no primeiro, no qual a concentracdo do tensoativo esta em nivel
méaximo, apresentando resultado de 2,4 mL. O sal de potéssio propiciou um ambiente
eletroquimico favoravel para uma maior interagdo entre os sdlidos do fluido e a fase continua.

Por ser proporcional a perda de filtrado com o meio (CAENN et al., 2011), a espessura
do reboco formado apos os ensaios de filtracdo apresentou maior resultado no fluido F15 (1,9
mm), e menor resultado no fluido F17 (0,8 mm). O mesmo resultado de F17 foi encontrado no
reboco do fluido F16, que também apresentou um baixo valor de volume de filtrado (4,4 mL).
A Figura 4.17 mostra os rebocos formados para este sistema. Observa-se que todos eles

apresentaram aparéncia homogénea e lisa.
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Figura 4.17 — Rebocos formados ap0s ensaio de filtragdo estatica para o sistema 2.

Quanto a permeabilidade dos rebocos formados, k, apos o ensaio de filtragdo API, esta
resposta apresentou ser amplamente influenciada pela temperatura, assim como no sistema 1.
Para as duas temperaturas analisadas, 30 e 55°C, a permeabilidade do fluido F15 apresentou
maior valor, 0,113 mD a 30°C, e 0,010 mD a 55°C, e menores valores para o fluido F17 (0,011
e 0,001 mD, respectivamente nas duas temperaturas mencionadas). Para os fluidos de
perfuracdo formulados a partir do menor nivel de concentracdo de 6leo de pinho (5% em
concentracdo na microemulséo) (fluidos F12, F13, F16 e F17), k apresentou menores valores.
Sendo assim, a concentracdo da fase oleosa na microemulsdao também influencia em maior
proporcionalidade nesta resposta. No fluido F19, no entanto, k apresentou resultados de 0,016
e 0,003 mD a 30°C e 55°C respectivamente. A formulagdo desse fluido esta associada ao nivel
superior dos trés fatores estudados, o que implica dizer que pode existir uma interacdo conjunta
significativa para esta resposta.

A Tabela 4.11 apresenta os dados da andlise de variancia para este sistema, e a analise

seguiu a mesma sequéncia que a apresentada para o sistema anterior.

Tabela 4.11 — Anélise de Variancia (ANOVA) para o sistema 2.

Continua

Fonte de PV AV YP H VF ER k 30°C k 55°C
variagao (cP) (cP)  (Ib/100 ft?) P (mL) (mm) (mD) (mD)
R2 0,91 0,78 099 0,78 0,87 0,94 0,88 0,86
R2? adj 0,71 0,25 099 030 0,57 0,81 0,60 0,55
Feaie/ Fran 1,62 0,53 1506,4 0,18 1,05 2,55 0,35 0,86

Modelos matematicos codificados para os fluidos de perfuracdo base microemulsao inibida do sistema 2
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Tabela 4.11 — Anélise de Variancia (ANOVA) para o sistema 2.

Conclusao

PV (cP) = 109" + 104** —9,25C** + 11,5AB™* — 7,5AC** + 5,25BC** + 13,50ABC**

AV (cP) = 139,1** + 5,124 — 6,9C*™* + 4,9AB** + 7,62ABC**

YP (Ib/100 ft*) = 60,1** — 9,754 + 1,75B** + 4,75C** — 13,25AB** + 9,75AC** — 1,75BC** — 11,75ABC**

pH = 8,19 — 0,134 — 0,09B™ — 0,294B** — 0,18AC** — 0,26BC** — 0,12ABC™*

VF (mL) = 7,62* + 6,25B™

ER (mm) = 1,16™ + 0,70B™

K3ooc (mD) = 0,037**

Ksgoc (mD) = 0,004™ + 0,004B™ + 0,0034C™* — 0,0024ABC**

Sendo: A = Concentracéo de tensoativo (%), B = Concentracéo da fase oleosa (%), C = concentracéao de inibidor de inchamento (g)
" Estatisticamente significativa

Pelo teste de hipotese, as respostas PV, YP, VF e ER apresentaram modelos
estatisticamente significativos, sendo valor-f calculado maior que o tabulado. No entanto,
analisando os valores do coeficiente de determinacdo, R2, com 95% de confiabilidade, as
respostas PV, YP e ER apresentaram valores satisfatorios, e a analise sera limitada a estas
respostas. Os graficos de valores preditos por observados de todas as respostas sao apresentadas
no Apéndice B-2, onde se pode observar que para PV, YP e ER os graficos mostram uma maior
linearidade.

Para a resposta PV, pelo gréfico de Pareto (Figura 4.18a), observa-se que a interacao
entre os trés fatores se mostrou mais significativo, influenciando mais amplamente o sistema.
Apenas a concentracdo da fase oleosa ndo apresenta valor-p estatisticamente significativo,
porém ele se mostra marginalmente significativo. A equacdo do modelo para essa variavel
mostra que um aumento na concentracdo do tensoativo gera também um aumento dessa
resposta. Comportamento similar foi observado para PV do sistema 1. Um aumento mais
expressivo pode ser observado quando o tensoativo interage com a fase oleosa do sistema, assim
como para a fase oleosa e o INIB2, e os trés fatores em conjunto. Analisando o gréafico de
médias marginais (Figura 4.18b), nota-se que ndo sdo paralelas, em especial ao nivel superior

do INIB2, visto que as curvas se cruzam.
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Figura 4.18 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para PV, sistema 2.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: PV (cP) Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)
2*%(3-0) design; MS Pure Error=4,759615 DV: PV (cP)
DV: PV (cP) Design: 2**(3-0) design
NOTE: Std.Errs. for means computed from MS Error=4,759615
140
1*2*3 12,37593
1by2 !9,281947 130
(1)Surfac (%) |9,052763 120 D\D
o
(3)Inhibitor (g) -8,25062 < 110
g
1by3 ‘-7‘79225 100 o—°
2by3 ‘4,354494
90
(2)0il Phase (%) 1,948063
80
Oil Phase (%): 10, Oil Phase (%): 10, o f;”fac (%)
p=,05 5 5 -8 Surfac (%)
Standardized Effect Estimate (Absolute Value) Inhibitor (g): 16, Inhibitor (g): 20, 55,

As Figuras 4.19a e 4.19b mostram as superficies de resposta para PV. Pela Figura
4.19a, vé-se que menores valores para esta resposta sao obtidas com um aumento conjunto dos
fatores tensoativo Ultranex NP100 e inibidor sulfato de potassio, fixando a concentracdo de
6leo no nivel inferior. Por outro lado, pela Figura 4.18b, maiores valores de PV sdo alcangados
ao se fixar a concentracdo do tensoativo em nivel superior (55%), e aumentando a concentracdo
do 6leo de pinho na microemulsdo. Ou seja, a viscosidade plastica para este sistema é

influenciada mais amplamente pela concentracéo do tensoativo, como discutido anteriormente.

Figura 4.19 — Superficies de resposta para PV fixando a concentracdo da fase oleosa em: (a)
5%; e (b) em 10%.
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Em relacdo a resposta YP, esta apresentou valor de Rz de 0,99, o que, de maneira geral,
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é considerado um valor representativo, e uma boa robustez do modelo, visto que a relacéo entre
Fcalculado/ Ftabelado apresentou um alto valor (1506,4). Pelo gréfico de Pareto (Figura 4.20a), nota-
se que todos os fatores, assim como suas interacdes mostraram valor-p estatisticamente
significativo. Pela equacdo do modelo percebe-se que, em termos de maximizacéo do resultado
de YP, um aumento na concentracdo do INIB2 e a interagdo em conjunto com a concentragdo
do tensoativo pode aumentar esta resposta. Como discutido para o sistema 1, o resultado pode
estar alinhado com o fato de o sal de potassio promover um ambiente eletroquimico mais
acentuado. Em contrapartida, em temos de minimizacao da resposta, YP pode ser diminuida
com o aumento da concentragdo do tensoativo e, em especial, quando esse aumento esta em

conjunto com um aumento na concentracao da fase oleosa e a interacéo entre os trés fatores.

Figura 4.20 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 2.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: YP (Ib/100 ft2) Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)
DV: YP (Ib/100 ft2
2++(3-0) design; MS Residual=,0113636 (Ib/100 ft2)

Design: 2**(3-0) design
DV: YP (Ib/100 ft2)

NOTE: Std.Errs. for means computed from MS Error=,0113636

80
1by2 - -175,784 75
1423 . -155,881 1 70 /
« 65
(1)Surfactante (%) -129,348 L §
g 60
2
1by3 ‘ 129,3484 o
> 55
(3)Inibidor (g) ‘ 63,01587 50 —
(2)Fase Oleo (%) ‘ 23,21637 ] 45
40 - - —6— Surfactante (%)
2by3 ‘ -23,2164 1 Fase Oleo (%): 10, Fase Oleo (%): 10, 5
5 5 -2 Surfactante (%)
Inibidor (g): 16, Inibidor (g): 20, 55,
p=,05
Standardized Effect Estimate (Absolute Value)

A Figura 4.20b mostra as médias marginais para YP. Percebe-se que, ao nivel inferior
do INIB2, as curvas tendem a um paralelismo, mas apresenta uma grande interacdo ao nivel
superior desta variavel. As Figuras 4.21a e 4.21b mostram as superficies de resposta para YP
(@) com o tensoativo fixado a 55% e (b) com o INIB2 fixado em 20 g. Valores minimos de YP
podem ser alcancados em quase toda a faixa da fase oleosa, porém valores maximos sao vistos
quando se aumenta INIB2.
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Figura 4.21 — Superficies de resposta para YP fixando: (a) concentragdo do tensoativo em 55
%; (b) concentracdo do INIB2 em 20 g
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Quanto a resposta ER, apenas a concentracao da fase oleosa influencia esta resposta,
visto no grafico de Pareto (Figura 4.22a). Pela equacdo do modelo, um aumento na

concentracéo da fase oleosa pode causar um aumento na espessura do reboco formado. Tal fato

pode estar associado a pouca interacdo de tamponamento dos poros causado pelo 6leo de pinho

em conjuntos com os outros aditivos dos fluidos de perfuracdo deste sistema. O gréfico de

médias marginais, apresentado na Figura 4.22b, mostra interacdes dos fatores deste sistema, em
especial ao nivel inferior do inibidor INIB2.

Figura 4.22 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para ER, sistema 2.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: ER (mm)
2**(3-0) design; MS Residual=,0279136

DV: ER (mm)
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Figura 4.23 — Superficies de resposta para ER fixando a concentracdo (a) INIB2 em 18g; (b)
tensoativo em 50%.
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Por mais que as outras respostas de modo geral ndo apresentem modelos
representativos, todas elas apresentam fatores e/ou interacdes estatisticamente significativos
(hipdtese H1). Os gréaficos de Pareto e das médias marginais para AV, pH, FL, ER ek a30°C e

55°C séo apresentados no Apéndice A-2.

4.2.3 Sistema 3

Os fluidos de perfuragéo do sistema 3 foram formulados a partir de microemulsdes
compostas por solucdo glicerol/agua (1:1), como fase aquosa; 6leo de pinho, como fase oleosa;
e tensoativo ndo i6nico Alkest Tween 80. O citrato de potassio (INIB1) foi utilizado como
aditivo quimico para retracdo do inchamento de formacdes hidrataveis, e a formulacdo seguiu
o0 planejamento experimental mostrado na Tabela 3.6. Os aditivos utilizados na preparagéo dos
fluidos de perfuracdo foram os mesmos que 0s dos sistemas anteriores, seguindo ordem de
adicdo mostrada na Tabela 3.2.

A Tabela 4.12 mostra os resultados dos paramentos reolédgicos para os fluidos F23 a
F33. Os resultados de duplicata tanto dos parametros reoldgicos como das curvas de fluxo

encontram-se no Apéndice A-3.
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Tabela 4.12 — Pardmetros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 3.

FPBME K (Pass") n w(Pa)  SSE R?2 RMSE
F23 0,37 0,79 4,52 425  0,9993 1,19
F24 0,21 0,83 4,65 6,25 0,998 1,44
F25 0,30 0,83 5,11 5,97 0,999 1,41
F26 0,32 0,86 5,08 502  0,9995 1,29
F27 0,18 0,84 5,73 342 0,987 1,07
F28 0,28 0,80 5,22 095  0,9998 0,56
F29 3,82 0,53 0,00 64,73 0,958 4,02
F30 0,59 0,78 5,34 30,77 0,9972 3,20
F31 0,39 0,81 4,60 552  0,9993 1,36
F32 0,40 0,80 4,45 7,76 0,999 1,61
F33 0,44 0,80 4,48 843 0,999 1,68

FPBME-= Fluido de perfuracéo base microemulséo

E possivel observar, pela Tabela 4.12, que os fluidos de perfuracdo apresentaram um
bom ajuste ao modelo reoldgico de Herschel-Buckley, visto que o coeficiente de determinacdo
R2 apresentou resultados maiores que 0,99. No entando, o fluido F29 apresentou um alto valor
de SSE e RMSE, o que ndo é desejado. O modelo proposto para este fluido talvéz ndo adequou-
se bem.

Ainda pela Tabela 4.12, nota-se que, n, indice de comportamento de fluxo, apresentou
valores menores que os sistemas 1 e 2, mostrando que os fluidos de perfuracdo do sistema 3
estdo mais distantes do modelo Newtoniano, e podendo ser classificado pelo modelo de
Herschel-Buckley. O tensoativo Alkest Tween 80 apresentou maior sinergia com a fase aquosa
deste sistema, especialmente porque o sorbitol, que faz parte da cadeia deste tensoativo,
apresenta propriedades similares ao glicerol (COTTRELL e PEIJ, 2004), o que propiciou uma
melhor interagcdo com a fase aquosa deste sistema.

