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RESUMO

SILVEIRA, Bruno Marco de Oliveira. Invasdo de fluidos de perfuracdo e fluxo reverso de 6leo
em reservatorios de arenito e de carbonato. Campinas, Faculdade de Engenharia Mecanica,
Universidade Estadual de Campinas, 2012. 84 p. Dissertagdo de Mestrado.

As recentes descobertas do pré-sal no Brasil trouxeram novos desafios para as atividades
de explotagdo de petrdleo. Perfuracdo em formagdes carbondticas apresentam grandes diferencas
em relacdo a perfuragdes em rochas areniticas. Enquanto arenitos sdo mais homogeneos, rochas
carbondticas podem apresentar significativas variacdes em relacdo ao tamanho e a distribuicdo de
poros, refletindo na produtividade de formacdo, como também na operacdo e manutencio de

producao.

A produtividade dos pogos € avaliada logo apds a perfuragdo dos mesmos, uma vez que
danos a formacgdo produtora podem alterar suas caracteristicas originais. Diante disso, fluidos
especificamente formulados para perfurar o reservatdrio, conhecidos como fluidos drill-in, vem
sendo estudados com vistas a otimizacdo da perfuracdo e a minimizag¢do de dano. Estes fluidos
sdo desenvolvidos de acordo com as caracteristicas do reservatdrio a ser perfurado e testes em
laboratdrios sdo necessarios para que se possa adequar a formulagdo do fluido de perfuracdo com
o menor custo, além de avaliar a invasdao na rocha e verificar o possivel dano residual para os

fluidos candidatos.

Este trabalho visa a comparacdo da invasdo de fluidos drill-in e fluxo reverso de 6leo em
amostras de carbonatos e de arenitos de forma a avaliar a influéncia do tipo de rocha no dano a

formacao e sua interacdo com o fluido de perfuragdo testado.

Os testes foram realizados usando dois aparatos experimentais diferentes, um para
amostras com cerca de 7 cm de comprimento e outro para amostras medindo cerca de 30 cm,
ambas com didmetro de aproximadamente 3,7 cm. Os ensaios foram executados em amostras de
carbonato e de arenito com permeabilidades absolutas ao gas semelhantes e submetendo-as ao

respectivo protocolo de teste, cujas etapas incluiam a preparacdo das amostras, a caracterizagdo
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de escoamento multifdsico, a invasdo com fluido de perfuracdo e o fluxo reverso de 6leo. A
invasdo foi induzida por meio de um diferencial de pressdo positivo através das amostras
saturadas com 6leo na condi¢do de dgua conata, simulando o reservatério. O fluxo reverso ou
deslocamento de 6leo no sentido oposto ao de invasao representou a produgdo de 6leo bem como

a limpeza natural do reservatdrio.

Durante a caracterizacdo foi possivel observar que as amostras de carbonatos utilizadas
sdo menos molhdveis a d4gua em comparagdo aos arenitos. Com os resultados obtidos com o
aparato utilizado para as amostras mais longas, foi possivel identificar o deslocamento da frente
de fluido invasor por meio dos pontos de medida de pressdo distribuidos ao longo da amostra. A
dindmica de escoamento apontou que a invasdo do fluido de perfuracdo foi mais rdpida para as
amostras de carbonatos em comparacao com as amostras de arenito. Na etapa de fluxo reverso,
pode-se observar que as amostras de carbonato apresentaram um retorno de produtividade maior

e mais rapido relativamente aos arenitos.

Palavras-Chave: Arenito, Carbonato, Fluido Drill-in, Dano de formacao, Fluxo reverso
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ABSTRACT

Silveira, Bruno Marco de Oliveira. Invasion of drilling fluids and oil backflow in
sandstone and carbonate reservoirs. Campinas, Faculty of Mechanical Engineering, State

University of Campinas, 2012. 84 p. Master's Thesis.

The recent pre-salt discoveries in Brazil have brought new challenges to oil exploitation
activities. Drilling in carbonate formations differs widely of drilling in sandstone rocks. While
sandstones are more homogeneous, carbonate rocks are characterized by a large range of size and
distribution of pores, which reflects in the reservoir productivity, as well as in the operation

activities and production maintenance.

The productivity and changes of original reservoir’s characteristics due to formation
damage are evaluated after drilling. Then fore, drilling fluids specifically designed to cross pay-
zone, known as drill-in fluids, have been studied aiming at drilling optimization and damage
minimizing. These fluids are developed according to the drilled reservoir characteristics and
laboratory tests are performed to obtain proper drilling fluids formulations as fluid invasion and

clean up are evaluated.

The objective of this work is to compare drill-in fluids invasion (water-based polymer
fluid) and backflow of oil in carbonates and sandstones samples to assess the rock type influence

in damage formation and their interaction with the tested drilling fluid.

Tests were run using two different apparatus, one for samples ~7,0 cm long and another
for samples ~30 cm long, both with ~3,7 cm diameter. Lab tests were performed using carbonate
and sandstone samples, with similar absolute permeability. These samples were submitted to a
proper test protocol, that includes samples preparation, multiphase flow characterization, invasion
and backflow processes. Damage formation was induced by injecting drill-in fluid with a positive

differential pressure through samples saturated with oil and connate water, simulating the

Xiii



reservoir. Oil displaced in the opposite flow direction was performed to simulated natural cleanup

or oil production.

During the samples characterization, it was possible to observe that tested carbonate
samples were less water wet than sandstones ones. From the results obtained with the apparatus
used with longer samples, it was possible to identify the drill-in fluid displacement through
pressure observation points distributed throughout the sample. The flow dynamics pointed out
that the drilling fluid invasion was faster for carbonate samples comparing to sandstone samples.
However, in backflow stage, a higher and faster productivity restoration was observed for

carbonate samples than for sandstone ones.

Key Words: Sandstone, Carbonate, Drill-in Fluids, Damage Formation, Backflow
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1. INTRODUCAO

1.1. Motivacao

Com a descoberta dos reservatérios carbondticos localizados no pré-sal brasileiro, o
potencial petrolifero aumentou consideravelmente no que diz respeito as reservas de 6leo e gas,
possibilitando uma oportunidade de crescimento para a economia nacional (JONES; CHAVES,
2011).

Entretanto, apesar de sua grandiosidade, os desafios comecam na compreensdo da rocha
formadora, que € mais heterogénea em relacdo aos arenitos e apresenta uma estrutura porosa
complexa com pouca relacdo com a permeabilidade neste tipo de rocha (POURMOHAMMADI
et al., 2007) (LUCIA, 2007).

A heterogeneidade das rochas carbondticas promove variedades das propriedades
mecanicas e permo-porosas, refletindo na produtividade de formagao, como também na operacao
e manuten¢do de producio (POURMOHAMMADI et al.,, 2007) (PEREIRA; FERNANDES,
2009).

A produtividade dos pogos € avaliada logo apds a perfuracdo dos mesmos e danos a
formagdo produtora podem alterar suas caracteristicas originais. Reservatorios carbondticos e
areniticos submetidos a perfuracdes em que o diferencial de pressdo € positivo, denominada
perfuracdo sobre-balanceada, podem sofrer invasdo do fluido, favorecendo a ocorréncia de dano
no reservatorio e consequentemente redugdo da produtividade de 6leo e/ou gas (CIVAN, 2000)

(MORENO et al., 2007).

Diante disso, insere-se a tecnologia de fluidos de perfuracdo, especificamente os fluidos
que sdo formulados para perfurar o reservatorio, conhecidos como fluidos drill-in. Estes fluidos
sdo desenhados com vistas a minimizar o dano de formacdo, mantendo assim as propriedades

originais do reservatério (MARTINS et al., 2005) (SOTO; MALAVE, 2008) (LI et al., 2011).



