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RESUMO 

 

O crescente aumento da produção de hidrocarbonetos a partir de reservatórios não- 

convencionais, em especial formações sensíveis a água, levou ao surgimento de tecnologias 

necessárias para manter a estabilidade dos poços. O fluido de perfuração deve estar sempre 

adequado as necessidades apresentadas por tais formações, visto que sérios problemas podem 

ser gerados devido ao mau planejamento dos fluidos. Nesse cenário, as microemulsões surgem 

com vantagens sobre os tradicionais fluidos já utilizados pela indústria em razão de sua 

estabilidade termodinâmica e facilidade no preparo, além de apresentarem caráter 

ambientalmente aceitável. Este trabalho teve como objetivo avaliar a capacidade de inibição de 

fluidos de perfuração base microemulsão adicionados de sais de potássio. 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 

perfuração foram preparados, cujas formulações foram baseadas em um planejamento fatorial 

2³, com tréplica no ponto central, totalizando onze fluidos em cada conjunto (com duplicatas). 

As microemulsões foram formuladas a partir de um diagrama de fases ternário, na qual uma 

solução de água/glicerina (1:1 em massa) foi utilizada como fase aquosa, óleo vegetal de pinho, 

como fase oleosa, e dois tensoativos não iônicos, Ultranex NP100 e Alkest Tween 80, foram 

utilizados, separadamente, nos sistemas formulados. Utilizaram-se também o citrato de potássio 

(INIB1) e o sulfato de potássio (INIB2) para inibição de inchamento de formações reativas. A 

fim de se avaliar o comportamento dos fluidos de perfuração, ensaios de reologia, pH, volume 

de filtrado, espessura e permeabilidade do reboco foram avaliados. Análises estatísticas, foram 

realizadas com o objetivo de visualizar a influência dos fatores concentração de tensoativo (%) 

(A), concentração da fase oleosa (%) (B) e concentração do inibidor de inchamento (g) (C), 

assim como suas interações (AB, AC, BC e ABC) sobre os sistemas. Uma otimização 

multiobjetiva utilizando Algoritmos Genéticos (AG) foi realizada para os quatro sistemas. Por 

fim, os sistemas de fluidos de perfuração foram testados quanto a capacidade de inibição e 

dispersão de folhelhos. Além dos sistemas compostos pelo INIB1 e INIB2, o cloreto de potássio 

(KCl) (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 interação com água para inchamento de formações hidratáveis. Os 

fluidos de perfuração apresentaram comportamento reológico seguindo modelo de Herschel-

Bulkley, e observou-se que existe uma variabilidade de interações nos fluidos com relação às 

concentrações de tensoativo, fase oleosa e inibidor de inchamento, com maiores respostas 

associadas ao aumento na concentração do tensoativo na microemulsão. Os fluidos de 

perfuração analisados apresentaram uma inibição de inchamento significativa, com destaque 

para o fluido formulado a partir do tensoativo Ultranex NP100 e INIB2, apresentando variação 

de inchamento de 6,9 %. Excelentes resultados em relação à dispersibilidade também foram 

alcançados, sendo o fluido NP100_INIB1 a menor dispersão de cascalhos (0,075% e 0,215%). 

De modo geral, observou-se que os fluidos de perfuração base microemulsão foram eficientes 

na inibição de inchamento, apresentando comportamento reológico e de filtração satisfatórios. 

 

Palavras-chave: Interação rocha-fluido de perfuração; formações reativas; folhelhos; 

tensoativos não-iônicos; inibição 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 (INIB2) 

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 (KCl) 

(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. 
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1 INTRODUÇÃO 

 

Os fluidos de perfuração caracterizam-se como um elemento essencial e usual no 

processo de perfuração de poços exploratórios de petróleo e gás natural, e devem apresentar 

características físico-químicas compatíveis aos tipos de formações a serem perfuradas. A 

incompatibilidade do fluido de perfuração pode aumentar significativamente o custo total da 

perfuração, causando uma redução na eficiência do poço 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; QIU et al., 2011; QUTOB e BYRNE, 2015; ELKATATNY et al., 2019; 

ZHAO et al., 2019). 

Segundo Guo e Liu (2011), tipos diferentes de fluidos são utilizados em operações de 

perfuração, baseados especialmente no comportamento reológico destes. A maior parte dos 

fluidos de perfuração são suspensões coloidais ou emulsões, que se comportam como fluidos 

plásticos ou não-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 perfuração são classificados como base água ou base 

óleo, dependendo do caráter da fase contínua do fluido, sendo misturas complexas de agentes 

químicos (GUICHARD, WOOD e VONGPHOUTHONE, 2008; FINK, 2012). 

Entre as funções do fluido de perfuração, espera-se que este circule ao longo do poço, 

remova os cascalhos ou fragmentos de rochas gerados pela broca de perfuração, transporte-os 

pelo espaço anular da coluna de perfuração do poço e permita sua separação na superfície. Ao 

mesmo tempo, o fluido de perfuração deve resfriar a broca e a coluna de perfuração, reduzir o 

atrito entre a coluna e as paredes do poço, e manter a estabilidade deste (PATEL et al, 2004; 

CAENN et al, 2011; CRAFT e HAWKINS, 2015). 

O fluido de perfuração também deve formar uma fina camada de baixa 

permeabilidade, denominada reboco, que sela os poros e outras aberturas nas formações 

causadas pela broca, minimizando assim a perda de filtrado em formações permeáveis (DIAS, 

SOUZA e LUCAS, 2015). A invasão do filtrado nas zonas permeáveis das formações podem 

causar, entre outros problemas, o inchamento de rochas hidratáveis (VAN OORT, 2003; 

GHOLAMI et al., 2021). A invasão do filtrado em um reservatório aumentará a saturação de 

água em zonas próximas ao poço, diminuindo, assim, a saturação de óleo nesta zona. 

Consequentemente, a permeabilidade efetiva da formação diminuirá (WINDARTO et al., 

2011). Como resultado, a resistência ao fluxo de óleo para o poço aumentará. Além disso, os 
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fluidos de perfuração devem exercer uma pressão hidrostática sobre a formação suficiente para 

manter a estabilidade no poço, evitando o influxo de fluidos (kick) (CIVAN, 2007; AIRD, 2019, 

BRIDGES e ROBINSON, 2020). 

Por estar em constante contato com as formações rochosas, espera-se também que os 

fluidos de perfuração sejam capazes de inibir ou retardar o fenômeno de inchamento de 

formações reativas, causado pela interação entre ambos. Estas formações hidratáveis, 

denominados folhelhos são amplamente conhecidas como o tipo de rocha mais problemática 

em aplicações de engenharia por apresentarem fissilidade e alta capacidade de hidratação 

quando em meio aquoso (HUANG, AUGHENBAUGH e ROCKAWAY, 1986; WANG, 

HUANG e SPECK, 1994; GUO et al., 2012; LYU et al., 2015). Os folhelhos são rochas 

sedimentares siliciclásticas de granulação muito fina, geradas a partir da compactação de siltes 

e argilominerais, constituindo cerca de 50% de todas as rochas sedimentares (BOGGS, 2001; 

LEE e KIM, 2019). 

A crescente descoberta de novos reservatórios, em especial reservatórios formados por 

formações hidratáveis, traz o desafio para a indústria no que se refere à formulação de novos 

fluidos de perfuração e de inibidores de inchamento. A curto prazo, a interação do folhelho com 

água pode causar o fenômeno de inchamento, levando à instabilidade do poço. Guancheng et 

al. (2016), utilizaram polietilenoimina (PEI) como inibidor de inchamento de folhelhos, e 

obtiveram menores taxas de inchamento, destacando o caráter ambientalmente correto deste 

inibidor.  

Ji et al. (2012) utilizaram nanopartículas em fluidos de perfuração base água como 

inibidores físicos de inchamento de folhelhos, diferindo dos químicos já utilizados pela 

indústria, fornecendo uma abordagem totalmente diferente dos já apresentados pela indústria. 

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), 

entre outros. Neste contexto, os tensoativos surgem como potenciais inibidores de inchamento 

neste tipo de formação reativa. 

Tensoativos, estruturas anfifílicas naturais ou sintéticas, desempenham um importante 

papel na inibição de formações hidratáveis. Estes são moléculas que, por meio da redução de 

tensões interfaciais entre óleo e água, estabilizam misturas bifásicas. Em fluidos de perfuração, 

a adição dessas moléculas pode controlar problemas relacionados a instabilidade de poços, 

prisão diferencial, além de servirem como detergentes para os cascalhos na broca de perfuração 

(QUINTERO, 2002). 
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Os tensoativos mais aplicados como inibidores de inchamento são os do tipo catiônico 

e não-iônico (AHMED, KAMAL e AL-HARTHI, 2019). Tensoativos catiônicos e não-iônicos 

são adsorvidos nas superfícies das argilas hidratáveis devido, especialmente, ao grupo silanol e 

a cargas negativas presentes nas intercamadas (CUI 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 hidrofóbica da molécula para repelir 

a absorção de água. Liu et al. (2019) avaliaram que a mistura dos tensoativos não iônicos Span 

20 e Tween 60 pode aumentar a hidrofobicidade do folhelho, formando uma membrana 

hidrofóbica na superfície da formação, o que reduziu e enfraqueceu o número de ligações de 

hidrogênio entre a água e a formação, reduzindo significativamente a quantidade de água 

entrando no folhelho. Murtaza et al (2020) avaliaram o tensoativo diatônico de amônio 

quaternário com ligações fenil, avaliando que as formulações base tensoativo apresentaram alta 

taxa de redução de inchamento bentonítico, e máxima redução na taxa de inchamento linear.  

Outros trabalhos com o uso de tensoativos na inibição 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 atenção tem sido dada ao uso de microemulsões na inibição de 

inchamento de formações hidratáveis. 

As microemulsões são misturas termodinamicamente estáveis e transparentes, 

compostas de ao menos três componentes, sendo estes uma fase oleosa, uma fase aquosa e um 

tensoativo (NAJJAR, 2012). Dependendo das proporções entre os componentes, a 

microestrutura das microemulsões variam de gotículas de água muito pequenas dispersas na 

fase oleosa (microemulsão A/O) a gotículas de óleo dispersas na fase aquosa (microemulsão 

O/A).  

Em fluidos de perfuração, as microemulsões foram observadas por Hayes et al. (1977), 

Davies et al. (1997), Quintero et al. (2009), Numkam e Akbari (2019), e Okoro, Dosunmu e 

Iyuke (2020). De maneira geral, os autores encontraram vantagens, especialmente quanto a 

lubricidade, e a formação de um reboco fino e permeável, o que propicia uma melhor qualidade 

nas etapas de perfuração de poços, diminuindo as chances de problemas como prisão 

diferencial. Outro importante fator a ser considerado é o caráter ambientalmente aceitável 

promovido por microemulsões. Essas misturas, em geral, apresentam como fase oleosa óleos 

vegetais, o que contribui para um menor impacto às regiões próximas ao poço (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 avaliação da 

interação e inibição de inchamento de folhelhos-fluidos de perfuração base microemulsão 

adicionados de sais de potássio como inibidores químicos. Para tal, quatro sistemas de fluidos 

de perfuração foram utilizados, compostos por uma fase aquosa (solução água/glicerina), uma 

fase oleosa (óleo vegetal de pinho), e foram analisados dois tensoativos não-iônicos, o Ultranex 

NP100 e o Alkest Tween 80. Além disso, utilizou-se os sais citrato de potássio, sulfato de 

potássio e cloreto de potássio. 

 

1.2 OBJETIVOS ESPECÍFICOS 

 

Para a realização deste trabalho, os seguintes objetivos específicos foram 

estabelecidos: 

• Caracterizar mineralogicamente e quimicamente duas amostras de folhelhos de 

bacias sedimentares do Nordeste do Brasil; 

• Construir diagramas de fase ternários tendo como fase aquosa uma solução de 

água/glicerina em proporções mássicas de 1:1, óleo vegetal de pinho, como fase 

oleosa, e dois tensoativos não-iônicos, sendo eles o Ultranex NP100 e o Alkest 

Tween 80; 

• Formular fluidos de perfuração base microemulsão a partir de sistemas 

microemulsionados óleo em água (O/A); 

• Realizar um planejamento fatorial completo 2³ para verificar a influência das 

concentrações de tensoativo, óleo de pinho e inibidor de inchamento nos sistemas; 

• Determinar as propriedades físico químicas dos fluidos de perfuração, por meio de 

ensaios de reologia, filtração estática, pH e densidade; 

• Obter uma otimização de respostas utilizando uma otimização multiobjetiva por 

meio de Algoritmos Genéticos. 
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2 REVISÃO DE LITERATURA 

 

2.1 INSTABILIDADE DE FORMAÇÕES REATIVAS E MECANISMOS DE 

INCHAMENTO 

 

Problemas de instabilidade em poços de petróleo devido ao inchamento de folhelhos 

são amplamente conhecidos na indústria como uma das principais fontes de aumento de custo 

de operação, tanto durante a perfuração como na completação de poços de petróleo (NESBITT, 

KING e THURBER, 1985). Estima-se que este tipo de formação representa cerca de 75% das 

formações 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 reservatório (reservatório não 

convencional) (CAINENG et al., 2010; HAZRA et al., 2019). 

A perfuração em folhelhos é a causa de mais de 90% dos problemas de instabilidade 

de poços (Steiger e Leung, 1989), e tal instabilidade deriva, entre outros fatores, da inadequação 

do fluido de perfuração utilizado ao se perfurar esta formação, visto, principalmente, na 

interação rocha-fluido de perfuração base água (SIMPSON e DEARING, 2000). 

A seguir, serão descritas brevemente algumas características apresentadas pelos 

folhelhos, sendo iniciada pelas argilas e argilominerais, por serem a principal composição 

mineralógica desta formação. Em seguida, será apresentada uma breve descrição da interação 

entre os fluidos de perfuração 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 água, 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 tensão 

é aplicada. Esta nova forma mantém-se retida após a remoção da tensão (Bergaya et al., 2006), 

e é bastante afetada pela composição química do material (GUGGENHEIM e MARTIN, 1995). 

Análises químicas de argilas mostram que estas são compostas essencialmente por silício, 

alumínio e água, e, frequentemente por quantidades apreciáveis 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 partículas de minerais não argilosos, 

tais como quartzo e calcita, podendo estes influenciar fortemente nas propriedades físicas do 

material (GRIM, 1962). 

Argilas são materiais terrosos abundantes na superfície da Terra, o qual apresenta uma 

grande aplicabilidade e propriedades que são fortemente dependentes de suas estruturas e 

composições mineralógicas (MURRAY, 2006). Para um melhor entendimento sobre as argilas, 

os termos básicos relacionados a argilas e argilominerais devem ser diferenciados (SOUSA 

SANTOS 1969). 

O termo argila é empregado tanto para formações rochosas como para referenciar 

tamanho de partículas em uma faixa especificada de valores (WEAVER, 1989). O tamanho de 

partículas é um parâmetro chave na definição de argilas; no entanto, não 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 µm, enquanto que para 

cientistas de argila utiliza-se, como limite superior, frações <2 µm. Esse limite varia, portanto, 

para diferentes campos de estudo. Para uma maior compreensão da mineralogia de argilas, 

deve-se ressaltar o pequeno diâmetro apresentado por seus grãos e sua tendência cristalográfica 

de deposição, a qual assemelha-se a folhas (VELDE, 1992). Estes dois fatores fornecem às 

argilas grande área específica (área superficial), definida como a área da superfície externa das 

partículas referida à unidade de massa. 

Segundo Grim (1968), argilas são essencialmente compostas por um pequeno 

conglomerado de partículas 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 à argila e que endurecem 

após secagem ou queima (GUGGENHEIM e MARTIN, 1995; WEAVER, 1989). As 

composições destes argilominerais estão relacionadas a abundância relativa e a identidade dos 

argilominerais presentes no material argiloso (HENDRICKS, 1945). Dependendo da estrutura 

desenvolvida no curso da formação mineral, diferentes argilominerais apresentarão 

comportamentos físico, químico e mecânico diferentes uns dos outros (GRIM, 1962). Por 

exemplo, na presença de água livre, os argilominerais do tipo montmorilonita incharão, 

aumentando muitas vezes o seu volume inicial como resultado da absorção de água entre as 

camadas unitárias individuais da argila, enquanto os do tipo caulinita permanecerão 

essencialmente inalterados. 

O conhecimento e identificação dos argilominerais presentes em um material argiloso 

são essenciais para um melhor entendimento e avaliação de suas propriedades físicas (GRIM, 
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1962; MURRAY, 2000). Duas unidades básicas compõem, primordialmente, a estrutura 

atômica dos argilominerais, a tetraédrica e a octaédrica, e a disposição espacial destas 

estruturas, juntamente a suas ligações de camadas, determinarão o comportamento do material 

(BRINDLEY e BROWN, 1980). A primeira unidade é composta por um cátion de silício 

cercado por quatro ânions de oxigênio (em que três destes são compartilhados com outras 

unidades tetraédricas) ou, possivelmente, hidroxilas, organizadas em formato tetraédrico com 

o silício ao centro (Figura 2.1a) (POTTER, MAYNARD e DEPETRIS, 2005). A união de vários 

tetraedros formará uma folha tetraédrica. A segunda unidade consiste em uma estrutura formada 

por seis íons de oxigênio, ou hidroxila, cercando um alumínio (ou magnésio), na qual a 

combinação de várias unidades octaédricas formará uma folha octaédrica (Figura 2.1b).  

 

Figura 2.1 – Estrutura esquemática de um a) tetraedro, b) octaedro. 

 

 

Folhas tetraédricas e octaédricas são combinadas em diferentes proporções, formando 

estruturas hexagonais (BAILEY, 1980, BAILEY, 1984; WEAVER, 1989; FARROKHROUZ 

e ASEF, 2013). Ao serem formadas, estas estruturas deixam uma grande proporção de carga 

elétrica não balanceada, em que diferentes cátions e dipolos de água contrabalanceiam estas 

cargas elétricas.  

Diferentes combinações destas estruturas e ligações formam os argilominerais. A 

junção de uma folha tetraédrica e uma folha octaédrica é chamada de camada 1:1, na qual, são 

comportilhados os oxigênios 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, são os dos grupos das caulinitas, esmectitas, sepiolitas, ilitas, cloritas e de 

camadas mistas. A bentonita é uma argila do tipo montmorilonita, do grupo das esmectitas de 

granulação muito fina e de estrutura 2:1. Esta apresenta brilho semelhante à cera ou perolado e 

é caracterizada por apresentar um tato untoso (GRIM e GÜVEN, 1978). É constituída por duas 

folhas tetraédricas de sílica (SiO2) e uma folha octaédrica de alumina (AlO3), unidas por 

oxigênios comuns às folhas. 

Este argilomineral apresenta também extensiva substituição isomórfica em ambas 

folhas tetraédricas e octaédrica. Cátions como H+, Na+, Mg2+, Ca2+, etc., ficam entre as camadas 

de silicato. Eles são facilmente trocáveis e formam Na-montmorilonita, Ca-montmorilonita, 

etc., que são identificados com base em seus cátions trocáveis dominantes. A absorção de água 

pelas camadas de bentonitas evidenciam que a capacidade de hidratação destas depende 

fortemente dos cátions trocáveis (ODON, 1984; KAUFHOLD, DOHRMANN e 

KLINKENBERG, 2010; WAN et al., 2020). 

Devido às fracas forças de ligação entre as camadas da unidade trioctaédricas deste 

tipo de mineral, água e outras moléculas prontamente penetram em suas intercamadas, dando 

origem ao fenômeno de inchamento (GÜNGÖR e KARAOĞLAN, 2001). A capacidade de 

adsorção de água nas argilas é justificada pela sua grande área específica, sendo esta uma 

característica comum a todos materiais de grãos finos. As argilas, portanto, atraem moléculas 

de água para sua superfície.  

Enquanto todos os tipos de argilas atraem água para sua superfície (adsorção), algumas 

delas incorporam água em suas estruturas (absorção). Absorção é a incorporação de moléculas 

dentro dos grãos cristalinos. A capacidade de absorção de água ou de outros íons polares por 

certos tipos de argilas caracteriza a propriedade de inchamento, o que permite uma importante 

classificação entre minerais propícios ou não ao inchamento (VELDE, 1992). Ohen e Civan 

(1993) apontaram que a migração de finos e o inchamento de argilas são as principais razões 

para os danos à formação medidos como comprometimento da permeabilidade. 

Em perfurações de formações argiláceas, as interações físico-químicas entre o filtrado 

de lama e as argilas presentes nos horizontes de produção podem restringir a produtividade do 

poço se o tipo errado de fluido de perfuração for usado. Tudo isso aponta a necessidade de 

conhecimento da mineralogia da argila (KARPIŃSKI e SZKODO, 2015).  
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2.1.2 Folhelhos 

 

Folhelhos são amplamente conhecidos como o tipo de rocha mais problemática em 

aplicações de engenharia. Um design de engenharia eficiente nem sempre é alcançado quando 

se trabalha com folhelhos devido ao fato de um bom conhecimento da geologia do local da 

perfuração e as propriedades mecânicas das rochas nem sempre são suficientes quando 

comparados a outros tipos de formações como arenitos e calcários para se obter uma operação 

bem sucedida (FARROKHROUZ e ASEF, 2013). 

Outro importante aspecto a ser avaliado em folhelhos são as suas propriedades 

químicas que desempenham um papel fundamental em seu comportamento (MORAD e 

ESHETE, 1990; FJAER et al., 2002). Devido a este fato, as propriedades químicas de qualquer 

fluido disponível (fluidos de poros, fluido de perfuração etc.) podem afetar as propriedades de 

resistência e rigidez de folhelhos. Além disso, o comportamento de folhelhos é delicado, pois 

sua transição para uma situação instável pode ocorrer de maneira rápida e fácil. Por exemplo, 

as suas interações com o fluido de perfuração ou o movimento do fluido de perfuração na matriz 

porosa podem ocorrer dentro de algumas horas, levando a enormes problemas práticos, como a 

instabilidade do poço perfurado. 

Folhelhos são rochas sedimentares siliciclásticas de granulação muito fina, geradas a 

partir da compactação 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 perfuração de poços de maneira mais ampla, referindo-se a qualquer rocha 

sedimentar de granulação fina composta principalmente por partículas de argilominerais e grãos 

de tamanho silte, apesar de apresentarem muitas vezes características diferentes (PETERS et 

al., 2016). Uma importante característica deste tipo de formação é a fissilidade, ou seja, a 

tendência 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 considerável quantidade de 

argilominerais tais como montmorilonita, ilita, esmectita e caolinita, contendo também 

partículas minerais clásticas como quartzo, feldspato, e partículas orgânicas (AHMED e 

MEEHAN, 2016; LEE e KIM, 2019). O tamanho de poros em reservatórios de folhelhos varia 

de nanômetros a micrômeros, e a composição de argilominerais e suas estruturas porosas afetam 

diretamente a capacidade de armazenamento de petróleo neste tipo de reservatório 

(ARINGHIERI, 2004). Este tipo de formação compõe cerca de três quartos de todas as 

formações perfuradas. 
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Segundo Hazra et al. (2019), os folhelhos, até recentemente avaliados principalmente 

como rochas geradoras de reservatórios convencionais, são atualmente amplamente 

considerados tanto como rocha geradora quanto reservatório não convencional de óleo e gás. 

Estes apresentam características petrofísicas distintas quando comparados à reservatórios 

convencionais (LEE e KIM, 2019). 

Folhelhos, assim como depósitos de carvão mineral, depósitos de arenito de baixa 

permeabilidade e reservatórios de hidratos de gás natural, são caracterizados como não 

convencionais, ou seja, requerem uma entrada de energia para que a produção seja feita dentro 

de vias economicamente viáveis (LI et al., 2015; PETERS et al., 2016; WOOD e HAZRA, 

2017).  

Estima-se que o custo anual de instabilidade de poços envolvendo a perfuração de 

folhelhos custe à indústria de petróleo milhões de dólares a cada ano (CHEN et al, 2003). De 

um ponto de vista operacional, é de extrema importância o reconhecimento dos diferentes tipos 

de folhelho. Como exemplo, folhelhos macios e hidratáveis são propensos ao colapso, levando 

ao estreitamento dos poços perfurados. 

Depósitos de folhelhos podem ser encontrados em várias profundidades abaixo da 

superfície. Esta formação ocorre em quase 100 depósitos principais em 27 países em todo o 

mundo (DYNI, 2003; KNAUS et al., 2010; LENHARD, ANDERSEN e COIMBRA-ARAÚJO, 

2018). É geralmente encontrado em profundidades rasas de menos de 900 metros, enquanto 

zonas geológicas mais profundas e mais quentes são necessárias para formar o petróleo 

convencional. Alguns depósitos estão próximos à superfície em camadas relativamente finas. 

Outros depósitos podem ser encontrados mais profundamente abaixo da superfície em camadas 

muito espessas (300 metros ou mais de espessura). 

Pelo menos nove depósitos de folhelhos variando dos períodos Devoniano ao Terciário 

foram relatados em diferentes partes do Brasil (PADULA, 1969; DONG et al., 2014). Destes, 

dois depósitos receberam mais rentabilidade: o folhelho betuminoso lacustre de idade terciária 

no Vale do Paraíba, no Estado de São Paulo, e o da Formação Permiana Iratí, uma unidade 

difundida na parte sul do país. 

 

2.1.3 Interações folhelho/fluidos de perfuração e a instabilidade de poços 

 

Os principais fatores que afetam a estabilidade de poços de petróleo são divididos a 

partir da existência (parcial ou total) ou ausência de controle no projeto de perfuração. Segundo 

Hawkes et al. (2000), o comportamento de inchamento de folhelhos se encaixa nas duas 
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categorias, pois, apesar de suas características 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 perfuração e pelas práticas de perfuração. 

Para o controle da instabilidade em poços, uma das práticas de maior uso em campo é 

o aumento da densidade do fluido de perfuração (DARVISHPOUR et al., 2019). No entanto, 

esta técnica baseia-se na hipótese de que a pressão fornecida pela alta densidade do fluido de 

perfuração pode ser mantida. O problema dos folhelhos é que, por apresentarem baixa 

permeabilidade matricial (Civan, 2007), o volume de penetração de fluidos ao perfurar com 

excesso de equilíbrio é tão baixo que um bom reboco não pode se formar como faria em uma 

rocha permeável. Como a água é um fluido relativamente rígido, mesmo o pequeno volume de 

filtrado de lama que penetra no folhelho pode causar progressivamente um aumento 

significativo da pressão dos poros. A consequência disso é uma deterioração da estabilidade do 

poço com o tempo (ANDERSON et al., 2010). 

Ao perfurar folhelhos, a escolha do fluido de perfuração é de extrema importância. 

Fluidos de perfuração base óleo são geralmente superiores a fluidos de perfuração base água 

para a maior parte dos tipos de folhelhos (VAN OORT, 2003). No entanto, o uso de fluidos 

base óleo encontra obstáculos devido ao seu caráter não ambientalmente aceitável, requerendo 

autorizações especiais, além de um aumento no custo no descarte de cascalhos contaminados, 

fazendo-se necessário o uso de fluidos base água (SANTARELLI e CARMINATI, 1995; 

ANDERSON et al., 2010). 

Não se tem ainda a resposta exata do porquê fluidos base óleo serem superiores aos 

fluidos base água para perfuração em folhelhos (DEWERS, HEATH e SÁNCHEZ, 2019). No 

entanto, pesquisas nos últimos anos vêm reconhecendo que a tensão interfacial entre o primeiro 

e a água dos poros de um folhelho úmido pode impedir que o fluido de perfuração penetre na 

formação (HAWKES et al., 2000; FJÆR et al., 2008). Muitos folhelhos são ricos em 

argilominerais sensíveis à hidratação (por exemplo, argilominerais do grupo das esmectitas). 

O fluxo de fluido (por exemplo, água dos poros ou filtrado) e soluto (por exemplo, 

íons ou moléculas dissolvidas) para dentro ou fora dos folhelhos pode ter uma grande influência 

nas pressões dos poros do poço próximo, tensões, deformações e resistência das rochas. 

Portanto, compreender as forças que conduzem o fluxo de fluido e soluto é de importância 

crítica ao considerar os mecanismos de instabilidade do poço nessas rochas. Em geral, o 

inchamento de argilominerais é categorizado em tipos intercristalinos e osmóticos (MADSEN 

e MULLER-VONMOOS, 1989).  

As camadas da estrutura são sempre deficientes em cargas positivas devido à 
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substituição catiônica, e os cátions intercalares são necessários para equilibrar a carga da 

camada negativa (ZHOU et al., 1996). Os cátions intercalares são intercambiáveis e a troca é 

reversível para cátions simples. A distância entre duas camadas da estrutura, ou seja, o 

espaçamento d (001), depende da natureza (tipo) do cátion trocável, da composição da solução 

e da composição argilomineral (CIVAN, 2007). O inchamento de argilas deriva diretamente do 

aumento do espaçamento ‘d’ e da expansão do volume quando os cátions trocáveis são 

hidratados em solução aquosa, sendo necessária a utilização de aditivos inibidores para 

mitigação do inchamento. O inchamento de formações reativas é um resultado direto do 

aumento do espaçamento interplanar em partículas de argilominerais (ZHOU, GUNTER e 

JONASSON, 1995). 

Um grande número de aditivos de fluidos de perfuração foi introduzido em sistemas a 

base de água para ajudar a manter as condições impermeáveis da parede do poço ao longo do 

tempo, por exemplo silicatos de sódio (VAN OORT et al., 1996), e moléculas de grande cadeia 

(glicerina, polímeros, etc.) (TWYNAM et al., 1994; REID, DOLAN e CLIFFE, 1995). 

Vários estudos têm sido conduzidos para o desenvolvimento de inibidores de 

inchamento de folhelhos com desempenho máximo, sem afetar as propriedades dos fluidos de 

perfuração. Vários aditivos orgânicos e inorgânicos podem minimizar as interações argila-

fluido e reduzir efetivamente a hidratação dos minerais da argila (FINK, 2012). Polímeros 

orgânicos catiônicos também são usados como aditivos para estabilização e inibição de 

inchamento de argilas. Os polímeros orgânicos mais comumente usados são as poliaminas 

quaternárias e poliacrilamidas quaternárias. Os fluidos de perfuração à base de silicato de sódio 

estão entre os poucos fluidos de perfuração à base de água que podem corresponder às 

propriedades de inibição de folhelhos de fluidos de perfuração à base de óleo (MCDONALD, 

2015). 