A Figura 4.24 apresenta as curvas de fluxo para os fluidos de perfuracdo do sistema 3.
Observa-se que o fluido F29, composto por 45% de tensoativo, 10% de 6leo de pinho, e 20 ¢
do INIB1 apresentou uma maior tensdo de cisalhamento a uma maior taxa de cisalhamento.
Este resultado também implica dizer que este fluido apresentou maior viscosidade. Ao mesmo
passo, o fluido F27, composto por 45% de tensoativo, 5% de tensoativo e 20g do INIB1

apresentou uma menor relagédo em tenséo e taxa de cisalhamento. Comparando os dois fluidos
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de perfuracdo, a diferenca no comportamento pode estar associada a concentragdo do 6leo de

pinho na microemuls&o.

Figura 4.214&)— (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 3.
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A Tabela 4.13 apresenta os resultados de densidade. Também sdo mostrados 0s

resultados de gel inicial (Go) e gel final (Gr) dos fluidos de perfuragéo propostos neste sistema.

Tabela 4.13 — Densidade e forca gel (Go e Gy) para o sistema 3.

Unidade F23 F24 F25 F26 F27 F28 F29 F30 F31 F32 F33

p g/cm3
Go cP
Gt cP

1 091 104 104 107 109 101 11

1,05 0,92 1,01
8 5 13 15 5
15 14 16 18 7

7

9

5 8

9 10

5

6

4 4

6 7

A Tabela 4.14 mostra os resultados de viscosidade plastica (PV), viscosidade aparente

(AV), limite de escoamento (YP), pH, volume de filtrado (\VF), espessura do reboco formado

apos o ensaio de filtracdo (ER) e permeabilidade, k, a 30°C e a 55°C, para os fluidos do sistema

3.

Tabela 4.14 — Resultados dos ensaios reolégicos, pH e de filtracdo para o sistema 3.

FPBME (Z;/) é;/) (|b/1\(()z fy PH VF(ML) (rEEq) I?r?;]%)c k(rSnSIZ))C
F23 725 925 40 871 10 11 0002 0001
F24 575 70 25 868 08 10 0003 00014
F25 775 95 35 89 16 08 0010 0003
F26 1035 1245 42 908 08 08 0006 00012
F27 525 65 25 937 08 10 0006 00008
F28 625 775 30 898 08 10 0005 0,0004
F29 785 143 129 872 22 09 0014 00016
F30 925 1275 70 891 16 09 0011 0,0008
F31 9 1075 35 892 12 11 0011 00017
32 9 1075 35 89 12 10 0003 0,0004
F338 90 1125 45 895 12 08 0006 0,0008

A partir dos resultados obtidos, observa-se que a resposta PV é mais influenciada pela
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concentracdo da fase oleosa (fluidos F25, F26, F29 e F30), especialmente quando se ha também
um aumento na concentragcdo do tensoativo (F26 e F30). Uma maximizacdo da resposta é
observada nos fluidos F26 e F30, onde os resultados encontrados foram 103,5 cP e 92,5 cP,
respectivamente. Por outro lado, uma minimizacdo da resposta pode ser obtida ao diminuir a
concentracdo da fase oleosa, mostrada especialmente nos fluidos F27 e F24, apresentando
resultados de 52,5 cP e 57,5 cP. Ambas faixas de resultados séo validas em campo, visto que
um maior resultado de PV é esperado para se carrear os cascalhos do fundo do poco a superficie,
sendo necessario um calculo de bombas adequado para este fim (PIROOZIAN et al., 2012).

Sabe-se que o tensoativo Alkest Tween 80 é composto por ésteres de sorbitan
etoxilados, e apresenta caracteristica hidrofilica, com alto valor de BHL (15,0), e, como
mencionado anteriormente, proporciona maior solubilizacdo com a fase aquosa. A presenca da
cadeia de polioxietileno o torna solivel ou dispersivel em &gua, o que favorece na
homogeneizagdo da microemulsdo O/A. Deve ser levado em consideragdo que, os valores
obtidos para este sistema foram inferiores em valor aos dos sistemas formulados com o
tensoativo Ultranex NP100, mesmo que o tensoativo do presente sistema apresente maior
viscosidade (cerca de 425 cP a 25 °C).

A concentracdo da fase oleosa no sistema também influenciou mais significativamente
as respostas AV e YP, onde, do ponto de vista de minimizar a resposta, a melhor combinagéo
de niveis é observada no fluido F27 (65 cP e 25 Ib/100 ft2, respectivamente), no qual tanto a
concentracdo de tensoativo como a de éleo de pinho encontram-se nos niveis inferiores, 45% e
5% em concentragdo na microemulsdo, respectivamente. O inibidor também influenciou estas
respostas, observado no fluido F29, no qual as respostas AV e YP mostraram resultados mais
elevados (143 cP e 129 1b/100 ft2, respectivamente).

Assim como no sistema 1, o inibidor de inchamento citrato de potassio influenciou
diretamente na resposta pH deste sistema. Os fluidos que apresentam maior concentragéo deste
componente (fluidos F27, F28, F29 e F30) resultaram em um maior pH, mostrando que o citrato
de potassio de fato funciona como “alterador” desta variavel. No entanto, os resultados obtidos
estdo dentro da faixa aceitavel de utilizagdo em campo.

Quando comparados aos resultados dos fluidos de perfuracdo formulados com o
tensoativo Ultranex NP100, os resultados de volume de filtrado para os fluidos do sistema 3
foram menores. Tal resultado pode estar associado a maior viscosidade do tensoativo utilizado
nesse sistema (425 cP). Observa-se que os fluidos com maior volume de filtrado séo aqueles
com o nivel inferior de concentracéo do tensoativo Alkest Tween 80, com excecédo do fluido

F27, que apresentou 0,8 mL de volume de filtrado. No entanto, todos os fluidos apresentaram
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bons resultados para essa propriedade, visto que o valor maximo obtido foi de 2.2 mL.

Quanto a ER, dado que a variacdo de filtrado na formacdo entre os fluidos deste
sistema foi muito baixa (de 0,8 a 2,2 mL), esta resposta ndo apresentou uma variacdo
significativa de resultados, de 0,8 a 1,1 mm. O tensoativo utilizado propiciou um maior
tamponamento dos poros, gerando uma rapida deposicdo de sélidos no meio filtrante. No
entanto, comparando os resultados de ER para o sistema 3 com os sistemas anteriores, observa-
se que os resultados foram similares, o que leva a constatar que outros fatores além do volume
de filtrado podem influenciar na espessura do reboco, como por exemplo o tamanho da cadeia
apolar do tensoativo ndo iénico T80, que é maior que o tensoativo NP100. Figura 4.21 apresenta
0s rebocos obtidos para este sistema.

Figura 4.25 — Rebocos formados apos ensaio de filtracdo estatica para o sistema 3.
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A permeabilidade apresentou uma influéncia da temperatura, assim como nos outros
sistema ja mencionados. A temperatura de 30°C, os valores de k variaram entre 0,002 e 0,014
mD, enquanto que a temperatura de 55°C, k variou entre 0,0004 e 0,003 mD. Os baixos valores
de permeabilidade apresentados pelo sistema 3 de fluidos de perfuracdo ajudam a dizer que sua
utilizacdo em campo é valida.

A Tabela 4.15 mostra a analise de variancia dos fluidos formulados do sistema 3,

seguindo a ordem do planejamento estatistico apresentado na Tabela 3.6.

Tabela 4.15 — Anélise de Variancia (ANOVA) para o sistema 3.

continua
Fonte de PV (cP) AV YP H VF ER k 30°C k 55°C
variacéo (cP) (Ib/ 100ft?) P (mL) (mm) (mD) (mD)

R2 0,80 0,96 0,96 099 051 062 0,78 0,80
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Tabela 4.15 — Andlise de Variancia (ANOVA) para o sistema 3.

Concluséao
R2? adj 0,35 0,88 0,87 0,98 0,49 0 0,28 0,34
Feaie/Fiab 0,63 4,06 3,97 13,7 48 0,25 0,57 0,62

Modelos matematicos codificados para os fluidos de perfuracdo base microemulsdo inibida do
sistema 3

PV (cP) = 78,8

AV (cP) = 102,05" + 46,25B** — 20,0ABC™

YP(lb/100ft*) = 45,5** + 39,0B** + 28,0C** + 33,0BC**

pH = 8,92 +0,15C* + 0,2AB™ — 0,14B** — 0,33BC** + 0,1ABC™*"

VF (mL) = 1.35* + 0.75B™*

ER (mm) = 0,95

K30°C (mD) = 0,007**

K55°C (mD) = 0001**

Sendo: A = Concentragao de tensoativo (%), B = Concentragio da fase oleosa (%), C = concentragéo de inibidor de inchamento (g)
" Estatisticamente significativa

Pela Tabela 4.15, os modelos matematicos propostos para AV, YP e pH atendem
significativamente 0s requisitos propostos inicialmente, com valor de Rz 0,96, 0,9 e 0,99
respectivamente, e robustez do modelo. Para se ter um melhor entendimento das respostas, 0s
gréaficos de valores preditos por observados foram plotados, e sdo apresentados no Apéndice A-
3.

Analisando AV, nota-se que os fatores concentracdo da fase oleosa (B) e a interagdo
entre os trés fatores (ABC) influenciam a resposta. Pela equacdo do modelo matematico, o 6leo
de pinho mostra uma maior interacdo estatistica, onde aumentando essa variavel, aumenta-se
mais amplamente AV. A Figura 4.26a mostra o grafico de Pareto para esta resposta, com as
respostas estatisticamente significativas. A analise da Figura 4.26b, mostra que existe
significancia nas intera¢cbes do modelo, mais fortemente observada com a concentragdo do

inibidor no nivel inferior.
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Figura 4.26 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para AV, sistema 3.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: AV (cP) Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)
2**(3-0) design; MS Residual=75,28409 DV: AV (cP)
DV: AV (cP) Design: 2*(3-0) design
NOTE: Std.Errs. for means computed from MS Error=75,28409
. 200
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(a) (b)

As Figuras 4.27a e 4.27b mostram as superficies de resposta para a propriedade AV
do sistema 3. AV é amplamente influenciada com o aumento da concentracdo da fase oleosa e
do INIB1. Observa-se pela Figura 23b que a concentracdo de tensoativo pouco influencia nesta

propriedade, o que é comprovado pelo modelo matematico de AV.

Figura 4.27 — Superficies de resposta para AV fixando: (a) concentracdo de tensoativo em 45
%; e (b) concentracéo de INIB1 em 20 g.
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Quanto a propriedade YP, de acordo com a Tabela 4.15 (ANOVA), os fatores
concentacdo da fase oleosa e concentracdo do INI1, assim como a interacdo entre esses dois
fatores apresentam-se como estatisticamente significativos. A Figura 4.28a mostra o grafico de

Pareto para esta propriedade, e a Figura 4.28b apresenta as médias marginais.
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Figura 4.28 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 3.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: YP (Ib/100 ft2)

27%(3-0) design; MS Residual=112 9091 Plot of Marginal Means and Conf. Limits (85,%)
DV:YP (Ib/100 f2) DV: YP (Ib/100 ft?)

Design: 2**(3-0) design

NOTE: Std.Errs. for means computed from MS Error=112,9091
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As Figuras 4.29a e 4.29b mostram as superficies de resposta para a propriedade YP.
Em (a), a concentracdo de 6leo foi fixada ao nivel superior (10%), enquanto em (b), a
concentracdo de 6leo foi fixada ao nivel inferior (5%). Observa-se que a resposta de YP é mais
influenciada por esta varidvel, visto que maiores valores sdo obtidos quando a fase oleosa esta
em seu nivel superior, obtendo resultado oposto quando esta se encontra em nivel inferior. Além

disso, menores valores de YP podem ser obtidos tambeém aumentando ambas as concentracfes
de inibidor e tensoativo.

Figura 4.29 — Superficies de resposta para YP fixando a concentracdo da fase oleosa em: (a)
10 %; e (b) 5 %.
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Para a resposta pH, individualmente, a concentracdo do INIB1 é o fator que mais

influencia a resposta. Como é observado na equacdo do modelo, a concentracdo desse fator,
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assim como a interagdo do tensoativo e da fase oleosa, podem maximizar a resposta. A Figura
4.30a e 4.30b, apresentam o gréfico de Pareto, e o grafico de médias marginais,
respectivamente.

Figura 4.30 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 3.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: pH

Plot of Marginal Means and Conf. Limits (85,%)
2**(3-0) design; MS Residual=,0004375

DV: pH

DV:pH Design: 2°*(3-0) design
NOTE: Std Errs. for means computed from MS Error=,0004375
96
95
1by2 I 13,35344 94 2
93 \
(3)Inibidor(g) |10,31088 a2 \,_
Y
9.1 =
172°3 6,254141 5 a \
90 \
5y
1by3 ‘—5,91608 89 A \ P
88 e y
(2)Fase Oleo(%) 21974 87 _1 D
88
(1)Surfactante (%) _ 845154 as
“Fase Oleo(%): 10, Fase Oleo(%): 10, “ f;rfactante (%)
5 5 g
p=05 ' ' - Surfactante (%)
Standardized Effect Estimate (Absolute Value) Inibidor(g): 16, Inibidor(g): 20, 55

As Figuras 4.31a e 4.31b apresentam as superficies de resposta para o pH, fixando a
concentracdo do inibidor INIB1 em 169 (a), e 20g (b). Nota-se que em (a) um maior valor de
pH pode ser obtido quando um aumento em conjunto das concentrac@es do tensoativo e da fase
oleosa é proposta. Tal resultado é confirmado pela equacdo do modelo. Em (b), observa-se que
um comportamento inverso é apresentado.

Figura 4.31 — Superficies de resposta para pH fixando a concentracdo do INIB1 em: (a) 16g;
(b) 20g.
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A discussdo para as respostas PV, VF, ER, e k 30°C e 55°C é omitida dado que estas

respostas ndo apresentaram modelos robustos e apresentaram ruidos (graficos de valores
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preditos versus observados, Apéndice A-3). No entanto, vale ressaltar que, com excecgéo de ER
e k 55°C, todas as outras respostas apresentaram valores de Fcaiculado™ Fravelado, indicando que ha
ao menos um fator e/ou interacdo estatisticamente significativo (a) no sistema. Os graficos de

Pareto e médias marginais para estas respostas encontram-se no Apéndice A-3.