Dessa forma, entender a interacdo entre o fluido de perfuracido do tipo drill-in (fluidos
normalmente viscosos com a presenca de polimero) e a formagdo carbondtica constituem-se na

principal motivacao da pesquisa aqui apresentada.

1.2. Objetivos

Neste trabalho tém-se como objetivos principais avaliar os perfis de invasdo de fluidos de
perfuracdo de reservatérios a base de dgua com adi¢do de polimero, bem como sua remog¢ao por
meio do fluxo reverso de Oleo, representando a limpeza natural, com vistas as influéncias

associadas ao tipo de rocha.

1.3. Organizacao do trabalho

O Capitulo 2 apresenta os conceitos relacionados a tecnologia de fluidos com particular
atencao aos fluidos desenhados para a perfuracdo de reservatorios, propriedades petrofisicas de

rochas areniticas e carbondticas, e finalmente, dano de formacao.

O Capitulo 3 refere-se a metodologia utilizada para a condu¢do dos ensaios experimentais,
sendo apresentados os procedimentos adotados para a andlise dos fluidos utilizados, para a
caracterizacdo das amostras (carbonatos e arenitos), bem como a descri¢do dos protocolos de
testes adotados para os ensaios em amostras pequenas (~7 cm de comprimento) € amostras

grandes (~30 cm de comprimento).

No Capitulo 4 sdo apresentados os resultados e as discussdes dos ensaios laboratoriais.
Estes resultados foram agrupados de acordo com a permeabilidade absoluta das amostras ao gés,
sendo apresentados de forma comparativa, os resultados para amostras de carbonato e de arenito
com baixas permeabilidades (cerca de 30 mD), permeabilidades intermedidrias (entre 65 e 85

mD) e altas permeabilidades (entre 400 e 550 mD).

No Capitulo 5 sdo sumarizadas as conclusdes do trabalho, bem como sugestdes e

recomendacdes para trabalhos futuros.



2. CONCEITOS E FUNDAMENTACAO TEORICA

2.1. Tecnologia de fluidos de perfuracao

A perfuragdo de pocos de petrdleo e gds, verticais, horizontais ou direcionais tanto em terra
(on-shore) como em mar (off-shore), representa um grande desafio na exploracdo de campos de

hidrocarbonetos.

Para que a perfuracio seja conduzida € necessério que se utilize um fluido de perfuragio. Este
fluido é formulado para atender as caracteristicas da zona a ser perfurada, sendo classificado de
acordo com o constituinte principal da fase dispersante, como: fluido base dgua, fluido base dleo,

fluido base ar ou gés e fluidos sintéticos (THOMAS, 2001) (FARIAS et al., 2009).

Além disso, estes fluidos devem exercer algumas fungdes para que a perfuracdo possa ocorrer
de forma rédpida e segura, tais como: carrear o material cortado pela broca e transportd-lo para a
superficie através do espaco anular entre a coluna de perfuracio e o poco, resfriar e limpar a broca,
reduzir a friccdo entre a coluna de perfuracdo e as paredes do poco, manter a estabilidade da secao
ndo revestida do poco, controlar a pressao para evitar influxo de fluidos da rocha perfurada, formar
um reboco pouco espesso e de baixa permeabilidade que sele os poros e outras aberturas na formacao
penetrada pela broca, ajudar na coleta e interpretacdo de informagdes disponiveis a partir de amostras,
nao reagir com as rochas e fluidos contatados, manter os sélidos em suspensdo em situacdes de
parada de circulacdo, ser inerte em relacdo a danos as rochas produtoras, ser bombedvel, facilitar as
interpretagdes geoldgicas do material retirado do poco e apresentar custo compativel com a operagao

(DARLEY; GRAY, 1988) (THOMAS, 2001) (GUMARAES; ROSSI, 2007).

Estas fungdes estdo relacionadas as formulagdes destes fluidos, que dependem das exigéncias
tipicas de cada perfuracdo. Isto impulsiona os avangos em tecnologia de fluidos com vistas ao alto
desempenho aliado ao menor custo, bem como ao controle das propriedades fisicas (densidade,
parametros reoldégicos, forcas géis, parametros de filtracdo e o teor de sélidos) e quimicas (pH, teores
de cloretos, de argila e a alcalinidade) dos fluidos (THOMAS, 2001) (BARBOSA, 2006)
(CANDLER; FRIEDHEIM, 2006).



Para atender as exigéncias e aprimorar o desempenho e a funcionalidade dos fluidos de
perfuracdo, diversos aditivos sdo incorporadas as formulacdes, de acordo com sua funcdo, os quais
sdo agrupados como viscosificantes, adensantes, redutores de filtrado e aditivos especiais (AMORIM,

2003).

A adicdo de agentes viscosificantes contribui para o aumento da viscosidade do fluido, o que
viabiliza a suspensdo e o transporte dos cascalhos oriundos da perfuracdo até a superficie. Além disso,
este tipo de aditivo confere propriedades tixotrpicas ao fluido, de forma a manter os cascalhos em
suspensdo sob interrupcio de bombeio. Exemplos destes aditivos sdo bentonita, atapulgita e

polimeros (AMORIM, 2003).

Os adensantes sdo incorporados para aumentar a densidade do fluido, e assim propiciar um
diferencial de pressdo adequado frente as camadas encontradas durante a perfuracdo, de forma a
impedir o fluxo de petréleo para dentro do pogo. Exemplo de agente adensante € o sulfato de bario

(BaSOy) conhecido como barita (AMORIM, 2003) (AMORIM, 2007).

Os redutores de filtrado sao adicionados com vistas a minimiza¢ao da invasao de filtrado para
dentro da zona perfurada, reduzindo a perda de circulacio do fluido e prevenindo o dano a formacao.
Exemplos desses aditivos sdo os polimeros e os amidos (GUIMARAES; ROSSI, 2007), (MELO,
2008).

Entre os aditivos especiais, estdo incluidos os floculantes, os controladores de pH, os

antiespumantes, os lubrificantes, dentre outros (AMORIM, 2003).

Os avangos das técnicas e melhorias nos processos de desenvolvimento de fluidos permitem
explorar reservas presentes em ambientes com condi¢cdes hostis, a exemplo dos reservatdrios em

4dguas profundas (GUMARAES; ROSSI 2007) (ALVES et al., 2009).

Entretanto, os fluidos utilizados para perfurar os pocos podem provocar danos ao atingir os
reservatdrios, alterando suas caracteristicas naturais e prejudicando sua produtividade. Isto pode
acontecer num processo de perfuracdo sobre-balanceada (pressdo no fundo do pog¢o maior que a
pressdo da formacdo), no qual € propicia a invasdo do fluido de perfuracdo para a formacdo
produtora, ou até mesmo sob condicdes sub-balanceadas, tal como no caso onde a formagdo é
molhdvel ao fluido de perfurac@o e, portanto susceptivel a invasdao por embebicdo. Sob condigdes

sobre balanceadas, além da alteracdo de distribuicdo de fluidos, particulas menores que as gargantas



de poro, antes suspensas no fluido, também podem ser transportadas para dentro da formacao,

promovendo o tamponamento dos poros e a reducao da permeabilidade da formagao (CIVAN, 2000).