Os tensoativos têm desempenhado papel importante nessas formulações 

personalizadas. No caso de fluidos à base de óleo, o principal esforço tem sido identificar 

tensoativos que geram emulsões estáveis de água em óleo (A/O) sem causar alterações 

significativas na molhabilidade de zona(s) de produção (QUINTERO, 2002). Além disso, 

novos tipos de tensoativos e fluidos de perfuração de base microemulsão estão sendo 

desenvolvidos na indústria com a finalidade de inibir a hidratação de folhelhos e prevenir a 

instabilidade causada pelo inchamento deste tipo de formação (SHADIZADEH et al., 2015; 

MIRCHI et al., 2015; GHASEMI et al., 2019; AGGREY et al., 2019). Tensoativos não iônicos 

e catiônicos fornecem um desempenho atraente para a inibição do inchamento de argilas, por 

sua capacidade de interagir com as superfícies 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 interações físico-químicas com os fluidos de perfuração. A otimização dos 

parâmetros do fluido de perfuração, como peso da lama, concentração de sal e temperatura, é 

essencial para aliviar os problemas de instabilidade durante a perfuração através dessas seções. 

A seleção de parâmetros de lama adequados pode se beneficiar de análises que consideram 

processos de instabilidade significativos envolvidos em interações dos fluidos de perfuração e 

folhelhos (LAL, 1999). 

 

2.1.4 Mecanismos de Inchamento 

 

Embora todos os minerais argilosos absorvam água, as esmectitas concentram quase 

toda a atenção devido ao maior volume de água que absorvem, em comparação com os outros 

minerais (SANTOS, 1997). Para explicar a expansão da argila, teorias foram desenvolvidas 

com base no comportamento de um sistema de partículas de argila individuais imersas em uma 

determinada solução de água e a resposta desse sistema foi extrapolada para testemunhos de 

folhelhos de fundo de poço. 

Segundo Al-Bazali (2005) e Al-Bazali, Al-Mudhi e Chenevert (2011), os minerais 

argilosos presentes nos folhelhos desempenham um papel importante no comportamento físico-

químico deste tipo de formação, especialmente quando expostos a soluções aquosas. A análise 

de difração de raios-X é a técnica mais amplamente utilizada para a identificação de minerais 

de grãos finos, especialmente argilas presentes no folhelho. 

O tipo de substituições e os cátions trocáveis adsorvidos na superfície do cristal afetam 

muito o inchamento da argila, que é uma propriedade importante primária na indústria de 

fluidos de perfuração. Os estudos de laboratório mostraram que o inchamento da argila ocorre 

principalmente por mecanismos de inchamento cristalino e osmótico (MEHLICH, 1948; 

ALEXIADES e JACKSON, 1965). 

O inchamento cristalino, também conhecida como hidratação superficial, resulta da 

adsorção de camadas monomoleculares de água nas superfícies dos cristais basais - tanto na 

parte externa quanto nas superfícies intercalares. Ocorre quando as argilas são expostas a 

salmouras concentradas ou a soluções aquosas contendo grandes quantidades de cátions 

bivalentes ou multivalentes. Os tipos de cátions trocáveis encontrados em minerais de argila 

têm um impacto significativo na quantidade de inchamento. 
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O inchamento osmótico é o segundo tipo de inchamento observado em estruturas 

argiláceas. Este fenômeno deriva da alta concentração de íons mantida por forças eletrostáticas 

nas proximidades de superfícies de argila. Onde a concentração de cátions entre camadas 

unitárias em um mineral de argila é maior do que na água circundante, a água é osmoticamente 

atraída entre as camadas unitárias e o espaçamento d é aumentado. Embora nenhuma membrana 

semipermeável esteja envolvida, o mecanismo é essencialmente osmótico, porque é governado 

por uma diferença na concentração de eletrólitos. O inchamento osmótico resulta em maiores 

aumentos de volume geral do que a hidratação da superfície, mas apenas algumas argilas, como 

a montmorilonita sódica, incham dessa maneira (HANCOCK e TAYLOR, 1978). Esses 

fenômenos criam forças repulsivas para separar as camadas de argila umas das outras. 

Segundo Mohan e Fogler (1997), existe uma descontinuidade no valor do espaçamento 

interplanar conforme a concentração de sal varia. Os autores ainda definiram a região como a 

concentração crítica de sal. O inchamento cristalino ocorre acima da concentração crítica de 

sal, enquanto o inchaço osmótico ocorre abaixo deste ponto. 

Outros importantes fenômenos devem ser levados em consideração ao se estudar o 

inchamento de formações reativas: o efeito capilar e a pressão de inchamento. A primeira é 

observada quando amostras da formação reativa são levadas à superfície, introduzindo uma 

segunda fase nos poros da rocha: vapor. O segundo fenômeno é explicado quando os 

argilominerais da formação, principalmente esmectita, absorvem água presente no sistema. 

Chenevert (1969) propõe uma equação do potencial de pressão de inchamento como função da 

atividade da água no folhelho (Equação 1.1). 

 

 𝑝𝑠 =
−𝑅𝑇

𝑉
𝑙𝑛

𝑝

𝑝0
 (1.1) 

 

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

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

K); e 
𝑝

𝑝0
 é a pressão relativa do vapor de água em equilíbrio com o folhelho, que é 

aproximadamente igual à atividade da água no folhelho. 

De acordo com van Oort (2003), a pressão de inchamento está sempre presente em 

folhelhos ricos em argila, atuando como uma força de tração nas plaquetas de argila. Assim não 

se desenvolve repentinamente quando os folhelhos são contatados por fluidos de perfuração. 

No entanto, alterações químicas causadas por interações com fluidos de perfuração de folhelhos 

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

 

2.2.1 Definição e Funções 

 

O fluido de perfuração, também chamado de lama de perfuração, é um sistema 

composto de diferentes constituintes líquidos (água, óleo) e/ou gasosos (ar ou gás natural) 

contendo em suspensão outros aditivos minerais e orgânicos (argilas, polímeros, tensoativos, 

cascalhos, cimento, etc.). Estes fluidos são especialmente projetados para circular no interior 

de um poço de petróleo, conforme este é perfurado, facilitando, assim, a operação de 

perfuração.  

Segundo o Instituto Americano de Petróleo (API), principal órgão regulamentador da 

indústria, este é definido como um fluido circulante usado na perfuração rotativa para executar 

uma ou todas as várias funções necessárias nas operações de perfuração. Nas sondas de 

perfuração, estes fluidos compõem o sistema de circulação, um dos sistemas de maior contato 

com as formações rochosas. 

A Figura 2.2 mostra um típico sistema de circulação de fluido de perfuração. Segundo 

Lyon et al., 2009, o início do ciclo dos fluidos de perfuração se dá a partir dos tanques de lama. 

O fluido de perfuração 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 então para 

o swivel e o kelly. O fluido então é injetado na coluna de perfuração, que consiste em tubos e o 

conjunto de fundo de poço (comandos), com um comprimento principal de colares de 

perfuração. O fluido passa então através dos jatos da broca e é elevado à superfície pelo espaço 

anular entre a coluna de perfuração e o poço (seções abertas e revestidas), carreando os 

cascalhos gerados pela broca de perfuração. Quando em superfície, o fluido de perfuração é 

levado aos equipamentos de remoção de contaminantes, e na sequência retornam ao tanque de 

lama, onde se reinicia o processo. O equipamento de remoção de contaminantes pode incluir 

peneiras vibratórias (shale shaker), desgaseificadores, hidrociclones (desareiador e dessiltador) 

e centrífugas. 
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Figura 2.2 – Típico sistema de circulação de fluidos de perfuração. 

 

 

A circulação contínua de um fluido de perfuração foi a principal razão para o sucesso 

da utilização da perfuração rotativa, especialmente em áreas consideradas não perfuráveis 

(GATLIN, 1960). Este sucesso atribuído a esse tipo de perfuração e seu custo, dependem 

substancialmente de fatores como: a) a taxa de penetração da broca de perfuração na formação; 

b) a limpeza da face da broca, assim como a limpeza do fundo do poço; e c) a sustentação do 

poço perfurado. Os fluidos de perfuração afetam diretamente os três fatores mencionados 

(EUSTES III, 2011; GALINDO et al., 2015; ABALTUSOV et al., 2020). É frequentemente 

dito que a maior parte dos problemas em operações de perfuração são ligados, de alguma 

maneira, ao mau planejamento dos fluidos de perfuração (HOSSAIN e ISLAM, 2018). 

O sistema de fluidos de perfuração está em permanente contato com o poço durante 

toda a operação de perfuração, e este deve atender a determinadas funções (MAGCOBAR, 

1972; ADAMS, 1985; GROWCOCK e HARVEY, 2005; BELLARBY, 2009; MITCHEL e 

MISKA, 2011). Espera-se que o fluido de perfuração circule ao longo do poço, remova os 

cascalhos ou fragmentos de rochas gerados abaixo da broca de perfuração, transporte-os pelo 

espaço anular da coluna de perfuração do poço e permita sua separação na superfície usando 

equipamento de controle de sólidos (Figura 2.3) 
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Figura 2.3 – Remoção dos cascalhos com fluidos de perfuração. 

 

 

Segundo Adams (1985), a remoção de cascalhos por baixo da broca é uma das funções 

mais importantes de um fluido de perfuração. A remoção de cascalhos é controlada por fatores 

como o efeito de retenção 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 tensão de escoamento para ser 

capaz de transportar cascalhos de perfuração para fora do furo. Isso geralmente é obtido pela 

adição de agentes de controle de viscosidade, por exemplo, argilas como bentonita, atapulgita 

ou sepiolita (BURGOYNE et al., 1991). 

Ao mesmo tempo, o fluido de perfuração deve resfriar a broca e a coluna de perfuração, 

reduzir o atrito entre a coluna e as paredes do poço, e manter uma boa lubricidade. Uma 

quantidade considerável de calor devido ao atrito entre a coluna de perfuração e as paredes do 

poço é gerada durante a operação de perfuração. Os fluidos de perfuração atuam nesta função, 

transmitindo esse calor para a superfície, bem como lubrificando o poço. Vários aditivos estão 

disponíveis para ajudar a lubrificar o poço (GROWCOCK et al., 1999; PATEL et al., 2013; 

SÖNMEZ, KÖK e ÖZEL, 2013; KANIA et al., 2015; MA et al., 2021). Poços profundos ou 

altamente desviados podem exigir fluidos de perfuração base óleo ou de emulsão invertida para 

fornecer a redução necessária de torque e arrasto resultante do atrito. 

Espera-se também que o fluido de perfuração forme uma fina camada de baixa 

permeabilidade chamada de reboco. A estabilidade das seções não revestidas do poço é 

alcançada por este reboco formado pelo fluido de perfuração nas paredes do poço. Muitos 

mecanismos podem causar danos à formação e entre eles a perda de filtrado. A perda de filtrado 

do fluido de perfuração pode entrar na zona de produção e causar inchamento de argila 
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intersticial, resultando em reduções de permeabilidade (QUEIROZ, 2010; ADEBAYO e 

BAGERI, 2020). Sólidos coloidais, barita ou argila podem ser perdidos na formação e causar 

um efeito de obstrução, sendo evitados pela deposição desta estrutura. O reboco também sela 

os poros e outras aberturas nas formações causadas pela broca, minimizando assim a perda de 

filtrado em formações permeáveis. 

Os fluidos de perfuração também devem exercer uma pressão hidrostática sobre a 

formação suficiente para manter a estabilidade no poço. As zonas nas formações que 

apresentam pressões de formação anormalmente altas requerem que o sistema de fluido de 

perfuração seja capaz de fornecer pressões suficientes para igualar ou exceder a pressão de 

formação. A pressão hidrostática do sistema de lama atinge esse propósito. O controle de 

pressão insuficiente pode levar ao influxo de fluidos da formação, gerando assim kicks e/ou 

blowouts (TALABANI, CHUKWU e HATZIGNATIOU, 1993). 

Segundo Duarte (2004), a problemática de instabilidade de poços de petróleo é 

fortemente relacionada ao tipo de fluido de perfuração escolhido, influenciando nos custos e 

tempo de operação. Para desempenhar suas funções fundamentais, os fluidos de perfuração 

devem possuir várias características desejáveis, o que aumenta muito a eficiência da operação 

de perfuração. Tais características, segundo Melbounci e Sau (2008), incluem propriedades 

reológicas desejadas (viscosidade plástica, viscosidade elástica, limite de escoamento e força 

gel), prevenção de perda de fluidos, estabilidade sob várias condições operacionais de 

temperatura e pressão e estabilidade contra fluidos contaminantes. 

O fluido de perfuração é uma parte essencial do sistema de perfuração rotativo. A 

maioria dos problemas encontrados durante a perfuração de um poço estão direta ou 

indiretamente relacionados à lama. Até certo ponto, as conclusões bem-sucedidas de um poço 

de hidrocarboneto e seu custo dependem das propriedades do fluido de perfuração. O custo da 

lama de perfuração em si não 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 

operações de perfuração. A seleção, as propriedades e a qualidade corretas da lama estão 

diretamente relacionadas a alguns dos problemas de perfuração mais comuns, como baixa taxa 

de penetração, aprisionamento de coluna de perfuração, perda de circulação, entre outros 

(LAVROV, 2016; HOSSAIN e ISLAM, 2018). Além disso, a lama afeta a integridade da 

formação e a eficiência de produção subsequente do poço. 
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2.2.2 Classificação dos Fluidos de Perfuração 

 

Historicamente, os fluidos de perfuração evoluíram de uma simples mistura de água e 

argila, comumente chamada de lama, para sistemas cada vez mais complexos compostos de 

água ou óleo com uma quantidade de aditivos considerável, a fim de que as características 

exigidas e os problemas encontrados sejam atendidos. Os fluidos de perfuração são fluidos 

complexos classificados de acordo com a natureza de seus constituintes básico (DEVEREUX, 

1998; GROWCOCK e HARVEY, 2005). Tradicionalmente, os fluidos de perfuração foram 

classificados em três categorias de acordo com o fluido base utilizada na sua preparação: ar, 

água ou óleo (CAENN e CHILLINGAR, 1996). Outra classificação, segundo Growcock e 

Harvey (2005), é mostrada Figura 2.4. 

 

Figura 2.4 – Classificação dos fluidos de perfuração. 

 
 

As propriedades exigidas das lamas de perfuração são múltiplas e às vezes podem até 

ser contraditórias. O fluido deve ser, por exemplo, viscoso suficiente para garantir o 

carreamento ascendente dos cascalhos, mas a viscosidade não deve ser muito alta, a fim de 

limitar as perdas de pressão devido ao fluxo e a fim de evitar o fraturamento da formação. 

Muitos componentes multifuncionais são, portanto, adicionado à lama para dar-lhe as 

propriedades desejadas.  

Os fluidos de perfuração de base inteiramente líquida podem ser amplamente 

classificados de acordo com seus fluidos base (fase contínua) em fluidos base água (FCBA), 

base óleo (OBMs) e fluidos de base sintética (SBMs). Os dois últimos são conhecidos 

coletivamente como fluidos de perfuração não aquosos (FCBNA). 

A base utilizada nos fluidos FCBA pode ser água doce, água do mar ou água salgada, 

podendo conter óleo na forma dispersa. FCBA podem ser divididos em fluidos à base de 

polímero e fluidos à base de argila, dependendo dos agentes usados para construir a reologia do 



37 

 

fluido. A estrutura construída no fluido por partículas de argila carregadas (ou por moléculas 

de polímero) aumenta a viscosidade de baixa taxa e cria a tensão de escoamento. À medida que 

a taxa de cisalhamento aumenta, a estrutura se quebra e o fluido se torna pseudoplástico. 

Já os fluidos de perfuração base óleo podem apresentar como fase contínua óleo cru, 

óleo diesel ou óleo mineral. Um FCBNA também pode conter água na forma dispersa. Se o teor 

de água neste exceder 5%, a lama é classificada como uma lama de emulsão invertida (água em 

óleo, A/O) (QUINTERO, 2012). 

Em comparação com os FCBA, os fluidos não aquosos (FCBNA) são superiores em 

termos de propriedades de lubrificação, inibição de folhelhos, taxa de penetração, danos à 

formação reduzidos, aprisionamento diferencial reduzido, corrosão reduzida e estabilidade 

térmica aprimorada. Eles também têm melhor resistência a contaminantes como sais, H2S e 

CO2 (AMANI, AL-JUBOURI e SHADRAVAN, 2012). Seu uso, no entanto, é restrito por 

regulamentações ambientais. Os fluidos base água são normalmente considerados mais 

ecológicos, no entanto, seu uso em poços 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 subsuperfície. Eles também afetam o desempenho de 

ferramentas de perfilagem de formação que fazem uso de fluido de perfuração condutivo no 

poço. A sedimentação dos sólidos nos fluidos é mais severa em fluidos base óleo do que em 

fluidos base água. Fluidos de perfuração não aquosos (OBM e SBM) são conhecidos por serem 

consideravelmente mais compressíveis do que FCBAs (SAWYER et al., 2011; YIN, PENG e 

LIU, 2014; INDULKAR et al., 2018). A estabilidade térmica de fluidos não aquosos é 

normalmente superior, mas suas propriedades, em particular a viscosidade, geralmente são 

fortemente afetadas pela temperatura e pressão. A estabilidade térmica de fluidos de perfuração 

não aquosos os torna a escolha preferível em poços HPHT. 

No entanto, a detecção de kicks de gás é mais difícil com fluidos de perfuração não 

aquosos do que com FCBA devido a solubilidade do gás nos fluidos FCBNA. Como resultado, 

o controle do poço se torna mais difícil com este tipo de fluidos de perfuração (REHM et al., 

2008). Além disso, os custos iniciais destes são mais elevados do que os dos FCBA. Os fluidos 

FCBNA são, portanto, normalmente usados em formações rochosas onde os custos elevados de 

lama e os custos de descarte de cascalhos são compensados pelos benefícios apresentados por 

estes tipos de fluidos. Exemplos são formações 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; 

Alcázar-Vara e Cortés-Monroy, 2018), formações de alta temperatura, zonas de produção onde 
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os danos à formação devem ser minimizados, etc. Muitas das deficiências dos fluidos de 

perfuração não aquosos mencionados acima podem ser compensadas por aditivos 

especialmente projetados (GROWCOCK e PATEL, 2011). Isso, no entanto, provavelmente 

aumentará o custo do fluido. 

 

2.2.3 Reologia dos fluidos de perfuração 

 

Em operações de perfuração, o termo reologia se refere à relação da tensão e taxa de 

cisalhamento do fluido de perfuração. Geralmente, as propriedades reológicas são usadas para 

projetar e avaliar a hidráulica do poço e avaliar o desempenho dos fluidos de perfuração. Os 

modelos reológicos são ferramentas úteis para descrever matematicamente a relação entre a 

tensão de cisalhamento e a taxa de cisalhamento de um determinado fluido (GUO e LIU, 2011; 

MUHEREI, 2016; GAUTAM e GURIA, 2020). 

Muitos trabalhos são encontrados na literatura acerca do comportamento reológico de 

fluidos de perfuração. Estes são frequentemente suspensões coloidais que apresentam 

comportamento complexo e variável, dependendo de sua composição e das condições de uso. 

Em sua maioria, fluidos de perfuração apresentam comportamento não newtoniano, viscoso ou 

viscoelástico, possivelmente tixotrópico (NGUYEN, 1993). Muitos modelos reológicos foram 

propostos e tratados na indústria do petróleo 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 reológicos é caracterizar e quantificar os efeitos das 

interações entre partículas nas propriedades macroscópicas das suspensões (BUSCALL e 

WHITE, 1987). Dependendo da composição dos fluidos, as curvas de fluxo dos fluidos de 

perfuração podem ser de vários tipos. O comportamento mais simples é o de fluidos com 

viscosidade constante, que são os fluidos Newtonianos. Óleos puros, água, álcoois, suspensões 

ou emulsões fracamente concentradas estão entre esses fluidos.  

Os mais comuns são o modelo Plástico de Bingham e o de Lei de potência (PARIGOT, 

1968; KHODJA, 2008). O primeiro, considera uma proporcionalidade direta entre a tensão e 

taxa de cisalhamento com um excesso de escoamento. Esses dois modelos são bastante 

utilizados devido a simplicidade apresentada por estas. No entanto, segundo Hemphill, Campos 

e Pilehvari (1993), esses modelos não simulam muito bem o comportamento do fluido por todo 
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espectro reológico, particularmente na faixa de baixa taxa de cisalhamento. Além disso, o 

modelo de Bingham falha em definir o caráter não linear dos fluidos considerados 

(GUCUYENER, 1983) 

O modelo de três parâmetros de Herschel–Bulkley é atualmente considerado mais 

preciso na previsão do comportamento da grande maioria dos fluidos de perfuração quando 

comparado aos modelos de dois parâmetros (KELESSIDIS et al., 2006). Este modelo calcula 

mais precisamente o limite de escoamento do que o modelo de Plástico de Bingham, e também 

melhor caracteriza o comportamento do fluido por toda a faixa de taxa de cisalhamento. As 

equações dos principais modelos descritivos do comportamento reológico dos fluidos de 

perfuração são mostradas na Tabela 2.1. 

 

Tabela 2.1 – Modelos reológicos mais utilizados. 

Modelo Autor (es) Equação 

Modelo Newtoniano  𝜏 = 𝜇𝛾 

Plástico de Bingham Bingham (1922) 𝜏 = 𝜏0 + 𝜇𝑝𝛾 

Lei de Potência Skelland (1967), Govier e 

Aziz (1972) 
𝜏 = 𝑘𝛾𝑛 

Casson Casson (1959) 𝜏1/2 = 𝜏0
1/2 + (𝜇𝛾)1/2 

Herschel-Bulkley Herschel e Bulkley (1926) 𝜏 = 𝜏0 + 𝑘𝛾𝑛 

Robertson-Stiff Robertson e Stiff, 1976 𝜏 = 𝐴(𝛾 + 𝐶)𝐵 

 

Do ponto de vista de equipamentos, vários trabalhos (Bingham, 1922; Waele, 1923; 

Farrow e Lowe, 1923; Ostwald, 1925) estabelecem modelos de fluxo de fluido de perfuração 

através de viscosímetros rotativos específicos. A API recomenda o uso do viscosímetro Fann 

35 A. No caso de poços profundos, falha em prever as propriedades dos fluidos por simulação 

numérica se deve a conhecimento insuficiente sobre a variação das propriedades de fluidos em 

função da temperatura (BEIRUTE, 1991). Diante dessa situação, o avanço da tecnologia de 

fluidos de perfuração foi acompanhado por um desenvolvimento significativo de ferramentas 

de avaliação e controle de propriedades. As características mais utilizadas e recomendadas pelo 

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

 

A viscosidade dos fluidos de perfuração depende principalmente do teor de sólidos e 

da presença de polímeros. Um aumento na viscosidade, portanto, só pode ser combatido por 

remoção de sólidos (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). Do ponto de vista prático, definimos 

dois tipos de viscosidade, ambas expressas em cP: uma viscosidade aparente (VA) e uma 

viscosidade plástica (VP) frequentemente ligada ao tamanho do partículas e sua forma. Desta 

forma, VP é sensível à concentração de sólidos, e indica os requisitos de diluição.  

Segundo Growcock e Harvey (2005), em campo, as ferramentas disponíveis para 

controlar a reologia do fluido de perfuração são de dois tipos. O primeiro é o viscosímetro 

Marsh, uma ferramenta ainda muito utilizada, o segundo é um Reômetro Fann 35, realizando 

uma medição de tensão para 2 ou 6 valores de cisalhamento de acordo com equipamento. Por 

outro lado, a circulação no poço impõe altos valores de pressão e temperatura, é, portanto, 

necessário medir ou prever a reologia de fluidos em altas temperaturas e pressões, bem como a 

resistência dos aditivos sujeitos a essas condições (NGUYEN, 1993). 

 

2.2.5 Limite de escoamento 

 

Os sólidos presentes no fluido de perfuração influenciam um parâmetro diferente da 

viscosidade plástica, que é o limite de escoamento, LE (expressa em Pa ou em lb/100 ft²). 

O limite de escoamento representa a resistência inicial a ser superada para que o fluido 

escoe. Esta resistência é devida às forças eletrostáticas atrativas localizadas na superfície das 

partículas. É uma medida dinâmica. O limite de escoamento depende do tipo de sólidos 

presentes e suas cargas de superfície a concentração desses sólidos, e o tipo e concentração de 

outros íons ou sais opcionalmente presentes. Esta propriedade é sensível ao ambiente 

eletroquímico, sendo um bom indicador da necessidade de um tratamento químico (CAENN, 

DARLEY e GRAY, 2017). 

 

2.2.6 Força gel e tixotropia 

 

Um fluido de perfuração deixado em repouso gradualmente constrói uma estrutura que 

aumenta sua rigidez e que pode ser reduzida por agitação. Chama-se de tixotropia o fato de que 

este fenômeno é não instantâneo e reversível (KHODJA et al., 2010). O caráter tixotrópico de 

um fluido é avaliado medindo-se o gel inicial (G0) e o gel final (Gf). G0 representa a resistência 
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do gel imediatamente após a agitação do fluido, sendo medido usando o viscosímetro Fann 35 

a uma rotação de 3rpm e expresso em lb/100 ft². Gf representa a resistência do gel após um 

repouso de 10 minutos. 

O gel inicial varia praticamente como a viscosidade plástica, PV, enquanto o gel final 

como o limite de escoamento, LE, apresentando uma sensibilidade particular aos tratamentos 

químicos. 

O conhecimento das propriedades reológicas é de grande importância para a resolução 

de problemas de perfuração e torna possível recomendar e prever o comportamento dos fluidos 

a perfuração de poços exploratórios. Frequentemente, é necessário chegar a um meio-termo 

entre as características dos fluidos, por exemplo, uma viscosidade máxima melhora a suspensão 

de cascalhos e reduz a infiltração e a erosão, enquanto uma baixa viscosidade facilita o 

bombeamento de fluido, melhora a lubricidade e reduz a queda de pressão, acelerando o 

andamento da perfuração. Além disso, um valor significativo do limite de escoamento permite 

uma boa limpeza do poço e melhor suspensão dos sólidos (HALE, MODY e SALISBURY, 

1993; BOL et al., 1994; SIMPSON, WALKER e JIANG, 1995; HORSRUD et al., 1998). 

 

2.2.7 Propriedades de filtração dos fluidos de perfuração 

 

A filtração do fluido de perfuração ocorre sob o efeito da pressão diferencial (diferença 

entre a pressão do fluido e a da formação) quando o fluido está em contato com uma parede 

porosa e permeável. Quando a pressão do poço é maior do que a da formação, o filtrado do 

fluido de perfuração entra na formação enquanto os sólidos da lama são depositados (reboco). 

Dois tipos de filtração ocorrem durante a perfuração: filtração estática, quando o fluido de 

perfuração não circula no poço, e o reboco cresce nas paredes do poço sem perturbações de 

fluxo, e a filtração dinâmica, que ocorre quando há fluxo de lama, limitando assim o 

crescimento do reboco nas paredes do poço pela ação erosiva do fluido de perfuração (CAENN, 

DARLEY e GRAY, 2017). 

As propriedades de filtração dos fluidos de perfuração também devem ser avaliadas e 

monitoradas por testes recomendados pela API (API Recommended Practice 13B, 1978). Estes 

são testes em regime estático usando um filtro prensa padronizado, portanto, não sendo um guia 

seguro para a filtração no fundo do poço. Segundo Bourgoyne et al. (1991), este teste é um 

indicativo da taxa na qual formações permeáveis são seladas pela deposição do reboco após 

serem penetradas pela broca de perfuração. Essas medições podem ser feitas em condições de 

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

A filtração de fluido de perfuração através das paredes do poço pode ter consequências 

importantes. Por um lado, no andamento da operação de perfuração (estabilidade das paredes 

do poço, avanço de equipamentos de subsuperfície, aprisionamento da coluna de perfuração 

devido ao diferencial de pressão, em particular em áreas inclinadas);  por outro lado, ao atingir 

o reservatório, podendo causar danos às zonas produtoras. Em ambos os casos, o aumento no 

tempo de perfuração ou a diminuição na produtividade tem efeitos econômicos adversos. 

 

2.3 TENSOATIVOS 

 

Os tensoativos são substâncias naturais ou sintéticas cujas moléculas têm a chamada 

estrutura anfifílica, apresentando uma parte de sua estrutura hidrofóbica (afinidade pela fase 

orgânica de um sistema) e outra hidrofílica (afinidade pela fase aquosa do sistema) (Figura 2.5) 

(KARSA, 2007; KRONBERG, HOLMBERG e LINDMAN, 2014; DALTIN, 2011). Essas 

moléculas são compostas por i) uma cabeça polar, ionizada ou não, capaz de desenvolver 

interações do tipo Van der Waals, ácido-base de Lewis (Brochette, 1999), e possivelmente 

interações entre cargas elétricas de Coulomb, quando uma função ionizável está presente. Esta 

parte hidrofílica tem uma afinidade com superfícies carregadas e líquidos com forte caráter 

polar, como a água; e ii) uma parte não polar, tipicamente uma cadeia de hidrocarboneto (ou 

"gordurosa") capaz apenas de desenvolver interações de Van der Waals e, portanto, tendo pouca 

afinidade com a água (BROCHETTE, 1999). 

 

Figura 2.5 – Representação de uma molécula de tensoativo. 

 

 

Os termos tensoativos ou surfactantes são amplamente utilizados para descrever 

moléculas que são ativas em certas superfícies, o que implica dizer que estes reduzem a energia 

livre de tais superfícies e interfaces (limite entre duas fases imiscíveis), ou seja, atuam na 

redução das tensões 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 tensão superficial (ou a energia necessária para 

expandir a interface) é reduzida. Quanto mais denso o empacotamento de tensoativo na 

interface, maior é a redução da tensão superficial (TADROS, 2014). 