4.2.4 Sistema4

Por fim, os fluidos de perfuracdo do sistema 4 foram formulados baseados na tabela
de planejamento experimental (Tabela 3.6), e seguindo a ordem de adi¢cdo como mostrada na
Tabela 3.2. Foram utilizados o tensoativo Alkest Tween 80 na formulacdo das microemulsoes
base dos fluidos, e o sulfato de potassio (INIB2) como aditivo quimico para inibicdo de
expansdo de folhelhos. Tanto a fase aquosa quanto a fase oleosa permaneceram as mesmas
como 0s outros sistemas ja apresentados, solugdo de glicerol e dgua (1:1) e 6leo de pinho,
respectivamente.

A Tabela 4.16 apresenta os parametros reoldgicos obtidos apos as leituras a 3, 6, 100,
200, 300 e 600 rpm no viscosimetro Fann 35A, e a Figuras 4.32 apresenta as curvas de fluxo
para este sistema. Quanto a duplicata deste sistema, os resultados sao apresentados no Apéndice
A-4.

Tabela 4.16 — Pardmetros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 4.
FPBME K (Pass") n 1y(Pa) SSE R? RMSE

F34 085 064 302 787 09978 1,62
F35 0,36 083 383 409 09995 1,17
F36 2,67 056 0,20 56,96 0,9954 3,77
F37 308 056 0,70 73,04 09953 4,93
F38 060 076 292 218 0,9998 0,85
F39 080 065 044 2138 09945 2,67
F40 471 050 240 160,70 0,9906 7,32
F41 292 057 230 7994 0,9948 5,16
F42 255 059 100 8301 0,9944 5,26
F43 223 061 360 96,54 0,9938 5,67
F44 265 058 200 1948 09987 221

FPBME= Fluido de perfuracdo base microemulsdo




Figura 4.32 — (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 4
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Os fluidos de perfuracdo para este sistema também seguiram o modelo reoldgico de
Herschel-Bulkley, com n variando entre 0 e 1. Os resultados foram similares aos encontrados
para o sistema 3, ndo havendo grandes variacdes. A Tabela 4.17 apresenta os resultados de

densidade dos fluidos, forca gel inicial (Go) e final (Gg).

Tabela 4.17 — Densidade e forca gel (Go e Gy) para o sistema 4.

F34 F35 F36 F37 F38 F39 F40 F41 F42 F43 F44

P glcm® 1,1 105 108 104 111 102 104 101 11 111 1,07
Go Ib/100ft2 5 9 9 6 10 6 8 10 9 11 6

Gr Ib/100ft2 8 15 15 13 14 10 12 12 14 13 11

A Tabela 4.18 mostra os resultados dos ensaios de reologia, dos quais as respostas PV
(cP), AV (cP), YP (Ib/100 ft?) foram obtidas. Os resultados de pH, de volume de filtrado, VF
(mL), espessura do reboco formado, ER (mm), e permeabilidade do reboco formado, k (mD),
apos os ensaios de filtracdo foram calculados pela Equacao 3.6 a 30°C e a 55°C. Os resultados

para a duplicata deste sistema encontram-se no Apéndice A-4.

Tabela 4.18 — Resultados dos ensaios reoldgicos, pH e de filtracdo para o sistema 4.

opve PV AV YP 4 VF ER k30°C k55°C
(cP) (cP) (Ib/200f2) P7  (mL) (mm) (mD)  (mD)

F34 45 725 55 775 14 031 0,006 0,0012
F35 925 110 35 768 12 038 00004 0,0003

F36 70 1275 115 752 26 039 0,0069 0,0011
F37 77,5 1425 130 73 20 041 0,0077 0,0017
F38 95 120 50 761 14 045 0,0004 0,0003
F39 44 72,5 57 701 14 044 0,0013 0,0021
F40 67,5 147,55 160 75 22 032 0,007 0,0004
F41 80 145 130 706 32 033 00094 0,0017
F42 82,5 1425 120 706 20 039 00043 0,0021
F43 86,5 145 117 701 22 034 0,0024 0,0009
F44 87,5 145 115 7 20 037 00015 0,0002
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Para a resposta PV, observou-se que a concentracdo de tensoativo influenciou o
sistema quando este foi utilizado no nivel oposto a concentragdo do inibidor de inchamento.
Em outras palavras, em termos de maximizacao, os fluidos F35 e F38 apresentaram 0s maiores
resultados, 92,5 cP e 95, respectivamente. O fluido F38 mostra em sua composi¢do o nivel
inferior do tensoativo (45% de concentragcdo na microemulsdo) e superior de INIB2 (20 g),
enquanto o fluido F35 apresenta composicao inversa. Este comportamento pode estar associado
a ndo afinidade das particulas do tensoativo Alkest Tween 80 com o K>SO4. De maneira
contraria, em fins de minimizar a resposta, as melhores combinacdes de niveis foram aquelas
nos quais as duas varidveis acima citadas estiveram no mesmo nivel, e.g., fluidos F34 (45 cP)
e F39 (44 cP).

Com relacdo a resposta AV, os maiores resultados foram encontrados nos fluidos F40
(147,5 cP) e fluido F37 (142,5 cP), assim como nos fluidos do ponto central, F42 a F44. E
possivel observar que os dois fluidos inicialmente mencionados sdo formulados com os niveis
superiores tanto do tensoativo quanto da fase oleosa.

Quanto a resposta YP, a combinacao de niveis inferiores da fase oleosa e do inibidor
resultou em baixos valores, visto que em campo nédo se deseja um alto valor para YP, sendo o
menor valor de 35 Ib/100 ft2 para o fluido F35. Por outro lado, os fluidos F40 e F41
apresentaram valores maiores, sendo, 160 1b/100 ft2 e 130 Ib/100 ft?, respectivamente,
mostrando que a combinacao dos niveis superiores da fase oleosa e do inibidor influenciam
mais amplamente nesta resposta. Porém, o fluido F37 também obteve alto valor de YP (130
Ib/100 ft?) e, com isso, verifica-se a maior influéncia da fase oleosa para 0 comportamento de
YP.

Comparando os resultados da resposta pH do sistema 4 com os do sistema 2 (Ultranex
NP100 e INIB2), pode ser observado que os do sistema 4 apresentaram valores menores. O
INIB2, diferentemente do INIB1, ndo apresenta caracteristicas de elevar o pH dos fluidos.
Quando a concentracdo do tensoativo Alkest TW80 encontra-se entre o ponto medio de
concentracdo e o nivel superior, pode ser visto uma redugdo no pH.

Com relagdo a resposta VF, assim como para o sistema 3, os fluidos formulados
seguindo o planejamento experimental do sistema 4 apresentaram resultados menores desta
resposta, variando de 1,2 mL a 3.2 mL. Observou-se que os fluidos formulados com o nivel
inferior da fase oleosa (5% em concentragcdo na microemulséo) (fluidos F34, F35, F38 e F39)
sd0 0s que mostraram menores resultados. Isso pode estar relacionado a viscosidade do éleo de
pinho, e uma melhor interacdo deste com os sélidos do sistema, em especial com o INIB2. Em

contrapartida, o fluido com maior perda de filtrado foi o fluido F41 (3,2 mL), no qual todas as
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variaveis se encontram em seus respectivos niveis maximos. 1sso mostra que a interacao entre
0 tensoativo e o inibidor pode afetar o resultado de invaséo de filtrado.

Os rebocos formados apds os ensaios de filtracdo APl foram 0s menos espessos e
menos permeaveis, quando comparados com o0s dos sistemas anteriormente estudados,
especialmente com os sistemas 1 e 2, em que o Ultranex NP100 foi utilizado como tensoativo,
apresentando uma reducdo de 67,22% comparando com o de maior média (sistema 2).

Comparando com o sistema 3, que utilizou 0 mesmo tensoativo, os fluidos do sistema
4 apresentaram comportamento semelhantes ao que se encontra na literatura, isto €, a espessura
do reboco é proporcional ao volume de filtrado (ARTHUR e PEDEN, 1988; GRIFFITH e
OSISANYA, 1999; ANAWE e FOLAYAN, 2018; ADEBAYO e BAGERY, 2020). Essa
reducao do valor médio de 60,2% entre os dois sistemas para a espessura média do reboco leva
a acreditar que o INIB2 cooperou com a interacdo das fases da microemulsdo. Observa-se
também uma influéncia da temperatura (30°C ou 55°C) na permeabilidade dos rebocos. A
Figura 4.33 mostra os rebocos formados apds os ensaios de filtragdo para este sistema.

Figura 4.33 — Rebocos formados apos ensaio de filtracdo estatica para o sistema.
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A Tabela 4.19 apresenta as andlises de variancia para o sistema 4. Assim como nas
analises realizadas anteriormente, o teste de hipétese foi considerado, onde se fcaiculado™ftabulado
implica dizer que hé& interagdo significativa de ao menos um fator e/ou interagdo. Também se
considerou a robustez do sistema (relacdo feaiculado/fatbuiado), que leva a menos ruidos na
variabilidade, assim como o coeficiente de variacdo R2. Os graficos de valores preditos versus

valores observados para a analise do sistema 4 sdo mostrados no Apéndice A-4.



124

Tabela 4.19 — Anélise de Variancia (ANOVA) para o sistema 4.

Fonte de PV AV YP H VF ER k30°C kb55°C
variacédo (cP)  (cP) (Ib/100 ft?) P (mL)  (mm) (mD) (mD)
R2 0,77 0,75 0,90 0,20 0,89 0,17 0,77 0,18
R2 adj 0,75 0,71 0,87 0 0,85 0,14 0,74 0,15

Feate/Fran 9,34 5,84 15,35 0,18 12,6 0,99 8,99 1,06

Modelos matemaéticos codificados para os fluidos de perfuracdo base microemulsdo inibida do
sistema 4

PV (cp) = 75.36" — 20.37AC** + 27.12ABC**

AV (cp) = 124.11™ + 45,25B™ — 24.12AC™ + 4.25BC™ + 17.85ABC™*

YP (Ib/100 ft*) =97,50** + 82.75B* + 17.75C** — 18.50ABC**

pH = 7.43*

VF (mL) = 1.96" + 1.15B* + 0.45AC™* + 0.35ABC*"

ER (mm) = 0.38" — 0,06B™

Ksgec (mD) = 0.0045" 4 0.0021A"* + 0.0067B"*

Kssec (mD) = 0.0011** + 0.0006AC**

Sendo: A = Concentragao de tensoativo (%), B = Concentragio da fase oleosa (%), C = concentragéo de inibidor de inchamento (g)
" Estatisticamente significativa

De acordo com a Tabela 4.19, as respostas YP e VF apresentaram modelos
estatisticamente significativos, visto que as outras respostas falnam na hipétese alternativa, H
(as variaveis dependentes estudadas ndo apresentam grande influéncia nas respostas) e nao
apresentam boa relacdo entre f caic € fan. Além disso, YP e VF mostraram R? satisfatorio, 0,90
e 0,89, respectivamente.

Para o limite de escoamento, YP, de acordo com o grafico de Pareto (Figura 4.34a), a
concentragdo da fase oleosa e do INIB2 representam maiores influéncias para esta resposta. A
interacdo entre os trés fatores, tensoativo, fase oleosa e INIB2, também apresentou alta
significancia estatistica. Verifica-se, pela equacdo matemética do modelo, que um acréscimo
nos dois fatores individuais mencionados causa um aumento na resposta. O tensoativo,
individualmente, ndo apresentou uma influéncia representativa a resposta, mas ao interagir com
0s outros dois fatores, este pode diminuir o resultado de YP, caso seja este 0 necessario. A

Figura 4.34b apresenta o grafico de médias marginas, podendo ser notado que hé interagdo no
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sistema. A influéncia da fase oleosa pode também ser visualizada nas superficies de resposta

(Figura 35a e b), nas quais o 6leo de pinho foi fixado em seus niveis minimo (a) e maximo (b).

Figura 4.34 — (a) Gréfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 4.
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Figura 4.35 — Superficies de resposta para YP fixando a concentracao da fase oleosa em: (a)
5%; (b) 10%.
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Quanto ao volume de filtrado, VF, esta resposta apresentou, com nivel de
confiabilidade de 95%, uma interag&o fcaic/ftan de 12,6. De acordo com a equagdo do modelo,
para se obter uma minimizacao desta resposta € preciso que as concentragdes do tensoativo (A),
da fase oleosa (B) e do INIB2 (C) sejam mantidas baixos, visto que, para esta variavel, o minimo
de valor é esperado em campo.

As Figuras 4.36a e 4.36b apresentam o grafico de Pareto e o grafico de médias
marginais, respectivamente. Por 4.30a, verifica-se que a concentragdo da fase oleosa (B), a
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interacdo desta com o INIB2 (AC), e a interacdo dos trés fatores (ABC) foram estatisticamente
significativos. Por outro lado, analisando a 4.36b, ao nivel inferior de INIB2 percebe-se que as
retas sdo discretamente paralelas, mudando o comportamento quando se eleva o nivel de INIB2,

0 que mostra que hd uma maior interacdo dos fatores em concentracdo maior do inibidor.

Figura 4.36 — (a) Grafico de Pareto, e (b) Médias marginais para FL, sistema 4.

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: FL (mL)
2**(3-0) design; MS Residual=,0486364
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As Figuras 4.37a e b apresentam superficies de resposta para VF, fixando a
concentragio da fase oleosa em (a) 5 %, e do tensoativo Alkest Tween 80 em (b) 50%. E
possivel visualizar que, em baixas concentracGes da fase 6leo no sistema, baixos valores de VF
podem ser atingidos, enquanto que, ao passo que se aumenta esta concentracao, maiores valores

se alcangcam, o que ndo € desejado na industria.