2.2. Fluidos para perfurar o reservatorio (Fluidos Drill-in)

Como o dano a formagdo é um dos problemas de grande relevancia na exploragdo de
reservatorios de petréleo, fluidos desenhados especificamente para perfurar a formacdo
produtora, conhecidos como fluidos do tipo drill-in, vem sendo estudados com vistas a
otimizacdo da perfuracdo e a minimizacdo de dano a zona produtora, ou seja, estes fluidos sdao
desenvolvidos de acordo com as caracteristicas do reservatorio a ser perfurado (CAMERON,

2001).

De acordo com Gaurina-Medimurec (1998), testes em laboratérios devem ser previamente
realizados de forma a averiguar as caracteristicas da rocha e do fluido, para que se possa adequar
a formulacdo do fluido de perfuragdo com o menor custo, além de avaliar a invasdo na rocha e

verificar o possivel dano residual para os fluidos candidatos.

Este tipo de fluido pode apresentar viscosidade elevada, pois sua composi¢dao
normalmente inclui aditivos poliméricos e agentes obturantes, os quais podem promover a
formagdo de reboco minimizando a invasdo de filtrado para dentro da formagdao (QUEIROZ

NETO et al., 2007).

O reboco externo ao reservatdrio deve ser pouco espesso, apresentar permeabilidade
baixa, além de ser de facil remo¢do quando o poco for colocado em produgdo. Para isso, uma
escolha adequada em relacdo a distribuicdo e tamanho das particulas sélidas suspensas no fluido
deve ser feita de acordo com as caracteristicas porosas da formagdo, de forma que os mesmos nao
invadam e tamponem os poros. De acordo com Li et al., (2011), particulas de carbonato de calcio
em fluidos base dgua formulados com os polimeros xantana, poliacrilato de potéssio (K-PAM) e
carboximetil celulose de sodio (Na-CMC), promovem a formagdo de um reboco externo com as

caracteristicas mencionadas acima.

Mohamed (2011) relacionou o projeto de fluidos com o monitoramento do tamanho de
particulas com foco na redug¢do do dano e aumento da produtividade. Segundo o autor, a
utilizacdo de carbonato de cdlcio na formulacdo de fluidos do tipo drill-in a base 6leo minimizou

o dano e promoveu taxas de recuperacdo boas e estadveis em reservatérios de arenito.
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Outro aspecto a se considerar refere-se a adsor¢ao do polimero presente nos fluidos drill-
in base dgua. Devido a estrutura e ao comportamento hidrofilico do polimero, adicionado a
condicdo de formacdo molhdvel & dgua, a adesdo entre o reboco externo e a parede do
reservatorio pode dificultar sua remocao, além de reduzir sua eficiéncia permitindo a invasao do

filtrado e promovendo um aumento de saturacdo de 4gua nas mediagcdes do poco.

Para evitar este fendmeno, moléculas de surfactantes projetadas para atravessar o reboco
externo, foram estudas e testadas, com vistas a manuten¢do e/ou aumento da produtividade do
reservatorio. A presenca destas moléculas em rochas de reservatério molhdveis a dgua visam
alterar essa propriedade, aumentando a tendéncia a molhabilidade ao 6leo ou a um fluido
sintético. Assim sendo, impede-se a adsor¢do das moléculas de polimeros e reduz-se o nivel de
saturacdo de dgua nas rochas, aumentando a capacidade de escoamento do 6leo, e reduzindo as
propriedades de adesdo entre as particulas do reboco e a formagdo, o que pode facilitar a limpeza

da parede no inicio da producdo (AUDIBERT-HAYET; DALMAZZONE, 2006).

Van Zanten et al., (2011) investigaram tratamentos quimicos com a adicdo de surfactantes
e solventes organicos em fluidos drill-in, com vistas a alteracdo de algumas propriedades da
rocha pelo fluido invasor. De acordo com os autores, tais tratamentos podem minimizar os danos
promovidos por certos aditivos, como lubrificantes e inibidores de corrosdo. Os tratamentos

quimicos resultaram em maior produtividade em amostras de carbonato e de arenito.

Além disso, tecnologias relacionadas aos controladores poliméricos de filtrado vém sendo
desenvolvidas para a perfuracdo de reservatorios sob condicdes de alta temperatura e pressao
(HTHP), com a substituicdo do amido, normalmente usado, mas que perde suas caracteristicas

em temperaturas acima de 300 °F (~149°C), pelos polimeros sintéticos (EZELL et al., 2010).

Lopes e Moreno (2011) avaliaram a invasao de fluidos de perfuracdo base dgua com
polimeros (sintético e natural) com auséncia de particulas e fluxo reverso de 6leo em amostras de
arenito com um aparato experimental que propicia obter um histérico de pressd@o em seis pontos
da amostra, além da press@do na linha de transmissdo. De acordo com os autores, este
equipamento permite observar o deslocamento da frente de fluido invasor ao longo da amostra,
ou seja, a mudanga de saturacdo de fluidos durante a invasdo. Nao obstante, pode-se analisar a

reducdo e retorno na permeabilidade na regido danificada pelo fluido de perfuracgao.



2.3. Aditivos poliméricos

Com relacio aos aditivos poliméricos que podem ser aplicados as formulagdes de fluidos do
tipo drill-in, estes sdo classificados de acordo com sua origem em polimeros naturais, naturais

modificados e sintéticos.

Na classe dos polimeros naturais estio presentes os biopolimeros, que geralmente sao
polissacarideos produzidos a partir da fermentac@o bacteriana, como exemplo, as gomas Xantana, Guar,
Scleroglucan e Welan. Estes polimeros sdo empregados principalmente como agentes de controle da
reologia com vistas a melhoria da capacidade de transporte de cascalhos pelo fluido. O amido também
estd nesta classe, e como apresenta grandes particulas em sua cadeia, € utilizado como agente
controlador de filtrado. Os polimeros naturais possuem baixa resisténcia a degradagdo bioldgica, assim
torna-se necessaria a adi¢do de biocidas na formulacdo de forma a preservar a estrutura do polimero
bem como as caracteristicas do fluido sob acdo de microorganismos (QUEIROZ NETO et al., 2007)
(ALMEIDA; MORENO, 2011).

Com relag@o aos polimeros naturais modificados, tais como o CMC (carboximetilcelulose) e o
CMS (carboximetilamido), estes sdo os mais utilizados nas formula¢des dos fluidos de perfuragao,
sendo empregados como agentes de controle de filtrado, bem como agentes viscosificantes, o que
acarreta numa melhora na capacidade de limpeza da zona perfurada (CAENN, CHILLINGAR, 1996)
(MELO, 2008).

Por fim, tém-se os polimeros sintéticos, que sao formados pelos poliacrilatos, poliacrilamidas e
polimeros catidnicos. Os poliacrilatos sdo produzidos com matéria prima do petrdleo e sua
aplicabilidade depende do seu peso molecular, podendo assim ser utilizados como controladores de
perda de filtrado, defloculantes, floculantes e estabilizantes. As poliacrilamidas apresentam alto peso
molecular e cadeia linear formada por mondmeros de acrilamida posteriormente hidrolisados. Os
polimeros sintéticos podem ser aplicados como agente viscosificante, controlador de filtrado e também
como inibidor e encapsulador de sélidos devido a diferenca de cargas elétricas entre a poliacrilamida
(aniOnica) e os contaminantes (cationicos). Os polimeros catidnicos sdo copolimeros que combinam
grupos quimicos de carga positiva com outros polimeros, tais como os poliacrilatos e as poliacrilamidas.
Sdo utilizados como floculantes e na formulacdo de sistemas de fluidos estabilizantes de argila

(SORBIE, 1991) (CAENN, CHILLINGAR, 1996) (MELO, 2008).