 Ao se tratar de atividade superficial, refere-se a um processo termodinâmico movido 

a energia livre que faz com que certos tipos de compostos químicos 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 

propensão dos tensoativos de migrarem para estas interfaces se dá ao caráter ambivalente desta 

molécula. O termo geral usado para tais fenômenos é adsorção. O processo geralmente resulta 

na formação de um filme na interface. 

Esse caráter ambivalente ocorre em materiais que incluem dois grupos moleculares 

quimicamente distintos ou funcionalidades diferentes (MYERS, 2020). As forças opostas 

dentro da mesma molécula, essencialmente acarretadas pelas porções hidrofóbica e hidrofílicas, 

resultam em dois fenômenos, a adsorção e a agregação (micelização) (KARSA e HOUSTON, 

2007).  

A tendência a adsorção em interfaces configura-se como uma característica 

fundamental dos tensoativos. A capacidade de adsorção dos tensoativos pode ser observada em 

várias interfaces ar-água ou óleo-água. Esta química específica permite que os tensoativos se 

concentrem nas interfaces líquido-líquido (cada grupo vai para o líquido com o qual tem maior 

afinidade) e nas interfaces líquido-gás ou líquido-sólido (o líquido empurra para fora os grupos 

que têm uma tendência oposta) (PUISIEUX e SEILLER, 1983). 

A adsorção é um fenômeno de superfície que se origina da não compensação em todas 

as direções das atrações intermoleculares nas interfaces. Isso resulta em forças residuais 

direcionadas para dentro, que são atenuados quando estruturas anfifílicas se fixam à superfície 

(ISRAELACHIVILI e WENNERSTROEM, 1992). As informações sobre este fenômeno são 

obtidas determinando a tensão superficial das soluções e as quantidades de adsorção 

termodinâmicas que variam dependendo da temperatura (CHRISTIAN et al, 1999; 

EUVERARD e HURLEY, 2002) 

A propensão a acumular-se em interfaces é uma propriedade fundamental de um 

tensoativo. Em princípio, quanto mais forte esta tendência, melhor se configura o tensoativo. A 

tendência de acumular-se em um limite depende da estrutura do surfactante e também da 

natureza das duas fases que se encontram na interface. Portanto, não existe um tensoativo 

universalmente ótimo, adequado para todos os usos, dependendo, assim, diretamente da 
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aplicação. 

A tendência à agregação dos monômeros em soluções configura-se como uma segunda 

propriedade fundamental dos agentes tensoativos. Acima de certas concentrações, as moléculas 

de tensoativos tendem a agregar-se formando o que se conhece como micelas. As micelas são 

formadas rapidamente a baixas concentrações de tensoativos. Este limite no qual acima dele se 

formam essas estruturas é chamando de concentração micelar crítica (CMC). Os menores 

agregados de surfactantes aparecem espontaneamente acima destas concentrações críticas.  

Segundo Schramm e Marangoni (2000), a CMC não é uma propriedade exclusiva do 

tensoativo, sendo também influenciado por outros fatores como forças térmicas e 

eletroestáticas. A formação de micelas, ou micelização, pode ser vista como um mecanismo 

alternativo a adsorção nas interfaces, a fim de remover a cauda hidrofóbica do contato com a 

água, reduzindo assim a energia livre do sistema. 

Em uma micela, a cauda hidrofóbica do tensoativo encontra-se no interior da estrutura 

e a cabeça polar é direcionada para o solvente. A micela, portanto, é um agregado polar de alta 

solubilidade em água e sem atividade de superfície. Quando o tensoativo adsorve de uma 

solução aquosa em uma superfície hidrofóbica, normalmente sua cauda direciona-se para esta 

superfície, e expõe seu grupo polar (cabeça) para a água, e como resultado, a tensão interfacial 

entre a superfície e a água é reduzida. Os dois tipos de micelização são mostrados na Figura 

2.6. A adsorção em superfícies hidrofílicas frequentemente resulta em conjuntos mais 

complexos. 

 

Figura 2.6 – Representação esquemática de formação de micelas. 
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Em uma concentração menor que a CMC, os tensoativos são geralmente encontrados 

como monômeros. Acima deste valor, as micelas são formadas com um equilíbrio dinâmico 

entre os monômeros 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 

lipofílica das moléculas de tensoativo, diminuindo a temperatura e adicionando eletrólitos. A 

importância de se conhecer o valor de CMC dos tensoativos encontra-se no fato de que as 

propriedades físico-químicas dos tensoativos variam fortemente abaixo e acima deste valor 

(MYERS, 1988; ROSEN, 1987; WASAN, GINN e SHAH, 2017) 

As aplicações de tensoativos na ciência e na indústria são inúmeras, variando de 

processos primários, como a recuperação e purificação de matérias-primas nas indústrias de 

mineração, até melhorar a qualidade de produtos acabados, como tintas, cosméticos, produtos 

farmacêuticos e alimentos e, finalmente, ajudando a tornar possíveis novas tecnologias e novos 

usos para tecnologias antigas com base em um controle mais preciso das interações interfaciais. 

A Figura 2.7 mostra uma breve visão da variedade de aplicações dos tensoativos na indústria. 

 

Figura 2.7 – Aplicações dos tensoativos na indústria e dia-a-dia. 

 

 

Quanto à indústria do petróleo, segundo Schramm e Marangoni (2000), os tensoativos 

podem ser aplicados ou encontrados em todos os estágios da recuperação e processamento do 

óleo, da perfuração de poços, injeção em reservatórios não produtivos, na produção, e em 

plantas de processamento. Eles se tornaram importantes na etapa de cimentação de poços, 

fraturamento, acidificação de matriz, demulsificação, inibição de corrosão, transporte, limpeza, 

injeção de água, de produtos químicos, de espuma e de vapor, além da proteção ambiental 

(BHARDWAJ e HARSTLAND, 1993). 

Quintero (2002), Sagir et al. (2020), entre outros autores, apontam que o maior e mais 

complexo uso de tensoativos no campo de petróleo está nos fluidos de perfuração. Os 

tensoativos atuam como thinners, emulsificantes, lubrificantes, espumantes, antiespumantes e 

inibidores de corrosão. Os thinners são adicionados ao fluido para ajudar a dispersar o 

componente de argila. Ao manter a argila dispersa, os tensoativos ajudam a controlar a perda 

de fluido para a formação que está sendo perfurada. No caso de fluidos de perfuração base óleo, 
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o maior esforço tem sido em identificar tensoativos que gerem emulsões de água em óleo (A/O) 

estáveis, sem causar mudança significativa de molhabilidade na (s) zona (s) de produção.  

Vários trabalhos podem ser encontrados na literatura sobre as aplicações de 

tensoativos especialmente em fluidos de perfuração 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 Classificação dos Tensoativos 

 

Uma classificação simples de tensoativos com base na natureza do grupo hidrofílico é 

comumente usada. Quatro classes principais podem ser distinguidas, nomeadamente aniônica, 

catiônica, anfotérica e não iônica (PORTER, 1991; GECOL, 2006; TADROS, 2014; MYERS, 

2020). Alguns parâmetros devem ser levados em consideração ao se estudar as propriedades 

físico-químicas dos tensoativos, como o grau de ramificação da cadeia apolar, o comprimento 

desta e a posição e natureza do grupo polar.  

a) Tensoativos Aniônicos: Este tipo de tensoativo apresenta uma carga negativa na região 

polar (cabeça da molécula). Os principais exemplos destes são o sulfato, os sulfonatos 

e o fosfato. Estes se classificam como os mais amplamente usados na indústria devido 

a sua simplicidade e baixo custo (KLAUSS, 2011, DALTIN, 2011); 

b) Tensoativos Catiônicos: Geralmente mais caros que os aniônicos, o uso deste tipo de 

tensoativo limita-se geralmente a quando não se tem substituto mais economicamente 

viável. Estes são positivamente carregados em sua parte polar quando em solução. 

Aminas e tensoativos à base de amônio quaternário são exemplos comuns deste tipo de 

tensoativo; 

c) Anfóteros: Quando uma única molécula de tensoativo exibe dissociações aniônicas e 

catiônicas, esta é denominada anfotérica ou zwitteriônica. É o caso de produtos 

sintéticos como betaínas ou sulfobetaínas e substâncias naturais, como aminoácidos e 

fosfolipídios. Esses surfactantes são fortemente dependentes do pH, o que afeta suas 

propriedades. Devido ao seu alto preço, eles são os menos usados na indústria; 

d) Não-iônicos: Os tensoativos não iônicos são a segunda maior classe utilizada pela 

indústria. O grupo polar não carrega carga positiva nem negativa. Ao passo que as 

moléculas de tensoativos aniônicos e catiônicos atraem as moléculas de água 

intensamente, as não-iônicas 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 água 

para suas intercamadas. 

 

2.4 MICROEMULSÕES 

 

Com o advento de novas concepções de fluidos de perfuração, faz-se necessária a 

busca por formulações que sejam termodinamicamente estáveis, visto as grandes profundidades 

atingidas em perfurações de poços de petróleo. As microemulsões surgem no cenário mundial 

como uma solução para esta problemática.  

Inicialmente observadas por Schulman (1943) e Winsor (1954), as microemulsões 

foram extensivamente pesquisadas entre os anos 1970 e 1980, motivada por duas crises de 

petróleo em 1973 e 1979, respectivamente, mas historicamente o primeiro uso foi feito por 

Rodawald em 1928, na forma de ceras líquidas (PRINCE, 1977; SHARMA et al., 2016). 

Shulman observou uma mistura visualmente transparente e termodinamicamente estável por 

meio da adição de álcool. Wilson, por sua vez, induziu a transição de uma mistura estável rica 

em óleo para uma mistura estável rica em água através da variação de salinidade. No entanto, 

foi apenas na década de 1970 que a pesquisa no campo começou a se desenvolver de forma 

apreciável, quando foi reconhecido que as microemulsões poderiam melhorar a recuperação do 

petróleo bruto e quando os preços do petróleo atingiram níveis a partir dos quais os métodos de 

recuperação avançada (EOR) se tornaram lucrativos (NAZAR, SHAH e KLOSA, 2011). 

Microemulsões são misturas macroscopicamente isotrópicas, compostas por ao menos 

um componente hidrofílico, um hidrofóbico e um anfifílico. Elas podem ser definidas como 

sistemas de alta agregração, nas quais água e óleo são homogeneamente misturados devido à 

presença de substâncias anfifílicas chamadas de tensoativos (SOTTMANN e 

STUBENRAUCH, 2009; SILVA, 2011; OLIVEIRA et al, 2004). Segundo Brege et al. (2012), 

as microemulsões são soluções termodinamicamente estáveis, transparentes, compostos por 

uma mistura isotrópica de ao menos três componentes (hidrófilo, hidrófobo e anfifílico) com 

um raio aproximado entre 2-20 nm.  

Além da estabilidade termodinâmica apresentada por este sistema, o fácil preparo, a 

espontaneidade de formação, e a facilidade na solubilização de diversos compostos (baixa 

constante dielétrica), tornam este sistema atrativo. 

As microemulsões, de um modo geral, se comportam como fluidos newtonianos 

(LAPASIN, GRASSI e COCEANI, 2001; ŠPICLIN et al., 2003; PESTANA et al., 2008; 

LANGASCO et al., 2018; LANGEVIN, 2020). Sua viscosidade é comparável à da água, 
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mesmo em altas concentrações de gotículas, devido à coalescência reversível das gotículas. Em 

algumas pesquisas, porém, foi percebido que algumas microemulsões podem se comportar de 

acordo com o modelo não newtoniano, especialmente devido a alterações de temperatura do 

sistema e à interação com polímeros (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 às trocas de constituintes. Esta importante 

característica afeta fortemente as propriedades dinâmicas de microemulsões e tem 

consequências em suas aplicações, em particular aquelas que dependem de finalidades de 

encapsulamento. 

Devido aos pequenos tamanhos de dispersão, as microemulsões são 

termodinamicamente estáveis, ao contrário das emulsões. Segundo Langevin (2020) tal fato é 

devido às tensões interfaciais muito baixas entre o óleo e a água. Quando essas tensões estão 

abaixo de cerca de 10-2 mN/m, pode-se mostrar que a energia da superfície pode ser compensada 

pela entropia de dispersão, minimizando assim a energia livre total. 

Comparando com as emulsões, as microemulsões diferem não apenas pelo aspecto 

físico, que é homogêneo do ponto de vista macroscópico, mas também pelas características 

termodinamicamente estáveis e fáceis de preparar, uma vez que se formam espontaneamente 

pela solubilização de polos e compostos apolares pela ação 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 aplicações técnicas de microemulsões 

é a baixa ou até mesmo ultrabaixa tensão interfacial entre a fase com excesso de água e a fase 

com excesso de óleo na presença de uma fase microemulsionada. (SCHRAMM e KUTAY, 

2000). No entanto, alguns tensoativos não conseguem reduzir as tensões interfaciais entre o 

óleo e a água a esses valores ultrabaixo. Um cotensoativo, como o álcool de cadeia curta, é 

frequentemente necessário. O requisito de uma tensão interfacial ultrabaixa explica o porquê, 

quando óleo, água e tensoativo são misturados, as emulsões são muito mais comumente 

encontradas do que as microemulsões. 

Em sistemas microemulsionados, várias fases podem existir em equilíbrio; entretanto, 

o objetivo principal é identificar as composições de fase aquosa, fase oleosa, tensoativo e, por 

vezes, co-tensoativos (geralmente álcoois de cadeia curta) que formam uma única fase quando 

misturadas (CURBELO et al., 2021). Dependendo das características do tensoativo, 

especialmente relacionados com o BHL, as microemulsões formadas podem ser água em óleo 
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(A/O) ou óleo em água (O/A) (SCHULMAN et al.,1959; DALTIN, 2011; BURGUERA e 

BURGUERA, 2012; BERA e MANDAL, 2015).  

O primeiro tipo é quando as gotas de água são dispersas na fase oleosa. Este tipo de 

microemulsão 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 óleo são dispersas na fase aquosa, ou água em óleo 

e os tensoativos com BHL variando entre 8 e 18, em geral, estabilizam este tipo de interação 

(GRACIAA et al., 1983; HOUSAINDOKHT e POUR, 2012; YEW e MISRAN, 2016). A 

Figura 2.8 mostra um esquema representativo de microemulsões O/A (Figura 2.8a) e A/O 

(Figura 2.8b). 

 

Figura 2.8 – Esquema representativo de microemulsões (a) O/A, e (b) A/O. 

 

 

Curbelo et al. (2021) mostram que os sistemas base microemulsão estão sendo usados 

com mais frequência em vários processos industriais, devido, entre outros fatores, à sua 

solubilidade em substâncias polares e apolares, estabilidade termodinâmica, e capacidade de 

reduzir a tensão interfacial. As aplicações podem ser vistas na indústria do petróleo 

(SANTANNA et al., 2009; QUINTERO, JONES e PIETRANGELI, 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 indústria de alimentos (ZHONG et al., 2009; 

MA e ZHONG, 2015; ABBASI e RADI, 2016; UCHIYAMA et al., 2019; MENDONÇA et al., 

2020) e na indústria de cosméticos e farmacêutica (HUANG et al., 2003; NAOUI et al., 2011; 

DEBBIH, et al., 2017; SOLANS e GARCÍA-CELMA 2017; VOLPE et al., 2018; DAS et al., 

2020). 



50 

 

 

2.5 DIAGRAMA DE FASES 

 

A formação de microemulsões termodinamicamente estáveis requer que uma 

quantidade adequada dos componentes correspondentes seja misturada. Determinação destas 

composições adequadas é uma questão importante neste campo para obter as microemulsões 

com as propriedades necessárias. Para tanto, deve-se preparar misturas com diferentes 

composições dos componentes e verificá-las quanto ao tipo e número de fases presentes no 

sistema. Os diagramas resultantes, que mostram o número/ou tipo de fases presentes no sistema 

associadas a cada composição específica, são chamados de diagramas de fases.  

Uma série de diferentes metodologias têm sido usadas para a determinação dos 

diagramas de fase. A importância da obtenção deste diagrama se dá ao fato de que a partir destes 

se pode identificar a extensão da região de microemulsão e a relação com as outras fases 

(BAKER et al., 1984).  

Segundo Fribergg e Aikens (2009), os diagramas de fase das microemulsões têm sido 

tradicionalmente apresentados de duas formas. O original foi construído com base nos 

resultados de Ekwall (1975) sobre as estruturas de associação de sistemas anfifílicos e foi 

baseado nas associações da combinação água-tensoativo. De acordo com esta abordagem, o 

desenvolvimento das estruturas de microemulsão foi resultado das modificações estruturais 

trazidas pela adição de anfifílicos com menor tendência de interação com o meio aquoso, como 

álcoois. Os hidrocarbonetos nas microemulsões foram considerados solubilizados nesta 

metodologia e seu efeito na estrutura foi considerado de importância secundária. A abordagem 

foi muito bem-sucedida para microemulsões A/O, fornecendo uma ferramenta simples para a 

sua formulação. 

A abordagem do diagrama de fase para microemulsões seguindo Ekwall é 

caracterizada por uma seção através do diagrama tridimensional. Por essa metodologia, vários 

experimentos são realizados para verificar o comportamento das fases presentes quando 3 ou 4 

componentes são misturados, dependendo da fração mássica desses componentes no sistema e 

da identificação por meio de diagramas de fase ternários (3 componentes) ou diagramas de fase 

pseudo-ternários (4 componentes) (ACHARYA e HARTLEY, 2012; MOGHIMIPOUR, 

SALIMI e LEIS, 2012; MA e ZHONG, 2015; MITSOU et al., 2019; ZHAO et al., 2020). As 

frações mássicas de cada ponto são calculadas por balanço de massa a partir das quantidades 

de cada componente obtidas experimentalmente através da metodologia de titulação. 

A Figura 2.9 mostra um típico diagrama de fases com as identificações das regiões de 
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Winsor. Os equilíbrios da microemulsão, de acordo com a classificação de Winsor (Friberg e 

Bothorel, 1988), variam de acordo com a natureza das fases envolvidas. Esta classificação 

estabelece quatro tipos de sistemas: Winsor I (WI), na qual a fase de microemulsão está em 

equilíbrio com uma fase orgânica em excesso; Winsor II (WII), a fase de microemulsão está 

em equilíbrio com uma fase aquosa em excesso; Winsor III (WIII), a fase de microemulsão está 

em equilíbrio com as fases aquosa e orgânica (sistema trifásico); e Winsor IV (WIV), que é um 

sistema monofásico, em escala macroscópica. 

 

Figura 2.9 – Diagrama de fases com os comportamentos das microemulsões segundo Winsor. 

 

 

A utilização de sistemas microemulsionados é uma boa alternativa para a obtenção de 

fluidos de perfuração 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 Iyuke (2020), que apresentaram vantagens de estabilidade em uma ampla gama de 

condições salinas, resistência à corrosão, boas características de lubricidade, força de gel, 

formação de reboco menos permeável e fino, baixa tensão interfacial e alta detergência.  

Estas são características importantes para o desempenho das funções do fluido de 

perfuração em diferentes condições operacionais, de forma a garantir um processo de 

perfuração eficiente e seguro. Dependendo do tipo de microemulsão obtida, é possível formular 

fluidos de perfuração sintéticos base óleo (microemulsão A/O) e fluidos base de água 

(microemulsão O/A), a última 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 – Microemulsão O/A na formulação de fluidos aplicados em campo. 

 

 

2.6 INIBIDORES DE INCHAMENTO 

 

À medida que a operação de perfuração avança em campo, os fluidos utilizados devem 

estar adequados para a formação encontrada, logo se faz necessária a constante verificação das 

propriedades destes. Uma das propriedades a ser verificada nos intervalos de perfuração é a 

capacidade de inibição de inchamento de formações reativas. A necessidade de se recorrer a 

determinados aditivos é evidente nestes tipos de formações, visto que a interação dos fluidos 

de perfuração inadequados pode causar mais pausas nesta etapa e problemas como a 

instabilidade dos poços, o que causa um aumento no custo da operação. 

O desenvolvimento de inibidores de inchamento com melhor desempenho técnico e 

ambiental representa um desafio para a química orgânica e inorgânica do campo petrolífero 

devido à natureza complexa e heterogênea dos minerais de argila e ao equilíbrio necessário de 

propriedades que devem ser mantidas para que um fluido de perfuração seja eficaz. Este campo 

de pesquisa tem despertado grande interesse, visto a necessidade de se desenvolver novas 

formulações de fluidos de perfuração capazes de inibir eficazmente o inchamento de folhelhos, 

mantendo as propriedades reológicas necessárias, e capazes de atender uma legislação 

ambiental cada vez mais exigente. 

Assim, os inibidores de inchamento são aditivos bastante utilizados pela indústria do 

petróleo quando são perfuradas formações sensíveis a água. Esses aditivos são especialmente 

válidos quando se perfura utilizando fluidos de perfuração aquosos, pois não apresentam 
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qualquer capacidade de retração dos folhelhos por si só.  Por outro lado, fluidos de perfuração 

não aquosos (FCBNA) apresentam uma boa capacidade de inibição de inchamento, 

especialmente pelo fato de muitos deles apresentarem tensoativos em suas formulações 

(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, 

limitações ambientais, entre outras (PATEL et al., 2007) 

O incentivo ao fim do uso de fluidos emulsionados à base de óleo por razões 

ambientais tem motivado o desenvolvimento de tecnologias de outros fluidos que também 

oferecem vantagens econômicas (KHODJA et al., 2010). O grande problema no uso de algumas 

formulações, como fluidos aquosos, permanece ligado à instabilidade dos poços, 

principalmente devido às interações de argilas de formação com água, porém várias soluções 

aceitáveis vêm sendo pesquisadas. Atualmente, um grande número de sistemas de fluidos é 

oferecido por empresas especializadas. De fato, muitos desses produtos comercializados são 

semelhantes, apesar de apresentarem nomes distintos para usos diferentes. 

Segundo Fink (2012), inibidores de inchamento agem por um mecanismo químico e 

não de maneira mecânica. Eles alteram a força iônica e o comportamento de transporte dos 

fluidos para as argilas. Tanto os cátions quanto os ânions são importantes para a eficiência da 

inibição do inchamento de formações reativas. Anderson et al. (2010) e Suter et al. (2011) 

mencionam em seus trabalhos dois mecanismos nos quais o inchamento e a dispersão de argilas 

podem ser inibidos durante o processo de perfuração. O primeiro é através da intercalação de 

espécies inibidoras nas intercamadas de argilominerais. O segundo é por meio do 

encapsulamento de partículas de argila por polímeros de peso molecular muito alto, como 

poliacrilamidas. Por outro lado, percebe-se que existe também uma inibição física do 

inchamento em formações hidratáveis 

Os inibidores de inchamento devem atender não só a redução de hidratação das 

formações, mas também devem ser ambientalmente aceitáveis e apresentar baixo custo total ao 

processo de perfuração. Estes aditivos químicos têm sido muito utilizados nas últimas décadas 

para inibição de estruturas sensíveis à hidratação, especialmente devido ao grande número de 

reservas de petróleo encontradas em folhelho, que compõe cerca de 75% das formações 

perfuradas (COLLINS, 1961; KARPINSKI e SZKODO, 2015).  

Entre os métodos iniciais e mais amplamente utilizados está o uso de altas 

concentrações salinas, tais como cloreto de potássio, cloreto de sódio 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 – Representação de inibição de plaquetas de argila Na-montmorilonita. 

 

 

O desenvolvimento inicial de fluidos de perfuração inibidores de inchamento inclui 

fluidos com soluções de NaCl/amido (GRAY e GILL, 1974), fluidos com silicatos (VAN 

OORT et al., 1996), fluidos de perfuração base água saturados com cal (JENA, DASH e RATH, 

2019) e fluidos base sulfato de cálcio (GRAY e CARL, 1960). Aditivos de natureza inorgânica, 

tais como KCl, NaCl, e sais quaternários de amônia são os mais comumente utilizados na 

indústria do petróleo para a prevenção de inchamento das formações sensíveis a água. No 

entanto, em altas concentrações, tais aditivos se tornam ambientalmente inviáveis. 

Métodos eficazes e mais ambientalmente aceitáveis de inibir o inchamento de argilas 

são agora normalmente alcançados através do uso de polímeros orgânicos e tensoativos que 

incorporam grupos funcionais apropriados que interagem favoravelmente com as argilas para 

reduzir a interação folhelho/água (QUINTERO, 2002). Acredita-se que após a intercalação 

dessas moléculas dentro das camadas de argila, as regiões hidrofóbicas impedem o ingresso 

adicional de água, enquanto as regiões hidrofílicas aumentam a ligação de cátions de sódio 

altamente hidratáveis à argila, evitando sua hidratação. 

Vários aditivos de fluidos de perfuração foram empregados como inibidores de 

inchamento nas últimas décadas para melhorar as propriedades de inibição de fluido de 

perfuração. Alguns dos mais tradicionalmente utilizados são sais inorgânicos, que incluem o 

cloreto de sódio (NaCl), cloreto de potássio (KCl), cloreto de cálcio (CaCl2), cloreto de amônia 

(NH4Cl), e soluções de salmouras de eletrólitos divalentes (MUHAMMED et al., 2021). Apesar 

da aplicação desses sais ser eficiente na inibição de inchamento, por outro lado, alguns 

resultados mostraram floculação 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: polímeros (AHMAD et al., 2018a; AHMAD et al., 2018b; AHMAD et al., 2020), sais 

inorgânicas (BALABAN, VIDAL e BORGER, 2015); nanocompósitos poliméricos 

(MUDASER AHMAD et al., 2018, AHMAD et al., 2020), glicóis (XU et al., 2018; IŞÇI et al., 

2017), aminas (BAI et al., 2017; HUANG et al., 2017), assim como seus derivados, aminas 

poliméricas e dendrímeros de amina (ZHONG et al., 2016a; ZHONG et al., 2016b), 

nanopartículas (AHMAD et al., 2017), nanopartículas com superfícies modificadas (WU et al., 

2017), e tensoativos (YOUNG e FRIEDHEIM, 2013; SUN et al., 2019). 

A aplicação de tensoativos como inibidores de inchamento foi recentemente sugerido 

por Quintero (2002) para estabilização de folhelhos durante a perfuração de poços. Ouellet-

Plamondon et al. (2014) relatam que os tensoativos podem ser aplicados para ajustar o 

espaçamento basal de minerais de argilas hidratáveis. 

 

2.6.1 Sais de potássio 

 

No início dos anos 1970, cloreto de potássio (KCl) começou a ser utilizado pela 

indústria 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 potássio funciona 

está relacionada com a química da argila.  

Acredita-se que a eficácia dos íons K+ na minimização das pressões de inchamento 

especialmente em argilas do tipo montmorilonita esteja relacionada ao pequeno grau de 

hidratação desses íons na água, resultando em baixa repulsão iônica (CHRISTENSON et al., 

1987; ISRAELACHVILI e WENNERSTROEM, 1992; VAN OORT, 1997; KARABONI et 

al., 1996). Os íons de potássio penetram na porosidade do folhelho, criando uma membrana 

semipermeável, que impede a água de entrar no folhelho (KHODJA et al., 2010). 

Um outro importante fato sobre os cátions K+ é que em altas concentrações estes 

propiciam que as plaquetas de argila permanecem intactas, visto que o cátion K+ apresenta 

tamanho pequeno em comparação a outros, podendo assim penetrar mais facilmente nas 

camadas intermediárias de formações argiláceas 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 cátions na migração em uma camada intermediária de 

argila. 

 

 

O K+ é do tamanho adequado para caber no espaço entre as camadas tetraédricas de 

plaquetas de argila, que são carregadas negativamente devido a substituição isomorfa na 

camada octaédrica. Quando o íon potássio está no espaço da rede com a ajuda da troca catiônica, 

ele está o mais próximo possível do centro de cargas negativas. De modo que, ao contrário de 

outros cátions trocáveis, as argilas são mantidas com uma energia de ligação maior, isto é, o K+ 

pode manter as plaquetas carregadas negativamente juntas. 

O uso de fluidos de perfuração com soluções de KCl/polímeros se tornou popular no 

final dos anos 1960 e início dos anos 1970 (CLARK et al., 1976; BLOYS et al., 1994). Uma 

variedade de polímeros em combinação com o KCl foi avaliada para atingir um alto grau de 

inibição de folhelhos, comparado com fluidos formulados apenas com KCl. Segundo Patel et 

al. (2007) poliacrilamida parcialmente hidrolisada (PHPA) de alto peso molecular em conjunto 

com o KCl foi mais efetivo a baixas concentrações de polímero. Estes fluidos contêm cerca 2% 

a 8% de concentração de KCl na mistura. 

Testes de exposição de folhelhos foram realizados por Horsrud et al. (1998) em 

condições simuladas de poço. Eles observaram que a exposição ao KCl causou redução da 

matriz de folhelho e um aumento na permeabilidade. Esta redução pode estar associada ao fato 

de que os íons K+ substituem os cátions trocáveis previamente adsorvidos na superfície da 

argila, levando à compactação da estrutura da argila (HORSRUD et al. 1998; OKORO e 
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ADEWALE 2014). A taxa de influxo de água na formação de folhelho diminui com a 

concentração de sal devido ao potencial químico do fluido injetado no poço ser inferior ao da 

formação. Isso eventualmente leva a uma taxa mais lenta de aumento da pressão dos poros, 

aumentando assim a estabilidade do folhelho (TAN et al., 1996). 

O cloreto de potássio também foi utilizado em combinação com glicol e poliglicol, e 

um sistema KCl/polímero em campo durante os anos 1990 (TWYNAM, CALDWELL e 

MEADS, 1994). Os autores mostraram que os sistemas analisados foram extremamente bem-

sucedido com uma redução no tempo de perfuração, eliminação de problemas com enceramento 

de broca, redução na ocorrência de inchamento de folhelhos, eliminação de aprisionamento de 

coluna de perfuração e excelentes taxas de diluição. No entanto, os resultados encontrados pelos 

autores têm aplicação limitada a certas regiões. 