Figura 4.37 — Superficies de resposta para VF fixando a concentracdo (a) da fase oleosa em
5%; (b) do tensoativo em 50%.
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Os modelos matemaéticos obtidos para PV, AV e k 30°C apresentaram bons valores
para a relacéo feaiculado>frabuiado (H1 € atendida), porém a relacdo entre esses dois valores e 0 R2
do sistema nédo apresentam resultados tangiveis. Os graficos de Pareto e das médias marginas
para essas respostas sdo apresentadas no Apéndice A-4, assim como os das respostas pH e k

55°C, que apresentam valores de fcaiculado<ftabutado-
4.2.5 Otimizacao do processo

Com o objetivo de otimizar os resultados de PV (cP), AV (cP), YP (Ib/100 ft?), VF
(mL), ER (mm) e k a 30°C e 55°C (mD), o método de Algoritmos Genéticos (AG) foi utilizado,
por meio do software Matlab. Trés fun¢des codificadas foram gerados e séo apresentados no
Apéndice B, onde as duas primeiras sdo comuns a todos os sistemas, e a terceira € especifica
para cada sistema estudado. As equagdes dos modelos matematicos obtidos ap6s a anélise
fatorial 23 foram utilizadas como fun¢des de entrada para as fungdes codificadas desenvolvidas.
Um total de 176 resultados otimizados foram encontrados e dentre estes, 7 melhores resultados
foram selecionados considerando os resultados possiveis fisicamente (resultados maiores que
Zero).

Os resultados foram entdo normalizados, e sdo apresentados em forma de gréfico radar
na Figura 4.38a e b, para os sistemas 1 e 2. Os resultados possiveis das varidveis analisadas
para os sistemas 1 e 2, assim como os niveis codificados dos fatores concentracdo de tensoativo
(%), concentracdo de 6leo de pinho (%) e concentracdo de inibidor de inchamento (g) sdo
apresentados nas Tabelas 4.20 e 4.21, respectivamente.

Figura 4.38 — Otimizac@es dos sistemas (a) 1; (b) 2.
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Tabela 4.20 — Resultados de otimizagéo para o sistema 1.
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Otimizacdo Tensoativo  Oleo Inibidor PV AV YP (D00 VE - ER - k30°C Kk S5°C

(cP) (cP) ft2) (mL) (mm) (mD) (mD)

01 -0,9915  0,99302 -0,9498 43 112,82 68 95 117 0,056 0,010

02 -0,9714  0,96961 -0,9951 44 113,05 68 95 116 0,055 0,010

03 -0,9056  0,69281 -0,2879 70 114,06 52 84 105 0,044 0,008

04 -0,9002  0,78675 -0,5541 62 114,07 57 89 1,09 0,048 0,009

05 -0,9803  0,66768 -0,729 61 112,92 58 79 104 0,040 0,008

06 -0,976 0,91554 -0,9548 47 113 66 92 1,14 0,063 0,009

o7 -0,8098  0,65405 -0,2319 74 115,6 52 8,7 104 0,044 0,008
Tabela 4.21 — Resultados de otimizacdo para o sistema 2.

Otimizacdo Tensoativo ~ Oleo  Inibidor (F;,/) é ;,/) P S‘It?)/ 100 (;IL) (EE) l?r?quo)C l?r?q%)c
01 0,69031 -0,72971 0,93643 87,0 1291 75,1 4,8 0,62 0,0003 0,005
02 0,92815 -0,86389 0,64294 89,4 1324 75,2 3,8 0,55 0,0015 0,005
03 0,55132 -0,54339 0,96235 91,7 130,3 70,7 6,1 0,72  0,0081 0,006
04 -0,81277 0,9734 -0,6264 97,9 140,2 74,5 91 1,53 0,0385 0,009
05 0,91573  -0,75677 0,51467 955 135,2 70,2 4,7 0,61 0,0121 0,006
06 0,82154 -0,61454 0,80855 91,0 1318 72,6 5,9 0,68 0,0127 0,007
o7 0,62793 -0,88426 0,40706 98,8 135,6 67,2 3,6 0,54 0,0038 0,004

Para o sistema 1, percebe-se pela Tabela 4.20 e pela Figura 4.38a, que a otimizagédo

O5 apresentou melhor consisténcia dos resultados, tendo apenas a resposta PV como resultado

mais elevado, que quando comparado aos resultados apresentados na Tabela 4.6 se mostrou

menor, no qual o menor valor encontrado foi de 65 cP. Quanto as outras respostas, 0s resultados

encontram-se préximos ao centro do grafico, o que implica em menores resultados.

Para o sistema 2, a otimizacdo O2 apresentou melhores resultados, de acordo com a

Tabela 4.21 e a Figura 4.38b. Os resultados de YP para esta otimizagédo, assim como para a

otimizacdo O1, apresentaram resultados mais elevados (75,2 e 75,1 Ib/100 ft?, respectivamente),

porém as outras respostas estdo proximas ao centro do grafico. As otimizacgdes obtidas para 0s

sistemas 3 e 4 sdo apresentadas na Figura 4.39a e b (resultados normalizados), e nas Tabelas
4.22 e 4.23.



Figura 4.39 — Otimizac0Oes dos sistemas (a) 3; (b) 4.
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Tabela 4.22 — Resultados de otimizacdo para o sistema 3.
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PV (cP)

AV (cP)
YP (Ib/100 ft¥)
FL (mL)

~ER (mm)
k 30°C (mD)

—k 55°C (mD)

S . , _ PV AV YP VF k 30°C
Otimizagdo Tensoativo Oleo  Inibidor (cP) (cP) (Ib/100f)  (mL) (mD)
01 0,85521 -0,99849 0,98406 41,87 55,43 3,99 0,60 0,60
02 0,4887  -0,99779 0,99239 4652 51,42 2,28 0,60 0,60
03 0,35748 -0,99907 0,99443 48,13 49,86 1,56 0,60 0,60
04 0,99802 -0,99137 0,99704 40,35 57,50 5,01 0,61 0,61
05 0,46778 -0,99774 0,99587 46,78 51,18 2,17 0,60 0,60
06 0,99934 -0,99968 0,98281 40,01 56,95 4,63 0,60 0,60
o7 0,94403 -0,99695 0,98441 40,81 56,50 4,48 0,60 0,60
Tabela 4.23 — Resultados de otimizacdo para o sistema 4.
Otimizacdo Tensoativo Oleo Inibidor PV AV YP(Ib/100  VF ER ~ k30°C k55°C
¢ (cP) (cP) ft?) (mL) (mm) (mD) (mD)
01 0,98332 -0,9302 0,9438 330 405 53,2 0,8 0,44 0,0003 0,0017
02 0,92178 -0,9213 0,97137 34,7 423 53,8 08 044 0,0003 0,0016
03 0,98504 -0,9708 0,967 30,9 36,7 51,4 08 044 0,0006 0,0017
04 0,68992 -0,6791 0,74559 554 72,6 61,0 1,1 0,42 0,0014 0,0014
05 0,93697 -0,7866 0,95794 379 511 62,5 1,0 0,43 0,0012 0,0016
06 0,99298 -0,954 0,92729 328 393 51,3 08 044 0,0002 0,0017
o7 0,98585 -0,7582 0,9379 37,5 52,0 64,4 1,0 043 0,005 0,0017

Com relagéo ao sistema 3, de maneira geral, a otimizagcdo O3 apresentou o melhor

conjunto de valores. Os resultados de valores estimados para AV e YP foram os menores,

notado também pela curva destas respostas na Figura 4.39a. Também mostrou baixos valores

para VF e k a 30°C., no entanto, para a resposta PV, O3 apresenta maior resultado em
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comparagao com as outras otimizagdes, porém o aumento em média é de apenas 20,29%. As
respostas ER e k a 55°C sdo omitidas para o sistema 3 devido as equacgdes obtidas no
planejamento fatorial ndo terem apresentado fatores e/ou interacdes estatisticamente
significativas.

Quanto aos resultados do sistema 4, mais uma vez a otimizagcdo O3 se mostra mais
eficiente na minimizacéo das respostas. As respostas PV, AV, VF e k a 30°C sdo as menores
dentre as outras, comparando-as com as outras otimizacgdes. Para as respostas ER e k 55°C, esta
otimizacdo apresentou maiores resultados, com diferenca de 4,76% e 21,4%, respectivamente,
qguando comparados com a otimizacdo O4, a qual apresentou os menores resultados para estas
respostas.

Percebe-se que a otimizacdo dos resultados utilizando Algoritmos Genéticos se mostra
eficiente e consegue otimizar os resultados das funcbes de entrada propostas. No entanto, é
necessaria a verificacdo experimental dos fluidos de perfuracdo, assim como a comprovacao da

formulacéo da microemulsdo em regido Winsor IV.

4.3 PROPRIEDADES INIBITIVAS DOS FLUIDOS DE PERFURACAO BASE
MICROEMULSAO INIBIDORA DE FORMAGCOES REATIVAS (ETAPA 3)

Com base nos resultados das propriedades de reologia e filtracdo dos fluidos testados
na etapa 2, a formulacdo dos novos fluidos de perfuracdo base microemulséo foi realizada,
tendo como fase continua a microemulsdo do ponto 1 a partir dos diagramas ternarios (Figura
4.5), composta por 50% de fase aquosa, 5% de fase oleosa e 45% de tensoativo. Os sistemas
sdo mostrados na Tabela 3.3.

Dois novos sistemas foram adicionados para serem testados quanto a inibicdo de
inchamento. O primeiro composto pela mesma fase continua apresentada anteriormente, porém
tendo o cloreto de potassio (KCI) (INIB3) como inibidor de expansédo de argila e o segundo
sistema ndo apresentando inibidores de inchamento (SI). O KCI é um aditivo quimico
comumente utilizado em perfuragdes, porém apresenta certas desvantagens como a presenca de
cloro, que apresenta limitaches em certos ambientes. Foram utilizados 20 g de inibidor de
expansdo em cada sistema. As curvas de fluxos para os fluidos utilizados na etapa 3 séo
apresentadas na Figura 4.40. A Tabela 4.24 apresenta os resultados do limite de escoamento a
baixa taxa de cisalhamento, 1o (Ib/100 ft2), obtidos de acordo com a pratica recomendada API
13D, juntamente com o coeficiente de determinacdo, R2. O indice de comportamento de fluxo,

n (adimensional) e o indice de consisténcia, K (cP), da mesma forma obtidos de acordo com a
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pratica recomendada API 13D, sdo igualmente apresentados na Tabela 4.24.

Figura 4.40 — Curvas de fluxo para os fluidos de perfuracdo formuladas com tensoativo: (a)
Ultranex NP100; (b) Alkest Tween 80.
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Tabela 4.24 — Parametros reologicos para os fluidos da etapa 3.
Continua
FPBME To (Ib/100 ft?) R2 n (adimensional) K (cP)
NP100_INIB1 0,7 0,9984 0,72 0,70
NP100_INIB2 0,8 0,9915 0,65 1,34

NP100_INIB3 1,4 0,9992 0,91 0,26
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Tabela 4.24 — Parametros reoldgicos para os fluidos da etapa 3.

Concluséo

FPBME To (Ib/100 ft?) R2 n (adimensional) K (cP)
NP100_SI 1,0 0,994 0,85 0,41
T80_INIB1 3,0 0,9929 0,57 1,05
T80_INIB2 1,2 0,9856 0,66 1,16
T80_INIB3 0,2 0,9756 0,81 0,32
T80_SI 0,9 0,9975 0,89 0,22

FPBME-= Fluido de perfuracéo base microemulséo

A Figura 4.40a mostra um aumento na tensdo de cisalhamento a uma taxa de
cisalhamento mais alta para os fluidos de perfuracdo NP100 INIB3 e NP100_SI, sendo o
primeiro ligeiramente mais alto. Este fato pode ser devido ao tamanho de particula do KClI, pois
influencia diretamente no comportamento reoldgico dos fluidos de perfuracdo. No entanto,
pode ser visto que todas os fluidos de perfuracdo apresentaram um comportamento de fluxo
semelhante. Ja para os fluidos de perfuracdo formulados com o tensoativo Alkest Tween 80
(Figura 4.40Db), o inibidor de inchamento INIB2 apresentou maior influéncia, mostrando uma
alteracdo mais significativa. O comportamento do fluido formulado com o inibidor INIB1
apresentou a menor alteracdo na tenséo de cisalhamento com o aumento da taxa de cisalhamento
para ambos 0s tensoativos.

A Tabela 4.24 mostra que todos os fluidos formulados apresentaram comportamento
reoldgico ndo newtoniano seguindo o modelo de Herschel-Bulkley, uma vez que n variou entre
0 e 1. Os oito fluidos de perfuracdo formulados apresentaram, em geral, comportamento de
fluxo semelhante. O fluido de perfuracdo T80_INIB1 apresentou o maior resultado para 10 (3,0
Ib/100 ft?), o que pode influenciar na eficiéncia de remocdo de cascalhos do fluido de
perfuracéo. O indice de consisténcia variou de 0,22 a 1,34 cP (FPBME T80_SI e NP100_INIB2,
respectivamente).

A viscosidade do fluido de perfuracdo apresenta um impacto significativo em seu
desempenho durante o processo de perfuracdo. Deve ser alto o suficiente em condigdes de baixo
cisalhamento, a fim de suspender e transportar cascalhos de debaixo da broca para a superficie,
e sob altas taxas de cisalhamento, deve ser baixo o suficiente para um fluxo adequado (Arabloo
et al., 2014). A partir da Figura 4.41a, para os fluidos de perfuracdo formulados com o
tensoativo ndo idnico Ultranex NP100, o INIB2 apresentou maior valor de viscosidade com

baixa taxa de cisalhamento e maior taxa de cisalhamento; as amostras apresentaram
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comportamento semelhante. Quanto aos fluidos de perfuracdo formulados com Alkest Tween
80 (Figura 4.41b), pode-se observar que o INIB1 foi o que mais influenciou, apresentando tanto

maior viscosidade com menor taxa de cisalhamento quanto menor viscosidade com maior taxa
de cisalhamento.