2.4. Reologia de fluidos e fatores intervenientes

A reologia é definida como a ciéncia que envolve os conhecimentos da deformacdo e do

escoamento da matéria quando submetida a esforcos originados por forgas externas. Uma

substancia que se deforma continuamente sob a aplicacdo de uma tensao de cisalhamento (‘L’xy =

Z) ¢ denominada de fluido, compreendendo assim as fases liquidas e gasosas das formas fisicas
nas quais a matéria existe (Barnes et al., 1993).
O escoamento dos fluidos pode ser descrito por modelos que relacionam a taxa de

~ . d ~ . .
deformacao (y = ﬁ) com as forcas ou tensdes aplicadas. Deste modo, os fluidos podem ser

classificados como Newtonianos (a tensao de cisalhamento varia linearmente com a taxa de

deformacdo) e como ndo-Newtonianos.

Assim o comportamento reolégico dos fluidos pode ser descritos considerando algum dos
seguintes modelos: de Newton, de Bingham ou pléstico ideal, de Ostwald de Waale ou de
poténcia e o de Herschel-Bulkley ou poténcia modificado, os quais podem ser observados na
Figura 2.1, que mostra as curvas de fluxo caracteristicas para cada modelo, sendo as respectivas

expressoes apresentadas na Tabela 2.1 (SORBIE, 1991) (MACHADO, 2002).
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Figura 2.1 — Curvas de fluxo caracteristicas os modelos reoldgicos. A—> Newtoniano;
B->Binghaniano ou plastico ideal; C—> Pseudopléstico; D> Dilatante; E->Pseudoplastico com
limite de escoamento.

Fonte: (MACHADO, 2002)



Tabela 2.1 — Expressdes dos modelos de comportamento reoldgico dos fluidos

Modelo Equacao
Newtoniano T=uy
Ostwald Waale n
(Modelo de Poténcia — pseudo-plastico/dilatante) T =Ky
Bingham T=7Ty+ Uy
Herschel-Bulkley T=19+Ky"

Fonte: (MELO, 2008)

No modelo Newtoniano, T representa a tensdo de cisalhamento, p a viscosidade dindmica
e y a taxa de deformacgdo. Neste modelo a tensdo cisalhante e a taxa de cisalhamento em regime
laminar sdo linearmente proporcionais. Para os fluidos ndo Newtonianos, a relacdo entre a tensao
cisalhante e a taxa de cisalhamento ndo € constante, em escoamento laminar. Entretanto, para se
classificar este tipo de fluido, deve-se observar o aspecto da curva de fluxo e verificar qual
modelo representa melhor o referido fluido. Diferente dos fluidos Newtonianos, para os nao

Newtonianos a viscosidade varia com a magnitude da taxa de cisalhamento (MACHADO, 2002).

No modelo de Ostwald Waale ou modelo de poténcia, K € o indice de consisténcia, que
indica o grau de resisténcia do fluido diante do escoamento, enquanto n € indice de
comportamento, que indica fisicamente o afastamento do fluido do comportamento Newtoniano,
podendo se dividir em pseudoplasticos (n<1), onde a viscosidade aparente decresce com o
aumento da taxa de deformacao e dilatantes (n>1), de comportamento oposto ao pseudopléstico.
Entretanto, se (n=1), o fluido apresenta comportamento Newtoniano (BOURGOYNE et al.,
1986).

No modelo Binghamiano, para que o fluido possa escoar € necessdria uma tensdo de
cisalhamento inicial minima, 1y, também chamada de tensio de escoamento. Para tensdes de
cisalhamento inferiores, o material ndo escoard. Todavia, uma vez excedido o valor minimo
requerido, inicia-se o escoamento, € o fluido apresenta caracteristicas de fluidos Newtonianos

(BOURGOYNE et al., 1986).

Finalizando, o Modelo de Herschell-Buckley, apresenta uma modificacdo em relacdo ao
modelo de Ostwald de Waale e € considerado o mais completo em comparacdo aos demais
modelos, uma vez que a sua equagdo engloba trés parametros, a saber: 7, limite de escoamento

real, K, indice de consisténcia, e n, indice de comportamento. Os modelos citados anteriormente



(Bingham e Ostwald de Waale) podem ser analisados como casos particulares deste modelo

(MACHADO, 2002).

Na literatura dedicada a estudos reoldgicos, s@o mencionados diversos valores de

viscosidade, sendo a definicdo de cada uma delas apresentada na tabela abaixo:

Tabela 2.2 — Definicdo das relagdes associadas com as viscosidades das solugdes

Nomenclatura Formula/Definicao Unidades
Viscosidade de solugdo
NP n Pa.s
polimérica
Viscosidade do solvente N Pa.s
Viscosidade relativa Ny = Tll -
S
Viscosidade especifica Ngp = Ng — 1 -
— lsp
Viscosidade reduzida Mr="¢ m’/kg
C: Concentracdo do polimero
1
Viscosidade inerente n, = HQR m’/kg
Viscosidade intrinseca [n] = él_r){)lo ng ou [n] = lci_r)r(l) M m3/kg

Fonte: SORBIE (1991).

Alguns fatores podem alterar o comportamento reolégico dos fluidos e para exemplificar a
influéncia de alguns destes fatores em fluidos a base de dgua, alguns resultados apresentados em
SORBIE (1991) sdo reproduzidos aqui. Estes resultados ilustram os efeitos da concentracdo e do
tipo de polimero (Fig. 2.2 e 2.3), da concentrac@o de sal e da presenca de fons mono e divalentes

(Fig. 2.4 e Fig. 2.5), do peso molecular do polimero (Fig. 2.6) e do pH (Fig. 2.7).

Com relacdo a concentragdo, cada tipo de polimero proporciona um aumento
caracteristico da viscosidade do fluido constituinte. Na figura a seguir podem ser observadas as
curvas de viscosidade em fun¢do da concentracdo, a uma taxa de cisalhamento e temperatura

especifica, para trés polimeros distintos (SORBIE, 1991):
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Figura 2.2 — Viscosidade versus concentracdo do polimero (temperatura de 74°F ou 23,3 °C e

taxa de cisalhamento de 7,3 s'l).
Fonte: (Adaptado SORBIE, 1991)
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O comportamento da viscosidade em fun¢do da concentracdo e da taxa de cisalhamento

para uma solu¢do de goma xantana pode ser visto na Figura 2.3.

10° 10 102 10° 104
F(sec™y
Figura 2.3 — Viscosidade versus taxa de cisalhamento para solu¢des de xantana em diferentes
concentragdes e com salinidade de 5g/1 de NaCl, pH=7 e T=30 °C.
Fonte: (Adaptado SORBIE, 1991)
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De acordo com o mesmo autor, a salinidade afeta as moléculas carregadas, e em altas
concentragdes promove uma diminui¢do da viscosidade. Sorbie (1991) ainda ressalta que, devido
as forcgas de ligagdo, os efeitos dos fons divalentes como o célcio (Ca™Heo magnésio (Mg2+) sao

mais acentuados que os de espécies monovalentes, como o potdssio (K*).

A Figura 2.4 mostra a variacdo da viscosidade relativa para poliacrilamida parcialmente
hidrolisada (HPAM — polieletrdlito) e poliacrilamida (PAM — molécula neutra) em funcdo da
variacdo de concentracdo de sal e a Figura 2.5 ilustra a influéncia da presenca de ions divalentes,

relacionando a viscosidade intrinseca da HPAM a concentracdo de diferentes sais.
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Figura 2.4 — Viscosidade relativa entre PAM e HPAM em solugdo de cloreto de s6dio (NaCly).
Concentragdo do polimero 600mg/l; T=25°C, taxa de cisalhamento de 73s. (De cima para
baixo: curva 1 - HPAM 15% hidrolisado; curva 2 — HPAM 25% hidrolisado; curva 3- HPAM
35% hidrolisado; Linha cheia — PAM).