Fluidos com composição de silicatos também foram utilizados a partir do início dos 

anos 1990 com a adição de KCl (VAN OORT et al., 1996). Esta formulação de fluidos de 

perfuração contendo uma alta concentração de potássio/sílica foi amplamente aplicada em 

campo em várias regiões ao redor do mundo. O nível de inibição utilizando esta alta 

concentração foi considerada eficiente, no entanto, alguns problemas como alto torque devido 

a precipitação da sílica no fluido, pH elevado, e limitações com a própria formulação do fluido 

restringiu seu uso. 

Lucena, Lira e Amorim (2016) utilizaram inibidores de inchamento de base potássica 

isentos de cloro em fluidos de perfuração aquosos, sendo eles o citrato, sulfato e acetato de 

potássio. Os autores mostram uma superioridade destes inibidores quando comparados ao KCl, 

sendo o citrato de potássio o que apresentou melhores resultados. Este inibidor químico consiste 

no sal de potássio totalmente neutralizado do ácido cítrico, contendo 38,28% de potássio em 

massa. Dantas et al. (2014) e Leite, Dantas e Amorim (2016) também utilizaram este aditivo 

químico como inibidor de inchamento, em diferentes formulações de fluidos de perfuração, 

obtendo resultados satisfatórios.  

Em sua patente, Pomerleau (2015) utilizou o inibidor sulfato de potássio associado 

com PHPA em emulsões de glicerina, compreendendo 95:5 a 20:80 em volume de solução de 

glicerina: água, capaz de estabilizar formações sensíveis à hidratação durante a perfuração. Os 

resultados mostraram que a formulação do fluido foi capaz de inibir o inchamento das 

formações, além de promover estabilidade reológica ao sistema.  

O sulfato de potássio (K2SO4) é um sal solúvel em água, sendo apresentado como um 

estabilizador de folhelhos extremamente eficiente ao perfurar formações hidratáveis. A inibição 

é produzida através da troca de camadas; o íon de potássio entra entre as camadas de argila 
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individuais no folhelho, para que sejam mantidas juntas, eliminando assim a entrada de água 

do fluido de perfuração. Liu et al. (2013) mostram a eficiência do sulfato de potássio como 

inibidor de inchamento de formações argilosas e sua capacidade de não alterar a reologia do 

fluido de perfuração. O sulfato de potássio cobre a superfície do folhelho, evitando que este 

absorva água e se expanda. 

Lintott, Robbins e Neumann (2003) estudaram os impactos ambientais de sistemas de 

fluidos de perfuração base sulfato de potássio em concentrações de 3% e 1,5% de K2SO4 na 

formulação. Os autores propuseram que os limites para descarte dos fluidos de perfuração 

contendo o sulfato de potássio fossem baseados conforme a condutividade elétrica dos solos 

receptor e da mistura de fluidos descartados. Os resultados mostraram efeitos tóxicos no teste 

de espécies em condutividade superior a 4 dS/m2.  

Sulfato de potássio pode ser adicionado diretamente a um sistema de fluido de 

perfuração para aumentar sua qualidade inibidora e pode ser usado como um agente adensante 

que varia em densidades de 1,005 sg (8,4 lb/gal) a 1,075 sg (8,95 lb/gal). A solução de K2SO4 

torna-se saturada perto de 1,075 sg (8,95 lb/gal), portanto, a porcentagem máxima que pode ser 

usada com este sal é de 9% com o sal se tornando menos solúvel próximo ao ponto de saturação 

(AMC Mud, 2017). 

Outras formulações de fluidos de perfuração com sais de base potássica podem ser 

encontradas na literatura, como em Naeimavi et al. (2019), que utilizaram sorbato de potássio 

como substituinte ao KCl, Zhou e Nasr-El-Din (2017), que utilizaram nitrato de potássio 

(KNO3) como estabilizante de formações hidratáveis, e Sun et al. (2019), que mostram a 

utilização do poliacrilato de potássio (KPAM) na formulação de fluidos de perfuração.   
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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 Petróleo e Energia, Universidade Federal de 

Pernambuco (UFPE), e folhelho 2 (Figura 3.1b), cedido pelo Grupo de Pesquisa em Exploração 

Petrolífera, 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 produção de gesso (Polo Gesseiro do Araripe). Pertence à formação 

homônima desta cidade, constituída 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 área 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 separação e desagregação dos continentes africano e 

sul-americano. A bacia é composta por três sub-bacias, representando três 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 são Portalegre, Malta e Rio Piranhas.  

Para as avaliações reológicas e de filtração, quatro sistemas de fluidos de perfuração 

foram formulados a partir de microemulsões óleo em água (O/A) contendo tensoativos não 

iônico, Ultranex NP100 ou Alkest Tween 80, fornecidos pela empresa Oxiteno. Uma solução 
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de água e glicerol, na proporção mássica de 1:1, foi utilizada como fase aquosa, e óleo de pinho 

vegetal como fase oleosa, sendo estes os três componentes das microemulsões utilizadas. 

As fases aquosa e oleosa das microemulsões permaneceram as mesmas para os quatro 

sistemas. Dois aditivos químicos foram utilizados para inibição do inchamento de formações 

hidratáveis, sendo estes sais de base potássica isentos de cloro: citrato de potássio (INIB1), e 

sulfato de potássio (INIB2), variando conforme o sistema trabalhado. 

Os sistemas utilizados são 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 

perfuração de base microemulsão foram preparados em duplicata. 

 

Tabela 3.1 – Classificação dos sistemas de fluidos de perfuração utilizados na etapa 2. 

Sistema Inibidor de inchamento Tensoativo 

1 C6H5K3O7 (INIB1) Ultranex NP100 

2 K2SO4 (INIB2) Ultranex NP100 

3 C6H5K3O7 (INIB1) Alkest Tween 80 

4 K2SO4 (INIB2) Alkest Tween 80 

 

O tensoativo Ultranex NP100 é resultado da reação entre nonilfenóis com óxido de 

etileno, no qual a parte hidrofóbica da molécula vem do nonilfenol e a parte hidrofílica da cadeia 

do óxido de etileno. Aumentando o grau de etoxilação, aumenta-se também a natureza 

hidrofílica da molécula, apresentando alto valor do balanço hidrofílico lipofílico (13,3), o que 

favorece a solubilização em água. O tensoativo Alkest Tween 80 também apresenta alto valor 

de BHL (15,0). Por sua vez, este tensoativo é composto por ésteres de sorbitan etoxilados. 

Quanto aos inibidores de inchamento, estes são de base potássica e isentos de cloro, o 

que favorece o caráter ambientalmente aceitável dos fluidos de perfuração em substituição ao 

KCl. O sal de potássio mais comumente utilizado na inibição de inchamento de folhelhos é o 

KCl, no entanto, este sofre restrições ambientais. Lucena (2011) utilizou os inibidores citrato 

de potássio e sulfato de potássio em quantidades de 16, 18 e 20 g em testes de inchamento de 

argilas, resultando em valores nulos de inchamento. Os aditivos utilizados na preparação dos 

fluidos de perfuração, com suas respectivas funções e concentrações, são mostrados na Tabela 

3.2. 
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Tabela 3.2 – Aditivos utilizados na formulação dos fluidos de perfuração. 

Aditivo Função  
Quantidade (/350 mL de 

microemulsão) 

Microemulsão (g) Fase contínua 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 potássio (g) Inibidor de inchamento 16 - 20 

Baritina (g/350 mL) Adensante 58,3 

Água (mL) Solvente 250 

 

Com base nos resultados dos ensaios de reologia e filtração, um fluido de cada sistema 

foi escolhido e utilizado na avaliação inibitiva em formações argiláceas. A fim de se comparar 

os resultados dos fluidos inibidos com citrato e sulfato de potássio, dois novos sistemas de 

fluidos foram utilizados: um sistema de fluidos de perfuração base microemulsão com inibidor 

KCl (INIB3), e um sistema de fluidos sem inibidor (SI). Um total de 8 fluidos de perfuração 

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

 

Tabela 3.3 – Classificação dos fluidos de perfuração base microemulsão utilizados na etapa 3. 

Sistema Fluido de perfuração Tensoativo 
Inibidor de 

inchamento 

1 
NP100_INIB1 Ultranex NP100 

Citrato de potássio 
T80_INIB1 Alkest Tween 80 

2 
NP100_INIB2 Ultranex NP100 

Sulfato de potássio 
T80_INIB2 Alkest Tween 80 

3 
NP100_INIB3 Ultranex NP100 

Cloreto de potássio 
T80_INIB3 Alkest Tween 80 

4 
NP100_SI Ultranex NP100 

Sem inibidor 
T80_SI Alkest Tween 80 

 

3.2 MÉTODOS 

Para o estudo da eficiência de inibição dos fluidos de perfuração de base microemulsão 

foram utilizadas as etapas mostradas na Figura 3.2.  

 

 



62 

 

Figura 3.2 – Fluxograma geral das etapas desenvolvidas. 

 

 

3.2.1 Etapa 1- Caracterização das amostras de folhelho 

 

3.2.1.1 Difração de Raios-X (DRX) 

 

Para identificação as fases cristalinas, utilizou-se difratômetro SHIMADZU Modelo 

LabXRD-6000, equipamento pertencente ao Laboratório de Caracterização de Materiais da 

UFCG – Campus Campina Grande, utilizando radiação Kα do Cu (40 kV/30 mA), com 

goniômetro do tipo θ-2θ rotacionando em velocidade de 2°/min e passo de 0,02°, na faixa de 5 

a 60°. 

 

3.2.1.2 Fluorescência de Raios-X (FRX) 

 

Para mapear quantitativamente os elementos químicos, utilizou-se um espectrômetro 

de energia dispersiva SHIMADZU Modelo EDX-720, equipamento pertencente ao Laboratório 

de Caracterização de Materiais da UFCG – Campus Campina Grande, onde a geração de raios-

X é realizada por meio de tubo com alvo de Rh. 

A técnica de fluorescência de raios-X (FRX) é uma ferramenta avançada que revela a 
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composição química de amostras de folhelho em um curto tempo de medição, o que torna a 

análise possível e econômica (GROMET et al., 1984; BAIG e URBANCIC, 2010; LENTZ et 

al., 2014). Numerosos estudos foram conduzidos e indicam que o FRX pode refletir uma 

resolução mais alta de variabilidade na composição de folhelhos do que outras técnicas comuns, 

como difração de raios-X (DRX), devido a um intervalo de medição menor e mais candidatos 

de elemento disponíveis para uma análise abrangente (TJALLINGII et al., 2007; TURNER, 

MOLINARES-BLANCO e SLATT, 2015; ZHANG, 2016; TURNER, TRÉANTON, 2016). 

 

3.2.1.3 Análise Termogravimétrica (TGA) e Análise Térmica Diferencial (DTA) 

 

Para avaliar o comportamento térmico das amostras dos folhelhos, utilizou-se 

equipamento simultâneo (TGA/DTA) SHIMADZU Modelo DTG-60H, pertencente ao 

Laboratório de Caracterização de Materiais da UFCG – Campus de Campina Grande, 

acondicionando as amostras em atmosfera dinâmica de nitrogênio, com razão 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 perfuração base microemulsão 

 

3.2.2.1 Diagramas de fase ternários 

 

Inicialmente, dois diagramas de fase ternários foram elaborados utilizando a mesma 

fase aquosa, solução de água/glicerina (1:1 em massa), e fase oleosa, óleo vegetal de pinho. 

Dois tensoativos não iônicos foram utilizados, Ultranex NP100 e Alkest Tween 80. Os 

diagramas foram obtidos por titulação, onde o tensoativo é adicionado a uma mistura de fase 

aquosa e fase oleosa com composição mássica inicialmente conhecida, até a formação de uma 

única fase límpida, caracterizando a microemulsão. 

O método de titulação consiste em fixar a proporção de 2 componentes do diagrama, 

como por exemplo, o lado binário tensoativo/fase oleosa, e titular com o terceiro componente, 

a fase aquosa. Segundo Sottmann et al. (2000), o diagrama de fases do sistema binário óleo - 

tensoativo não iônico é quase tão simples quanto o binário água-óleo. 

A titulação ocorreu até que se foi verificada a solubilidade das misturas ternárias em 

toda a região do diagrama, observando a formação ou desaparecimento da região de 

microemulsão (sistema monofásico), ou de outras fases do sistema. A observação visual das 
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propriedades macroscópicas das amostras, como número de fases e estado físico, possibilita a 

determinação dos limites entre microemulsão e regiões de duas e três fases. Nestes 

experimentos, foram utilizados uma centrífuga para separação das fases, uma balança analítica 

e agitadores magnéticos para mistura dos componentes. A temperatura dos experimentos foi de 

28 ºC. A partir dos diagramas elaborados, 5 pontos foram escolhidos na região de microemulsão 

e utilizados com fase contínua dos fluidos de perfuração. 

 

3.2.2.2 Preparação dos fluidos de perfuração base microemulsão 

 

Os fluidos de perfuração foram, então, preparados tendo como fase contínua as 

microemulsões preparadas anteriormente, e sendo acrescentados os aditivos sólidos mostrados 

na Tabela 3.2, seguindo a ordem de adição apresentada naquela. As misturas foram agitadas em 

um agitador Hamilton Beach, da marca Fann, com intervalos de 10 minutos entre cada adição. 

Um total de 44 fluidos de perfuração base microemulsão (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 reológico 

 

A reologia dos fluidos de perfuração é um importante parâmetro a ser analisado, visto 

que o comportamento do fluido apresentado no poço depende fortemente das viscosidades, 

forças gel e tixotropia (ELKATATNY, ZEESHAN e MAHMOUD, 2016; FAKOYA e 

AHMED, 2018). Power e Zamora (2003) destacam que propriedades reológicas, tais como a 

viscosidade plástica (PV), limte de escoamento (YP) e forças gel são cruciais nas operações de 

perfuração de poços. Os efeitos da concentração do tensoativo, da fase oleosa, e da adição do 

inibidor químico de inchamento foram investigados por meio da análise reológica dos fluidos 

de perfuração formulados. 

Para tal, utilizou-se o viscosímetro rotacional Fann, modelo 35A, e as medidas 

consistem em aferir a tensão de cisalhamento a 6 velocidades diferentes, sendo estas: 3, 6, 100, 

200, 300 e 600 rpm, seguindo a norma API 13B-1. As propriedades reológicas foram, então, 

calculadas seguindo as equações mostradas na Tabela 3.4. Com os dados de tensão e taxa de 

cisalhamento, foi possível obter as curvas de fluxo dos fluidos de perfuração base 

microemulsão. 
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Tabela 3.4 – Propriedades reológicas e equações utilizadas. 

Propriedades Equações Unidades  

Viscosidade plástica (PV) 600 - 300 cP (3.1) 

Viscosidade Aparente (AV)  600/2 cP (3.2) 

Limite de escoamento (YP) 300 - PV lb/100 ft² (3.3) 

Gel inicial (G0) 3 após 10 segundos lb/100 ft² - 

Gel Final (Gf) 3 após 10 minutos lb/100 ft² - 

 

Em que: 600 é a leitura no viscosímetro a 600 rpm, 300 é a leitura a 300 rpm, e 3 é 

leitura a 3 rpm.  

O modelo reológico dos fluidos foi, então, encontrado por meio de uma regressão não-

linear, com o método de mínimos quadrados. Segundo Saaesen e Ytrehus (2020), em pradões 

atuais, é recomendada a utilização o ajuste pelos mínimos quadrados de todas as medidas de 

tensão de cisalhamento, valendo-se de seus respectivos valores de taxa de cisalhamento, a fim 

de se aumentar a precisão dos modelos de viscosidade. 

Em relação à obtenção dos coeficientes do modelo de Herschel-Bulkley, modelo este 

que segundo Zamora e Power (2002) é o que melhor se adequa na investigação de reologia de 

fluidos de perfuração, um modelo foi proposto. Este método consistiu em uma regressão não-

linear utilizando uma função potencial de dois termos (Equação 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), o que proporciona uma maior 

confiabilidade da regressão. 

 

𝜏(𝑥) = 𝑎. 𝑥𝑏 + 𝑐             (3.4) 

 

Onde, 𝜏(𝑥) é a tensão de cisalhamento, em Pa, a, b, e c são os coeficientes da função 

potencial a serem determinados e x corresponde aos valores da taxa de cisalhamento do fluido, 

em s-1. As funções SSE e RMSE são apresentadas nas Equações 3.5 e 3.6, respectivamente. 

 

𝑆𝑆𝐸 = ∑(𝜏𝑖 − �̂�𝑖)2

𝑁

1

             (3.5) 

𝑅𝑀𝑆𝐸 = √
1

𝑁 − 3
∑(𝜏𝑖 − �̂�𝑖)2

𝑁

1

             (3.6) 
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Onde, N (=6) é o número de experimentos utilizados para calibração, 𝜏𝑖 é a tensão de 

cisalhamento medida experimentalmente, e �̂�𝑖 é a tensão de cisalhamento estimada pelo 

conjunto de parâmetros propostos pelo ajuste a partir do modelo de Herschel-Bulkley. 

O parâmetro reológico y representa a tensão de cisalhamento mínima aplicada a um 

material para criar um fluxo. Para qualquer tensão de cisalhamento menor que a tensão de 

escoamento, o material deve agir idealmente como um material sólido.. Este parâmetro é 

definido como a tensão de escoamento do fluido à uma taxa de cisalhamento igual a zero, e é 

dado na unidade de lb/100 ft².  

O parâmetro n-índice de comportamento de fluxo (adimensional), indica fisicamente 

o distanciamento do fluido do modelo Newtoniano. O parâmetro k- índice de consistência, é 

uma propriedade reológica relacionada à coesão das partículas individuais do fluido, de sua 

capacidade de deformar e sua resistência ao fluxo. Este parâmetro descreve o grau de resistência 

do fluido ao escoamento e é dado em cP. 

O índice de consistência, k, é dependente do expoente de curvatura, n. Portanto, k = k 

(n). A consequência dessa dependência é que o parâmetro de consistência não pode ser 

determinado diretamente a partir das medições de fluido. Deve ser identificado por meio de 

operações algébricas e, além disso, não pode conter sozinho informações sobre dependências 

físicas para o fluido (SAAESEN e YTREHUS, 2020). 

 

3.2.2.4 Estudo de filtração 

 

Após o ensaio de reologia, foram realizados testes de perda de filtrado à baixa pressão 

e baixa temperatura (BPBT) por filtração estática, a fim de se estimar o volume de fluido que 

tende a invadir as formações permeáveis. Segundo Bourgoyne et al. (1991), este teste é um 

indicativo da taxa na qual formações permeáveis são seladas pela deposição do reboco após 

serem penetradas pela broca de perfuração. 

Para tal, os fluidos foram agitados previamente em agitador Hamilton Beach. O teste 

seguiu as normas API (API Recommended Practice 13B-1). O filtro prensa API foi utilizado 

para determinar a taxa de filtração, e papel filtro Whatman n°50 foi utilizado como meio 

filtrante. O fluido foi submetido a pressão de 100 psi a 28 °C por 1800 segundos. Após o 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 após o ensaio de filtração, foi medida utilizando 

o esquema mostrado na Figura 3.3. Duas placas de vidro, de espessuras conhecidas, foram 

utilizadas. Os papéis de filtro, coletados após os ensaios de filtração, foram colocados entre as 

duas placas e, com o auxílio de um paquímetro, a espessura total foi medida, sendo subtraídas 

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 – Representação esquemática da medição da espessura do reboco (ER). 

 

 

A viscosidade do filtrado foi medida utilizando reômetro Brookfield DVIII Ultra, 

utilizando o spindle CPE52. O reômetro foi acoplado a um banho termostático e a um 

computador, controlados pelo software Rheocalc 32 (Figura 3.4). Duas temperaturas foram 

utilizadas nas medições, 30 e 55 °C, a fim de estabelecer uma relação com as diferentes 

temperaturas dos poços de petróleo.  
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Figura 3.4 – Reômetro Brookfield DVIII Ultra com banho termostático. 

 

 

Para o cálculo da permeabilidade do reboco, k, utilizou-se a Equação 3.7 sob as 

condições de 100 psi, 30 min e área do papel de filtro de 45 cm², na Equação de Darcy. 

 

𝑘 =  𝑉𝐹 ∗  𝐸𝑅 ∗  𝜇 ∗ 8.95 ∗ 10−5    (3.7) 

 
Em que: k é a permeabilidade do reboco formado após o ensaio de filtração estática 

(mD); VF, é o volume de filtrado (mL); ER, a espessura do reboco (mm); e μ, a viscosidade do 

filtrado (cP). 

 

3.2.2.6 Planejamento experimental e análise estatística 

 

A fim de se estudar os efeitos e interações das formulações dos fluidos de perfuração 

nas propriedades reológicas e de filtração, um planejamento experimental fatorial completo de 

dois níveis (2n) foi utilizado. O software comercial Statistica foi utilizado a fim de se analisar 

os dados. Três variáveis independentes foram investigadas (n=3), levando a um planejamento 

fatorial 2³ em dois níveis (i.e., inferior e superior), com tréplica no ponto central. O ponto central 

foi considerado como uma média aritmética dos níveis (inferior e superior) dos fatores. A 

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

 

Tabela 3.5- Fatores e níveis codificados. 

Fatores 
 Níveis codificados 

Nomenclatura  -1 0 +1 

Concentração de tensoativo (%) A 45 50 55 

Concentração da fase oleosa (%) B 5 7.5 10 

Concentração de inibidor (g) C 16 18 20 
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As viscosidades plástica (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 filtração dos fluidos de perfuração. Também foi analisado o pH dos fluidos.  

A análise estatística foi feita com o objetivo de se estimar os efeitos significativos entre 

os fatores e/ou interações. O teste foi baseado em duas hipóteses, H0: Não há efeitos principais 

entre os fatores; H1: Há ao menos um efeito principal entre os fatores. Para tal, o teste-f foi 

utilizado, onde se Fcalculado > Ftabelado, H1 seria aceito, ou seja, há efeito de ao menos um fator 

principal e/ou interações, caso não, H0 seria aceito, significando que não há efeito dos fatores 

e/ou das interações.  

Uma equação fatorial baseada no modelo de primeira ordem com interação de três 

fatores foi utilizada para adequação do modelo (Equação 3.8). 

 

𝑌 =  𝛽0 + 𝛽1𝐴 + 𝛽2𝐵 + 𝛽3𝐶 + 𝛽12𝐴𝐵 + 𝛽13𝐴𝐶 + 𝛽23𝐵𝐶 + 𝛽123𝐴𝐵𝐶                  (3.8) 

 
Em que: Y representa a resposta predita; β0, representa a média; e β1, β2, β3, β12, β13, 

β23, e β123 representam os coeficientes dos modelos estimados. A, B, e C, são os fatores 

estudados (Tabela 3.5), sendo estes a concentração do tensoativo, a concentração da fase oleosa 

e a concentração do inibidor de inchamento, respectivamente. A Tabela 3.6 mostra a matriz de 

planejamento. 

 

Tabela 3.6- Matriz do planejamento experimental. 

Fluido 
Concentração do 

tensoativo 

Concentração da 

fase oleosa 

Concentração do 

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 0 0 

10 (C) 0 0 0 

11 (C) 0 0 0 
C- Ponto central 
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Para se projetar a significância dos fatores A, B, e C, assim como a interação entre 

estes, gráficos de Pareto e de médias marginais foram plotados. Também foi aplicada a 

metodologia de superfície de respostas (RSM) para uma melhor visualização dos resultados. 

 

3.2.2.7 Otimização por Algoritmos Genéticos (AG) 

 

A fim de se obter uma otimização do processo, foi aplicada o método de Algoritmos 

Genéricos (AG). O método foi selecionado devido a sua capacidade de otimizar múltiplas 

variáveis de resposta. Considerando que, o objeto de estudo é um problema de otimização 

multiobjetivo vale destacar que o existem diversas soluções ótimas 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 princípio da 

genética natural e da seleção natural como mecanismo de trabalho. AG resolveu funções 

altamente não lineares encontrando as soluções ótimas com grande espaço de parâmetros com 

base na probabilidade inversamente aos métodos convencionais, incluindo a regressão não 

linear (NL), a qual usa regras de transição determinísticas (GOLDBERG 1989; MAN et al. 

1996). 

Conforme mostrado na Figura 3.5, o AG tem ponto de partida com a inicialização da 

solução populacional seguida pelos estágios de seleção e reprodução (crossover e mutação). 

Em primeiro lugar, uma população inicial representando várias soluções individuais é gerada. 

As soluções individuais são selecionadas de forma estocástica e de acordo com seus valores de 

aptidão, que são calculados a partir da função objetivo do problema em questão e suportam 

operadores genéticos (crossover e mutação) para produzir uma nova geração. 
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Figura 3.5 – Esquema de um Algoritmo Genético. 

 

 

A soma dos erros quadrados é usada como uma função objetivo e o recíproco desta 

função objetivo corresponde à aptidão. Dois novos indivíduos são produzidos pelo operador de 

crossover. Nesse processo, os indivíduos são organizados aleatoriamente em pares e são 

cortados e divididos aleatoriamente.  

Para se evitar que fique preso em mínimos locais, o processo de mutação injeta 

periodicamente novas informações genéticas. Durante esse processo, as soluções de design são 

selecionadas e aquelas com aptidão mais fraca são descartadas. Segundo Ouaer, Gareche e 

Rooki (2018), ao longo de várias gerações, uma evolução artificial da população é esperada e a 

solução quase ótima será alcançada. De acordo com Goldberg (1989), Man et al. (1996) e 

Michalewicz (1996), o processo de geração deve ser repetido até que uma convergência seja 

obtida ou um número fixo de gerações seja alcançado. 

Neste trabalho, a otimização global é aplicada utilizando AG toolbox a uma população 

derivada dos resultados dos ensaios experimentais de reologia e filtração para as formulações 

de fluido de perfuração base microemulsão mostradas na Tabela 3.1 em software multiuso 

Matlab, a fim de obter resultados otimizados. Taxa de cisalhamento, dados das equações dos 

modelos matemáticos obtidos após análise fatorial para PV, AV, YP, VF, ER e k servem como 

entrada para o conjunto de algoritmos para determinar a otimização dos resultados alcançados 

anteriormente. Na toolbox, os parâmetros AG são alterados automaticamente até atingir os 

resultados ideais. Para a seleção dos melhores resultados otimizados, uma triagem das 

otimizações calculadas foi realizada, selecionando 7 otimizações dentre 176, mostradas em 

forma de tabelas e gráficos radar. 
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3.2.3 Etapa 3- Avaliação inibitiva dos fluidos de perfuração base microemulsão 

 

Com a finalidade de avaliar a capacidade de inibição de inchamento de formações 

hidratáveis, fluidos de perfuração foram formulados a partir dos sistemas de microemulsão 

apresentados na Tabela 3.1. Com base no diagrama de fases das microemulsões e na tabela de 

planejamento experimental (Tabela 3.6), um ponto, o qual apresentou melhores respostas 

quanto às propriedades reológicas e de filtração nos quatro sistemas avaliados (etapa 2), foi 

escolhido. 

O inibidor de inchamento cloreto de potássio, KCl, foi também utilizado, visto que 

este é largamente utilizado em campo, porém apresenta certas limitações, em especial quanto 

ao caráter ambiental (CLARK et al., 1976; PATEL et al., 2007). Um sistema de fluidos de 

perfuração sem a presença de inibidores de inchamento também foi utilizado para fins de 

comparação e validação do caráter de adsorção das moléculas de tensoativo nas superfícies 

catiônicas das formações argiláceas. A tabela com a nomenclatura dos fluidos de perfuração 

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 tendência da amostra de folhelho a se desintegrar na presença de fluido de perfuração 

formulado em uma célula de forno com alta temperatura e rotação contínua. O grau de dispersão 

experimentado por cascalhos de folhelhos é uma indicação direta das capacidades de inibição 

de um fluido de perfuração (ARAMENDIZ e IMQAN, 2019). O teste de dispersibilidade 

consiste em comparar as massas inicial e final de amostras de formações após o contínuo 

contato com fluidos de perfuração à temperatura e rotação constantes. 

Para realizar o teste, foi necessário a preparação das amostras de folhelhos 

primeiramente. Duas amostras de formações reativas foram utilizadas para este teste, com 

características mineralógicas e químicas 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 aço inoxidável 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 aço 

inoxidável. 

  
(a) (b) 

 

Em seguida, as amostras de folhelho foram adicionadas a 350 mL de fluidos de 

perfuração (Tabela 3.3), sendo cuidadosamente agitadas utilizando uma espátula. As células 

foram então rotacionadas 50 rpm e aquecidas à 66 °C constantemente por 16 horas. Ao fim dos 

ensaios, as células foram resfriadas à 28 °C, e o conteúdo das células foi filtrado peneira ABNT 

n° 100, com abertura de 0,150 mm, com vazão de água 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 Equação 3.9. 

 

                                     𝐷 = [
(𝑃𝑖 − 𝑃𝑓)

𝑃𝑖
⁄ ] 𝑥100 (%)                              (3.9) 

 

Em que: D é o percentual de dispersibilidade (%); Pi é o peso inicial da amostra de 

folhelho (g); e Pf é o peso final após a dispersão (g). Os testes foram realizados no Laboratório 

de Petróleo (LAPET) da UFPB- campus de João Pessoa.  

Após o cálculo de dispersibilidade, testes de DRX foram realizados nas amostras de 

folhelho, a fim de serem verificadas as diferenças nos espaçamentos basais, d, das amostras. 