Figura 4.41 — Gréfico de viscosidade vs. taxa de cisalhamento para fluidos de perfuragdo com
(@) Ultranex NP100; (b) Alkest Tween 80.
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4.3.1 Inchamento linear

Os testes de inchamento linear de amostras de argila bentonitica em contato com
fluidos de perfuracdo foram realizados a fim de se analisar as propriedades de inibicdo de
inchamento dos sistemas de fluidos de perfuragéo base microemulsdo inibidora mostrados na
Tabela 3.3 e seguiram a metodologia mostrada anteriormente. Além dos sistemas mencionados,
plugs de argila também foram submetidos a ensaios com agua destilada. De maneira geral, a
maior parte dos graficos de inchamento versus tempo mostram comportamentos diferentes
quando sdo comparados uns com os outros. Observa-se que 0 tempo necessario para os sistemas
alcancarem um equilibrio é diretamente ligado a natureza quimica de cada inibidor.

A Figura 4.42 mostra os plugs de argila bentonitica ap6s o término dos ensaios. Pode-
se observar que os plugs nao sofreram erosdo e nem fissuras ao término do ensaio, mantendo a

integridade das mesmas.

Figura 4.42 — Plugs de argila bentonitica apds 24h de ensaio de inchamento linear.

| T80.SI | | T80 INIBI || T80 INIB2 || T80 INIB3 |

A Figura 4.43 mostra os resultados de inchamento linear para os fluidos de perfuragao
base microemulsdo formulados com o tensoativo Ultranex NP100, assim como a curva de

inchamento da amostra de argila bentonitica com agua destilada.
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Figura 4.43 — Inchamento da amostra (%) em funcdo do tempo (Ultranex NP100).
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Resultados iniciais indicaram que o plug de argila imerso em &agua destilada
apresentou o maior resultado de inchamento linear, chegando a variacdo de volume de 108%.
Pode ser notado que, a amostra sofre um rapido crescimento, notado no ponto de 50 minutos
apos o inicio do teste. Este rapido crescimento se da ao fato da absor¢do dos ions polares da
agua no espacamento basal da amostra, causando assim um inchamento osmotico rapido. O
crescimento continuou, até atingir um equilibrio ap6s 900 minutos do inicio do teste.

Observa-se que, o inchamento linear da amostra com o fluido de perfuracdo adicionado
do inibidor K>SOs (NP100_INIB2) apresentou menor resultado, alcancando variacdo de
inchamento de 6,9%. Os fluidos formulados com os inibidores INIB3 e INIB1, e o fluido de
perfuracdo sem inibidor de inchamento apresentaram resultados de 8,5%, 11,3% e 22,8%,
respectivamente. Observa-se que, mesmo sem apresentar inibidores de inchamento, os fluidos
de perfuracdo base microemulsdo atingiram resultados considerados satisfatorios. No entanto,
a curva de inchamento do fluido de perfuracdo sem inibidor apresenta um comportamento
crescente, ndo atingindo o equilibrio iénico ainda ao fim do teste.

O tensoativo Ultranex NP100 apresenta em sua parte hidrofilica moléculas
provenientes do 6xido de etileno e, assim como outros simples aditivos como etileno glicol e
polietileno, apresentam uma tendéncia em desestabilizar reag0es i6nicas dentro de estruturas
argilaceas (QUINTERO, 2002). Segundo Aston e Elliot (1994), um aspecto sobre o
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comportamento de tensoativos ndo idnicos € que estes interferem com a ligagéo de hidrogénio
entre a agua e as superficies dos folhelhos.

O inchamento de folhelhos envolve a formacéo de ligacGes de hidrogénio (H-O) entre
a agua e os grupos de silica ou aluminio na superficie do folhelho. Visto que o grupo glicol
também forma este tipo de ligacdo, existe, entdo, uma competi¢cdo com a &gua, interrompendo
assim as redes ligadas por hidrogénio.

O Ultranex NP100 também competiu com a agua de hidratacao ao redor dos cations
adsorvidos nas amostras. Este fato também favoreceu a alteracdo da forca das ligacdes de
hidrogénio. Nota-se, também, pelos resultados obtidos para os fluidos deste sistema, que houve
uma boa sinergia das moléculas do tensoativo utilizado com os sais de potéssio, em especial
com o sulfato de potassio (INIB2), visto que apresentou menor resultado. Isto causou um
endurecimento das estruturas, impedindo ou retraindo a captacdo de agua nas intercamadas da
argila bentonitica.

A Figura 4.44 apresenta os resultados de inchamento linear para os fluidos de
perfuracdo formulados com o tensoativo ndo idnico Alkest Tween 80. Acrescentou-se, também,

a esta figura a curva de inchamento da amostra de argila com agua destilada.

Figura 4.44 — Inchamento da amostra (%) em funcao do tempo (Alkest Tween 80).
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Dentre os resultados, o fluido de perfuragdo base microemulsdo adicionado do INIB1
(citrato de potéssio) apresentou o menor valor de expansdo, 15,6%. Tal resultado pode estar
associado a uma melhor interacdo quimica entre os ésteres de sorbitan etoxilados, presentes na
cadeia hidrofébica do tensoativo Alkest Tween 80, com citrato de potassio. A interacao entre
o0s ions trocaveis das superficies da argila e a porcdo das moléculas adsorvidas do tensoativo
favorecem esta reacdo de inibi¢do. Porém, comparando o resultado do INIB1 com o do sistema
anterior, este apresentou um resultado ligeiramente maior.

Os fluidos de perfuracdo com INIB3 (KCI), INIB2 (K2SO4) e o fluido sem inibidor
apresentaram resultados de 16,3%, 20,3% e 40,6%, respectivamente. Todos os resultados
também foram maiores que os do sistema 1.

O cétion K* presente nos inibidores de inchamento foi responsavel por induzir uma
forte consolidacdo osmotica na regido de pos-inchamento nos dois sistemas estudados, ou seja,
quando a troca catibnica entre os fluidos e a argila encontraram o equilibrio. O baixo grau de
hidratacdo destes ions em meio polar mostra a efetividade necessaria para reduzir as pressoes
de inchamento em formac6es argilaceas. Tal fato resulta em uma baixa repulsa idnica, o qual é
responsavel por reduzir a influéncia de hidratacdo destes ions entre o espacamento basal
(CHRISTENSON, et al., 1987; ISRAELACHVILI e WENNERSTROEM, 1992; VAN OORT,
1997; ANDAGOYA CARRILLO, AVELLAN e CAMACHO, 2015).

Diversos trabalhos sdo encontrados na literatura acerca da inibicdo de inchamento de
formacdes hidrataveis utilizando a metodologia por inchamento linear. Pode-se ressaltar os que
utilizaram tensoativos ou sistemas de emulsdes como inibidores de inchamento
(SHADIZADEH, MOSLEMIZADEH e DEZAKI, 2015; MURTAZA, et al., 2020;
MUHAMMED, et al., 2021; AHMAD et al., 2021). De maneira geral, a parte hidrofilica dos
tensoativos utilizados em cada sistema une-se com a superficie da argila carregada
negativamente, ao passo que o grupo hidrofébico é alinhado em direcéo a fase aquosa.

A presenga de ligagdes de hidrogénio entre o grupo hidrofilico da molécula e o 4tomo
de oxigénio faz com que o tensoativo se mantenha em permanente contato com a superficie da
argila, enquanto a cauda hidrofdbica continua a competir com a fase externa da molécula de
agua, fazendo com que 0 meio aquoso ndo acesse as lamelas das estruturas de argila
(MOSLEMIZADEH et al., 2015; SHADIZADEH et al., 2015). Esse processo é auxiliado pela
presenca dos sais de potassio, os quais alinham-se em direcdo ao espagamento basal da argila,
tendo vantagem devido ao seu pequeno tamanho. Esse processo € ilustrado na Figura 4.45.
Outro fator a ser considerado é a diferenga no tamanho do grupo hidrofobico dos tensoativos

Ultranex NP100 e Alkest Tween 80, que pode ter influenciado na diferenca dos resultados
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apresentados por estes (MURTAZA et al., 2020; MASSON et al., 2021; CHEE et al., 2021).

Figura 4.45 — Representacdo da inibicao de argilas por tensoativos.

4.3.2 Ensaios de Dispersibilidade

Os ensaios de dispersibilidade foram realizados com o objetivo de se verificar a
interacdo dos cascalhos de folhelhos com o fluido de perfuragéo, e a capacidade do sistema
microemulsionado inibidor de inchamento de manter os cascalhos com integridade ap6s 0s
testes. Os folhelhos reativos podem ser probleméticos durante as operacdes de perfuragdo
devido, entre outros fatores, a sua tendéncia de dispersdo quando exposto a meios aquosos,
como fluidos de perfuracdo de base aquosa. A dispersdo envolve a desintegracdo da rocha de
folhelho quando exposta a agua; a dispersdo do folhelho é causada por tensées no pogo, a
extensdo em que a rocha é hidratada, a velocidade dos fluidos de perfuragdo no espaco anular
do poco e o grau de fragilidade do folhelho (AL-ARFAJ, AMANULLAH e MOHAMMED,
2018).

Esta desintegracdo, da qual o inchamento é um exemplo, pode resultar em condigdes
de perfuracdo indesejaveis, assim como interferéncias desnecessarias com o fluido de
perfuracdo. Por exemplo, a degradacdo do folhelho pode interferir nas tentativas de manter a
integridade dos fragmentos e cascalhos perfurados que se deslocam ao longo do poco até o
momento em que estes possam ser removidos por equipamento de controle de solidos
localizado na superficie. A degradacdo de fragmentos e cascalhos perfurados antes de sua
remoc&o na superficie pode prolongar o tempo de perfuracdo, porque as particulas de folhelho
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que se deslocam pelo poco se dividem em particulas cada vez menores, 0 que pode expor uma
nova area de superficie das particulas ao fluido de perfuragéo e, consequentemente, levar a uma
absorcéo maior de agua e degradacao adicional.

A degradacdo de folhelhos também pode afetar diretamente a densidade equivalente
de circulacéo que, de modo geral, é influenciada pela quantidade total de sélidos no sistema. A
manutencdo da densidade apropriada é importante em situacfes nas quais um poco é perfurado
e ha uma estreita tolerancia entre o peso do fluido de perfuragdo necessario para controlar a
pressdo da formacdo e o peso do fluido de perfuracdo que ird fraturar a formacdo. Em tais
circunstancias, minimizar a degradacdo destas formacgOes geralmente fornece controle
melhorado da densidade do fluido de perfuragdo (JANJUA, FAIZAL e DABYAH, 2011,
CARRILHO, AVELLAN e CAMACHO, 2015).

Com relacdo aos ensaios realizados com os fluidos de perfuracdo do sistema 1, que
possuem o tensoativo Ultranex NP100 em suas formulagdes, o fluido com a adi¢do do inibidor
citrato de potéssio apresentou 0s menores resultados, tanto para as amostras de folhelho 1, como
para o folhelho 2, sendo 0,075% e 0,215%, respectivamente (Figura 4.46). Estes resultados
mostram a eficiéncia deste fluido em manter a integridade das amostras de folhelho analisadas.
A parte hidrofébica do tensoativo Ultranex NP100 contribuiu com a formacéo de pontes de
ligacdo entre as plaquetas das entrecamadas das amostras, propiciando uma maior estabilidade.
A amostra de folhelho 2 apresenta uma maior quantidade do grupo aluminossilicato, o que
propicia uma maior intera¢cdo com o meio aquoso do fluido.

Figura 4.46 — Resultados dos ensaios de dispersibilidade para os fluidos do sistema 1.
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As Figuras 4.47a e b mostram os resultados do teste de DRX das amostras apos o
ensaio de dispersibilidade. Como pode ser visto, pouca ou praticamente nenhuma alteracao é
observada nos picos, observados nas diferengas de 6 no eixo x de cada grafico, mostrando que
0 espacamento basal, d, das amostras foram mantidas praticamente inalteradas. As tabelas com
os valores detalhados do espacamento basal de cada amostra, calculadas usando a Lei de Bragg
(Equacdo 4.1), antes e ap6s o ensaio de dispersibilidade com os fluidos de perfuracéo do sistema

1, sdo apresentadas no Apéndice C-1.

Figura 4.47 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_INIB1 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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O fluido de perfuracdo formulado com o INIB2 também apresentou um baixo grau de
dispersibilidade na amostra de folhelho 1, sendo de 0,1%. No entanto, no folhelho 2, este fluido
apresentou um resultado mais elevado, sendo de 3,95%. Como mencioando anteriormente, 0
folhelho 2 apresenta maior porcentagem do grupo aluminossilicato, e talvez, a cauda
hidrofobica do tensoativo associado com o inibidor de inchamento ndo apresentaram sinergia
tdo boa quanto o resultado do fluido NP100_INIB1. Os fluidos com o INIB3 e sem inibidor
(NP100_INIB3 e NP100_SI) apresentaram respectivamente valores de 3,85% e 1,85% para o
folhelho 1, e 4,5% e 5,15% para o folhelho 2, respectivamente. Observa-se, pelas Figuras 4.48a
eb,4.49aeb, e 4.50ae b, que o espacamento basal entre as camadas das amostras permaneceu
quase intactas, o0 que mostra que os sistemas foram eficientes em evitar a degradacdo das

amostras de folhelho.
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Figura 4.48 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_INIB2 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Figura 4.49 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_INIB3 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Figura 4.50 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido NP100_SI (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Os fluidos de perfuracdo formulados com o tensoativo ndo iénico Alkest Tween 80,
sistema 2, apresentaram bons resultados de dispersibilidade, porém um pouco mais elevados
qguando comparados aos do sistema 1. Assim como o primeiro sistema, o fluido formulado com
o inibidor INIB1 apresentou menor resultado, o que se € desejado como resposta para este teste.
Com o folhelho 1, este fluido dispersou apenas 0,5% das particulas da amostra, e 1,25% do
folhelho 2 (Figura 4.51). Os cétions trocaveis presentes na superficie das amostras de formagéo
interagiram bem com o inibidor e, também, com a parte hidrofilica da molécula do tensoativo,

ocorrendo uma baixa interacdo dos primeiros com a agua livre do sistema.