Fonte: (SORBIE, 1991)
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Figura 2.5 — Viscosidade intrinseca da HPAM versus concentracao de sal.

Fonte: (Adaptado SORBIE, 1991)

O autor também relacionou o comportamento da viscosidade ao peso molecular do
polimero HPAM em solugdes salinas e em solugdes com dgua deionizada, demonstrando que
quanto maior o peso molecular do polimero, maior serd a viscosidade, além de ilustrar que em

solugdo salina, o decréscimo da viscosidade € significativo, como mostra a figura seguinte:

1000

/
/

Viscosidade (cP)
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\\

3% NaCl
| B
A
0
0.01 0.1 1.0 1

Taxa de cisalhamento sec -1

Figura 2.6 — Viscosidade versus taxa de cisalhamento da solu¢do de HPAM, mostrando os efeitos
da salinidade e do peso molecular (peso molecular de A = 3x10° e de B = 6x10°).
Fonte: (Adaptado SORBIE, 1991)

13



7z

Com relacdo ao pH, Sorbie (1991) comenta que a viscosidade € maior para pH mais
elevado. Entretanto, sob pH elevado mantido por longos periodos, observa-se a degradacdo da
molécula de polimero, resultando na perda da solucdo. A figura a seguir, demonstra o efeito dos

valores de pH na viscosidade relativa aparente da HPAM:
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PH da solugao
Figura 2.7 — Efeitos das mudancas de pHs com adi¢do de HCI na viscosidade do HPAM, com
taxa de cisalhamento de 50s' e concentragdo de 2500 ppm.
Fonte: (Adaptado SORBIE, 1991)

7

Conforme mostrado, € perceptivel a influéncia de diversos fatores na reologia e

conseqiientemente no desempenho dos fluidos base dgua com adi¢do de polimeros.

Amorim et al.,, (2005) estudaram a incorporagdo de aditivos poliméricos CMC
(carboximetilcelulose) e PAC (celulose polianidnica) com relacdo as propriedades reoldgicas de
fluidos de perfuracdo a base de dgua e argilas bentoniticas. De acordo com os autores, esses
fluidos apresentaram propriedades reoldgicas que sdo dependentes da interacdo entre a bentonita
e o polimero. Esta interacdo é dependente da viscosidade e do tamanho da cadeia do polimero,
pois quando sdo dispersos na fase aquosa, os grupos funcionais dos polimeros se dissociam

favorecendo uma configuracdo alongada da cadeia, promovendo um aumento da viscosidade.

Barbosa et al., (2007) estudaram o comportamento reoldgico (viscosidade aparente (VA) e
plastica (VP) e volume de filtrado (VF)) de fluidos de perfuracdo a base de dgua com argila
bentonitica sddica industrializada, adicionando CMC (aditivo celulésico) e HPAM (aditivo nao-

celuldsico), individualmente e de forma combinada (50% de cada polimero). De acordo com os

14



autores a combinacido dos polimeros mostrou-se mais eficiente na melhoria das propriedades
reoldgicas e de filtracdo, propiciando assim a obtencdo de um composto polimérico com
propriedades adequadas para a formulacdo de compdsitos bentonita-polimero com vistas a

preparagdo de fluidos hidroargilosos para perfuracio de pogos.

Borges et al., (2009) avaliaram a aplicabilidade da xantana, produzida por Xanthomonas
arboricola pv pruni, como viscosificante em fluidos de perfuracdo de pogos de petréleo. Para tal,
solucdes poliméricas da xantana com diferentes sais (NaCl, KCI e CaCl,) foram comparadas com
trés amostras de solu¢des comerciais contendo polimeros cujo contetido de cdtions totais (Na*, K*
e Ca’") era percentualmente maior. Por meio de reologia, viscosimetria, fotometria de chama e
espectrometria de absor¢do atdmica, as caracteristicas dos fluidos foram averiguadas em relacdo a
viscosidade, indice de comportamento (n), forca gel e concentragdes de sais mono e divalentes.
Os autores concluiram que em solugdes aquosas sem sal, os polimeros comerciais apresentaram
melhores resultados, j4 em solugdes salinas, as amostras de xantana apresentaram melhores

resultados conferindo aplicabilidade aos fluidos de perfuragao.

Lopes et al., (2010) avaliaram a influéncia da argila adicionada e/ou incorporada a um
fluido do tipo drill-in (base dgua com HPAM) em relacdo ao desempenho dos fluidos de
perfuracdo de reservatdrios. Através de andlise reoldgica dos fluidos com diferentes fragcdes de
argila, foi averiguado que a presenga de argila (nas concentragdes de 2,5%; 2,0%; 1,5% em
massa) no fluido drill-in modifica consideravelmente o comportamento reolégico da solucio,
sendo constatado que sob baixas taxas de cisalhamento a viscosidade pode ser 100 vezes superior

a viscosidade do fluido sem argila.

2.5. Propriedades de rochas e de fluidos

Neste item sdo apresentadas as definicdes basicas associadas a porosidade, permeabilidade e
molhabilidade de rocha. As caracteristicas da formagcdo em relacdo a estas propriedades
influenciam a dindmica de escoamento de fluidos em meios porosos e, portanto, a dinamica dos
processos de invasdo e de remocao do fluido de perfuracdo ou de seu filtrado presente na zona

danificada.
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2.5.1. Porosidade e permeabilidades efetivas e relativas

A porosidade pode ser classificada como primdria e secundéria. A porosidade primadria,
também chamada de porosidade original, € aquela que se desenvolveu durante a deposi¢do do
material detritico ou organico. J4 a porosidade secunddria resulta da acdo de agentes geoldgicos,
ap6s o processo de formacdo da rocha, que podem contribuir para o aumento ou diminui¢do da
porosidade. Contribuindo para a diminui¢do, pode-se citar a cimentacdo e compactacdo da rocha
devido ao seu proprio peso, e com relacdo ao aumento pode ser citado o desenvolvimento de

fraturas e dissolugdo por lixiviacio (RABELO, 2004).

A permeabilidade € uma medida que estabelece a capacidade de um meio poroso de se
deixar atravessar por fluidos, ou seja, € uma medida de condutividade de fluidos em um material
e € geralmente representada pela letra k, sendo expressa em Darcys (D) ou milidarcys (mD)

(ROSA et al., 2000).

O fluxo de um fluido em um meio poroso é expresso pela Lei de Darcy, cuja equagdo €
largamente empregada em Engenharia de Petrdleo. Darcy concluiu que a vazdo de um fluido
através de uma dada rocha varia direta e proporcionalmente ao gradiente de pressdo aplicada, e
inversa e proporcionalmente a viscosidade do fluido. Assim, para um valor constante de
permeabilidade do meio poroso, a vazdo por unidade de area aberta ao fluxo aumenta a medida
que se exerce mais pressdo, ou a medida que se diminui a viscosidade. Desta forma, a
permeabilidade pode ser expressa como o fator de proporcionalidade k caracteristico do meio

poroso (LUCIA, 1999) (ROSA et al., 2006).

Para um escoamento unidimensional, em regime laminar e condi¢cdes de escoamento

permanente, pode-se representar a permeabilidade como:

qu L

k=

APy —P, (2.1]

onde Q ¢é a vazao de fluido em [cm3/s], A € a drea da se¢do transversal [cmz], P, a pressdo de poro
do reservatério [atm], P, a pressdo no poco [atm], p a viscosidade [cp], L o comprimento do meio

poroso [cm], k a permeabilidade do meio [D].