Para isto, as amostras dispersas foram previamente trituradas em peneira mesh n°200. A 

configuração de análise por DRX foi a mesma utilizada nas análises iniciais das amostras (etapa 

1).  
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3.2.3.2 Inchamento Linear 

 

O inchamento, devido à exposição direta à fluidos de perfuração, sem tensão de 

confinamento, foi mensurado por meio do teste inchamento linear de amostra de argila 

bentonítica.  Este teste mede a interação entre os fluidos de perfuração e as pastilhas de argila, 

em função do tempo de exposição das amostras aos fluidos. Para tal, foi utilizado o equipamento 

Linear Swell-Meter (LSM) da marca Fann modelo 2000 com quatro canais do Laboratório de 

Pesquisa em Petróleo (LAPET), da Universidade Federal do Rio Grande do Norte- UFRN, 

campus Natal (Figura 3.7). Este equipamento é projetado para testar e estudar a reatividade dos 

folhelhos encontrados na perfuração de poços de petróleo. Em campo, o objetivo é aplicar as 

informações encontradas a fim de se antecipar e/ou corrigir encontros problemáticos de 

formações hidratáveis, minimizando os riscos e custos de perfuração causados por esses 

materiais muitas vezes imprevisíveis. Segundo Koteeswaran et al. (2018), muita atenção tem 

sido dada ao longo dos anos ao desenvolvimento de testes químicos e mecânicos e a métodos 

de diagnóstico 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 (reconstituídas) usando o compactador hidráulico de duas células que 

complementa o equipamento. A amostra pulverizada foi colocada em um molde cilíndrico e, 

em seguida, uma pressão de compactação de 10.000 psi foi aplicada e mantida enquanto a 

compactação ocorria. Os testes indicaram que a esta pressão constante aplicada por 90 minutos 

resultaram em plugs de amostra satisfatórios, com dimensões de 28,6 mm de diâmetro por 12,7 

mm de espessura (Figura 3.8). 
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Figura 3.8 – Compactador hidráulico da marca Fann e plug de argila após compactação. 

 

 

Para iniciar o teste, o plug de argila selecionado foi colocado no equipamento LSM e 

um indicador de expansão, o qual foi conectado a um transformador diferencial variável linear 

de alta precisão, foi colocado em contato com a peça de Teflon que se localiza no topo da 

amostra. 250 mL de fluido de perfuração testado foi então despejado no aparelho, de modo que 

cobrisse completamente o plug de argila, mantendo a imersão por um período de 1440 minutos. 

Um computador conectado ao equipamento registrou automaticamente o inchamento vertical 

da amostra em relação ao tempo. 

Os testes foram realizados utilizando os sistemas de fluidos de perfuração base 

microemulsão inibidora mostrados na Tabela 3.3 e foram realizados no Laboratório de Pesquisa 

em Petróleo, UFRN- campus de Natal/RN. 
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4 RESULTADOS E DISCUSSÃO 

 

4.1 CARACTERIZAÇÃO DAS AMOSTRAS DE FOLHELHO (ETAPA 1) 

 

4.1.1 Fluorescência de Raios-X 

 

Para realizar o ensaio de fluorescência de raios-X, utilizou-se espectrômetro de energia 

dispersiva SHIMADZU Modelo EDX-720, equipamento pertencente ao Laboratório de 

Caracterização de Materiais da UFCG – Campus de Campina Grande, com geração de raios-X 

realizada por meio de tubo com alvo de Rh. A Tabela 1 apresenta o resultado de FRX para os 

folhelhos 1 e 2. 

 

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

Composição percentual Folhelho 1 (%) Folhelho 2 (%) 

CaO 52,41 12,65 

SiO2 29,84 49,82 

SO3 5,90 0,15 

Al2O3 5,18 18,03 

Fe2O3 2,56 8,55 

MgO 2,21 3,09 

K2O 1,13 3,41 

TiO2 0,30 1,00 

MnO 0,26 0,16 

SrO 0,11 – 

Na2O – 2,57 

P2O5 – 0,43 

Outros 0,10 0,14 

 

Pode-se observar, a partir da análise química apresentada na Tabela 4.1, que o folhelho 

1 apresenta elevado percentual de CaO (52,41%), sendo um indicativo da provável presença de 

calcita como argilomineral predominante na amostra. A presença de SiO2 também é elevada 

(29,84%), indicando a presença de quartzo no folhelho. As demais concentrações de Al2O3 

(5,18%) e Fe2O3 (2,56%) caracterizam a possível presença de argilominerais pertencentes ao 

grupo das esmectitas, cujas argilas apresentam maior tendência a inchar quando em contato 
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com o meio aquoso (AGHAMELU e OKOGBUE 2015). A presença de 1,13% de K2O pode 

ser um indicativo da presença do mineral ilita. 

Quanto ao folhelho 2, observa-se que o SiO2 é que está em maior proporção na amostra 

(49,82%), indicando a possível presença de quartzo. Os quantitativos elevados de Al2O3 

(18,03%), e de CaO (12,65%), indicam a possível presença de argilominerais esmectíticos e de 

calcita, respectivamente, como já notado na amostra de folhelho 1. 

Rodrigues, Silva e Silva (2004), afirmam que minerais com teores apreciáveis de SiO2 

e teor de Al2O3 acima de 46% são classificados como aluminossilicatos. Os mesmos autores 

indicam que teores consideráveis de MgO são indicativos de presença do argilomineral 

esmectita. Para Motta et al. (2008), a sílica ou óxido de silício (SiO2) está relacionada com os 

argilominerais feldspatos e quartzo. Uma amostra que apresenta altos teores de SiO2 e de Al2O3 

e teores apreciáveis de MgO e CaO, provavelmente, indica a presença do argilomineral 

esmectita. 

O baixo teor de óxidos alcalinos e as altas concentrações de óxidos de alumínio e silício 

existentes em algumas amostras podem ser atribuídos à presença de caulinita que naturalmente 

têm uma porcentagem baixa de óxidos alcalinos. As concentrações de MgO, Na2O, K2O, 

respectivamente, variaram de 2,21% e 3,09%, 2,57% (o folhelho 1 não apresentou traços de 

Na2O) e 1,13% e 3,41% de K2O para os folhelhos 1 e 2, respectivamente. Pode-se observar 

também que as amostras analisadas apresentaram teor de óxido de ferro em suas composições, 

sendo 2,56% para o folhelho 1 e 8,55% para o folhelho 2. 

Ambos os folhelhos, Araripe e Rio do Peixe, devido a presença de cálcio e magnésio 

(óxidos alcalinos terrosos), podem apresentar comportamento policatiônico, além de indicarem 

a possível existência de carbonatos nas amostras (LUCENA et al., 2013). Além disso, a 

presença de K2O (3,41%) e de Na2O (2,57%) no folhelho da bacia do Rio do Peixe (folhelho 2) 

é outro indicativo que a amostra apresente comportamento policatiônico. Lucena et al. (2013), 

relatam que esse caráter pode, possivelmente, estar associado a presença desses óxidos 

alcalinos. Os resultados são semelhantes aos encontrados por Hazra et al. (2016), em que os 

autores analisaram folhelhos Perminianos.  

 

4.1.2 Difração de Raios-X 

 

Para realizar o ensaio de difração de raios-X, utilizou-se um difratômetro SHIMADZU 

Modelo LabXRD-6000, equipamento pertencente ao Laboratório de Caracterização de 

Materiais da UFCG – Campus de Campina Grande, adotando radiação Kα do Cu (40kV/30mA), 
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com goniômetro do tipo θ-2θ rotacionando em velocidade de 2°/min e passo de 0,02°, na faixa 

de 5 a 60°.  

Os argilominerais foram identificados a partir do software Jade 5.0, com banco de 

dados do ICDD, e a distância interplanar basal, para cada pico identificado, foi calculada de 

acordo com a Lei de Bragg (Equação 4.1). A Figura 4.1 apresenta o padrão difratométrico do 

folhelho 1 e a Figura 4.2, do folhelho 2. 

 

𝑛𝜆 = 2𝑑𝑠𝑒𝑛𝜃  (4.1) 

 

Em que: 

λ = Comprimento de onda da radiação incidente, (Å); 

n = Ordem de difração; 

d = Distância entre os planos atômicos, (Å); 

θ = Ângulos de incidência. 

 

Figura 4.1 – Padrão difratométrico do folhelho da bacia do Araripe (folhelho 1). 
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Figura 4.2 – Padrão difratométrico do folhelho da bacia do Rio do Peixe (folhelho 2). 
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Nota-se, a partir da Figura 4.1, que o folhelho da bacia do Araripe apresenta como fase 

mineralógica majoritária a calcita (CaCO3, PDF # 05-0586), por ser correspondente ao pico de 

maior intensidade observado no difratograma, o que está em consonância com o elevado 

percentual de óxido de cálcio observado no FRX. Nota-se, também, a presença de quartzo 

(SiO2, PDF # 46-1045), ratificado pelo elevado percentual de óxido de silício, 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 mineralógica 

majoritária da amostra, e que está de acordo com o elevado percentual de sílica observada no 

FRX. Os argilominerais acessórios da amostra correspondem aos demais picos de menor 

intensidade, sendo observada a presença de calcita (CaCO3, PDF # 83-0577), anortita 

(CaAl2Si2O8, PDF # 70-0287), e albita (Na(AlSi3O8), PDF # 72-1245), coerentes com os óxidos 

de alumínio, cálcio, silício e sódio presentes na composição química da amostra. 

Como o equipamento de DRX gera os dados dos ângulos em 2θ, para a aplicação da 

Lei de Bragg todos os ângulos selecionados foram divididos por 2, e as Tabelas 4.2 e 4.3 abaixo 

apresentam os valores calculados conforme Lei de Bragg, de cada distância interplanar 

característica, adotando λ = 1,5406 Å (característico do cobre). 
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Tabela 4.2 – Distâncias interplanares basais para o folhelho da bacia do Araripe (folhelho 1). 

Picos 
Ângulo 

Observado (2θ) 

Ângulo 

Calculado (θ) 

Distância Interplanar  

Basal (Å) 

Q 20,85 10,42 4,25 

C 23,02 11,51 3,86 

Q 26,63 13,31 3,34 

C 29,40 14,70 3,03 

C 31,41 15,70 2,84 

C 35,96 17,98 2,49 

C 39,40 19,70 2,28 

C 43,14 21,57 2,09 

C 47,48 23,74 1,91 

C 48,51 24,25 1,87 

Q 57,23 28,61 1,60 

 

Tabela 4.3 – Distâncias interplanares basais para o folhelho da bacia do Rio do Peixe 

(folhelho 2). 

Picos 
Ângulo 

Observado (2θ) 

Ângulo  

Calculado (θ) 

Distância Interplanar 

Basal (Å) 

T 15,89 7,94 5,57 

Q 20,85 10,42 4,25 

B 22,05 11,02 4,02 

T 25,93 12,96 3,43 

Q 26,63 13,31 3,34 

B 27,96 13,98 3,18 

C 29,40 14,70 3,03 

B 30,50 15,25 2,92 

T 33,30 16,65 2,68 

T 35,40 17,70 2,53 

Q 36,54 18,27 2,45 

Q 39,46 19,73 2,28 

C 43,16 21,58 2,09 

C 47,52 23,76 1,91 

C 48,51 24,25 1,87 

B 50,09 25,04 1,81 
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C 57,40 28,70 1,60 

 

4.1.3 Análise Termogravimétrica e Análise Térmica Diferencial 

 

Para realizar os ensaios de análise termogravimétrica e análise térmica diferencial, 

utilizou-se o equipamento simultâneo (TGA/DTA) SHIMADZU Modelo DTG-60H, 

equipamento pertencente ao Laboratório de Caracterização de Materiais da UFCG – Campus 

de Campina Grande, acondicionando as amostras em atmosfera dinâmica de nitrogênio, com 

razão 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 N2 e taxa de 10°C.min-1. 
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Figura 4.4 – Curvas DTA para os folhelhos das bacias do Araripe e Rio do Peixe obtidas sob 

atmosfera de N2 e taxa de 10°C.min-1. 
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É possível 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 decomposição 

térmica. O 1º evento de perda de massa ocorreu na faixa de 36,36°C a 108°C, correspondendo 

a uma perda de 2,02% associada a água livre absorvida pela amostra, representado pela inflexão 

endotérmica na curva DTA do folhelho, observada na Figura 4.4, na mesma faixa de 

temperatura.  

O 2º 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 orgânica, representada pela 

banda exotérmica na curva DTA (Figura 4.4), e além disso, o pico endotérmico a 445,29°C 

pode estar associado a liberação de água quimicamente combinada com o folhelho ou 

coordenada pelos óxidos de cálcio e magnésio presentes na amostra.  

O 3º 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 reação de descarbonatação da calcita, 

fase mineralógica majoritária do folhelho da bacia do Araripe, que libera CO2, 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 decomposição térmica. O 1º 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 

água livre presente na amostra, representado pela inflexão endotérmica na curva DTA do 

folhelho, observada na Figura 4.4, na mesma faixa de temperatura.  

O 2º 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 está associada, também, a combustão de matéria 

orgânica, representada pela banda exotérmica na curva DTA (Figura 4.4), e além disso, a leve 

inflexão endotérmica observada a 519,76°C pode estar associada a liberação de água 

quimicamente combinada ou coordenada pelos óxidos de cálcio ou sódio presentes na amostra, 

como também pode estar relacionada a presença de argilas ricas em ferro. 

O 3º 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 à reação de descarbonatação da calcita, 

argilomineral acessório do folhelho da bacia do Rio do Peixe, liberando CO2, estando 

representada pelo pico endotérmico na curva DTA na Figura 4.4. 

 

4.2 ESTUDO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO BASE MICROEMULSÃO (ETAPA 2) 

 

Os diagramas ternários obtidos são mostrados na Figura 4.5. 5 pontos, na região de 

microemulsão (região acima das curvas), foram selecionados e utilizados como fase contínua 

dos fluidos de perfuração. 

 

Figura 4.5 – Diagrama ternário obtido para formulação dos fluidos de perfuração. 
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Os pontos selecionados são apresentados na Figura 4.5. Os resultados dos ensaios 

reológicos, filtração, e as análises estatísticas são apresentadas a seguir por sistemas. Os fluidos 

de perfuração foram formulados utilizando os aditivos apresentados na Tabela 3.2 e obedecendo 

a ordem de adição 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 microemulsão e os inibidores de inchamento (INIB 1 e INIB2). 

 

4.2.1 Sistema 1 

 

Tanto no espaço anular entre a parede do poço e a coluna de perfuração, quanto 

internamente na própria coluna de perfuração, os fluidos experimentam uma taxa de 

cisalhamento da ordem de 5.11-1022 s−1 (SAAESEN e YTREHUS. 2020). tornando assim a 

pesquisa sobre os fluidos de perfuração mais aplicáveis nesta região de taxas de cisalhamento. 

No entanto. taxas maiores que 250 s-1 são pouco observados no fluxo anular em campo. Outro 

importante fator relatado por Zamora e Power (2002) é que dados de viscosidade a baixo 

cisalhamento são necessários para prever a estabilidade do fluido de perfuração em relação à 

estabilidade dos fluidos de perfuração, como suspensões de partículas de sedimentação de 

barita. Dados de alto cisalhamento, juntamente com desempenho extensional, são necessários 

para prever o desempenho durante o fluxo através da broca. O modelo de Herschel-Bulkley 

apresenta-se nesta etapa como melhor solução para a modelagem dos fluidos, pois abrange mais 

parâmetros que os modelos anteriores. 

A caracterização reológica foi então realizada medindo a tensão de cisalhamento no 

estado estacionário em função da taxa de cisalhamento. As medições foram então ajustadas ao 

modelo Herschel-Bulkley constitutivo da seguinte forma: 

 

τ = τy + Kγn, (4.2) 

 

Onde τ é a tensão de cisalhamento (Pa); τy é a tensão de cisalhamento inicial (Pa); K é 

o índice de consistência (Pa•sn); γ é a taxa de cisalhamento; e n é o índice de comportamento 

de fluxo. A Tabela 4.4 apresenta os resultados dos parâmetros obtidos, assim como os 

coeficientes de determinação RMSE, SSE e R².  
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Tabela 4.4 – Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 1. 

FPBME K (Pa•sn) n τy (Pa) SSE R2 RMSE 

F1 0,29 0,89 5,0 8,957 0,9993 1,728 

F2 0,40 0,85 4,9 26,78 0,9982 2,9888 

F3 1,62 0,59 4,7 1,31 0,9998 0,6609 

F4 0,28 0,90 4,9 0,1786 0,9999 0,244 

F5 0,20 0,92 2,6 1,507 0,9998 0,7088 

F6 1,54 0,66 0,9 90,64 0,9944 5,497 

F7 0,82 0,72 1,8 1,373 0,9999 0,6765 

F8 2,03 0,62 2,0 24,34 0,9985 2,467 

F9 0,64 0,78 1,7 35,97 0,9976 3,463 

F10 0,79 0,75 1,4 22,32 0,9985 2,727 

F11 0,72 0,77 1,5 27,23 0,9985 3,013 

FPBME= Fluido de perfuração base microemulsão 

 

Pela Tabela 4.4, observa-se que todos os fluidos formulados para este sistema 

apresentaram comportamento reológico seguindo o modelo de Herschel-Bulkley, visto que n 

variou entre 0 e 1. Os valores de R², coeficiente de determinação, foram todos acima de 0,99, o 

que contribui para a constatação da validade do modelo. O limite de escoamento, τ0, varia 

proporcionalmente com o aumento ou diminuição da concentração da fase oleosa na 

microemulsão. O valor da tensão de escoamento avalia a capacidade do fluido de perfuração de 

suspender cascalhos perfurados durante a circulação. Acredita-se que um fluido com alta tensão 

de cisalhamento transporta cascalhos melhor do que fluido com baixo valor para este parâmetro, 

apresentando valores de densidade semelhantes.  

Por sua vez, o índice de consistência, K, e o índice de comportamento de fluxo, n, 

sofrem uma alteração marginal junto com o aumento na concentração do tensoativo Ultranex 

NP100. O aumento em K e n pode estar associado à redução da tensão interfacial entre as fases 

aquosa e oleosa do sistema de microemulsão por adsorção, o que propicia mais estabilidade aos 

fluidos (NAREH, SHARI e ZAMARI, 2012; KANIA et al., 2021). 

O índice de comportamento de fluxo é uma medida do desempenho de diluição de 

cisalhamento de um fluido em ambos os fluidos pseudoplásticos e com tensão de escoamento; 

isto é, a viscosidade aparente diminui com o aumento da taxa de cisalhamento. Um aumento 

em n pode acarretar uma redução na velocidade dos cascalhos, visto que se aproxima da região 
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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 espaço anular. Deve-se notar que K é diretamente proporcional à 

viscosidade efetiva (μ0) do fluido. Portanto, os cascalhos viajarão menos em fluidos de baixo 

K com baixa viscosidade efetiva, pois os cascalhos tendem a se assentar mais rápido na parte 

inferior do espaço anular devido à gravidade (CAENN, DARLEY e GRAY, 2011). 

O modelo de Herschel-Bulkley inclui os modelos de dois parâmetros de Plástico de 

Bingham (PB) e Lei de Potência (LP) como casos especiais (GUO e LIU, 2011). Quando n é 

igual a 1, o modelo é definido como PB, e se torna LP quando τy é igual a zero (JEONG, 2006). 

Atualmente, este modelo, também conhecido como lei de potência modificado, é considerado 

mais preciso na previsão do comportamento da grande maioria dos fluidos de perfuração em 

comparação com os modelos de dois parâmetros que são amplamente aceitos na indústria de 

petróleo (MUHEREI, 2016; HEMPHILL et al., 1993). 

As curvas de fluxo dos fluidos do sistema 1 são apresentadas na Figura 4.6 (a), e o perfil 

de viscosidade de cada fluido é mostrado na Figura 4.6 (b). Os resultados das duplicatas 

encontram-se no Apêndice A-1. 

 

Figura 4.6 – Curvas de fluxo dos fluidos de perfuração do sistema 1. 
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(b) 

 

Como visto na Figura 4.6 (a), os valores da taxa de cisalhamento convergem a baixos 

valores da taxa, e que são diferentes ao se elevar a taxa de cisalhamento a 1022 s-1. Para o 

sistema 1, o fluido F3, formulado a partir da microemulsão composta por 45% de tensoativo, 

10% de óleo de pinho e 45% de fase aquosa, apresentou menor tensão de cisalhamento à taxa 

de cisalhamento de 1022 s-1. Comportamento similar pode ser observado nos fluidos F5 e F7, 

ambos formulados com menor concentração de tensoativo. Por outro lado, os fluidos F2, F6 e 

F8, formulados com maior concentração do Ultranex NP100 (45% na microemulsão), 

apresentaram maior tensão de cisalhamento à alta taxa de cisalhamento. 

Conforme mostrado na Figura 4.6 (b), todos os fluidos de perfuração formulados 

apresentaram um comportamento pseudoplástico,  que é tipicamente observado em fluidos de 

perfuração 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 à medida que a 

taxa de cisalhamento aumenta. 

Os resultados de densidade dos fluidos de perfuração formulados a partir do sistema 1 

encontram-se na Tabela 4.5. Também são apresentados os valores das forças gel inicial (G0) e 

gel final (Gf). 
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Tabela 4.5 – Densidade e força gel (G0 e Gf) para o sistema 1. 

  F1 F2 F3 F4 F5 F6 F7 F8 F9 F10 F11 

ρ g/cm³ 1,06 1,07 0,96 1,02 1,05 1,1 0,94 1,02 1,08 1,1 1,08 

G0 lb/100 ft² 3 4 4 5 7 5 3 4 4 3 4 

Gf lb/100 ft² 5 6 6 8 10 8 7 8 6 6 6 

 

A Tabela 4.6 apresenta os resultados de viscosidade plástica, PV (cP), viscosidade 

aparente, AV (cP), limite de escoamento, YP (lb/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 Apêndice A-1. 

 

Tabela 4.6 – Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 1. 

FPBME 
PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP 

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

(mL) 

ER 

(mm) 

k (30°C)  

(mD) 

k (55°C)  

(mD) 

F1 116,5 137,5 42 8,3 3,6 0,7 0,014 0,003 

F2 120 147,75 55,5 8,4 3,6 0,6 0,009 0,002 

F3 65 100 70 8,2 5,8 0,8 0,026 0,003 

F4 130 145 30 8,4 16,6 0,9 0,090 0,011 

F5 123 147 48 8,7 4,8 0,9 0,007 0,001 

F6 92 148,5 113 8,5 4,8 0,7 0,029 0,005 

F7 92,5 117,5 50 8,5 14 1,3 0,078 0,013 

F8 95,5 147,5 104 8,2 17,6 1,3 0,128 0,009 

F9 107,5 142,5 70 8,5 3 0,8 0,017 0,004 

F10 108 144 72 8,5 2,6 0,8 0,014 0,003 

F11 107,5 142,5 70 8,5 3 1,2 0,071 0,005 

 

Baseando-se nos resultados apresentados, é possível observar que um aumento na 

concentração do tensoativo Ultranex NP100 causa também um aumento nas propriedades 

reológicas dos fluidos formulados para esse sistema. Para a resposta PV, o aumento foi 

associado também ao aumento para o nível superior de concentração da fase oleosa na 

microemulsão, visto no fluido F4 (130 cP) e, consequentemente, menor concentração da fase 

aquosa. A viscosidade plástica é definida como a resistência ao fluxo em excesso do valor de 
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escoamento em um material plástico, de modo que sua resistência é afetada pela concentração 

de sólidos, tamanho do sólido 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 solúvel na fase aquosa. A parte hidrofóbica deste tensoativo tem origem no 

nonilfenol, enquanto a parte hidrofílica é proveniente das moléculas de óxido de etileno. A 

hidrofilicidade deste tensoativo não iônico é aumentada com o incremento do número de óxido 

de etileno, o que é equivalente a um crescimento no valor do balanço hidrofílico-lipofílico 

(BHL) (SOTTMAN et al., 2002; SCHOMACKER e HOLMBERG, 2009). Baseado nisso, o 

menor valor de PV foi observado no fluido F3 (65 cP), onde a formulação da microemulsão 

base do fluido se dá com o nível inferior do tensoativo Ultranex NP100 e o nível superior do 

óleo de pinho. Esse decréscimo na resposta pode estar associado à baixa concentração do 

tensoativo em comparação 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 mudanças aos níveis máximos de concentração do tensoativo e do inibidor 

de inchamento, observados no fluido F6 (148,5 cP e 113 lb/100 ft², respectivamente) e F8 (147,5 

cP e 104 lb/100 ft², respectivamente). AV apresenta maior influência do tensoativo Ultranex 

NP100. YP origina-se de forças eletroquímicas entre as partículas (LAHALI e DAIRANIEH, 

1989), assim, a interação entre as partículas do tensoativo Ultranex NP100 e do INIB1 é maior 

do que com a fase oleosa. Em contrapartida, visto que a resposta de AV é diretamente 

influenciada por PV e/ou YP, o fluido F3 (100 cP) apresentou menor resultado, aliado ao menor 

resultado de PV, mas não ao menor de YP, sendo este fluido formulado com os níveis mínimos 

de tensoativo e inibidor.  

A resposta da variável pH sofreu uma discreta influência da concentração de inibidor, 

quando os fluidos são formulados com o nível superior desta variável, observado nos fluidos 

F5 a F7. Os resultados estão de acordo com o que foi concluído por Gamal et al. (2019) e Al-

Hameedi et al. (2019), os quais mostraram que a reologia dos fluidos de perfuração pode ser 

alterada com um aumento do pH, devido às interações química entre o inibidor e o tensoativo 

utilizado. O inibidor citrato de potássio é comumente utilizado na indústria como “alterador” 

de pH (RUKSHANA et al., 2010). O fluido F8, que também foi formulado com o nível superior 

do inibidor, apresentou, no entanto, um resultado inferior quando comparado aos acima citados. 

Isso se deu devido ao fato das outras variáveis estarem em seus níveis superiores, o que mostra 

que existe uma interação mais significativa da fase oleosa com o tensoativo, do que com o 

inibidor com relação à resposta pH. 
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Com relação à perda de filtrado, VF, observa-se pela Tabela 4.6 que os fluidos 

formulados com os níveis máximos de tensoativo e da fase óleo 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 água presente na microemulsão interfere na 

formação do reboco. Uma menor quantidade de água, como é o caso dos fluidos mencionados, 

não proporcionou uma interação química tão satisfatória de modo a bloquear os poros e formar 

o reboco. Isto só pode ser observado em quantidade de água maiores, e, consequentemente, 

quantidades de tensoativo e fase oleosa menores na microemulsão, como é 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 

invasão do fluido à formação (CAENN et al., 2011). 

 A melhor combinação de resultados é observada com a diminuição na concentração 

de tensoativo, especialmente para os fluidos F3 e F7. Os baixos valores de perda de filtrado 

devem-se a uma rápida deposição de sólidos no meio filtrante, o que indica a formação de um 

reboco de baixa permeabilidade. As propriedades reológicas dos fluidos base microemulsão 

podem favorecer o baixo volume de filtrado destes. Uma baixa viscosidade do fluido está 

associada a um maior volume de filtrado, e pode interferir também na capacidade de carrear os 

cascalhos para os equipamentos de separação na superfície. Os fluidos de perfuração base 

microemulsão inibidos mostram menores resultados de perda de filtrado, quando comparado a 

fluidos de perfuração base água (ABDOU e AHMAED, 2010; BAI et al., 2014; DANTAS et 

al., 2014; OKON, UDOH e PERPETUA, 2014). 

Após o ensaio de filtração estática, 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 à perda de filtrado, portanto, apenas esta propriedade precisa ser 

especificada (CAENN et al., 2011). Trabalhos na literatura afirmam que a presença de um 

reboco na parede do poço de petróleo perfurado pode diminuir a probabilidade de propagação 

de fraturas na formação, prevenindo assim a perda de circulação (SONG e ROJAS, 2006; 

COOK et al., 2016). 

A formação do reboco mais espesso também está associada a um aumento na 

concentração da fase oleosa. O reboco formado cresceu proporcionalmente ao aumento de nível 

deste fator. O fluido de perfuração 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 microemulsão 

com tensoativo Ultranex NP100, o qual apresenta 55% de tensoativo, 40% de fase aquosa e 5% 

da fase oleosa. Neste caso, o tensoativo proporcionou à microemulsão energia livre suficiente 
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para encapsular as gotículas de óleo, reduzindo assim a tensão interfacial, propiciando uma 

maior sinergia com os sólidos do fluido, e, em especial, na superfície dos poros, tamponando-

os e bloqueando a passagem do filtrado. Assim, a interação entre a fase aquosa e o tensoativo 

desta microemulsão favoreceu uma maior obturação no meio filtrante. A Figura 4.7 mostra os 

rebocos formados para o sistema 1. De maneira geral, percebe-se que os rebocos formados 

foram finos e homogêneos. 

 

Figura 4.7 – Rebocos formados após ensaio de filtração estática para o sistema 1. 

 

 

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

utilizando a Equação 3.4, para fins de comparação. Segundo Wilson (2016), a permeabilidade 

do reboco é o parâmetro fundamental de controle na filtração estática e dinâmica, refletindo 

mais coesamente no comportamento da filtração no fundo do poço. Portanto, uma baixa 

permeabilidade do reboco é requerida para prevenir e mitigar a infiltração do fluido (FENG, LI 

e GRAY, 2018).  

Os fluidos base microemulsão com INIB1 apresentaram baixos valores de 

permeabilidade. O sal de potássio utilizado funcionou como substituinte dos cátions 

polivalentes nas posições 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), à temperatura de 30°C, e de 0,001 

mD (F5) a 0,011 mD (F4), à temperatura de 55°C. Nota-se, também, que há uma influência da 

temperatura, uma vez que a 55°C os fluidos apresentaram menores valores de permeabilidade. 

Tal fato mostra que a temperaturas mais elevadas, as microemulsões tendem a apresentar maior 

sinergia entre as moléculas, propiciando o uso em poços de perfuração mais profundos. 

A Tabela 4.7 apresenta a análise de variância (ANOVA) do planejamento experimental 

para o sistema 1, e são levados em consideração o teste de hipótese, em que se Fcalculado > Ftabelado, 
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a hipótese H1 é aceita, inferindo que existe significância estatística de ao menos um fator e/ou 

interação entre fatores. Também se leva em consideração o valor da relação Fcalculado/ Ftabelado, 

onde um resultado maior que 10 implica dizer que o modelo encontrado é robusto, não 

invalidando os resultados caso essa relação seja menor que 10 (BARROS NETO, SCARMINIO 

e BRUNS, 2010).  

 

Tabela 4.7 – Análise de Variância (ANOVA) para o sistema 1. 