Figura 4.51 — Resultados dos ensaios de dispersibilidade para os fluidos do sistema 2.
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A Figura 4.52 a e b mostram as caracteriza¢fes por DRX das amostras de folhelho 1 e
2, ae b respectivamente, com o fluido T80 _INIB1. Observa-se uma quase inexistente diferenca
no espacamento basal, d, das amostras do antes, e depois do ensaio de dispersibilidade. As
tabelas com os valores detalhados do espagamento basal de cada amostra, calculadas usando a

Lei de Bragg (Equagdo 4.1), antes e ap0s o ensaio de dispersibilidade com os fluidos de
perfuracéo do sistema 2, séo apresentadas no Apéndice C-2.
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Figura 4.52 — Resultados de caracterizacdo do DRX das amostras antes e apds o ensaio de
dispersibilidade com o fluido T80_INIB1 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Os ensaios de dispersibilidade com o fluido de perfuracdo T80 _INIB2 apresentaram
valores semelhantes aos do fluido T80 INIB1. Para a amostra de folhelho 1, o fluido
T80 _INIB2 dispersou 1% das particulas, enquanto que para a amostra de folhelho 2, o resultado
foi de 1,25%, semelhante ao observado no T80 _INIBL. Isso pode sugerir que os dois inibidores
utilizados apresentam mecanismos de inibigdo semelhantes. Quantos aos fluidos T80_INIB3 e
T80_SI mostraram valores de dispersibilidade respectivamente de 2,4% e 2,25% para o folhelho
1, e 2,5% e 3,15% para o folhelho 2.

As Figuras 4.53 aeb,4.54aeb, e 4.55 a e b mostram os resultados de caracterizacao
por DRX das amostras de folhelho utilizando os fluidos T80 _INIB2, T80 INIB3 e T80_SI,
respectivamente. Assim como nos resultados anteriores, observa-se pouca diferenca entre o
espacamento basal inicial e final, o que indica que as amostras de folhelho se mantiveram
integras, o que propicia uma melhor capacidade de limpeza do poco pelos fluidos de perfuragdo

formulados.
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Figura 4.53 — Resultados de caracteriza¢do por DRX das amostras antes e apos o ensaio de
dispersibilidade com o fluido T80_INIB2 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Figura 4.54 — Resultados de caracterizacdo por DRX das amostras antes e ap0s 0 ensaio de
dispersibilidade com o fluido T80_INIB3 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Figura 4.55 — Resultados de caracterizacdo por DRX das amostras antes e ap0s 0 ensaio de

dispersibilidade com o fluido T80_SI (a) folhelho 1; (b) folhelho 2.
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Para ambos os sistemas, destacando o fato de que mesmo sem a presenca de inibidor
de inchamento, os fluidos de perfuracdo base microemulséo apresentaram baixos valores de
dispersibilidade. Os fluidos sdo capazes de manter a integridade dos cascalhos de folhelho,
apresentando pouca interacdo de troca catidbnica com os ions das superficies das amostras.
Quando comparados a resultados de fluidos de perfuracdo base agua, os fluidos de perfuracéo
base microemulsdo conseguem manter a integridade das amostras de forma mais eficiente (AL-
AWAD e SMART, 1996; LUCENA, 2011; AL-ARFAJ, AMANULLAH e MOHAMMED,
2018).
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CONCLUSOES

Neste estudo, dois tensoativos nédo idnicos foram usados em diferentes formulagdes de
fluidos de perfuracéo base microemulséo associados a sais de potassio para investigar a inibicéo
de inchamento em formacdes reativas. Duas amostras de folhelho foram caracterizadas quanto
as composi¢des quimicas e mineralégicas, bem como ao seu comportamento térmico. O
desempenho de inibicdo de folhelhos dos fluidos de perfuracdo base microemulsdo foi
investigado através do teste de inchamento linear e o teste de dispersibilidade. Os desempenhos
reoldgico e de filtracdo dos fluidos de perfuracdo também foram investigados por meio de testes
de pratica recomendadas pela API. As seguintes observacdes e conclusdes podem ser feitas.

o As amostras de folhelhos estudadas apresentaram uma consideravel proporcdo de
alumino-silicatos, em especial ao folhelho da Bacia do Rio do Peixe (folhelho 2),
apresentando uma possivel maior reatividade com o meio aquoso;

o Com base nos parametros e propriedade de reologia obtidos, todos os fluidos propostos
apresentaram comportamento reoldgico seguindo o modelo de Herschel-Bulkley, com
indice de comportamento de fluxo variando entre 0 e 1, assim como comportamento
pseudoplastico, caracteristico de fluidos de perfuracéo;

o O tensoativo Ultranex NP 100 propiciou um aumento nos resultados das propriedades
reoldgicas dos fluidos de perfuracdo formulados com este tensoativo. A interacdo do
tensoativo com a fase oleosa dos sistemas também maximizaram as respostas.

) Quanto aos fluidos de base microemulsdo com o tensoativo Alkest Tween 80, estes
apresentaram menores valores de reologia, mostrando uma reducdo de 44,9% em
média para a viscosidade plastica, e 36,3% para a viscosidade aparente. Estes fluidos
de perfuracdo apresentaram melhores caracteristicas reoldgicas, no que diz respeito a
capacidade de injecdo no poco.

o Os fluidos de perfuracdo formulados com o tensoativo Alkest Tween 80 e sulfato de
potassio apresentaram menores valores em media para as respostas volume de filtrado
e espessura do reboco formado. Os baixos valores de espessura mostram que os fluidos
podem ser utilizados em pocos de petréleo ndo causando aprisionamento da coluna de
perfuracdo, e baixos volumes de filtrado contribuem para uma melhor performance do
fluido em carrear os cascalhos gerados, ndo aumentando, assim, a viscosidade efetiva
dos fluidos de perfuragéo.

o Reducdes de 5,35% e 2,05% do volume de filtrado s&o observadas para os fluidos de

perfuracdo com o tensoativo Alkest Tween 80 quando comparados com os fluidos de
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base microemulsdo formulados com o tensoativo Ultranex NP100 e citrato de potassio,
0s quais apresentaram maiores valores.

Todos os fluidos formulados mostram resultados de volume de filtrado dentro do que
se é aceito em campo, possibilitando assim o uso em formacGes de alta ou baixa
permeabilidade (condi¢cdes de overbalance e underbalance).

O planejamento fatorial 23 aplicado para a formulacao dos fluidos de perfuracdo, e as
analises dos modelos matematicos obtidos, assim como das superficies de resposta,
mostraram-se efetivas com o objetivo inicial, auxiliando na verificagéo dos fatores
e/ou efeitos que mais influenciaram nas respostas testadas. No entanto, para algumas
respostas 0s modelos ndo se mostraram estatisticamente significativos, porém néo
descartando a viabilidade da utilizacdo desses fluidos.

A otimizagdo com Algoritmos Genéticos auxiliou na validacdo dos sistemas,
encontrando uma vasta série de resultados 6timos.

Em relacdo a propriedade de inibigdo dos fluidos de perfuragdo base microemuls&o,
todos os sistemas analisados promoveram baixo inchamento linear e reducdo nos
valores de dispersibilidade das amostras. O inibidor sulfato de potassio junto ao
tensoativo Ultranex NP100 apresentou melhor resultado de inibi¢do, e o inibidor
citrato de potassio presente no sistema com o mesmo tensoativo, possibilitou maior
integridade dos cascalhos de folhelhos, o que implica dizer que a viscosidade e peso
dos fluidos ndo sdo alterados devido a degradacdo dos folhelhos.

Os fluidos de perfuragcdo base microemulsdo, adicionados tanto com o citrato de
potéassio como com o sulfato de potéssio, sdo solugdes para 0s problemas causados por
inchamento de folhelhos.
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APENDICE A-1

Tabela Al - Pardmetros reologicos e de filtracdo para o sistema 1 (duplicata)

Fluido (duplicata) 7o (1b/100 ft?) n K (cP)
F1 3.3 0.77 0.63
F2 3.1 0.652 1.350
F3 4 0.62 1.37
F4 3.4 0.78 0.57
F5 0.4 0.87 0.28
F6 0.2 0.64 1.72
F7 1.8 0.69 0.96
F8 2 0.75 0.92
F9 2.8 0.81 0.50

F10 2.8 0.82 0.49
F11 2.8 0.83 0.46

Figura A1 — Curvas de fluxo dos fluidos de perfuracéo do sistema 1 (duplicata)
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Tabela A2- Pardmetros reoldgicos e de filtracdo para o sistema 1 (duplicata)

Fluido PV AV YP oH VF ER k30°C  kb55°C
(cP) (cP) (Ib/100 ft?) (mL) (mm) (mD) (mD)
F1 112 132,5 41 8,3 3,6 0,36 0,005 0,002
F2 1125 1425 60 8,5 3 0,35 0,006 0,002
F3 72,5 107,5 70 8,2 9,6 0,99 0,015 0,007
F4 125 1425 35 8,4 14 0,865 0,066 0,01
F5 108,5 115 13 8,6 4 0,431 0,001 0
F6 82,5 140 115 8,6 4 0,39 0,011 0,002
F7 92,5 115 45 8,54 7,2 0,74 0,021 0,001
F8 87,5 145 115 8,3 13,4 0,69 0,051 0,006
F9 107,5 142,5 70 8,47 5,6 0,6 0,021 0,002
F10 108,5 142.5 68 8,47 9 0,67 0,042 0,005
F11 107,5 141,5 69 8,47 9,6 1 0,056 0,004

Figura A2 — Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 1

Observed vs. Predicted Values Observed vs. Predicted Values
2"(3-0) design; MS Residual=43,67749 2°"(3-0) design; MS Residual=65,60509
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Figura A3 — Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 1

Observed vs. Predicted Values Observed vs. Predicted Values
2**(3-0) design; MS Residual=66,34608 2°*(3-0) design; MS Residual=,0018687
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Figura A4 — Valores preditos versus observados para (a) FL e (b) ER, sistema 1
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Figura A5 — Valores preditos versus observados para k a (a) 30°C e (b) 55°C, sistema 1
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2**(3-0) design; MS Residual=,0005689
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Figura A6 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para AV, sistema 1
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Figura A7 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para FL, sistema 1

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: FL (mL)
2*(3.0) design, MS Residual=8,828052
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Figura A8 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para ER, sistema 1

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: FC thick (mm)
2"*(3-0) design; MS Residual=,065672
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Figura A9 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para k 30°C, sistema 1

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: k 30°C (mD) Plot of Marginal Means and Conf. Limits (95,%)

2**(3-0) design; MS Residual=,0005648
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Figura A10 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para k 55°C, sistema 1

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: k 55°C (mD)
2%*(3-0) design; MS Residual=,0000073
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APENDICE A-2

Tabela A3 - Pardmetros reologicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 2 (duplicata)

Fluido (duplicata) 7o (Ib/100 ft?) n K (cP)
F12 3 0,88 0,33
F13 2,6 0,77 0,7
F14 2,7 0,76 0,74
F15 41 08 0,54
F16 0,5 0,63 1,56
F17 4 0,79 0,55
F18 1,8 0,78 0,65
F19 3 0,89 0,33
F20 2 0,71 1,04
F21 1,8 0,72 0,97
F22 2,2 0,72 0,97

Figura A11- Curvas de fluxo dos fluidos de perfuracéo do sistema 2 (Duplicata)
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Tabela A4 - Resultados dos ensaios reologicos, pH e de filtracdo para o sistema 2 (duplicata)
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YP

@) B0 o oD D)
F12 101 135 68 8,04 9 0,57 0,0239 0,0045
F13 125 147,5 45 8,2 12,2 0,662 0,0556 0,0072
F14 103,5 138 69 8,3 7,8 1,05 0,0338 0,0087
F15 118 142,5 49 8,25 18,4 1,56  0,1526 0,0287
F16 111 135 48 8,45 4,4 0,76 0,022 0,002
F17 89 125 72 8,5 2,4 0,85 0,0147 0,0017
F18 95 132,5 75 8,48 6,2 0,58 0,0001 0,0002
F19 1175 1425 50 7,8 16 1,11 0,1047 0,0203
F20 107,5 141 67 8,08 10 0,98 0,063 0,009
F21 111 140 58 8 8,2 0,61 0,031 0,005
F22 1155 1425 54 8,04 10 0,82 0,045 0,006

Figura A12 — Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 2
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Figura A13 — Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 2
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Observed vs. Predicted Values
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Figura A15 — Valores preditos versus observados para k a (a) 30°C e (b) 55°C, sistema 2
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Figura A16 — (a) Gréfico de Pareto; (b) Médias marginais para AV, sistema 2
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Figura A18 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para FL, sistema 2
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Figura A19 — (a) Gréfico de Pareto; (b) Médias marginais para ER, sistema 2
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Figura A20 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para k 30°C, sistema 2
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Figura A21 — (a) Gréafico de Pareto; (b) Médias marginais para k 55°C, sistema 2
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Tabela A5- Pardmetros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema
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Fluido (duplicata) 1o (Ib/100 ft?) n K (cP)
F23 2.7 0.68 0.76
F24 1.8 0.54 1.40
F25 1.2 0.58 1.46
F26 5 0.75 0.67
F27 0.8 0.52 1.53
F28 1.3 0.59 1.08
F29 0.7 0.69 1.43
F30 2 0.65 1.34
F31 1.7 0.67 0.96
F32 2.5 0.63 1.21
F33 1.3 0.61 1.47

Figura A22- Curvas de fluxo dos fluidos de perfuracéo do sistema 3 (duplicata)
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Tabela A6 - Resultados dos ensaios reoldgicos, pH e de filtracdo para o sistema 3 (duplicata)

Fluido

PV
(cP)

AV
(cP)

YP
(Ib/100
ft2)

pH

VF
(mL)

ER
(mm)

k 30°C
(mD)

k 55°C
(mD)
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F23
F24
F25
F26
F27
F28
F29
F30
Fa1
F32
F33

70,5
58,5
78,5

102,5

56
61
72,5
97,5
87
93
96,5

91,5 42 8,7
70,5 24 8,61
94 31 8,52
127,5 50 8,98
67,5 23 9,25
75 28 91
140 135 8,7
130 65 8,93
106 38 8,91
109 32 8,92
112,5 32 8,92