Essa propriedade raramente € a mesma em todas as dire¢des numa rocha sedimentar,
sendo frequentemente representada como um vetor nas dire¢des X, y, € z. Além disso, geralmente

a permeabilidade vertical € inferior a permeabilidade horizontal (LUCIA, 1999).
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Quando mais de um fluido divide o espaco poroso (como € o caso dos reservatdrios com
dgua, Oleo e/ou gés), cada fluido apresenta valores de permeabilidade efetiva ou relativa que

variam em funcao da sua saturacao.

Dessa forma as permeabilidades relativas podem ser expressas como uma razao entre a
permeabilidade efetiva, que é a capacidade de escoamento de um fluido quando dois ou mais
fluidos saturam o meio poroso, € a permeabilidade absoluta:

ke
ke = [2.2]

onde k; € a permeabilidade relativa e k. a permeabilidade efetiva da fase (6leo, gas, dgua) e k € a

permeabilidade absoluta de referéncia (LUCIA, 1999) (ROSA et al., 2006).

Portanto, a permeabilidade ¢ méixima (permeabilidade absoluta, k,) quando um fluido
ocupa 100% dos poros, e decresce (permeabilidade relativa, k;) a medida que este fluido divide o

espaco poroso com outro fluido (LUCIA, 1999) (RABELO, 2004).

A figura a seguir, mostra as curvas de permeabilidade relativa (k;) para dgua (k.y) e 6leo
(ko) e ilustra as mudancgas de permeabilidade das fases 6leo e dgua a medida que a saturacdo de

dgua do meio poroso aumenta:
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Figura 2.8 — Curva de permeabilidade relativa.
Fonte: (ROSA et al., 2006)
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As curvas de permeabilidade relativa ndo sdo as mesmas para diferentes sistemas
rochosos, assim como suas saturacdes criticas. Estas curvas podem ser utilizadas para prever as

mudancgas nas taxas de produ¢do com as mudangas na saturagdo de dgua, sendo fundamentais na

simulagao de fluxo de fluidos (LUCIA, 1999) (RABELO, 2004).

Para determinar a permabilidade relativa, métodos de regime permanente e métodos
transientes podem ser aplicados, sendo este ultimo utilizado neste trabalho e que serd descrito.
Este método consiste no deslocamento do fluido que satura a amostra por outro fluido, por
exemplo, dgua deslocando 6leo ou vice versa, sob vazdo constante ou um diferencial de pressao
constante, enquanto os fluidos produzidos sd@o continuamente medidos, sendo que um dos fluidos
molha a rocha e o outro ndo. A vantagem deste método € a rapidez de execugdo em relacdo ao

método de regime permanente, porém o tratamento matemdtico € mais complexo

(HONARPOUR et al., 2000).

Para o caculo de permeabilidade relativa no regime transiente foi utilizada a teoria
elaborada por Buckley e Leverett e extendida por Weldge (HONARPOUR et al., 2000). A base
matemadtica para a interpretacdo dos testes € promovida por uma combinac¢do das leis de Darcy e

Leverett com defini¢do da pressdo capilar na forma diferencial:

1+ ko <aa—ic— gApsinG)

Ve,
ko, u, [2.3]
kyp

fw2:

1+

0

onde f,,, € a fluxo fraciondrio de dgua na face de saida e v, a velocidade superficial do total de
fluido que deixa a amostra, 8 o angulo entre a dire¢do do escoamento e a horizontal e Ap € a

diferenca entre as massas especificas dos fluidos deslocante e deslocado (HONARPOUR et al.,

2000).

Para um deslocamento horizontal e negligenciando-se a variacdo de pressdo capilar a

expressao anterior implica em:

§W_SW2 =f02 Wi [24]

onde o sub-indice ; indica a extremidade de saida da amostra, S,, é a saturacio média de 4gua na

amostra, W; € a injecdo acumulada de dgua, medida em termos de volumes porosos injetados. S,
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e W; sdo calculados experimentalmente e f,, atraves da seguinte equacdo (HONARPOUR et al.,

2000):

= qo =
(q,+4q,) 1

1
f02
Ko/ kro [2.5]

+
K,/ Krw

Sendo u, e w, conhecidos, a razio da permeabilidade relativa k,,/k,, pode ser

determinada pela equacdo acima (HONARPOUR et al., 2000).

O método utilizado por meio de regime transiente € conhecido como JBN, o qual
possibilita o calculo individual das permeabilidades relativas das fases, proposto por Johnson-
Bossler-Naumann apud Gomes (1997) e Honarpour et al., (2000). Este médoto baseia-se na
determina¢do da saturac@o dos fluidos na extremidade da producdo e no conceito de indice de
injetividade relativa. A injetividade em um tempo qualquer do deslocamento € relacionada com a

injetividade do inicio da inje¢cdo, como mostra a expressao:

a4
AP

.= ——£&
r (%) inicial

[2.6]

onde qé 4 vazao e AP o diferencial de pressdo. Assim as expressdes para o cdlculo da

permeabilidade relativa para o 6leo k,., e para a dgua k,,, sdo apresentadas a seguir:

f o2

kroZ = 2

1
4(w7r) 2]

1

(i)
A-fu [t

krw =——0—=" kro ) krw = ==t kro 2.8
2 foZ 'uo ? ? foZ 'uo ? [ ]

O fluxo fraciondrio de 6leo na extremidade de produgdo f,, é dado pela seguinte
expressao:

ds,,

foz = d_Wl [2.9]

E a saturacdo na extremidade de producgdo € representada pela seguinte equacgao:
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Sy =Sy =W f,, [2.10]

As limitagdes deste método estdo relacionadas a aplicacdo da teoria envolvida para sua
elaboracdo. Assim, para sua aplicacdo deve-se assumir que o meio poroso € homogéneo, os
efeitos da capilaridade devem ser despreziveis devido a vazdes de deslocamento que reduzam os
efeitos de extremidades, o deslocamento deve ser difusivo e validar as generalizacdes da lei de

Darcy (GOMES, 1997) (HONARPOUR et al., 2000).

Além disso, existem fatores que afetam a permeabilidade relativa, dentre eles os processos
de saturacdo, embebicdo e drenagem, sendo que a principal diferenca estd relacionada a saturagdo
minima necessdria para que o fluido que ndo molha escoe. Em um processo de embebicdo, o
fluido molhante flui atraves do meio poroso e se aloja nas paredes dos poros e nos capilares de
menor didmetro, deslocando o fluido ndo molhante para capilares de maior didmetro,
promovendo o escoamento deste fluido até sua saturacdo residual, ou seja, no caso de uma rocha
molhada por dgua, a embebi¢do de uma quantidade suficiente de dgua deixard para trds apenas

6leo aprisionado devido ao efeito Jamin (ROSA et al., 2006).

A figura a seguir ilustra a influéncia dos processos de saturagdo nas curvas de

permeabilidade relativa:

1 y _,__v.-.wn-,r- e [ PY—

-——-k,
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Figura 2.9 — Influéncia dos processos de saturagdo nas curvas de permeabilidade relativa.
Fonte: (ROSA et al., 2006)
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Outro fator que pode influenciar no comportamento da permeabilidade relativa é a
presenca de minerais de argila que podem apresentar sensibilidade a dgua, podendo ocorrer
inchaco, dispersdao e ou deslocamento destes para o interior dos poros, podendo bloquear os

mesmos, favorecendo assim uma redugdo da permeabilidade (HONARPOUR et al., 2000).

A influéncia da molhabilidade no comportamento das curvas de permeabilidade relativa

serd apresentada no préximo item.