Fonte de 

variação 

PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP 

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

(mL) 

ΕR 

(mm) 

k 30°C 

(mD)  

k 55°C 

(mD) 

R² 0,99 0,96 0,98 0,96 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 

Fcalc/ Ftab 6,47 1,11 3,1 1,13 0,16 2,8 3,2 3,7 

Modelos matemáticos codificados para os fluidos de perfuração base microemulsão inibida do sistema 1 

𝑃𝑉 (𝑐𝑃) = 105,2∗∗ + 10,12𝐴∗∗ − 17,12𝐵∗∗ − 7,12𝐶∗∗ + 23,9𝐴𝐵∗∗ − 24,1𝐴𝐶∗∗ − 6,9𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝐴𝑉 (𝑐𝑃) = 138,16∗∗ + 21,7𝐴∗∗ − 17,7𝐵∗∗ − 15,8𝐴𝐵∗∗ 

𝑌𝑃 (
𝑙𝑏

100
𝑓𝑡2) = 65,9∗∗ + 23,1𝐴∗∗ + 29,4𝐶∗∗ − 16,1𝐴𝐵∗∗ + 36,4𝐴𝐶∗∗ 

𝑝𝐻 = 8,42∗∗ − 0,14𝐵∗∗ + 0,16𝐶∗∗ − 0,19𝐴𝐶∗∗ 

𝑉𝐹 (𝑚𝐿) = 7,2∗∗ + 3,6𝐴∗∗ + 9,3𝐵∗∗ + 2,9𝐶∗∗ + 3,6𝐴𝐵∗∗ − 1,8𝐴𝐶∗∗ + 1,7𝐵𝐶∗∗ − 1,8𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝐸𝑅 (𝑚𝑚) = 0.78∗∗ + 0.39𝐵∗∗ 

𝐾30°𝐶  (𝑚𝐷) = 0.035∗∗ + 0,028𝐴∗∗ + 0,049𝐵∗∗ 

𝐾55°𝐶  (𝑚𝐷) = 0.0045∗∗ + 0.0054𝐵∗∗ 

Sendo: A = Concentração de tensoativo (%), B = Concentração da fase oleosa (%), C = concentração de inibidor de inchamento (g) 

 ** Estatisticamente significativa 

 

Para os fluidos de perfuração, preparados de acordo com o planejamento experimental, 

a análise de significância estatística mostra que o coeficiente de variação explicada, R², para as 

respostas PV, AV, YP e pH apresentaram valores superiores a 0,90 com 95% de confiabilidade. 

Isto indica que os modelos matemáticos propostos para estas respostas são capazes de explicar 

de maneira efetiva as variações. A determinação R² quantifica a qualidade do ajuste do modelo, 

visto que este fornece uma medida da proporção de variação explicada pela regressão em 

relação à variância total da resposta, variando de 0 a 1 (RODRIGUES e LEMA, 2010). Os 

modelos para estas respostas ainda apresentaram valores da relação Fcalculado/ Ftabelado >1, 
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mostrando que são estatisticamente significativos. 

Para as demais respostas, R² apresentou um baixo valor, o que indica que é necessário 

um ajuste dos modelos. A relação Fcalculado/ Ftabelado para estes também não mostraram valores 

significativos (menores que 0,90). Para estas respostas, pode ser indicado um outro tipo de 

planejamento, porém não limita o objetivo deste trabalho. Os gráficos dos valores preditos e 

valores observados para todas as respostas do sistema 1 são mostrados no Apêndice A-1, e 

mostram que, para as respostas PV, AV, YP e pH, uma maior linearidade dos modelos é 

observada.  

A resposta PV apresenta influência de todos os parâmetros e suas interações, com 

exceção da interação entre as concentrações de óleo de pinho e do inibidor INIB1, observado 

também pelo gráfico de Pareto (Figura 4.8a). Pela Figura 4.8b, nota-se que as curvas de médias 

marginais não são paralelas, o que indica que existe interação entre os fatores (CALADO e 

MONTOGOMERY, 2003; MONTGOMERY e RUNGER, 2018). A interação entre os fatores 

é mais amplamente observada no nível superior da concentração do inibidor, e quando a 

concentração da fase oleosa se aproxima de seu máximo dentro do planejamento experimental.  

 

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

  

(a) (b) 

  

Com relação à equação do modelo matemático obtida, um efeito positivo de um 

determinado fator e/ou interação indica que a resposta pode ser aumentada, enquanto um efeito 

negativo do fator reflete que a resposta é diminuída quando o nível deste fator e/ou interação é 

aumentado (KANIA et al., 2021). Observa-se que, o tensoativo Ultranex NP100 e a interação 

entre o tensoativo e o óleo de pinho são os que mais influenciam a resposta. Um aumento na 

concentração do tensoativo resulta em um possível aumento de PV. Por outro lado, em termos 
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de minimização desta resposta, um aumento na concentração dos fatores óleo de pinho, INIB1, 

e a interação entre esses dois fatores diminuem a resposta PV. 

As Figuras 4.9a e 4.9b apresentam as superícies de resposta para PV, sendo fixado a 

fase oleosa em 10 % da massa total da microemulsão (a), e 20 g de inibidor citrato de potássio 

(b). É observado que em (a), maiores resultados de PV são alcançados aumentando a 

concentração do tensoativo Ultranex NP100 na microemulsão, e em (b), ao se diminuir as 

concentrações tanto da fase oleosa quanto do tensoativo, maiores resultados da resposta PV são 

alcançados, o que está de acordo com o que foi discutido anteriormente. 

 

Figura 4.9 – Superfícies de resposta para PV fixando: (a) concentração da fase oleosa em 

10%; (b) concentração de INIB1 em 20 g. 

  

(a) (b) 

 

Para a resposta AV, observa-se pelo gráfico de Pareto (Figura 4.10a), que as 

concentração do tensoativo NP100 apresentou maior influência nesta resposta, seguido pela 

concentração da fase oleosa e da interação entre os dois fatores. Pela análise da equação do 

modelo para esta resposta, uma maximização de AV é notada junto com um aumento na 

concentração do tensoativo. O oposto ocorre ao aumentar a concentração do óleo de pinho no 

sistema, visto que este é inversamente proporcional à resposta. Pela Figura 4.10b, gráfico de 

médias marginais, nota-se que as curvas não são paralelas, o que implica dizer que as interações 

dos fatores afetam esta resposta. 

 

 

 

 

Fitted Surface; Variable: PV (cP)

2**(3-0) design; MS Residual=8,237689

DV: PV (cP)

44

46

48

50

52

54

56

Surfa
ctant

15,5
16,0

16,5
17,0

17,5
18,0

18,5
19 ,0

19 ,5
20,0

20 ,5

Inhibitor

40

60

80

100

120

140

160

P
V

 (c
P

)

 > 140 

 < 136 

 < 116 

 < 96 

 < 76 

 < 56 

Fitted Surface; Variable: PV (cP)

2**(3-0) design; MS Residual=8,237689

DV: PV (cP)

44

46

48

50

52

54

56

Surfa
ctant

4

5

6

7

8

9

10

11

Oil Phase

70

80

90

100

110

120

130

140

P
V

 (c
P

)

 > 130 

 < 128 

 < 118 

 < 108 

 < 98 

 < 88 



95 

 

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

  

(a) (b) 

 

As Figuras 4.11a, e 4.11b apresentam as superfícies de resposta para AV, fixando a 

concentração de óleo de pinho em 10% (a), e 5% (b). É possível observar que para menores 

concentrações do INIB1 e tensoativo, a resposta AV diminui. Nota-se também que é possível 

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

concentrações, o tensoativo maximiza AV. 

 

Figura 4.11 – Superfícies de resposta para AV fixando a concentração da fase oleosa em: (a) 

10%; e (b) 5%. 

  

(a) (b) 

 

A terceira resposta a apresentar modelo estatisticamente significativo foi o limite de 

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

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

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

2017). A equação do modelo mostra que um aumento na concentração do tensoativo e do INIB1 

acarreta igualmente em aumento nesta resposta. Por outro lado, o aumento na concentração da 

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

estatisticamente significativa. As interações podem ser mais notadas ao nível inferior de INIB1 

(Figura 4.12b). Por esta figura se observa que há interações entre os fatores. 

 

Figura 4.12 – (a) Gráfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 1. 

  
(a) (b) 

 

As Figuras 4.13a e 4.13b mostram as superfícies de respostas para YP, onde em (a) o 

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

concentração do tensoativo foi fixada em 55% (limite superior). Por 4.11a, é possível visualizar 

que valores mínimos de YP são obtidos quando se  aumenta as concentrações do tensoativo e 

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

onde valores baixos de YP são obtidos em todo o espectro do eixo da superfície. 
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Figura 4.13 – Superfícies de resposta para YP fixando: (a) concentração da fase oleosa fixada 

em 5 %; (b) concentração do tensoativo fixada em 55 %. 

 
 

(a) (b) 

 

Quanto a resposta pH, que também apresentou modelo estatisticamente significativo 

pelo teste-f (H1 foi aceito) e pelo coeficiente de determinação,R² (0,96) observa-se que, o INIB1 

apresentou maior influência na resposta. Individualmente, o tensoativo Ultranex NP100 não se 

mostrou estatisticamente significativo no modelo matemático, porém apresenta significância 

nas interações com os outros dois fatores (Figura 4.14a). Aumentando a concentração do 

inibidor de inchamento, consequentemente se obtém maiores valores de pH. Para uma melhor 

estabilidade do sistema, quanto a esta resposta, a concentração de óleo também deve ser 

aumentada, visto que individualmente e, em interações tanto com o tensoativo, como com o 

INIB1, o pH é minimizado. As interações no sistema são mais observadas ao nível superior de 

concentração de INIB1 (Figura 4.14b). 

 

Figura 4.14 – (a) Gráfico de Pareto, e (b) Médias marginais para pH, sistema 1. 

  
(a) (b) 
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As Figuras 4.15a e 4.15b apresentam as superfícies de resposta para o pH, fixando a 

concentração do INIB1 em 16g (a), e 20g (b). As duas concentrações do inibidor geram pH 

mais elevado, no entanto, em 20 g o pH apresenta valores ainda mais elevados, ao se diminuir 

as concentrações do tensoativo não iônico Ultranex NP100 e do óleo de pinho. 

 
Figura 4.15 – Superfícies de resposta para pH fixando INIB1 em (a)16 g; (b) 20 g. 

  

(a) (b) 

 

As outras respostas não apresentaram modelos estatisticamente significativos 

seguindo o planejamento fatorial proposto. Apesar de apresentarem fatores estatisticamente 

significativos, ou seja, a hipótese H1 é aceita, de uma maneira geral os modelos não 

apresentaram coeficiente de variação (R²) e robustez do modelo satisfatórios. Os gráficos de 

Pareto e de médias marginais para FL, ER, k 30°C e k 55°C são apresentados no Apêndice A-

1. 

 

4.2.2 Sistema 2 

 

O segundo sistema no planejamento experimental de fluidos de perfuração base 

microemulsão inibidora é composto pela mesma base de microemulsão do primeiro sistema: 

solução água/glicerol (1:1); óleo de pinho; tensoativo não iônico Ultranex NP100), porém com 

o INIB2 (K2SO4). Os demais aditivos sólidos são comuns a todos os fluidos, sendo apresentados 

na Tabela 3.2.  

A Tabela 4.8 apresenta os resultados obtidos para os parâmetros reológicos, assim 

como os coeficientes SSE, RMSE e R². Os resultados da duplicata deste sistema encontram-se 
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no Apêndice A-2. 

 

Tabela 4.8 – Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 2. 

FPBME K (Pa•sn) n τy (Pa) SSE R2 RMSE 

F12 0,73 0,76 1,31 15,28 0,9989 2,26 

F13 0,63 0,79 3,05 15,91 0,9989 2,30 

F14 0,83 0,74 3,03 8,94 0,9993 1,73 

F15 0,38 0,85 4,46 10,66 0,9992 1,89 

F16 0,45 0,82 3,56 9,27 0,9993 1,76 

F17 0,92 0,71 2,46 19,51 0,9982 2,55 

F18 1,31 0,67 0,90 12,59 0,9999 2,05 

F19 0,64 0,78 2,26 0,15 0,9999 0,23 

F20 0,78 0,75 2,83 0,77 0,9999 0,51 

F21 0,71 0,77 2,27 3,05 0,9998 1,00 

F22 0,78 0,75 2,83 0,77 0,9999 0,51 

FPBME= Fluido de perfuração base microemulsão 

 

O modelo de Herschel-Bulkley foi adotado para classificação reológica dos fluidos 

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

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

determinação apresentou valores altos para todos os fluidos. É importante notar que o ajuste do 

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

um bom ajuste ao proposto. 

Observa-se, pela Tabela 4.8, que a presença do INIB2 não alterou o índice de 

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

que, os três elementos base da microemulsão são os que controlam mais fortemente este 

parâmetro.  

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

fluidos de perfuração deste sistema, e os perfis de viscosidade versus a taxa de cisalhamento. 
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Figura 4.16 – (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 2. 

 
(a) 

 
(b) 

 

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-1, continuando 

com uma pequena divergência à taxa de 1022 s-1. O fluido F17, composto por 55% de tensoativo 
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na microemulsão, apresentou menor tensão de cisalhamento à taxa de 1022 s-1, o que se 

contrapõe ao que foi obtido no sistema 1 onde as menores tensões de cisalhamento foram 

observadas nos fluidos com menor concentração do Ultranex NP100. A diferença de resultados 

está associada à interação entre as fases presentes na microemulsão e os inibidores de 

inchamento utilizados. O tensoativo Ultranex NP100 pareceu interagir menos com o citrato de 

potássio (INIB1), pois devido a sua alta higroscopicidade há competição pela água presente na 

mistura levando a uma maior tensão de cisalhamento nos fluidos de perfuração projetados com 

uma quantidade maior de surfactante. Por outro lado, o sulfato de potássio (INIB2), como é 

altamente solúvel em água, levou a uma mistura mais homogênea apresentando uma melhor 

sinergia entre os componentes da microemulsão. 

Quanto à 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 perfuração deve ser 

alta o suficiente sob condições de baixo cisalhamento para suspender e transportar cascalhos de 

debaixo da broca para a superfície. Além disso, a viscosidade deve ser suficientemente baixa 

sob altas taxas de cisalhamento para um fluxo adequado. 

Os resultados de densidade dos fluidos (ρ) são apresentados na Tabela 4.9. Também 

são apresentados os valores de gel inicial (G0) e gel final (Gf). 

 

Tabela 4.9 – Densidade e força gel (G0 e Gf) para o sistema 2. 

 Unidade F12 F13 F14 F15 F16 F17 F18 F19 F20 F21 F22 

ρ g/cm³ 1,03 1,08 0,92 1,04 1,06 1,07 1,11 1,1 1,09 1,07 1,11 

G0 lb/100 ft² 4 4 5 4 6 4 7 6 5 5 6 

Gf lb/100 ft² 7 6 8 6 9 7 9 8 8 8 9 

 

A Tabela 4.10 apresenta os resultados de viscosidade plástica, PV (cP), viscosidade 

aparente, AV (cP), limite de escoamento, YP (lb/100 ft²), 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 os 

fluidos de perfuração base microemulsão inibidora do sistema 2. Os resultados de duplicata 

para este sistema encontram-se no Apêndice B-2. 
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Tabela 4.10 – Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 2. 

Fluido 
PV  

(cP) 

AV 

(cP) 

YP 

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

(mL) 

ER 

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

F12 103,5 136 65 8,04 4,6 0,9 0,021 0,002 

F13 123 146,5 47 8,26 4,2 0,9 0,016 0,002 

F14 102,5 137,5 70 8,37 9 1,6 0,025 0,003 

F15 118 142,5 49 8,26 11,8 1,9 0,113 0,010 

F16 110 135 50 8,42 4,4 0,8 0,015 0,002 

F17 87,5 125 75 8,52 2,4 0,8 0,011 0,001 

F18 92,5 130 75 8,48 9 1,6 0,043 0,006 

F19 120 145 50 7,75 10,8 1,1 0,016 0,003 

F20 115 145 60 8,01 10,2 1,2 0,062 0,006 

F21 112,5 142,5 60 8,06 9,4 0,9 0,054 0,006 

F22 115 145 60 8,01 8 0,9 0,036 0,005 

 

Assim como os fluidos de perfuração do sistema 1, o tensoativo Ultranex NP100 

influenciou amplamente a propriedade PV. Um aumento no valor desta resposta é observado, 

ao passo que há um acréscimo na concentração do tensoativo na microemulsão base dos fluidos. 

Um aumento maior em PV é observado quando a fase óleo e o INIB2 também são elevados ao 

nível superior, 10% de concentração na microemulsão e 20 g, respectivamente, observado no 

fluido F19 (120 cP). Isso ocorre pois a viscosidade plástica reflete a quantidade de sólidos 

presentes no fluido de perfuração. O K2SO4 é um material higroscópico (Archer e Kirklin, 

2002), apresentando solubilidade em água de 11 g em 100 mL de H2O a 20°C. Por outro lado, 

como é possível visualizar nos fluidos F16 e F17, um comportamento não linear é notado, nos 

quais o nível inferior do tensoativo é utilizado na formulação dos fluidos. 

Aumentar PV sem aumentar a densidade do fluido implica, indiretamente, em um 

aumento na quantidade de partículas ultra finas no fluido de perfuração (ELKATATNY, 

TARIQ e MAHMOUD, 2016), visto que a densidade dos fluidos deste sistema sofre pouca 

variação (Tabela 4.9). O mesmo comportamento é considerado na resposta AV, em que uma 

maior influência do tensoativo pode ser observada, visto que AV é influenciada por PV e/ou 

YP. Do ponto de vista de minimização de ambas respostas, a melhor combinação 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 concentração de inibidor está em seu nível 

superior, visto que o INIB2 é solúvel na fase aquosa (LARRAÑAGA et al., 2016). 

Por outro lado, YP apresentou melhor combinação quando a concentração do INIB2 
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estava em nível inferior, 16 g, e não apresentou ser amplamente influenciado pela concentração 

do tensoativo Ultranex NP100, ou seja, as duas variáveis não apresentam significativa sinergia 

para esta resposta. A melhor combinação de resultados pode ser observada nos fluidos F13 (47 

lb/100 ft²) e F15 (49 lb/100 ft²).  

O sulfato de potássio não apresenta em suas características um alto valor de pH, 

diferentemente do citrato de potássio, variando entre 5 e 8,5. Por isso, os fluidos de perfuração 

do sistema 2 não apresentaram grande variação de pH, diferenciando entre 7,75 (F19) e 8,52 

(F17). Observa-se que, os fluidos formulados com o nível mais alto do INIB2 apresentaram pH 

mais elevado, com exceção do F19, que pode ter sido influenciado também pelas concentrações 

superiores do tensoativo e do óleo de pinho. 

Os fluidos de perfuração base microemulsão inibidora do sistema 2, assim como os do 

sistema 1, apresentaram baixos valores de perda de filtrado, estando todos dentro das 

especificações estabelecidas pelo API-Standard 13B-1. Nota-se que o VF é mais fortemente 

influenciado pela concentração da fase oleosa no sistema, em que um decréscimo no resultado 

desta resposta é acompanhado pela diminuição na concentração do óleo 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 tendência de adsorção na 

interface água-óleo, não promovem o tamponamento dos poros do meio filtrante tão 

eficientemente quanto os outros fluidos deste sistema, o que gera uma maior invasão 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 concentração do tensoativo está em nível 

máximo, apresentando resultado de 2,4 mL. O sal de potássio propiciou um ambiente 

eletroquímico favorável para uma maior interação entre os sólidos do fluido e a fase contínua. 

Por ser proporcional à perda de filtrado com o meio (CAENN et al., 2011), a espessura 

do reboco formado após os ensaios de filtração 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 aparência homogênea e lisa.  
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Figura 4.17 – Rebocos formados após ensaio de filtração estática para o sistema 2. 

 

 

Quanto a permeabilidade dos rebocos formados, k, após o ensaio de filtração 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 

perfuração formulados a partir do menor nível de concentração de óleo de pinho (5% em 

concentração na microemulsão) (fluidos F12, F13, F16 e F17), k apresentou menores valores. 

Sendo assim, a concentração da fase oleosa na microemulsão 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 formulação desse fluido está associada ao nível 

superior dos três fatores estudados, o que implica dizer que pode existir uma interação conjunta 

significativa para esta resposta. 

A Tabela 4.11 apresenta os dados da análise de variância para este sistema, e a análise 

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

 

Tabela 4.11 – Análise de Variância (ANOVA) para o sistema 2. 

Continua 

Fonte de 

variação 

PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP 

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

(mL) 

ΕR 

(mm) 

k 30°C 

(mD)  

k 55°C 

(mD) 

R² 0,91 0,78 0,99 0,78 0,87 0,94 0,88 0,86 

R² adj 0,71 0,25 0,99 0,30 0,57 0,81 0,60 0,55 

Fcalc/ Ftab 1,62 0,53 1506,4 0,18 1,05 2,55 0,35 0,86 

Modelos matemáticos codificados para os fluidos de perfuração base microemulsão inibida do sistema 2 
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Tabela 4.11 – Análise de Variância (ANOVA) para o sistema 2. 

Conclusão 

𝑃𝑉 (𝑐𝑃) = 109∗∗ + 10𝐴∗∗ − 9,25𝐶∗∗ + 11,5AB∗∗ − 7,5𝐴𝐶∗∗ + 5,25𝐵𝐶∗∗ + 13,50𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝐴𝑉 (𝑐𝑃) = 139,1∗∗ + 5,12𝐴∗∗ − 6,9𝐶∗∗ + 4,9𝐴𝐵∗∗ + 7,62𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝑌𝑃 (𝑙𝑏/100 𝑓𝑡²) = 60,1∗∗ − 9,75𝐴∗∗ + 1,75𝐵∗∗ + 4,75𝐶∗∗ − 13,25𝐴𝐵∗∗ + 9,75𝐴𝐶∗∗ − 1,75𝐵𝐶∗∗ − 11,75𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝑝𝐻 = 8,19∗∗ − 0,13𝐴∗∗ − 0,09𝐵∗∗ − 0,29𝐴𝐵∗∗ − 0,18𝐴𝐶∗∗ − 0,26𝐵𝐶∗∗ − 0,12𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝑉𝐹 (𝑚𝐿) = 7,62∗∗ + 6,25𝐵∗∗ 

𝐸𝑅 (𝑚𝑚) = 1,16∗∗ + 0,70𝐵∗∗ 

𝐾30°𝐶  (𝑚𝐷) = 0,037∗∗ 

𝐾55°𝐶  (𝑚𝐷) = 0,004∗∗ + 0,004𝐵∗∗ + 0,003𝐴𝐶∗∗ − 0,002𝐴𝐵𝐶∗∗ 

Sendo: A = Concentração de tensoativo (%), B = Concentração da fase oleosa (%), C = concentração de inibidor de inchamento (g) 

 ** Estatisticamente significativa 

 

Pelo teste de hipótese, 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 determinação, R², com 95% de confiabilidade, as 

respostas PV, YP e ER apresentaram valores satisfatórios, e a análise será limitada a estas 

respostas. Os gráficos de valores preditos por observados de todas as respostas são apresentadas 

no Apêndice B-2, onde se pode observar que para PV, YP e ER os gráficos mostram uma maior 

linearidade.  

Para a resposta PV, pelo gráfico de Pareto (Figura 4.18a), observa-se que a interação 

entre os três fatores se mostrou mais significativo, influenciando mais amplamente o sistema. 

Apenas a concentração da fase oleosa não apresenta valor-p estatisticamente significativo, 

porém ele se mostra marginalmente significativo. A equação do modelo para essa variável 

mostra que um aumento na concentração 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 três fatores em conjunto. Analisando o gráfico de 

médias marginais (Figura 4.18b), nota-se que não são paralelas, em especial ao nível superior 

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

  
(a) (b) 

 

As Figuras 4.19a e 4.19b mostram as superfícies de resposta para PV. Pela Figura 

4.19a, vê-se que menores valores para esta resposta são obtidas com um aumento conjunto dos 

fatores tensoativo Ultranex NP100 e inibidor sulfato de potássio, fixando a concentração de 

óleo no nível inferior. Por outro lado, pela Figura 4.18b, maiores valores de PV são alcançados 

ao se fixar a concentração do tensoativo em nível superior (55%), e aumentando a concentração 

do óleo de pinho na microemulsão. Ou seja, a viscosidade plástica para este sistema é 

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

 

Figura 4.19 – Superfícies de resposta para PV fixando a concentração da fase oleosa em: (a) 

5%; e (b) em 10%. 

  
(a) (b) 

 

Em relação à resposta YP, esta apresentou valor de R² 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 relação entre 

Fcalculado/Ftabelado apresentou um alto valor (1506,4). Pelo gráfico de Pareto (Figura 4.20a), nota-

se que todos os fatores, assim como suas interações mostraram valor-p estatisticamente 

significativo. Pela equação do modelo percebe-se que, em termos de maximização do resultado 

de YP, um aumento na concentração do INIB2 e a interação em conjunto com a concentração 

do tensoativo pode aumentar esta resposta. Como discutido para o sistema 1, o resultado pode 

estar alinhado com o fato de o sal de potássio promover um ambiente eletroquímico mais 

acentuado. Em contrapartida, em temos de minimização da resposta, YP pode ser diminuída 

com o aumento da concentração do tensoativo e, em especial, quando esse aumento está em 

conjunto com um aumento na concentração da fase oleosa e a interação entre os três fatores. 

 

Figura 4.20 – (a) Gráfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 2. 
Pareto Chart of Standardized Effects; Variable: YP (lb/100 ft²)

2**(3-0) design; MS Residual=,0113636
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A Figura 4.20b mostra as médias marginais para YP. Percebe-se que, ao nível inferior 

do INIB2, as curvas tendem a um paralelismo, mas apresenta uma grande interação ao nível 

superior desta variável. As Figuras 4.21a e 4.21b mostram as superfícies de resposta para YP 

(a) com o tensoativo fixado a 55% e (b) com o INIB2 fixado em 20 g. Valores mínimos de YP 

podem ser alcançados em quase toda a faixa da fase oleosa, porém valores máximos são vistos 

quando se aumenta INIB2. 
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Figura 4.21 – Superfícies de resposta para YP fixando: (a) concentração do tensoativo em 55 

%; (b) concentração do INIB2 em 20 g 

  
(a) (b) 

 

Quanto à resposta ER, apenas a concentração da fase oleosa influencia esta resposta, 

visto no gráfico de Pareto (Figura 4.22a). Pela equação do modelo, um aumento na 

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

pode estar associado à pouca interação de tamponamento dos poros causado pelo óleo de pinho 

em conjuntos com os outros aditivos dos fluidos de perfuração deste sistema. O gráfico de 

médias marginais, apresentado na Figura 4.22b, mostra interações dos fatores deste sistema, em 

especial ao nível inferior do inibidor INIB2. 

 

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

  

(a) (b) 
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Figura 4.23 – Superfícies de resposta para ER fixando a concentração (a) INIB2 em 18g; (b) 

tensoativo em 50%.  

  

(a) (b) 

 

Por mais que as outras respostas de modo geral não apresentem modelos 

representativos, todas elas apresentam fatores e/ou interações estatisticamente significativos 

(hipótese H1). Os gráficos de Pareto e das médias marginais para AV, pH, FL, ER e k à 30°C e 

55°C são apresentados no Apêndice A-2. 

 

4.2.3 Sistema 3 

 

Os fluidos de perfuração do sistema 3 foram formulados a partir de microemulsões 

compostas por solução glicerol/água (1:1), como fase aquosa; óleo de pinho, como fase oleosa; 

e tensoativo não iônico Alkest Tween 80. O citrato de potássio (INIB1) foi utilizado como 

aditivo químico para retração do inchamento de formações hidratáveis, e a formulação seguiu 

o planejamento experimental mostrado na Tabela 3.6. Os aditivos utilizados na preparação dos 

fluidos de perfuração foram os mesmos que os dos sistemas anteriores, seguindo ordem de 

adição mostrada na Tabela 3.2. 

A Tabela 4.12 mostra os resultados dos paramentos reológicos para os fluidos F23 a 

F33. Os resultados de duplicata tanto dos parâmetros reológicos como das curvas de fluxo 

encontram-se no Apêndice A-3. 
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Tabela 4.12 – Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 3. 

FPBME K (Pa•sn) n τy (Pa) SSE R2 RMSE 

F23 0,37 0,79 4,52 4,25 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 5,02 0,9995 1,29 

F27 0,18 0,84 5,73 3,42 0,9987 1,07 

F28 0,28 0,80 5,22 0,95 0,9998 0,56 

F29 3,82 0,53 0,00 64,73 0,9958 4,02 

F30 0,59 0,78 5,34 30,77 0,9972 3,20 

F31 0,39 0,81 4,60 5,52 0,9993 1,36 

F32 0,40 0,80 4,45 7,76 0,999 1,61 

F33 0,44 0,80 4,48 8,43 0,9999 1,68 

FPBME= Fluido de perfuração base microemulsão 

 

É possível observar, pela Tabela 4.12, que os fluidos de perfuração apresentaram um 

bom ajuste ao modelo reológico de Herschel-Buckley, visto que o coeficiente de determinação 

R² apresentou resultados maiores que 0,99. No entando, o fluido F29 apresentou um alto valor 

de SSE e RMSE, o que não é desejado. O modelo proposto para este fluido talvéz não adequou-

se bem. 

Ainda pela Tabela 4.12, nota-se que, n, índice de comportamento de fluxo, apresentou 

valores menores que os sistemas 1 e 2, mostrando que os fluidos de perfuração do sistema 3 

estão 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 interação com a fase aquosa deste sistema. 

A Figura 4.24 apresenta as curvas de fluxo para os fluidos de perfuração do sistema 3. 

Observa-se que o fluido F29, composto por 45% de tensoativo, 10% de óleo de pinho, e 20 g 

do INIB1 apresentou uma maior tensão 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 relação em tensão e taxa de cisalhamento. Comparando os dois fluidos 
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de perfuração, a diferença no comportamento pode estar associada à concentração do óleo de 

pinho na microemulsão.  

 

Figura 4.24 – (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 são mostrados os 

resultados de gel inicial (G0) e gel final (Gf) dos fluidos de perfuração propostos neste sistema. 