2,2

1,6
1,2

1,8
1,2
1,2
1,4

0,42 0,0003  0,0008
0,61 0,0012  0,0017
0,31 0,0067  0,0013
0,51 0,0089 0,002
0,65 0,0017  0,0033
0,44 0,002 0,0018
0,28 0,0013  0,0005
0,45 0,0016  0,0019
0,41 0,003 0,0014
0,41 0,0009  0,0018
0,46 0,0024  0,0008

Figura A23 — Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 3
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Figura A24 — Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 3



Observed vs. Predicted Values Observed vs. Predicted Values
2**(3-0) design; MS Residual=70 44318 2**(3-0) design; MS Residual=0072586
DV:YP DV: pH
9.4
93
9,2
» o1
”
E s
3 T 90
3 3
k] 2 89
8 g
a o 88
87
88
85
o 20 40 60 80 100 120 140 160 84 85 8.6 87 88 89 9.0 9.1 92 93 94
Observed Values Observed Values

(a)

Figura A24 — Valores preditos versus

(b)

observados para (a) FL e (b) ER, sistema 3
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Figura A25 — Valores preditos versus

(b)

observados para k a (a) 30°C e (b) 55°C, sistema 3

Observed vs. Predicted Values
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Figura A26 — (a) Gréafico de Pareto; (
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b) Médias marginais para PV, sistema 3
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Pareto Chart of Standardized Efiects; Variable: PV (cp) Plot of Marginal Means and Conf. Limits (85,%)
2"%(3-0) design; MS Residual=91,17614 DV: PV (cp)
DV: PV (cp) Design: 2*(3-0) design
NOTE: Std.Errs. for means computed from MS Error=91,17614
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Figura A27 — (a) Gréfico de Pareto; (b) Médias marginais para pH, sistema 3
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Figura A28 — (a) Grafico de Pareto; (b) Médias marginais para FL, sistema 3
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Figura A29 — (a) Gréfico de Pareto; (b) Médias marginais para ER, sistema 3



Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: & (mm)
2**(3-0) design, MS Residual= 0996409
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Figura A30 — (a) Gréafico de Pareto; (b) Médias marginais para k 30°C, sistema 3

Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: K 30 °C (mD)
27*(3-0) design, MS Residual=,0000157
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Figura A31 — (a) Gréafico de Pareto; (b) Médias marginais para k 55°C, sistema 3
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APENDICE A-4

K 55 °C (mD)

Plot of Marginal Means and Conf. Limits (35,%)
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Tabela A7 - Pardmetros reoldgicos para os fluidos de perfuracdo do sistema 4 (duplicata)

Fluido (duplicata) 1o (Ib/100 ft?) n K (cP)
F34 2,0 0,58 1,21
F35 3,0 0,58 1,57
F36 2,0 0,69 1,2
F37 4,5 0,83 0,55
F38 3,8 0,7 0,88
F39 1,2 0,6 1,08
F40 3,6 0,84 0,57
F41 0,4 0,68 1,52
F42 0,3 0,66 1,6
F43 1,9 0,69 1,29
F44 4,0 0,64 0,8

Figura A32 - Curvas de fluxo dos fluidos de perfuracdo do sistema 4 (duplicata)
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Tabela A8 - Resultados dos ensaios reologicos, pH e de filtracdo para o sistema 4 (duplicata)

fuide PV AV YP Ny VF ER  k30°C k55°C
(cP) (cP)  (Ib/roofe) P (mL) (mm) (mD)  (mD)
F34 49 75 52 7,12 1,2 0,44 00021 0,0016
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F35
F36
F37
F38
F39
F40
F41
F42
F43
F44

91,5
71
72,5
94
45
62,5
86
90
82,5
86

108,5 34 7,81
125 108 7,32
135 125 7,46
122 56 7,66
72,5 55 7,68
145 165 7,44

147,5 123 7,58
145 110 7,63

142,5 120 7,48
142,5 113 7,61

1,2
2,4
2,2
14

2,4
1,8
1,8

0,39
0,303
0,37
0,35
0,57
0,34
0,39
0,43
0,43
0,31

0,0041
0,006
0,0111
0,0012
0,0033
0,0087
0,0117
0,0067
0,0026
0,0023

0,0005
0,0009
0,0016
0,0015
0,0016
0,0007
0,0015
0,0012
0,0018
0,0008

Figura A33 — Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 4
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Figura A34 — Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 4




Observed vs. Predicted Values Observed vs. Predicted Values
2**(3-0) design; MS Residual=210,7679 24(3-0) design; MS Residual=,0862352
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Figura A35 — Valores preditos versus observados para (a) FL e (b) ER, sistema 4
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(a)

(b)

Figura A36 — Valores preditos versus observados para k a (a) 30°C e (b) 55°C, sistema 4
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APENDICE B

Estrutura base

clc
clear all
close all

nvars = 3;

1b = [-1 -1 -11;

ub = [1 1 1];
PopulationSize Data = 500;
MaxGenerations Data = 100;
MaxStallGenerations Data = 100;
FunctionTolerance Data = 0;
ConstraintTolerance Data = O;

[x,fval,exitflag, output,population, score] =
multi objective genetic algorithm solver (nvars,lb,ub,PopulationSize Data,

198

Ma

xGenerations Data,MaxStallGenerations Data, FunctionTolerance Data,Constrain

tTolerance Data);
optimal solution = x

objective functions = fval
% plot3(fval(:,1),fval(:,2),fval(:,3)"','0o")

Solucionador — Algoritmo Genético Multiobjetivo

function [x,fval,exitflag,output,population, score] =
multi objective genetic algorithm solver (nvars,lb,ub,PopulationSize Data,

Ma

xGenerations Data,MaxStallGenerations Data, FunctionTolerance Data,Constrain

tTolerance Data)

options = optimoptions ('gamultiobj');

options = optimoptions (options, 'PopulationSize', PopulationSize Data);
options = optimoptions (options, 'MaxGenerations', MaxGenerations Data);
options = optimoptions (options, 'MaxStallGenerations',
MaxStallGenerations Data);

options = optimoptions (options, 'FunctionTolerance',
FunctionTolerance Data);

options = optimoptions (options, 'ConstraintTolerance',
ConstraintTolerance Data);

options = optimoptions (options, 'CrossoverfFcn', { @crossoverintermediate
1) :

options = optimoptions (options, 'Display', 'off');

[x,fval,exitflag, output,population, score] =
gamultiobj (@multi objective function,nvars,[],[],[],[],1b,ub, [],0options);

Funcdes Multi-Objetivas

% Sistema NP100-Citrato

function Output = multi objective function (Input)

o\

variable Tensoativo
variable Oleo
variable Inibidor de inchamento

A = Input(l);
B = Input(2);
C = Input(3);

e

e

[]
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PV = 103.36 + 7.81*A -13.31*B -9.94*C + 21.06*A*B - 22.56*A*C - 7.31*A*B*C;
% objective 1: min

AV = 135.74 + 23.34*A - 11.34*B - 11.66*A*B; $ objective 2: min

YP = 64.8 + 31.06*A + 24.94*C - 18.81*A*B + 41.69*A*C ; % objective 3: min
pH = 8.43 - 0.14*B + 0.16*C - 0.04*A*B - 0.18*A*C - 0.065*B*C - 0.065*A*B*C
; % objective 4: max, if possible constrained in 8

pH2 = 999999 - pH;

FL = 7.38 + 3.05*A + 8.35*B + 3.2*A*B; % objective 5: min

ER = 0.78 + 0.39*B; % objective 6: min

k30 = 0.035 + 0.028*A + 0.049*B; % objective 7: min

k55 = 0.0045 + 0.0054*B; % objective 8: min

Output = [PV AV YP pH2 FL ER k30 k55];

% Sistema NP100-Sulfato

function Output = multi objective function (Input)

o\

variavel Tensoativo
variavel Oleo
variavel Inibidor de inchamento

A = Input(l);
B Input (2);
C Input (3);

o\

o°

PV = 108.8 + 9.87*A - 9*C + 10.12*A*B - 8.5*A*C + 4.75*B*C + 13.5*A*B*C; %
objetivo 1: min

AV = 138.7 + 4.7*A - 6.94*C + 4.31*B*C + 7.31*A*B*C; % objetivo 2: min

YP 59.82 - 10.37*A + 4.12*C - 12.37*A*B + 10.12*A*C - 12.37*A*B*C; %
objetivo 3: min

pH = 8.2 - 0.26*A*B - 0.18*A*C - 0.25*B*C ; % objetivo 4: max

pH2 = 999999 - pH;

FL = 8.56 + 2.97*A + 5.67*B + 3.27*A*B; % objetivo 5: min

ER = 1.01 + 0.53*B; % objetivo 6: min

k30 = 0.043 + 0.038*A + 0.038*B - 0.026*C + 0.034*A*B; % objetivo 7: min
k55 = 0.0063 + 0.0057*A + 0.0072*B; % objetivo 8: min
Output = [PV AV YP pH2 FL ER k30 k55];

% Sistema T80-Citrato

function Output multi objective function (Input)
A = Input(l); % variavel Tensoativo

B Input (2); % variavel Oleo

C Input(3); % variavel Inibidor de inchamento

PV = 79.11 + 26.5*B + 12.62*A*B; % objetivo 1: min
AV = 102.09 + 46.5*B + 7.5*C + 7.62*A*B + 17.37*B*C - 19*A*B*C; % objetivo
2: min
YP = 45.95 - 15.75*A + 40*B + 27*C - 10*A*B - 14*A*C +33.25*B*C -
24 .75*A*B*C; % objetivo 3: min
pH = 8.89 + 0.22*C + 0.21*A*B - 0.28*B*C ; % objetivo 4: max
pH2 = 999999 - pH;
FL = 1.35 + 0.75*B ; % objetivo 5: min
k30 = 1.35 + 0.75*B; % objetivo 7: min
Output = [PV AV YP pH2 FL k30];
% Sistema T80-Sulfato

function Output = multi objective function (Input)

o

variadvel Tensoativo
variavel Oleo
varidvel Inibidor de inchamento

A = Input(l);
B Input (2);
C Input (3);

o

o\
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PV 75.36 - 20.37*A*C + 27.12*A*B*C; % objetivo 1: min

AV = 124.11 + 45.25*B - 24.12*A*C + 4.25*B*C + 17.85*A*B*C; % objetivo
min

YP = 97.5 + 82.75*B + 17.75*C - 18.5*A*B*C; % objetivo 3: min

FL 1.86 + 1.1*B + 0.25*A*C + 0.3*A*B*C; % objetivo 4: min

ER = 0.38 - 0.06*B; % objetivo 5: min

k30 = 0.0045 + 0.0021*A + 0.0067*B; % objetivo 6: min

k55 = 0.0011 + 0.0006*A*C; % objetivo 7: min

Output = [PV AV YP FL ER k30 k55];
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APENDICE C-1

_FOLL.
Angulo Angulo Ir?tlesrtalnafrzgr Angulo Angulo Distancia
Picos Observado Calculado Basgl A) Observado  Calculado  Interplanar
inicial (20) inicial (0) inicial final (20) final (0) Basal (A) final
Q 20,85 10,42 4,25 20,86 10,43 4,25
C 23,02 11,51 3,86 23,18 11,59 3,83
Q 26,63 13,31 3,34 26,68 13,34 3,34
C 29,4 14,7 3,03 29,52 14,76 3,02
C 31,41 15,7 2,84 31,62 15,81 2,83
C 35,96 17,98 2,49 36,1 18,05 2,49
C 39,4 19,7 2,28 39,58 19,79 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,3 21,65 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,74 23,87 1,90
C 48,51 24,25 1,87 48,68 24,34 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,64 28,82 1,60
Tabela C2 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB1
_FOL2
Angulo Angulo Ir?c:esli[alr];rgr Angulo Angulo Ir?cgalnafrzzr
Picos Observado Calculado P Observado Calculado P
e - Basal (A) : i Basal (A)
inicial (20) inicial (0) o final (20) final (0) .

inicial final

T 15,89 7,94 5,57 15,92 7,96 5,56

Q 20,85 10,42 4,25 20,94 10,47 4,23

B 22,05 11,02 4,02 22,08 11,04 4,02

T 25,93 12,96 3,43 26,06 13,03 3,42

Q 26,63 13,31 3,34 26,7 13,35 3,34

B 27,96 13,98 3,18 28,02 14,01 3,18

C 29,4 14,7 3,03 29,5 14,75 3,03

B 30,5 15,25 2,92 30,56 15,28 2,92

T 33,3 16,65 2,68 33,24 16,62 2,69

T 35,4 17,7 2,53 35,68 17,84 2,51

Q 36,54 18,27 2,45 36,62 18,31 2,45

Q 39,46 19,73 2,28 39,56 19,78 2,28

C 43,16 21,58 2,09 42,48 21,24 2,13

C 47,52 23,76 191 43,3 21,65 2,09
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C 48,51 24,25 1,87 45,86 22,93 1,98
B 50,09 25,04 1,81 47,68 23,84 1,91
C 57,4 28,7 1,6 48,72 24,36 1,87

_FOLL.

A A Distancia A A Distancia

. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar

Picos Qt_)s_ervado Qa}lqulado A O_bservado Cglculado Basal (A)
inicial (20) inicial (0) BQS?I.( ) final (20) final (0) as_a(
inicial final
Q 20,85 10,42 4,25 20,9 10,45 4,25
C 23,02 11,51 3,86 23,14 11,57 3,84
Q 26,63 13,31 3,34 26,68 13,34 3,34
C 29,4 14,7 3,03 29,52 14,76 3,02
C 31,41 15,7 2,84 31,56 15,78 2,83
C 35,96 17,98 2,49 36,14 18,07 2,48
C 39,4 19,7 2,28 39,54 19,77 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,3 21,65 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,66 23,83 1,91
C 48,51 24,25 1,87 48,66 24,33 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,54 28,77 1,60

Tabela C4 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB2
_FOL2.