2.5.2. Molhabilidade

O termo molhabilidade refere-se a tendéncia de um fluido espalhar-se sobre uma

superficie na presenca de outro fluido. A figura a seguir representa um sistema 6leo-dgua-rocha:

Gow

Oleo

Tos m
W__Cow
. — )

~ 7 ¥ S E e
Superficie da rocha

U\\

Rocha molhada Rocha molhada
por dgua por 6leo

Figura 2.10 — Molhabilidade do sistema 6leo-dgua-rocha.
Fonte: (QUEIROZ, 2006)

Quando o angulo de contato, entre o fluido mais denso e a superficie sélida é menor que
90°, este fluido molha preferencialmente o sélido, enquanto que para um angulo maior do que

90°, o fluido menos denso molha o sélido (QUEIROZ, 2006) (ROSA et al., 2006).
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O processo de saturacdo do meio poroso por um fluido que molha a rocha é chamado de
embebicdo, enquanto que o processo de saturacdo do meio poroso pelo fluido que nao molha é

denominado drenagem (HONARPOUR et al., 2000) (ROSA et al., 20006).

A molhabilidade € um outro fator que reflete no comportamento das curvas de
permeabilidade relativa, pois a rocha pode ser molhada em diversos graus. A figura a seguir

representa o efeito da molhabilidade.
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Figura 2.11 — Permeabilidade relativa. Curva 1 4dgua molha preferencialmente. Curva 2 6leo

molha preferencialmente.
Fonte: (ROSA et al., 20006)

Pode ser observado que quando a dgua molha preferencialmente, a permeabilidade
relativa a dgua € mais baixa. Isso ocorre devido a tendencia da dgua ocupar os espagos porosos
localizados junto as paredes dos poros e poros de menor didmetro, favorecendo o escoamento do
6leo atraves do centro dos capilares. O oposto ocorre quando o 6leo molha preferencialmente.
Dessa forma, o fluido ndo molhante tem uma maior tendéncia ao escoamento em relacdo ao

molhante (ROSA et al., 20006).

Niao obstante, a molhabilidade das rochas formadoras de reservatérios pode ser alterada
por meio de injecdo de 4gua com uma composi¢do quimica adequada, alterando assim, de forma
quimica a preferencia de molhabilidade da rocha. Este tratamento sob condi¢des adequadas pode

ser realizado em reservatdrios areniticos bem como em carbonaticos, influenciando o
22



comportamento das curvas de permeabilidae relativa e das curvas de produ¢do (REZAEIDOUTS

et al., 2009).

2.6. Rochas carbonaticas

Rochas carbondticas representam mais de 50% das reservas de 6leo e gds no mundo, além
de um expressivo volume da crosta terrestre. Estas rochas de origem sedimentar sdo provenientes
de progressivas deposicoes de fragmentos minerais, bioldgicos e quimicos, tais como
precipitacOoes de carbonatos a partir de bicarbonatos, tendo a calcita e a dolomita como
componentes mineraldgicos essenciais, que ocorrem em diferentes proporgdes e sao classificados
como calcédrios onde hd predominio da calcita (CaCOs3) e dolomitos, onde ha predominio da
dolomita [CaMg(COs),]. Entretanto, outras formas de carbonato podem ocorrer em porcentagens
menores, como a siderita (FeCOs), ankerita [Ca(Mg,Fe,Mn) (COs3),], ankerita normal

[Ca;MgFe(CO3)4] € magnesita (MgCO3) (SOUSA; VIDAL, 2005) (DOU et al., 2011).

Como o processo de deposicao e de dissolu¢do na formacgdo desta rocha nao € uniforme,
isto propicia uma falta de correlacdo direta entre a permeabilidade e a porosidade e ha
heterogeneidade dessas propriedades ao longo da formagdo. Esta associagdo faz com que existam
variedades das propriedades mecénicas e permo-porosas, refletindo tanto na produtividade da
formacdo com baixos fatores de recuperacdo, quanto nas operagdes e manutencdo de producio

(PEREIRA; FERNADES, 2009) (HOLLIS et al., 2010) (DOU et al., 2011).

O sistema poroso dos carbonatos é complexo devido aos processos envolvidos na sua
origem. Varios sistemas de poros tém sido identificados, como por exemplo, os formados entre os
graos ou cristais e os desenvolvidos por processos diagenéticos, induzindo a porosidades
secunddrias. Sendo assim, em geral, as rochas carbonatadas apresentam porosidade priméria e
secundéria. O processo mais importante € a dissolu¢do, onde a calcita ou a dolomita € lixiviada

pelas dguas subterrineas, resultando em cavidades de enormes a micro dimensdes (MOORE,

1989) (ROSA et al., 2006) (LUCIA, 2007).

N3ao obstante, um sistema de classificagdo com relag¢do aos tipos de poros foi introduzido
com base em trabalhos de Archie (1952), Choquette e Pray (1970), e Lucia (1999), sendo
sintetizado por Pourmohammadi et al., (2007). Foram listados 20 tipos de estrutura e de acordo

com os autores, as principais classes nesta classificacdo s@o: primaria e secunddria,
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interparticular, intercristalina, moéldica, cavidades, e estruturas compactas e macias de calcita com
microporosidade denominadas chalk e chalky. Estas classes contem subgrupos classificados de
acordo com o tamanho dos poros (micro e macro porosidades) e com a distribui¢do dos mesmos
(uniforme ou nao). A Tabela 2.3 mostra as diferentes classes de poros de carbonatos

(POURMOHAMMADI et al., 2007).

Tabela 2.3 — Sistema de classificagdo de poros em carbonatos

Tipo de poro Tamanho Distribuicao Estrutura
) Uniforme Interparticular, microporos uniformes
Microporos (10-50 P - P ~
~ . Interparticular, microporos nao
um) N3ao uniforme .
uniforme
. Interparticular, poros médios
1 Uniforme P arp
Poros médios (50- uniformes
Interparticular 100um - . Interparticular, poros médios ndo
p Hm) N3ao uniforme P > P
uniformes
Uniforme Interparticular, macroporos uniformes
Macroporos
>100um ~ . Interparticular, macroporos niao
( um) Nao uniforme p N p
uniforme
. Uniforme Intercristralina, microporos uniformes
Microporos (10-20 - - P =
~ . Intercristralina, microporos nao
um) Nao uniforme .
uniforme
. Intercristralina, poros médios
‘1 Uniforme .
Poros médios (20- uniformes
Intercristralina 60um) ~ . Intercristralina, poros médios nao
Nao uniforme .
uniformes
Uniforme Intercristralina, macroporos uniformes
Macroporos
>60um ~ . Intercristralina, macroporos nio
(>60um) Nao uniforme . p
uniforme
Interparticular Interparticular
o Microporos Microporos méldicos
Moéldica 1
Macroporos Macroporos méldicos
Cavidades (Vuggy) Cavidades
Chalky terciério
Mudstone Micro poros (<10 Chalky creticeo
Microporosidade um) Uniforme Microporos chalky, uniforme
Nao uniforme Microporos chalky, ndo uniforme

Fonte: (adaptado POURMOHAMMADI et al., 2007)
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De acordo com Lucia (2007), espacos porosos sao definidos e classificados em termos de
estruturas de rocha e das propriedades petrofisicas (porosidade, permeabilidade, tamanho do poro
e saturacdo de fluidos) a fim de integrar informacdes geoldgicas e de engenharia, sendo entio

divididos em porosidade da matriz e porosidade visivel.