 

Tabela 4.13 – Densidade e força gel (G0 e Gf) para o sistema 3. 

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

ρ g/cm³ 1,05 0,92 1,01 1 0,91 1,04 1,04 1,07 1,09 1,01 1,1 

G0 cP 8 5 13 15 5 7 5 8 5 4 4 

Gf cP 15 14 16 18 7 9 9 10 6 6 7 

 

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

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

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

3.  

 

Tabela 4.14 – Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 3. 

FPBME 
PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP 

(lb/100 ft²) 
pH VF (mL) 

ER 

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

F23 72,5 92,5 40 8,71 1,0 1,1 0,002 0,001 

F24 57,5 70 25 8,68 0,8 1,0 0,003 0,0014 

F25 77,5 95 35 8,9 1,6 0,8 0,010 0,003 

F26 103,5 124,5 42 9,08 0,8 0,8 0,006 0,0012 

F27 52,5 65 25 9,37 0,8 1,0 0,006 0,0008 

F28 62,5 77,5 30 8,98 0,8 1,0 0,005 0,0004 

F29 78,5 143 129 8,72 2,2 0,9 0,014 0,0016 

F30 92,5 127,5 70 8,91 1,6 0,9 0,011 0,0008 

F31 90 107,5 35 8,92 1,2 1,1 0,011 0,0017 

F32 90 107,5 35 8,9 1,2 1,0 0,003 0,0004 

F33 90 112,5 45 8,95 1,2 0,8 0,006 0,0008 

 

A partir dos resultados obtidos, observa-se que a resposta PV é mais influenciada pela 
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concentração da fase oleosa (fluidos F25, F26, F29 e F30), especialmente quando se há também 

um aumento na concentração do tensoativo (F26 e F30). Uma maximização 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 minimização da resposta pode ser obtida ao diminuir a 

concentração da fase oleosa, mostrada especialmente nos fluidos F27 e F24, apresentando 

resultados de 52,5 cP e 57,5 cP. Ambas faixas de resultados são válidas em campo, visto que 

um maior resultado de PV é esperado para se carrear os cascalhos do fundo do poço à superfície, 

sendo necessário um cálculo 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 característica hidrofílica, com alto valor de BHL (15,0), e, como 

mencionado anteriormente, proporciona maior solubilização com a fase aquosa. A presença da 

cadeia de polioxietileno o torna solúvel ou dispersível em água, o que favorece na 

homogeneização da microemulsão O/A. Deve ser levado em consideração 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 à 25 °C). 

A concentração 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 combinação 

de níveis é observada no fluido F27 (65 cP e 25 lb/100 ft², respectivamente), no qual tanto a 

concentração de tensoativo como a de óleo de pinho encontram-se nos níveis inferiores, 45% e 

5% em concentração na microemulsão, 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 lb/100 ft², respectivamente). 

Assim como no sistema 1, o inibidor de inchamento citrato de potássio influenciou 

diretamente na resposta pH deste sistema. Os fluidos que apresentam maior concentração deste 

componente (fluidos F27, F28, F29 e F30) resultaram em um maior pH, mostrando que o citrato 

de potássio de fato funciona como “alterador” desta variável. No entanto, os resultados obtidos 

estão dentro da faixa aceitável de utilização em campo. 

 Quando comparados aos resultados dos fluidos de perfuração 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 à maior viscosidade do tensoativo utilizado 

nesse sistema (425 cP). Observa-se que os fluidos com maior volume de filtrado são aqueles 

com o nível inferior de concentração do tensoativo Alkest Tween 80, com exceção 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 máximo obtido foi de 2.2 mL. 

Quanto a ER, dado que a variação de filtrado na formação entre os fluidos deste 

sistema foi muito baixa (de 0,8 a 2,2 mL), esta resposta não apresentou uma variação 

significativa de resultados, de 0,8 a 1,1 mm. O tensoativo utilizado propiciou um maior 

tamponamento dos poros, gerando uma rápida deposição de sólidos 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 não iônico T80, que é maior que o tensoativo NP100. Figura 4.21 apresenta 

os rebocos obtidos para este sistema.  

 

Figura 4.25 – Rebocos formados após ensaio de filtração estática para o sistema 3. 

 

 

A permeabilidade apresentou uma influência da temperatura, assim como nos outros 

sistema já mencionados. À temperatura de 30°C, os valores de k variaram entre 0,002 e 0,014 

mD, enquanto que à 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 perfuração ajudam a dizer que sua 

utilização em campo é válida. 

A Tabela 4.15 mostra a análise de variância dos fluidos formulados do sistema 3, 

seguindo a ordem do planejamento estatístico apresentado na Tabela 3.6. 

 

Tabela 4.15 – Análise de Variância (ANOVA) para o sistema 3. 

continua 

Fonte de 

variação 
PV (cP) 

AV 

(cP) 

YP 

(lb/ 100ft²) 
pH 

VF 

(mL) 

ΕR 

(mm) 

k 30°C 

(mD)  

k 55°C 

(mD) 

R² 0,80 0,96 0,96 0,99 0,51 0,62 0,78 0,80 



115 

 

Tabela 4.15 – Análise de Variância (ANOVA) para o sistema 3. 

Conclusão 

R² adj 0,35 0,88 0,87 0,98 0,49 0 0,28 0,34 

Fcalc/Ftab 0,63 4,06 3,97 13,7 4,8 0,25 0,57 0,62 

Modelos matemáticos codificados para os fluidos de perfuração base microemulsão inibida do 

sistema 3 

𝑃𝑉 (𝑐𝑃) = 78,8∗∗ 

𝐴𝑉 (𝑐𝑃) = 102,05∗∗ + 46,25𝐵∗∗ − 20,0𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝑌𝑃(𝑙𝑏 100𝑓𝑡²⁄ )  = 45,5∗∗ + 39,0𝐵∗∗ + 28,0𝐶∗∗ + 33,0𝐵𝐶∗∗ 

𝑝𝐻 = 8,92∗∗ + 0,15𝐶∗∗ + 0,2𝐴𝐵∗∗ − 0,1𝐴𝐵∗∗ − 0,33𝐵𝐶∗∗ + 0,1𝐴𝐵𝐶∗∗ 

𝑉𝐹 (𝑚𝐿) = 1.35∗∗ + 0.75𝐵∗∗ 

𝐸𝑅 (𝑚𝑚) = 0,95∗∗ 

𝐾30°𝐶  (𝑚𝐷) = 0,007∗∗ 

𝐾55°𝐶  (𝑚𝐷) = 0.001∗∗ 

Sendo: A = Concentração de tensoativo (%), B = Concentração da fase oleosa (%), C = concentração de inibidor de inchamento (g) 
 ** Estatisticamente significativa 

 

Pela Tabela 4.15, os modelos matemáticos propostos para AV, YP e pH atendem 

significativamente os requisitos propostos inicialmente, com valor de R² 0,96, 0,9 e 0,99 

respectivamente, e robustez do modelo. Para se ter um melhor entendimento das respostas, os 

gráficos de valores preditos por observados foram plotados, e são apresentados no Apêndice A-

3. 

Analisando AV, nota-se que os fatores concentração da fase oleosa (B) e a interação 

entre os três fatores (ABC) influenciam a resposta. Pela equação do modelo matemático, o óleo 

de pinho mostra uma maior interação estatística, onde aumentando essa variável, aumenta-se 

mais amplamente AV. A Figura 4.26a mostra o gráfico de Pareto para esta resposta, com as 

respostas estatisticamente significativas. A análise da Figura 4.26b, mostra que existe 

significância nas interações do modelo, mais fortemente observada com a concentração do 

inibidor no nível inferior. 

 

 



116 

 

Figura 4.26 – (a) Gráfico de Pareto, e (b) Médias marginais para AV, sistema 3. 

  
(a) (b) 

 

As Figuras 4.27a e 4.27b mostram as superfícies de resposta para a propriedade AV 

do sistema 3. AV é amplamente influenciada com o aumento da concentração da fase oleosa e 

do INIB1. Observa-se pela Figura 23b que a concentração de tensoativo pouco influencia nesta 

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

 

Figura 4.27 – Superfícies de resposta para AV fixando: (a) concentração de tensoativo em 45 

%; e (b) concentração de INIB1 em 20 g. 

  

(a) (b) 

 

Quanto a propriedade YP, de acordo com a Tabela 4.15 (ANOVA), os fatores 

concentação da fase oleosa e concentração do INI1, assim como a interação entre esses dois 

fatores apresentam-se como estatisticamente significativos. A Figura 4.28a mostra o gráfico de 

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

  

(a) (b) 

 

As Figuras 4.29a e 4.29b mostram as superfícies de resposta para a propriedade YP. 

Em (a), a concentração de óleo foi fixada ao nível superior (10%), enquanto em (b), a 

concentração de óleo foi fixada ao nível inferior (5%). Observa-se que a resposta de YP é mais 

influenciada por esta variável, visto que maiores valores são obtidos quando a fase oleosa está 

em seu nível superior, obtendo resultado oposto quando esta se encontra em nível inferior. Além 

disso, menores valores de YP podem ser obtidos também aumentando ambas as concentrações 

de inibidor e tensoativo. 

 

Figura 4.29 – Superfícies de resposta para YP fixando a concentração da fase oleosa em: (a) 

10 %; e (b) 5 %. 

  

(a) (b) 

 

Para a resposta pH, individualmente, a concentração do INIB1 é o fator que mais 

influencia a resposta. Como é observado na equação do modelo, a concentração desse fator, 
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assim como a interação do tensoativo e da fase oleosa, podem maximizar a resposta. A Figura 

4.30a e 4.30b, apresentam o gráfico de Pareto, e o gráfico de médias marginais, 

respectivamente. 

 

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

  
(a) (b) 

As Figuras 4.31a e 4.31b apresentam as superfícies de resposta para o pH, fixando a 

concentração do inibidor INIB1 em 16g (a), e 20g (b). Nota-se que em (a) um maior valor de 

pH pode ser obtido quando um aumento em conjunto das concentrações do tensoativo e da fase 

oleosa é proposta. Tal resultado é confirmado pela equação do modelo. Em (b), observa-se que 

um comportamento inverso é apresentado. 

 

Figura 4.31 – Superfícies de resposta para pH fixando a concentração do INIB1 em: (a) 16g; 

(b) 20g. 

  
(a) (b) 

 

A discussão para as respostas PV, VF, ER, e k 30°C e 55°C é omitida dado que estas 

respostas não apresentaram modelos robustos e apresentaram ruídos (gráficos de valores 
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preditos versus observados, Apêndice A-3). No entanto, vale ressaltar que, com exceção de ER 

e k 55°C, todas as outras respostas apresentaram valores de Fcalculado> Ftabelado, indicando que há 

ao menos um fator e/ou interação estatisticamente significativo (a) no sistema. Os gráficos de 

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

 

4.2.4 Sistema 4 

 

Por fim, os fluidos de perfuração do sistema 4 foram formulados baseados na tabela 

de planejamento experimental (Tabela 3.6), e seguindo a ordem de adição como mostrada na 

Tabela 3.2. Foram utilizados o tensoativo Alkest Tween 80 na formulação das microemulsões 

base dos fluidos, e o sulfato de potássio (INIB2) como aditivo químico para inibição de 

expansão de folhelhos. Tanto a fase aquosa quanto a fase oleosa permaneceram as mesmas 

como os outros sistemas já apresentados, solução de glicerol e água (1:1) e óleo de pinho, 

respectivamente. 

A Tabela 4.16 apresenta os parâmetros reológicos obtidos após as leituras a 3, 6, 100, 

200, 300 e 600 rpm no viscosímetro Fann 35A, e a Figuras 4.32 apresenta as curvas de fluxo 

para este sistema. Quanto à duplicata deste sistema, os resultados são apresentados no Apêndice 

A-4. 

 

Tabela 4.16 – Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 4. 

FPBME K (Pa•sn) n τy (Pa) SSE R2 RMSE 

F34 0,85 0,64 3,02 7,87 0,9978 1,62 

F35 0,36 0,83 3,83 4,09 0,9995 1,17 

F36 2,67 0,56 0,20 56,96 0,9954 3,77 

F37 3,08 0,56 0,70 73,04 0,9953 4,93 

F38 0,60 0,76 2,92 2,18 0,9998 0,85 

F39 0,80 0,65 0,44 21,38 0,9945 2,67 

F40 4,71 0,50 2,40 160,70 0,9906 7,32 

F41 2,92 0,57 2,30 79,94 0,9948 5,16 

F42 2,55 0,59 1,00 83,01 0,9944 5,26 

F43 2,23 0,61 3,60 96,54 0,9938 5,67 

F44 2,65 0,58 2,00 19,48 0,9987 2,21 

FPBME= Fluido de perfuração base microemulsão 
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Figura 4.32 – (a) Curvas de fluxo; (b) Viscosidade vs Taxa de cisalhamento sistema 4 
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Os fluidos de perfuração para este sistema também seguiram o modelo reológico de 

Herschel-Bulkley, com n variando entre 0 e 1. Os resultados foram similares aos encontrados 

para o sistema 3, não havendo grandes variações. A Tabela 4.17 apresenta os resultados de 

densidade dos fluidos, força gel inicial (G0) e final (Gf). 

 

Tabela 4.17 – Densidade e força gel (G0 e Gf) para o sistema 4. 

  F34 F35 F36 F37 F38 F39 F40 F41 F42 F43 F44 

ρ g/cm³ 1,1 1,05 1,08 1,04 1,11 1,02 1,04 1,01 1,1 1,11 1,07 

G0 lb/100 ft² 5 9 9 6 10 6 8 10 9 11 6 

Gf lb/100 ft² 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 (lb/100 ft²) 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), 

após os ensaios de filtração foram calculados pela Equação 3.6 a 30°C e a 55°C. Os resultados 

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

 

Tabela 4.18 – Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 4. 

FPBME 
PV 

(cP) 

AV  

(cP) 

YP  

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

 (mL) 

ER  

(mm) 

k 30 °C 

 (mD)  

k 55 °C  

(mD)  

F34 45 72,5 55 7,75 1,4 0,31 0,0006 0,0012 

F35 92,5 110 35 7,68 1,2 0,38 0,0004 0,0003 

F36 70 127,5 115 7,52 2,6 0,39 0,0059 0,0011 

F37 77,5 142,5 130 7,35 2,0 0,41 0,0077 0,0017 

F38 95 120 50 7,61 1,4 0,45 0,0004 0,0003 

F39 44 72,5 57 7,01 1,4 0,44 0,0013 0,0021 

F40 67,5 147,5 160 7,56 2,2 0,32 0,007 0,0004 

F41 80 145 130 7,06 3,2 0,33 0,0094 0,0017 

F42 82,5 142,5 120 7,06 2,0 0,39 0,0043 0,0021 

F43 86,5 145 117 7,01 2,2 0,34 0,0024 0,0009 

F44 87,5 145 115 7 2,0 0,37 0,0015 0,0002 
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Para a resposta PV, observou-se que a concentração de tensoativo influenciou o 

sistema quando este foi utilizado no nível oposto à concentração do inibidor de inchamento. 

Em outras palavras, em termos de maximização, os fluidos F35 e F38 apresentaram os maiores 

resultados, 92,5 cP e 95, respectivamente. O fluido F38 mostra em sua composição o nível 

inferior do tensoativo (45% de concentração na microemulsão) e superior de INIB2 (20 g), 

enquanto o fluido F35 apresenta composição inversa. Este comportamento pode estar associado 

a não afinidade das partículas do tensoativo Alkest Tween 80 com o K2SO4. De maneira 

contrária, em fins de minimizar a resposta, as melhores combinações de níveis foram aquelas 

nos quais as duas variáveis acima citadas estiveram no mesmo nível, e.g., fluidos F34 (45 cP) 

e F39 (44 cP). 

Com relação 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. É 

possível observar que os dois fluidos inicialmente mencionados são formulados com os níveis 

superiores tanto do tensoativo quanto da fase oleosa.  

Quanto à resposta YP, a combinação de níveis inferiores da fase oleosa e do inibidor 

resultou em baixos valores, visto que em campo não se deseja um alto valor para YP, sendo o 

menor valor de 35 lb/100 ft² para o fluido F35. Por outro lado, os fluidos F40 e F41 

apresentaram valores maiores, sendo, 160 lb/100 ft² e 130 lb/100 ft², respectivamente, 

mostrando que a combinação dos níveis superiores da fase oleosa e do inibidor influenciam 

mais amplamente nesta resposta. Porém, o fluido F37 também obteve alto valor de YP (130 

lb/100 ft²) e, com isso, verifica-se a maior influência da fase oleosa para o 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, não apresenta características de elevar o pH dos fluidos. 

Quando a concentração do tensoativo Alkest TW80 encontra-se entre o ponto médio de 

concentração e o nível superior, pode ser visto uma redução no pH. 

Com relação à 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 nível 

inferior da fase oleosa (5% em concentração na microemulsão) (fluidos F34, F35, F38 e F39) 

são os que mostraram menores resultados. Isso pode estar relacionado à viscosidade do óleo de 

pinho, e uma melhor interação deste com os sólidos 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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variáveis se encontram em seus respectivos níveis máximos. Isso mostra que a interação entre 

o tensoativo e o inibidor pode afetar o resultado de invasão de filtrado.  

Os rebocos formados após os ensaios de filtração API foram os menos espessos e 

menos permeáveis, quando comparados com os dos sistemas anteriormente estudados, 

especialmente com os sistemas 1 e 2, em que o Ultranex NP100 foi utilizado como tensoativo, 

apresentando uma redução de 67,22% comparando com o de maior média (sistema 2). 

Comparando com o sistema 3, que utilizou o mesmo tensoativo, os fluidos do sistema 

4 apresentaram comportamento semelhantes ao que se encontra na literatura, isto é, 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 

redução 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 interação das fases da microemulsão. Observa-se 

também uma influência da temperatura (30°C ou 55°C) na permeabilidade dos rebocos. A 

Figura 4.33 mostra os rebocos formados após os ensaios de filtração para este sistema.  

 

Figura 4.33 – Rebocos formados após ensaio de filtração estática para o sistema. 

 

 

A Tabela 4.19 apresenta as análises de variância para o sistema 4. Assim como nas 

análises realizadas anteriormente, o teste de hipótese foi considerado, onde se fcalculado>ftabulado 

implica dizer que há interação significativa de ao menos um fator e/ou interação. Também se 

considerou a robustez do sistema (relação fcalculado/fatbulado), que leva a menos ruídos na 

variabilidade, assim como o coeficiente de variação R². Os gráficos de valores preditos versus 

valores observados para a análise do sistema 4 são mostrados no Apêndice A-4. 
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Tabela 4.19 – Análise de Variância (ANOVA) para o sistema 4. 

Fonte de 

variação 

PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP  

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

(mL) 

ΕR 

(mm) 

k 30°C 

(mD)  

k 55°C 

(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 

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

Modelos matemáticos codificados para os fluidos de perfuração base microemulsão 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 (𝑙𝑏/100  𝑓𝑡²) = 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∗∗ 

𝐾30°𝐶  (𝑚𝐷) = 0.0045∗∗ + 0.0021𝐴∗∗ + 0.0067𝐵∗∗ 

𝐾55°𝐶  (𝑚𝐷) = 0.0011∗∗ + 0.0006𝐴𝐶∗∗ 

Sendo: A = Concentração de tensoativo (%), B = Concentração da fase oleosa (%), C = concentração 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 falham na hipótese alternativa, H1 

(as variáveis dependentes estudadas não apresentam grande influência nas respostas) e não 

apresentam boa relação entre f calc e ftab. Além disso, YP e VF mostraram R² satisfatório, 0,90 

e 0,89, respectivamente.  

Para o limite de escoamento, YP, de acordo com o gráfico de Pareto (Figura 4.34a), a 

concentração da fase oleosa e do INIB2 representam maiores influências para esta resposta. A 

interação entre os três fatores, tensoativo, fase oleosa e INIB2, também apresentou alta 

significância estatística. Verifica-se, pela equação matemática do modelo, que um acréscimo 

nos dois fatores individuais mencionados causa um aumento na resposta. O tensoativo, 

individualmente, não apresentou uma influência representativa à resposta, mas ao interagir com 

os outros dois fatores, este pode diminuir o resultado de YP, caso seja este o necessário. A 

Figura 4.34b apresenta o gráfico de médias marginas, podendo ser notado que há interação no 
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sistema. A influência da fase oleosa pode também ser visualizada nas superfícies de resposta 

(Figura 35a e b), nas quais o óleo de pinho foi fixado em seus níveis mínimo (a) e máximo (b). 

 

Figura 4.34 – (a) Gráfico de Pareto, e (b) Médias marginais para YP, sistema 4. 

 

 

Figura 4.35 – Superfícies de resposta para YP fixando a concentração da fase oleosa em: (a) 

5%; (b) 10%. 

 

 

Quanto ao volume de filtrado, VF, esta resposta apresentou, com nível de 

confiabilidade de 95%, uma interação fcalc/ftab de 12,6. De acordo com a equação do modelo, 

para se obter uma minimização desta resposta é preciso que as concentrações do tensoativo (A), 

da fase oleosa (B) e do INIB2 (C) sejam mantidas baixos, visto que, para esta variável, o mínimo 

de valor é esperado em campo. 

As Figuras 4.36a e 4.36b apresentam o gráfico de Pareto e o gráfico de médias 

marginais, respectivamente. Por 4.30a, verifica-se que a concentração da fase oleosa (B), a 
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interação desta com o INIB2 (AC), e a interação dos três fatores (ABC) foram estatisticamente 

significativos. Por outro lado, analisando a 4.36b, ao nível inferior de INIB2 percebe-se que as 

retas são discretamente paralelas, mudando o comportamento quando se eleva o nível de INIB2, 

o que mostra que há uma maior interação dos fatores em concentração maior do inibidor. 

 

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

 

 

As Figuras 4.37a e b apresentam superfícies de resposta para VF, fixando a 

concentração da fase oleosa em (a) 5 %, e do tensoativo Alkest Tween 80 em (b) 50%. É 

possível visualizar que, em baixas concentrações da fase óleo no sistema, baixos valores de VF 

podem ser atingidos, enquanto que, ao passo que se aumenta esta concentração, maiores valores 

se alcançam, o que não é desejado na indústria. 

 

Figura 4.37 – Superfícies de resposta para VF fixando a concentração (a) da fase oleosa em 

5%; (b) do tensoativo em 50%. 
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Os modelos matemáticos obtidos para PV, AV e k 30°C apresentaram bons valores 

para a relação fcalculado>ftabulado (H1 é atendida), porém a relação entre esses dois valores e o R² 

do sistema não apresentam resultados tangíveis. Os gráficos de Pareto e das médias marginas 

para essas respostas são apresentadas no Apêndice A-4, assim como os das respostas pH e k 

55°C, que apresentam valores de fcalculado<ftabulado. 

 

4.2.5 Otimização do processo 

 

Com o objetivo de otimizar os resultados de PV (cP), AV (cP), YP (lb/100 ft²), 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. Três funções codificadas foram gerados e são apresentados no 

Apêndice B, onde as duas primeiras são comuns a todos os sistemas, e a terceira é específica 

para cada sistema estudado. As equações dos modelos matemáticos obtidos após a análise 

fatorial 2³ foram utilizadas como funções de entrada para as funções codificadas desenvolvidas. 

Um total de 176 resultados otimizados foram encontrados e dentre estes, 7 melhores resultados 

foram selecionados considerando os resultados possíveis fisicamente (resultados maiores que 

zero).  

Os resultados foram então normalizados, e são apresentados em forma de gráfico radar 

na Figura 4.38a e b, para os sistemas 1 e 2. Os resultados possíveis das variáveis analisadas 

para os sistemas 1 e 2, assim como os níveis codificados dos fatores concentração de tensoativo 

(%), concentração de óleo de pinho (%) e concentração de inibidor de inchamento (g) são 

apresentados nas Tabelas 4.20 e 4.21, respectivamente.  

 

Figura 4.38 – Otimizações dos sistemas (a) 1; (b) 2. 
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Tabela 4.20 – Resultados de otimização para o sistema 1. 

Otimização Tensoativo Óleo Inibidor 
PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP (lb/100 

ft²) 

VF 

(mL) 

ER 

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

O1 -0,9915 0,99302 -0,9498 43 112,82 68 9,5 1,17 0,056 0,010 

O2 -0,9714 0,96961 -0,9951 44 113,05 68 9,5 1,16 0,055 0,010 

O3 -0,9056 0,69281 -0,2879 70 114,06 52 8,4 1,05 0,044 0,008 

O4 -0,9002 0,78675 -0,5541 62 114,07 57 8,9 1,09 0,048 0,009 

O5 -0,9803 0,66768 -0,729 61 112,92 58 7,9 1,04 0,040 0,008 

O6 -0,976 0,91554 -0,9548 47 113 66 9,2 1,14 0,053 0,009 

O7 -0,8098 0,65405 -0,2319 74 115,6 52 8,7 1,04 0,044 0,008 

 

Tabela 4.21 – Resultados de otimização para o sistema 2. 

Otimização Tensoativo Óleo Inibidor 
PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP (lb/100 

ft²) 

FL 

(mL) 

ER 

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

O1 0,69031 -0,72971 0,93643 87,0 129,1 75,1 4,8 0,62 0,0003 0,005 

O2 0,92815 -0,86389 0,64294 89,4 132,4 75,2 3,8 0,55 0,0015 0,005 

O3 0,55132 -0,54339 0,96235 91,7 130,3 70,7 6,1 0,72 0,0081 0,006 

O4 -0,81277 0,9734 -0,6264 97,9 140,2 74,5 9,1 1,53 0,0385 0,009 

O5 0,91573 -0,75677 0,51467 95,5 135,2 70,2 4,7 0,61 0,0121 0,006 

O6 0,82154 -0,61454 0,80855 91,0 131,8 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 otimização 

O5 apresentou melhor consistência 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 às outras respostas, os resultados 

encontram-se próximos ao centro do gráfico, o que implica em menores resultados. 

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

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

otimização O1, apresentaram resultados mais elevados (75,2 e 75,1 lb/100 ft², respectivamente), 

porém as outras respostas estão próximas ao centro do gráfico. As otimizações obtidas para os 

sistemas 3 e 4 são apresentadas na Figura 4.39a e b (resultados normalizados), e nas Tabelas 

4.22 e 4.23. 
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Figura 4.39 – Otimizações dos sistemas (a) 3; (b) 4. 

 
 

Tabela 4.22 – Resultados de otimização para o sistema 3. 

Otimização Tensoativo Óleo Inibidor 
PV  

(cP) 

AV 

(cP) 

YP  

(lb/100 ft²) 

VF 

 (mL) 

k 30°C 

(mD) 

O1 0,85521 -0,99849 0,98406 41,87 55,43 3,99 0,60 0,60 

O2 0,4887 -0,99779 0,99239 46,52 51,42 2,28 0,60 0,60 

O3 0,35748 -0,99907 0,99443 48,13 49,86 1,56 0,60 0,60 

O4 0,99802 -0,99137 0,99704 40,35 57,50 5,01 0,61 0,61 

O5 0,46778 -0,99774 0,99587 46,78 51,18 2,17 0,60 0,60 

O6 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 otimização para o sistema 4. 

Otimização Tensoativo Óleo Inibidor 
PV 

(cP) 

AV 

(cP) 

YP (lb/100 

ft²) 

VF 

(mL) 

ER 

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

O1 0,98332 -0,9302 0,9438 33,0 40,5 53,2 0,8 0,44 0,0003 0,0017 

O2 0,92178 -0,9213 0,97137 34,7 42,3 53,8 0,8 0,44 0,0003 0,0016 

O3 0,98504 -0,9708 0,967 30,9 36,7 51,4 0,8 0,44 0,0006 0,0017 

O4 0,68992 -0,6791 0,74559 55,4 72,6 61,0 1,1 0,42 0,0014 0,0014 

O5 0,93697 -0,7866 0,95794 37,9 51,1 62,5 1,0 0,43 0,0012 0,0016 

O6 0,99298 -0,954 0,92729 32,8 39,3 51,3 0,8 0,44 0,0002 0,0017 

O7 0,98585 -0,7582 0,9379 37,5 52,0 64,4 1,0 0,43 0,0015 0,0017 

 

Com relação ao sistema 3, de maneira geral, a otimização 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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comparação com as outras otimizações, porém o aumento em média é de apenas 20,29%. As 

respostas ER e k a 55°C são omitidas para o sistema 3 devido às equações obtidas no 

planejamento fatorial não terem apresentado fatores e/ou interações estatisticamente 

significativas. 

Quanto aos resultados do sistema 4, mais uma vez a otimização O3 se mostra mais 

eficiente na minimização das respostas. As respostas PV, AV, VF e k a 30°C são as menores 

dentre as outras, comparando-as com as outras otimizações. Para as respostas ER e k 55°C, esta 

otimização apresentou maiores resultados, com diferença de 4,76% e 21,4%, respectivamente, 

quando comparados com a otimização O4, a qual apresentou os menores resultados para estas 

respostas. 

Percebe-se que a otimização dos resultados utilizando Algoritmos Genéticos se mostra 

eficiente e consegue otimizar os resultados das funções de entrada propostas. No entanto, é 

necessária a verificação experimental dos fluidos de perfuração, assim como a comprovação da 

formulação da microemulsão em região Winsor IV. 

  

4.3 PROPRIEDADES INIBITIVAS DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO BASE 

MICROEMULSÃO INIBIDORA DE FORMAÇÕES REATIVAS (ETAPA 3) 

 

Com base nos resultados das propriedades de reologia e filtração dos fluidos testados 

na etapa 2, a formulação dos novos fluidos de perfuração base microemulsão foi realizada, 

tendo como fase contínua a microemulsão do ponto 1 a partir dos diagramas ternários (Figura 

4.5), composta por 50% de fase aquosa, 5% de fase oleosa e 45% de tensoativo. Os sistemas 

são mostrados na Tabela 3.3. 