A A Distancia A A Distancia
. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos Observado Calculado Observado Calculado
inicial 20) inicial 0 222 A) ol ey final @ Besal A)
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,92 7,96 5,56
Q 20,85 10,42 4,25 20,92 10,46 4,24
B 22,05 11,02 4,02 22,1 11,05 4,02
T 25,93 12,96 3,43 26,04 13,02 3,42
Q 26,63 13,31 3,34 26,7 13,35 3,34
B 27,96 13,98 3,18 28,02 14,01 3,18
C 29,4 14,7 3,03 29,5 14,75 3,03
B 30,5 15,25 2,92 30,64 15,32 2,92
T 33,3 16,65 2,68 33,32 16,66 2,69
T 35,4 17,7 2,53 36,1 18,05 2,49
Q 36,54 18,27 2,45 36,62 18,31 2,45
Q 39,46 19,73 2,28 39,52 19,76 2,28
C 43,16 21,58 2,09 43,32 21,66 2,09
C 47,52 23,76 1,91 43,3 21,65 2,09
C 48,51 24,25 1,87 47,66 23,83 1,91
B 50,09 25,04 1,81 48,62 24,31 1,87
C 57,4 28,7 1,6 57,54 28,77 1,60
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Tabela C5 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB3
_FOL1.

A A Distancia A A Distancia

. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar

Picos Qt_)s_ervado Qa}lqulado A O_bservado Cglculado Basal (A)
inicial (20) inicial (0) BQS?I.( ) final (20) final (0) as_a(
inicial final
Q 20,85 10,42 4,25 20,96 10,48 4,23
C 23,02 11,51 3,86 23,22 11,61 3,83
Q 26,63 13,31 3,34 26,74 13,37 3,33
C 29,4 14,7 3,03 29,58 14,79 3,02
C 31,41 15,7 2,84 31,66 15,83 2,82
C 35,96 17,98 2,49 36,18 18,09 2,48
C 39,4 19,7 2,28 39,58 19,79 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,34 21,67 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,72 23,86 1,90
C 48,51 24,25 1,87 48,76 24,38 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,7 28,85 1,60

Tabela C6 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB3
_FOL2.

A A Distancia A A Distancia
: Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos _Ok_)s_ervado lec_ulado A O_bservado quculado Basal (A
inicial (20) inicial (0) B?‘S?".( ) final (20)  final (0) as:a( )
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,9 7,95 5,57
Q 20,85 10,42 4,25 20,96 10,48 4,23
B 22,05 11,02 4,02 22,12 11,06 4,02
T 25,93 12,96 3,43 26,08 13,04 3,41
Q 26,63 13,31 3,34 26,74 13,37 3,33
B 27,96 13,98 3,18 28 14 3,18
C 29,4 14,7 3,03 29,52 14,76 3,02
B 30,5 15,25 2,92 30,64 15,32 2,92
T 33,3 16,65 2,68 33,38 16,69 2,68
T 35,4 17,7 2,53 36,06 18,03 2,49
Q 36,54 18,27 2,45 36,62 18,31 2,45
Q 39,46 19,73 2,28 39,54 19,77 2,28
C 43,16 21,58 2,09 43,26 21,63 2,09
C 47,52 23,76 1,91 47,68 23,84 1,91
C 48,51 24,25 1,87 48,64 24,32 1,87
B 50,09 25,04 1,81 50,22 25,11 1,82
C 57,4 28,7 1,6 57,62 28,81 1,60
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A A Distancia A A Distancia

. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar

Picos _Ok_Js_ervado Qa}lc_ulado A O_bservado quculado L (A

inicial 20) inicial @) S ) fnal2e)  finale) Bosdl (A)
inicial final
Q 20,85 10,42 4,25 20,86 10,43 4,25
C 23,02 11,51 3,86 23,18 11,59 3,83
Q 26,63 13,31 3,34 26,68 13,34 3,34
C 29,4 14,7 3,03 29,52 14,76 3,02
C 31,41 15,7 2,84 31,58 15,79 2,83
C 35,96 17,98 2,49 36,14 18,07 2,48
C 39,4 19,7 2,28 39,56 19,78 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,32 21,66 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,72 23,86 1,90
C 48,51 24,25 1,87 48,7 24,35 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,7 28,85 1,60

A A Distancia A A Distancia

. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar

Picos Qt_)s_ervado quc_ulado A O_bservado quculado Basal (A

inicial (20) inicial (0) B?‘S?".( ) final (20) final (0) as:a( )
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,98 7,99 5,54
Q 20,85 10,42 4,25 21 10,5 4,23
B 22,05 11,02 4,02 22,16 11,08 4,01
T 25,93 12,96 3,43 26,12 13,06 3,41
Q 26,63 13,31 3,34 26,78 13,39 3,33
B 27,96 13,98 3,18 28,06 14,03 3,18
C 29,4 14,7 3,03 29,58 14,79 3,02
B 30,5 15,25 2,92 30,72 15,36 2,91
T 33,3 16,65 2,68 33,42 16,71 2,68
T 35,4 17,7 2,53 36,16 18,08 2,48
Q 36,54 18,27 2,45 36,66 18,33 2,45
Q 39,46 19,73 2,28 39,56 19,78 2,28
C 43,16 21,58 2,09 43,32 21,66 2,09
C 47,52 23,76 1,91 47,68 23,84 1,91
C 48,51 24,25 1,87 48,7 24,35 1,87
B 50,09 25,04 1,81 50,26 25,13 1,81
C 57,4 28,7 1,6 57,6 28,8 1,60

APENDICE C-2

_FOLL.



205

A A Distancia A A Distancia

. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar

Picos stgrvado Qa}lqulado A O_bservado Cglculado Basal (A)
inicial (20) inicial (0) BQS?I.( ) final (20)  final (0) as_a(
inicial final
Q 20,85 10,42 4,25 20,96 10,48 4,23
C 23,02 11,51 3,86 23,26 11,63 3,82
Q 26,63 13,31 3,34 26,74 13,37 3,33
C 29,4 14,7 3,03 29,62 14,81 3,01
C 31,41 15,7 2,84 31,68 15,84 2,82
C 35,96 17,98 2,49 36,22 18,11 2,48
C 39,4 19,7 2,28 39,6 19,8 2,27
C 43,14 21,57 2,09 43,42 21,71 2,08
C 47,48 23,74 1,91 47,78 23,89 1,90
C 48,51 24,25 1,87 48,76 24,38 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,7 28,85 1,60

Tabela C10 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB1
_FoL2.

A A Distancia A A Distancia
. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos _Ot_)s_ervado quc_ulado A O_bservado Cz_alculado Basal (A
inicial (20) inicial (0) B?S?I.( ) final (20) final (0) as:a( )
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,92 7,96 5,56
Q 20,85 10,42 4,25 20,98 10,49 4,23
B 22,05 11,02 4,02 22,14 11,07 4,01
T 25,93 12,96 3,43 26,1 13,05 3,41
Q 26,63 13,31 3,34 26,76 13,38 3,33
B 27,96 13,98 3,18 28,04 14,02 3,18
C 29,4 14,7 3,03 29,56 14,78 3,02
B 30,5 15,25 2,92 30,66 15,33 2,91
T 33,3 16,65 2,68 33,38 16,69 2,68
T 35,4 17,7 2,53 35,42 17,71 2,53
Q 36,54 18,27 2,45 36,1 18,05 2,49
Q 39,46 19,73 2,28 36,68 18,34 2,45
C 43,16 21,58 2,09 39,6 19,8 2,27
C 47,52 23,76 1,91 43,34 21,67 2,09
C 48,51 24,25 1,87 47,78 23,89 1,90
B 50,09 25,04 1,81 48,72 24,36 1,87
C 57,4 28,7 1,6 50,24 25,12 1,81

_FOLL.

~ ~ Distancia ~ ~ Distancia
Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos Observado Calculado P Observado Calculado P
e N Basal (A) 7. : Basal (A)
inicial (20) inicial (0) inicial final (20)  final (0) final
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Q 20,85 10,42 4,25 20,76 10,38 4,28
C 23,02 11,51 3,86 23,04 11,52 3,86
Q 26,63 13,31 3,34 26,56 13,28 3,35
C 29,4 14,7 3,03 29,4 14,7 3,04
C 31,41 15,7 2,84 31,46 15,73 2,84
C 35,96 17,98 2,49 35,98 17,99 2,49
C 39,4 19,7 2,28 39,44 19,72 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,2 21,6 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,56 23,78 191
C 48,51 24,25 1,87 48,58 24,29 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,48 28,74 1,60

_FOL2.

A A Distancia A A Distancia
. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos _Ot_)s_ervado quc_ulado A O_bservado Cz_alculado Basal (A
inicial (20) inicial (0) BQS?I.( ) final (20) final (0) as:a( )
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,84 7,92 5,59
Q 20,85 10,42 4,25 20,86 10,43 4,25
B 22,05 11,02 4,02 22,04 11,02 4,03
T 25,93 12,96 3,43 26,02 13,01 3,42
Q 26,63 13,31 3,34 26,66 13,33 3,34
B 27,96 13,98 3,18 27,98 13,99 3,19
C 29,4 14,7 3,03 29,48 14,74 3,03
B 30,5 15,25 2,92 30,58 15,29 2,92
T 33,3 16,65 2,68 33,24 16,62 2,69
T 35,4 17,7 2,53 35,64 17,82 2,52
Q 36,54 18,27 2,45 36,06 18,03 2,49
Q 39,46 19,73 2,28 42,48 21,24 2,13
C 43,16 21,58 2,09 43,26 21,63 2,09
C 47,52 23,76 1,91 45,8 22,9 1,98
C 48,51 24,25 1,87 47,56 23,78 1,91
B 50,09 25,04 1,81 48,6 24,3 1,87
C 57,4 28,7 1,6 49,94 24,97 1,82

Tabela C13 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB3
_FOL1.

A A Distancia A A Distancia
Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos Observado Calculado b Observado Calculado P
o N Basal (A) 7. ; Basal (A)
inicial (20) inicial (0) inicial final 20) final (0) final

Q 20,85 10,42 4,25 20,86 10,43 4,25
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C 23,02 11,51 3,86 23,1 11,55 3,85
Q 26,63 13,31 3,34 26,62 13,31 3,35
C 29,4 14,7 3,03 29,46 14,73 3,03
C 31,41 15,7 2,84 31,46 15,73 2,84
C 35,96 17,98 2,49 36,06 18,03 2,49
C 39,4 19,7 2,28 39,46 19,73 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,24 21,62 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,62 23,81 1,91
C 48,51 24,25 1,87 48,64 24,32 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,54 28,77 1,60

Tabela C14 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80 INIB3
_FOL2.

A A Distancia A A Distancia
. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos Observado Calculado Observado Calculado
inicial 20) inicial @) 522 A i 2e)  finar@y B3 A
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,94 7,97 5,56
Q 20,85 10,42 4,25 20,96 10,48 4,23
B 22,05 11,02 4,02 22,12 11,06 4,02
T 25,93 12,96 3,43 26,1 13,05 3,41
Q 26,63 13,31 3,34 26,76 13,38 3,33
B 27,96 13,98 3,18 28,04 14,02 3,18
C 29,4 14,7 3,03 29,54 14,77 3,02
B 30,5 15,25 2,92 30,7 15,35 2,91
T 33,3 16,65 2,68 33,4 16,7 2,68
T 35,4 17,7 2,53 35,7 17,85 2,51
Q 36,54 18,27 2,45 36,12 18,06 2,48
Q 39,46 19,73 2,28 39,58 19,79 2,28
C 43,16 21,58 2,09 41,86 20,93 2,16
C 47,52 23,76 1,91 42,56 21,28 2,12
C 48,51 24,25 1,87 43,34 21,67 2,09
B 50,09 25,04 1,81 47,72 23,86 1,90
C 57,4 28,7 1,6 48,68 24,34 1,87

A A Distancia A A Distancia
Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos Observado Calculado P Observado Calculado P
e - Basal (A) . i Basal (A)
inicial (20) inicial (0) inicial final (20)  final (0) final
Q 20,85 10,42 4,25 20,92 10,46 4,24
C 23,02 11,51 3,86 23,22 11,61 3,83

Q 26,63 13,31 3,34 26,72 13,36 3,33
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C 29,4 14,7 3,03 29,56 14,78 3,02
C 31,41 15,7 2,84 31,64 15,82 2,83
C 35,96 17,98 2,49 36,14 18,07 2,48
C 39,4 19,7 2,28 39,58 19,79 2,28
C 43,14 21,57 2,09 43,36 21,68 2,09
C 47,48 23,74 1,91 47,74 23,87 1,90
C 48,51 24,25 1,87 48,74 24,37 1,87
Q 57,23 28,61 1,6 57,58 28,79 1,60

A A Distancia A A Distancia
. Angulo Angulo Interplanar Angulo Angulo Interplanar
Picos Qt_)s_ervado (_Ze}lc.ulado Basal (A) O_bservado Cglculado Basal (A)
inicial (20) inicial (0) o final (20) final (0) i
inicial final
T 15,89 7,94 5,57 15,9 7,95 5,57
Q 20,85 10,42 4,25 20,94 10,47 4,24
B 22,05 11,02 4,02 22,1 11,05 4,02
T 25,93 12,96 3,43 26,06 13,03 3,42
Q 26,63 13,31 3,34 26,7 13,35 3,34
B 27,96 13,98 3,18 28,02 14,01 3,18
C 29,4 14,7 3,03 29,5 14,75 3,03
B 30,5 15,25 2,92 30,62 15,31 2,92
T 33,3 16,65 2,68 33,36 16,68 2,68
T 35,4 17,7 2,53 35,66 17,83 2,52
Q 36,54 18,27 2,45 36,12 18,06 2,48
Q 39,46 19,73 2,28 39,54 19,77 2,28
C 43,16 21,58 2,09 42,52 21,26 2,12
C 47,52 23,76 1,91 43,3 21,65 2,09
C 48,51 24,25 1,87 45,88 22,94 1,98
B 50,09 25,04 1,81 47,7 23,85 1,91
C 57,4 28,7 1,6 48,62 24,31 1,87