Dois novos sistemas foram adicionados para serem testados quanto a inibição de 

inchamento. O primeiro composto pela mesma fase contínua apresentada anteriormente, porém 

tendo o cloreto de potássio (KCl) (INIB3) como inibidor de expansão de argila e o segundo 

sistema não apresentando inibidores de inchamento (SI). O KCl é um aditivo químico 

comumente utilizado em perfurações, porém apresenta certas desvantagens como a presença de 

cloro, que apresenta limitações em certos ambientes. Foram utilizados 20 g de inibidor de 

expansão em cada sistema. As curvas de fluxos para os fluidos utilizados na etapa 3 são 

apresentadas na Figura 4.40. A Tabela 4.24 apresenta os resultados do limite de escoamento a 

baixa taxa de cisalhamento, τ0 (lb/100 ft²), obtidos de acordo com a prática recomendada API 

13D, juntamente com o coeficiente de determinação, R². O índice de comportamento de fluxo, 

n (adimensional) e o índice de consistência, K (cP), da mesma forma obtidos de acordo com a 
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prática recomendada API 13D, são igualmente apresentados na Tabela 4.24. 

 

Figura 4.40 – Curvas de fluxo para os fluidos de perfuração formuladas com tensoativo: (a) 

Ultranex NP100; (b) Alkest Tween 80. 

 
(a) 

 
(b) 

 

Tabela 4.24 – Parâmetros reológicos para os fluidos da etapa 3. 

Continua 

FPBME τ0 (lb/100 ft²) 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 – Parâmetros reológicos para os fluidos da etapa 3. 

Conclusão 

FPBME τ0 (lb/100 ft²) 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 perfuração base microemulsão 

 

A Figura 4.40a mostra um aumento na tensão de cisalhamento a uma taxa de 

cisalhamento mais alta para os fluidos de perfuração NP100_INIB3 e NP100_SI, sendo o 

primeiro ligeiramente mais alto. Este fato pode ser devido ao tamanho de partícula do KCl, pois 

influencia diretamente no comportamento reológico dos fluidos de perfuração. No entanto, 

pode ser visto que todas os fluidos de perfuração apresentaram um comportamento de fluxo 

semelhante. Já para os fluidos de perfuração formulados com o tensoativo Alkest Tween 80 

(Figura 4.40b), o inibidor de inchamento INIB2 apresentou maior influência, mostrando uma 

alteração mais significativa. O comportamento do fluido formulado com o inibidor INIB1 

apresentou a menor alteração na tensão de cisalhamento com o aumento da taxa de cisalhamento 

para ambos os tensoativos. 

A Tabela 4.24 mostra que todos os fluidos formulados apresentaram comportamento 

reológico não newtoniano seguindo o modelo de Herschel-Bulkley, uma vez que n variou entre 

0 e 1. Os oito fluidos de perfuração formulados apresentaram, em geral, comportamento de 

fluxo semelhante. O fluido de perfuração T80_INIB1 apresentou o maior resultado para τ0 (3,0 

lb/100 ft²), o que pode influenciar na eficiência de remoção de cascalhos do fluido de 

perfuração. O índice de consistência variou de 0,22 a 1,34 cP (FPBME T80_SI e NP100_INIB2, 

respectivamente). 

A viscosidade do fluido de perfuração apresenta um impacto significativo em seu 

desempenho durante o processo de perfuração. Deve ser alto o suficiente em condições de baixo 

cisalhamento, a fim de suspender e transportar cascalhos de debaixo da broca para a superfície, 

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 perfuração formulados com o 

tensoativo não iônico Ultranex NP100, o INIB2 apresentou maior valor de viscosidade com 

baixa taxa de cisalhamento e maior taxa de cisalhamento; as amostras apresentaram 



133 

 

comportamento semelhante. Quanto aos fluidos de perfuração 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 – Gráfico de viscosidade vs. taxa de cisalhamento para fluidos de perfuração com 

(a) Ultranex NP100; (b) Alkest Tween 80. 
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4.3.1 Inchamento linear 

 

Os testes de inchamento linear de amostras de argila bentonítica em contato com 

fluidos de perfuração foram realizados a fim de se analisar as propriedades de inibição de 

inchamento dos sistemas de fluidos de perfuração base microemulsão 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 água destilada. De maneira geral, a 

maior parte dos gráficos de inchamento versus tempo mostram comportamentos diferentes 

quando são comparados uns com os outros. Observa-se que o tempo necessário para os sistemas 

alcançarem um equilíbrio é diretamente ligado à natureza química de cada inibidor. 

A Figura 4.42 mostra os plugs de argila bentonítica após o término dos ensaios. Pode-

se observar que os plugs não sofreram erosão e nem fissuras ao término do ensaio, mantendo a 

integridade das mesmas.  

 

Figura 4.42 – Plugs de argila bentonítica após 24h de ensaio de inchamento linear. 

 
 

 A Figura 4.43 mostra os resultados de inchamento linear para os fluidos de perfuração 

base microemulsão formulados com o tensoativo Ultranex NP100, assim como a curva de 

inchamento da amostra de argila bentonítica com água destilada.  
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Figura 4.43 – Inchamento da amostra (%) em função do tempo (Ultranex NP100). 
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 Resultados iniciais indicaram que o plug de argila imerso em água destilada 

apresentou o maior resultado de inchamento linear, chegando à variação de volume de 108%. 

Pode ser notado que, a amostra sofre um rápido crescimento, notado no ponto de 50 minutos 

após o início do teste. Este rápido crescimento se dá ao fato da absorção dos íons polares da 

água no espaçamento basal da amostra, causando assim um inchamento osmótico rápido. O 

crescimento continuou, até atingir um equilíbrio após 900 minutos do início do teste. 

Observa-se que, o inchamento linear da amostra com o fluido de perfuração adicionado 

do inibidor K2SO4 (NP100_INIB2) apresentou menor resultado, alcançando variação de 

inchamento de 6,9%. Os fluidos formulados com os inibidores INIB3 e INIB1, e o fluido de 

perfuração 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 perfuração base microemulsão atingiram resultados considerados satisfatórios. No entanto, 

a curva de inchamento do fluido de perfuração sem inibidor apresenta um comportamento 

crescente, não atingindo o equilíbrio iônico ainda ao fim do teste. 

O tensoativo Ultranex NP100 apresenta em sua parte hidrofílica moléculas 

provenientes do óxido de etileno e, assim como outros simples aditivos como etileno glicol e 

polietileno, apresentam uma tendência em desestabilizar reações iônicas dentro de estruturas 

argiláceas (QUINTERO, 2002). Segundo Aston e Elliot (1994), um aspecto sobre o 
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comportamento de tensoativos não iônicos é que estes interferem com a ligação de hidrogênio 

entre a água e as superfícies dos folhelhos.  

O inchamento de folhelhos envolve a formação de ligações de hidrogênio (H-O) entre 

a água e os grupos de sílica ou alumínio na superfície do folhelho. Visto que o grupo glicol 

também forma este tipo de ligação, existe, então, uma competição com a água, interrompendo 

assim as redes ligadas por hidrogênio. 

O Ultranex NP100 também competiu com a água de hidratação ao redor dos cátions 

adsorvidos nas amostras. Este fato também favoreceu a alteração da força das ligações de 

hidrogênio. 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 potássio, em especial 

com o sulfato de potássio (INIB2), visto que apresentou menor resultado. Isto causou um 

endurecimento das estruturas, impedindo ou retraindo a captação de água nas intercamadas da 

argila bentonítica. 

A Figura 4.44 apresenta os resultados de inchamento linear para os fluidos de 

perfuração formulados com o tensoativo não iônico Alkest Tween 80. Acrescentou-se, também, 

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

 

Figura 4.44 – Inchamento da amostra (%) em função do tempo (Alkest Tween 80). 
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Dentre os resultados, o fluido de perfuração base microemulsão adicionado do INIB1 

(citrato de potássio) apresentou o menor valor de expansão, 15,6%. Tal resultado pode estar 

associado a uma melhor interação química entre os ésteres de sorbitan etoxilados, presentes na 

cadeia hidrofóbica do tensoativo Alkest Tween 80, com citrato de potássio. A interação entre 

os íons trocáveis das superfícies da argila e a porção das moléculas adsorvidas do tensoativo 

favorecem esta reação de inibição. Porém, comparando o resultado do INIB1 com o do sistema 

anterior, este apresentou um resultado ligeiramente maior. 

Os fluidos de perfuração com INIB3 (KCl), 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 cátion K+ presente nos inibidores de inchamento foi responsável por induzir uma 

forte consolidação osmótica na região de pós-inchamento nos dois sistemas estudados, ou seja, 

quando a troca catiônica entre os fluidos e a argila encontraram o equilíbrio. O baixo grau de 

hidratação destes íons em meio polar mostra a efetividade necessária para reduzir as pressões 

de inchamento em formações argiláceas. Tal fato resulta em uma baixa repulsa iônica, o qual é 

responsável por reduzir a influência de hidratação destes íons entre o espaçamento basal 

(CHRISTENSON, et al., 1987; ISRAELACHVILI e WENNERSTROEM, 1992; VAN OORT, 

1997; ANDAGOYA CARRILLO, AVELLÁN e CAMACHO, 2015). 

Diversos trabalhos são encontrados na literatura acerca da inibição de inchamento de 

formações hidratáveis utilizando a metodologia por inchamento linear. Pode-se ressaltar os que 

utilizaram tensoativos ou sistemas de emulsões 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 hidrofílica dos 

tensoativos utilizados em cada sistema une-se com a superfície da argila carregada 

negativamente, ao passo que o grupo hidrofóbico é alinhado em direção a fase aquosa. 

A presença de ligações de hidrogênio entre o grupo hidrofílico da molécula e o átomo 

de oxigênio faz com que o tensoativo se mantenha em permanente contato com a superfície da 

argila, enquanto a cauda hidrofóbica continua a competir com a fase externa da molécula de 

água, fazendo com que o meio aquoso não acesse as lamelas das estruturas de argila 

(MOSLEMIZADEH et al., 2015; SHADIZADEH et al., 2015). Esse processo é auxiliado pela 

presença dos sais de potássio, os quais alinham-se em direção ao espaçamento basal da argila, 

tendo vantagem devido ao seu pequeno tamanho. Esse processo é ilustrado na Figura 4.45. 

Outro fator a ser considerado é a diferença no tamanho do grupo hidrofóbico dos tensoativos 

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

 

Figura 4.45 – Representação da inibição de argilas por tensoativos. 

 
  

4.3.2 Ensaios de Dispersibilidade 

 

Os ensaios de dispersibilidade foram realizados com o objetivo de se verificar a 

interação dos cascalhos de folhelhos com o fluido de perfuração, e a capacidade do sistema 

microemulsionado inibidor de inchamento de manter os cascalhos com integridade após os 

testes. Os folhelhos reativos podem ser problemáticos durante as operações de perfuração 

devido, entre outros fatores, a sua tendência de dispersão quando exposto a meios aquosos, 

como fluidos de perfuração de base aquosa. A dispersão envolve a desintegração da rocha de 

folhelho quando exposta à água; a dispersão do folhelho é causada por tensões no poço, a 

extensão em que a rocha é hidratada, a velocidade dos fluidos de perfuração no espaço anular 

do poço e o grau de fragilidade do folhelho (AL-ARFAJ, AMANULLAH e MOHAMMED, 

2018). 

Esta desintegração, da qual o inchamento é um exemplo, pode resultar em condições 

de perfuração indesejáveis, assim como interferências desnecessárias com o fluido de 

perfuração. Por exemplo, a degradação do folhelho pode interferir nas tentativas de manter a 

integridade dos fragmentos e cascalhos perfurados que se deslocam ao longo do poço até o 

momento em que estes possam ser removidos por equipamento de controle de sólidos 

localizado na superfície. A degradação de fragmentos e cascalhos perfurados antes de sua 

remoção na superfície pode prolongar o tempo de perfuração, porque as partículas de folhelho 
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que se deslocam pelo poço se dividem em partículas cada vez menores, o que pode expor uma 

nova área de superfície das partículas ao fluido de perfuração e, consequentemente, levar a uma 

absorção maior de água e degradação adicional. 

A degradação de folhelhos também pode afetar diretamente a densidade equivalente 

de circulação que, de modo geral, é influenciada pela quantidade total de sólidos no sistema. A 

manutenção da densidade apropriada é importante em situações nas quais um poço é perfurado 

e há uma estreita tolerância entre o peso do fluido de perfuração necessário para controlar a 

pressão da formação e o peso do fluido de perfuração que irá fraturar a formação. Em tais 

circunstâncias, minimizar a degradação destas formações geralmente fornece controle 

melhorado da densidade do fluido de perfuração (JANJUA, FAIZAL e DABYAH, 2011, 

CARRILHO, AVELLÁN e CAMACHO, 2015). 

Com relação aos ensaios realizados com os fluidos de perfuração do sistema 1, que 

possuem o tensoativo Ultranex NP100 em suas formulações, o fluido com a adição do inibidor 

citrato de potássio apresentou os 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 eficiência deste fluido em manter a integridade das amostras de folhelho analisadas. 

A parte hidrofóbica do tensoativo Ultranex NP100 contribuiu com a formação de pontes de 

ligação 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 interação 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 após o 

ensaio de dispersibilidade. Como pode ser visto, pouca ou praticamente nenhuma alteração é 

observada nos picos, observados nas diferenças de θ no eixo x de cada gráfico, mostrando que 

o espaçamento basal, d, das amostras foram mantidas praticamente inalteradas. As tabelas com 

os valores detalhados do espaçamento basal de cada amostra, calculadas usando a Lei de Bragg 

(Equação 4.1), antes e após o ensaio de dispersibilidade com os fluidos de perfuração do sistema 

1, são apresentadas no Apêndice C-1. 

 

Figura 4.47 – Resultados de caracterização do DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido NP100_INIB1 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  

(a) (b) 

 

O fluido de perfuração 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, o 

folhelho 2 apresenta maior porcentagem do grupo aluminossilicato, e talvez, a cauda 

hidrofóbica do tensoativo associado com o inibidor de inchamento não apresentaram sinergia 

tão 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 

e b, 4.49a e b, e 4.50a e b, que o espaçamento basal entre as camadas das amostras permaneceu 

quase intactas, o que mostra que os sistemas foram eficientes em evitar a degradação das 

amostras de folhelho.  
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Figura 4.48 – Resultados de caracterização do DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido NP100_INIB2 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  

(a) (b) 

Figura 4.49 – Resultados de caracterização do DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido NP100_INIB3 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  

(a) (b) 

Figura 4.50 – Resultados de caracterização do DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido NP100_SI (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  

(a) (b) 
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Os fluidos de perfuração formulados com o tensoativo não iônico Alkest Tween 80, 

sistema 2, apresentaram bons resultados de dispersibilidade, porém um pouco mais elevados 

quando comparados aos do sistema 1. Assim como o primeiro sistema, o fluido formulado com 

o inibidor INIB1 apresentou menor resultado, o que se é desejado como resposta para este teste. 

Com o folhelho 1, este fluido dispersou apenas 0,5% das partículas da amostra, e 1,25% do 

folhelho 2 (Figura 4.51). Os cátions trocáveis presentes na superfície das amostras de formação 

interagiram bem com o inibidor e, também, com a parte hidrofílica da molécula do tensoativo, 

ocorrendo uma baixa interação dos primeiros com a água livre do sistema.  

 

Figura 4.51 – Resultados dos ensaios de dispersibilidade para os fluidos do sistema 2. 

 

 

A Figura 4.52 a e b mostram as caracterizações por DRX das amostras de folhelho 1 e 

2, a e b respectivamente, com o fluido T80_INIB1. Observa-se uma quase inexistente diferença 

no espaçamento basal, d, das amostras do antes, e depois do ensaio de dispersibilidade. As 

tabelas com os valores detalhados do espaçamento basal de cada amostra, calculadas usando a 

Lei de Bragg (Equação 4.1), antes e após o ensaio de dispersibilidade com os fluidos de 

perfuração do sistema 2, são apresentadas no Apêndice C-2. 
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Figura 4.52 – Resultados de caracterização do DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido T80_INIB1 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  
(a) (b) 

 

Os ensaios de dispersibilidade com o fluido de perfuração T80_INIB2 apresentaram 

valores semelhantes aos do fluido T80_INIB1. Para a amostra de folhelho 1, o fluido 

T80_INIB2 dispersou 1% das partículas, enquanto que para a amostra de folhelho 2, o resultado 

foi de 1,25%, semelhante ao observado no T80_INIB1. Isso pode sugerir que os dois inibidores 

utilizados apresentam mecanismos de inibição 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 a e b, 4.54 a e b, e 4.55 a e b mostram os resultados de caracterização 

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 diferença entre o 

espaçamento basal inicial e final, o que indica que as amostras de folhelho se mantiveram 

íntegras, o que propicia uma melhor capacidade de limpeza do poço pelos fluidos de perfuração 

formulados. 
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Figura 4.53 – Resultados de caracterização por DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido T80_INIB2 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  
(a) (b) 

Figura 4.54 – Resultados de caracterização por DRX das amostras antes e após o ensaio de 

dispersibilidade com o fluido T80_INIB3 (a) folhelho 1; (b) folhelho 2. 

  
(a) (b) 

 

Figura 4.55 – Resultados de caracterização por DRX das amostras antes e após o 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 presença de inibidor 

de inchamento, os fluidos de perfuração base microemulsão apresentaram baixos valores de 

dispersibilidade. Os fluidos são capazes de manter a integridade dos cascalhos de folhelho, 

apresentando pouca interação de troca catiônica com os íons das superfícies das amostras. 

Quando comparados a resultados de fluidos de perfuração base água, os fluidos de perfuração 

base microemulsão 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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5 CONCLUSÕES 

 

Neste estudo, dois tensoativos não iônicos foram usados em diferentes formulações de 

fluidos de perfuração base microemulsão associados a sais de potássio para investigar a inibição 

de inchamento em formações reativas. Duas amostras de folhelho foram caracterizadas quanto 

as composições químicas e mineralógicas, bem como ao seu comportamento térmico. O 

desempenho de inibição de folhelhos dos fluidos de perfuração base microemulsão foi 

investigado através do teste de inchamento linear e o teste de dispersibilidade. Os desempenhos 

reológico e de filtração dos fluidos de perfuração também foram investigados por meio de testes 

de prática recomendadas pela API. As seguintes observações e conclusões podem ser feitas. 

• As amostras de folhelhos estudadas apresentaram uma considerável proporção de 

alumino-silicatos, em especial ao folhelho da Bacia do Rio do Peixe (folhelho 2), 

apresentando uma possível maior reatividade com o meio aquoso;  

• Com base nos parâmetros e propriedade de reologia obtidos, todos os fluidos propostos 

apresentaram comportamento reológico seguindo o modelo de Herschel-Bulkley, com 

índice de comportamento de fluxo variando entre 0 e 1, assim como comportamento 

pseudoplástico, característico de fluidos de perfuração; 

• O tensoativo Ultranex NP 100 propiciou um aumento nos resultados das propriedades 

reológicas dos fluidos de perfuração formulados com este tensoativo. A interação do 

tensoativo com a fase oleosa dos sistemas também maximizaram as respostas. 

• Quanto aos fluidos de base microemulsão com o tensoativo Alkest Tween 80, estes 

apresentaram menores valores de reologia, mostrando uma redução de 44,9% em 

média para a viscosidade plástica, e 36,3% para a viscosidade aparente. Estes fluidos 

de perfuração apresentaram melhores características reológicas, no que diz respeito à 

capacidade de injeção no poço. 

• Os fluidos de perfuração formulados com o tensoativo Alkest Tween 80 e sulfato de 

potássio apresentaram menores valores em média para as respostas volume de filtrado 

e espessura do reboco formado. Os baixos valores de espessura mostram que os fluidos 

podem ser utilizados em poços de petróleo não causando aprisionamento da coluna de 

perfuração, e baixos volumes de filtrado contribuem para uma melhor performance do 

fluido em carrear os cascalhos gerados, não aumentando, assim, a viscosidade efetiva 

dos fluidos de perfuração. 

• Reduções de 5,35% e 2,05% do volume de filtrado são observadas para os fluidos de 

perfuração com o tensoativo Alkest Tween 80 quando comparados com os fluidos de 
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base microemulsão formulados com o tensoativo Ultranex NP100 e citrato de potássio, 

os 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 formações de alta ou baixa 

permeabilidade (condições de overbalance e underbalance).  

• O planejamento fatorial 2³ aplicado para a formulação dos fluidos de perfuração, e as 

análises dos modelos matemáticos obtidos, assim como das superfícies de resposta, 

mostraram-se efetivas com o objetivo inicial, auxiliando na verificação dos fatores 

e/ou efeitos que mais influenciaram nas respostas testadas. No entanto, para algumas 

respostas os modelos não se mostraram estatisticamente significativos, porém não 

descartando a viabilidade da utilização desses fluidos. 

• A otimização com Algoritmos Genéticos auxiliou na validação dos sistemas, 

encontrando uma vasta série de resultados ótimos. 

• Em relação à propriedade de inibição dos fluidos de perfuração base microemulsão, 

todos os sistemas analisados promoveram baixo inchamento linear e redução nos 

valores de dispersibilidade das amostras. O inibidor sulfato de potássio junto ao 

tensoativo Ultranex NP100 apresentou melhor resultado de inibição, e o inibidor 

citrato de potássio 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 não são alterados devido à degradação dos folhelhos. 

• Os fluidos de perfuração base microemulsão, adicionados tanto com o citrato de 

potássio como com o sulfato de potássio, são soluções para os problemas causados por 

inchamento de folhelhos. 
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7 APÊNDICE A-1 

 

Tabela A1 - Parâmetros reológicos e de filtração para o sistema 1 (duplicata) 

Fluido (duplicata) 0 (lb/100 ft²) 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 perfuração do sistema 1 (duplicata)  
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Tabela A2- Parâmetros reológicos e de filtração para o sistema 1 (duplicata) 

Fluido 
PV  

(cP) 

AV 

(cP) 

YP  

(lb/100 ft²) 
pH 

VF  

(mL) 

ER  

(mm) 

k 30°C 

(mD)  

k 55°C 

(mD)  

F1 112 132,5 41 8,3 3,6 0,36 0,005 0,002 

F2 112,5 142,5 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 125 142,5 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 
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Figura A3 – Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 1 

 
 

 

 

 

 

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 

 
 

 

 

 

 

 

 

Figura A6 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para AV, sistema 1 
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Figura A7 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para FL, sistema 1 

 
 

 

 

 

 

 

 

Figura A8 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para ER, sistema 1 
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Figura A9 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para k 30°C, sistema 1 

 
 

Figura A10 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para k 55°C, sistema 1 
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8 APENDICE A-2 

 

Tabela A3 - Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 2 (duplicata) 

Fluido (duplicata) 0 (lb/100 ft²) n K (cP) 

F12 3 0,88 0,33 

F13 2,6 0,77 0,7 

F14 2,7 0,76 0,74 

F15 4,1 0,8 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 perfuração do sistema 2 (Duplicata) 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

Tabela A4 - Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 2 (duplicata) 
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Fluido 
PV  

(cP) 

AV  

(cP) 

YP  

(lb/100 

ft²) 

pH 
VF 

 (mL) 

ER  

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

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 117,5 142,5 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 115,5 142,5 54 8,04 10 0,82 0,045 0,006 

 

 

 

Figura A12 – Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 2 

 
 

 

 

 

 

 

 

Figura A13 – Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 2 
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Figura A14 – Valores preditos versus observados para (a) FL e (b) ER, sistema 2 

 
 

Figura A15 – Valores preditos versus observados para k a (a) 30°C e (b) 55°C, sistema 2 

 
 

 

 

 

Figura A16 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para AV, sistema 2 
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Figura A17 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para pH, sistema 2 

 
 

Figura A18 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para FL, sistema 2 

 
 

 

 

 

Figura A19 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para ER, sistema 2 
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Figura A20 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para k 30°C, sistema 2 

 

 
 

Figura A21 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para k 55°C, sistema 2 

 
 

 

 

 

9 APÊNDICE A-3 
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Tabela A5- Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 

Fluido (duplicata) 0 (lb/100 ft²) 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 perfuração do sistema 3 (duplicata) 

 
 

 

 

 

 

Tabela A6 - Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 3 (duplicata) 

Fluido 
PV  

(cP) 

AV  

(cP) 

YP  

(lb/100 

ft²) 

pH 
VF 

 (mL) 

ER  

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 
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F23 70,5 91,5 42 8,7 1 0,42 0,0003 0,0008 

F24 58,5 70,5 24 8,61 1 0,61 0,0012 0,0017 

F25 78,5 94 31 8,52 2,2 0,31 0,0067 0,0013 

F26 102,5 127,5 50 8,98 2 0,51 0,0089 0,002 

F27 56 67,5 23 9,25 1,6 0,65 0,0017 0,0033 

F28 61 75 28 9,1 1,2 0,44 0,002 0,0018 

F29 72,5 140 135 8,7 2 0,28 0,0013 0,0005 

F30 97,5 130 65 8,93 1,8 0,45 0,0016 0,0019 

F31 87 106 38 8,91 1,2 0,41 0,003 0,0014 

F32 93 109 32 8,92 1,2 0,41 0,0009 0,0018 

F33 96,5 112,5 32 8,92 1,4 0,46 0,0024 0,0008 

 

 

 

 

Figura A23 – Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 3 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

Figura A24 – Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 3 
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Figura A24 – Valores preditos versus observados para (a) FL e (b) ER, sistema 3 

 
 

Figura A25 – Valores preditos versus observados para k a (a) 30°C e (b) 55°C, sistema 3 

 
 

 

 

 

 

 

Figura A26 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para PV, sistema 3 
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Figura A27 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para pH, sistema 3 

 
 

Figura A28 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para FL, sistema 3 

 
 

 

 

 

 

Figura A29 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para ER, sistema 3 
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Figura A30 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para k 30°C, sistema 3 

 
 

Figura A31 – (a) Gráfico de Pareto; (b) Médias marginais para k 55°C, sistema 3 
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Tabela A7 - Parâmetros reológicos para os fluidos de perfuração do sistema 4 (duplicata) 

Fluido (duplicata) 0 (lb/100 ft²) 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 perfuração do sistema 4 (duplicata) 

 
 

 

 

 

 

 

Tabela A8 - Resultados dos ensaios reológicos, pH e de filtração para o sistema 4 (duplicata) 

Fluido 
PV  

(cP) 

AV  

(cP) 

YP  

(lb/100 ft²) 
pH 

VF 

 (mL) 

ER  

(mm) 

k 30°C 

(mD) 

k 55°C 

(mD) 

F34 49 75 52 7,12 1,2 0,44 0,0021 0,0016 
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F35 91,5 108,5 34 7,81 1,2 0,39 0,0041 0,0005 

F36 71 125 108 7,32 2,4 0,303 0,006 0,0009 

F37 72,5 135 125 7,46 2,2 0,37 0,0111 0,0016 

F38 94 122 56 7,66 1,4 0,35 0,0012 0,0015 

F39 45 72,5 55 7,68 1 0,57 0,0033 0,0016 

F40 62,5 145 165 7,44 2 0,34 0,0087 0,0007 

F41 86 147,5 123 7,58 2,4 0,39 0,0117 0,0015 

F42 90 145 110 7,63 1,8 0,43 0,0067 0,0012 

F43 82,5 142,5 120 7,48 1,8 0,43 0,0026 0,0018 

F44 86 142,5 113 7,61 2 0,31 0,0023 0,0008 

 

 

 

 

 

Figura A33 – Valores preditos versus observados para (a) PV e (b) AV, sistema 4 

 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura A34 – Valores preditos versus observados para (a) YP e (b) pH, sistema 4 
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Figura A35 – Valores preditos versus observados para (a) FL e (b) ER, sistema 4 

 
 

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

 

Estrutura base 

 
clc 
clear all 
close all 

  
nvars = 3; 
lb = [-1 -1 -1]; 
ub = [1 1 1]; 
PopulationSize_Data = 500; 
MaxGenerations_Data = 100; 
MaxStallGenerations_Data = 100; 
FunctionTolerance_Data = 0; 
ConstraintTolerance_Data = 0; 

  
[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); 

  
optimal_solution = x 
objective_functions = fval 
% plot3(fval(:,1),fval(:,2),fval(:,3)','o') 

 

 

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,'CrossoverFcn', {  @crossoverintermediate [] 

}); 
options = optimoptions(options,'Display', 'off'); 
[x,fval,exitflag,output,population,score] = ... 
gamultiobj(@multi_objective_function,nvars,[],[],[],[],lb,ub,[],options); 

 

Funções Multi-Objetivas 

 
% Sistema NP100-Citrato 

  
function Output = multi_objective_function(Input) 

  
A = Input(1); % variable Tensoativo 
B = Input(2); % variable Óleo 
C = Input(3); % variable Inibidor de inchamento 
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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) 

  
A = Input(1); % variável Tensoativo 
B = Input(2); % variável Óleo 
C = Input(3); % variável Inibidor de inchamento 

  
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(1); % variável Tensoativo 
B = Input(2); % variável Óleo 
C = Input(3); % variável 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) 

  
    A = Input(1); % variável Tensoativo 
    B = Input(2); % variável Óleo 
    C = Input(3); % variável Inibidor de inchamento 
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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 

2: 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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12 APÊNDICE C-1 

 

Tabela C1 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB1 

_FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 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 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 1,91 43,3 21,65 2,09 
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. 

 

 

Tabela C3 - Distancias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB2 

_FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

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 
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Tabela C5 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB3 

_FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_INIB3 

_FOL2. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

 



204 

 

 

 

Tabela C7 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_SI _FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

 

 

Tabela C8 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema NP100_SI _FOL2. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

13 APÊNDICE C-2 

 

Tabela C9 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB1 

_FOL1. 



205 

 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB1 

_FOL2. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

 

Tabela C11 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB2 

_FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 1,91 

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 

 

 

Tabela C12 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB2 

_FOL2. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB3 

_FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_INIB3 

_FOL2. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

 

 

 

 

Tabela C15 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_SI _FOL1. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

 

 

Tabela C16 - Distâncias interplanares basais iniciais e finais para o sistema T80_SI _FOL2. 

Picos 

Ângulo 

Observado 

inicial (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

inicial (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

inicial 

Ângulo 

Observado 

final (2θ) 

Ângulo 

Calculado 

final (θ) 

Distância 

Interplanar 

Basal (Å) 

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 

 