Além disso, Lucia (2007) comenta sobre a dificuldade na diferenciacdo, por exemplo,
entre 0 espago poroso interparticular e outros tipos de espaco poroso visivel, classificados como
porosidade secunddria. Dessa forma o autor aborda uma classificagdo mais usual e dividida em

duas categorias, a saber: o espaco poroso interparticular e as cavidades (vuggy porosity).

A respeito do espaco poroso interparticular, este € localizado entre os grdos ou cristais,
sendo controlado pelo tamanho das particulas, volume e cimentacdo. Sua organizacdo € baseada

de acordo com os graos e cristais como mostra a figura a seguir:

ESPACO POROSO INTERPARTICULAR
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Grao domina a estrutura Lama domina a estrutura
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Figura 2.12 — Classificagdo geoldgica/petrofisica em carbonatos.
Fonte: (Adaptado LUCIA, 2007)
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Nao obstante, a porosidade interparticular possui alguma relacdo com a permeabilidade, a
depender do tamanho das particulas. Entre 20 e 500 microns, sdo definidos trés campos de

permeabilidade, como mostra a figura abaixo (LUCIA, 2007):

1000~ r
- lTamanho da Particula
E x > I100um /L SOO‘lOCam n

© Z20~100um L

—rre

<
003
S - %ﬁ
a F .
. .
E | by
g | 4
© -
° 0
e E
[1+] —
Q E
E K
T
Q
Q. o
oil- e oy
4 20 40

Porosidade Interparticular %

Figura 2.13 — Relacdo entre porosidade e permeabilidade para varios grupos de tamanhos de

particulas carbondticas sem cavidades.
Fonte: (Adaptado LUCIA, 2007)

Pode ser notado que para particulas na faixa de 20 microns, a permeabilidade possui uma
dependéncia da porosidade interparticular, ao contrario do observado para particulas na faixa de
500 microns, as quais apresentam valores de permeabilidade maiores associados a porosidades

percentualmente menores (LUCIA, 2007).

Com relagdo as cavidades, estas sdo classificadas, de acordo com a forma de conexao
estabelecida entre elas e o espago poroso, em cavidades conectadas e cavidades ndo-conectadas

como mostra a figura abaixo (LUCIA, 2007).
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ESPACO POROSO POR CAVIDADES
Cavidades ndo conectadas I Cavidades conectadas
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Figura 2.14 — Classificacao geoldgica/petrofisica do espaco poroso por cavidades baseado na tipo
de conexao das cavidades.
Fonte: (Adaptado LUCIA, 2007)

De acordo com o autor, espacos porosos caracterizados por cavidades modificam as
caracteristicas petrofisicas por alterar a maneira pela qual o espaco poroso estd relacionado. No
caso de espacos porosos caracterizados por cavidades nido conectadas, sdo definidos como
espacos porosos interligados somente aqueles conectados através do espago poroso interparticular
e aqueles que sdo localizados dentro das particulas ou cujo tamanho corresponda a pelo menos o

dobro do tamanho das particulas (LUCIA, 2007).

Diferentemente, as cavidades conectadas sdo definidas como espagos porosos que formam
um sistema de interconexdo independente do sistema poroso interpaticular, porém também
devem ser maiores que as particulas. Os tipos de sistemas de poros interconectados por meio das
cavidades sdo: cavernoso (Cavernous), brechas por colapso (collapse breccias), fratura e

alargamento de fratura por dissolugdo (solution-enlarged fracture).

Adicionalmente, a porosidade de fratura € incluida neste tipo por ser um importante

contribuinte para a permeabilidade de muitos reservatdrios carbondticos (LUCIA, 2007).

2.7. Dano a formacao

Dano a formagao refere-se a diminui¢ao da permeabilidade das formagdes, ou seja, processos que

causam a reducao da produtividade do poco de petréleo e ou de gés, (CIVAN, 2000).
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Tais processos podem estar presentes em todas as fases do desenvolvimento do campo,
podendo ser classificados como fisico-quimicos, quimicos, hidrodindmicos, térmicos e mecanicos. A

tabela a seguir sumariza as operagdes e alguns mecanismos de danos que podem ocorrer:

Tabela 2.4 — Resumo das operagdes susceptiveis de dano a formacao

RESUMO DOS PROCESSOS DE DANO A FORMACAO

Operacao

Ocorréncia

Perfuracao

Invasdo de sélidos e de fluidos promovendo a formagdo de reboco interno,
hidratag@o de argilas, alteracdo da estrutura de poros nas proximidades do pogo
pela acdo da broca de perfuracdo, captura de particulas pelas paredes dos poros
(adsorcdo), reacdes quimicas entre o fluido da formacéo e o filtrado do fluido de
perfuracdo e obstrucdo de gargantas de poros.

Revestimento e

Bloqueio dos canais dos poros por cimento ou sélidos do fluido de perfuragdo

cimentacio empurrados para frente do cimento, interacdes entre os produtos quimicos
bombeados a frente do cimento e os minerais € os fluidos do reservatorio,
migragdo de finos e dissolugdo de silica.

Completaciao Pressdo hidrostdtica excessiva pode forcar sélidos e fluidos para dentro da
formacdo, incompatibilidade entre fluidos circulantes e a formacdo, obstrucdo
dos poros, alteragdo na molhabilidade por aditivos de fluidos de completacao.

Intervencao Problemas similares aos da completacao, obstru¢do da formagdo por sélidos em

em pocos fluidos ndo filtrados durante o amortecimento do poco, interacdes fluido-fluido e

fluido-rocha.

Estimulacio de
pocos

Obstrucdo da perfuracdo, dos poros e da fratura da formacdo pelos sélidos do
fluido de amortecimento. Tamponamento dos poros e das fraturas pelo
particulado presente no fluido de fraturamento e por incrusta¢des inorganicas e
organicas no poco junto com detritos remanescentes. Liberacdo de finos e
colapso da formacio pela acidificacio.

Producao

Migracdo de finos e produgdo de areia, incrustagdes por substincias orgénicas
(asfaltenos e parafinas) e inorganicas (carbonato de cdlcio, sulfato de calcio,
sulfato de bario e carbonato).

Invasdo de 4dgua na zona produtora, producdo de areia em formagdes ndo
consolidadas, e obstrugdo por detritos em formacdes de areia consolidada.

Recuperacio
secundaria —
Injecao

N

Reducdo da permeabilidade na drea préxima ao poco devido a presenca de
particulas sdélidas, bactérias e substincias quimicas dissolvidas na 4dgua de
inje¢do. Obstrucdo da formacdo por contaminagdo de lubrificantes de
compressores na injecdo de gas. Deposicao de carbonatos e asfaltenos na inje¢do
de CO,,

Fonte: (JILANI, 2000) (SPAGNOLO, 2001) (RIBEIRO, 2007) (MORENO et al., 2007).

Dano a formacao € especifico para cada tipo de reservatério, sendo impossivel generalizar
se um mecanismo de dano serd dominante em relagdo a outro sem a quantificacdo em laboratério
e campo. Dessa forma Bennion et. al. (1996) abordou uma série de mecanismos promovedores de
dano relacionados as rochas homogéneas (Arenitos) e heterogéneas (Carbonatos), como

apresentado na tabela a seguir:
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Tabela 2.5 — Mecanismos de dano em arenitos e carbonatos

Mecanismos de
Dano

Arenito (Homogéneo)

Carbonato (Heterogéneo)

Incompatibilidade
entre fluido-fluido

Pode ser um grande problema se
a matriz for de permeabilidade e
porosidade baixas.

Pode ocorrer:

Devido a alta  concentragdo e
incompatibilidade com relacdo a f{ons
divalentes, como o Ca®* e Mg™,
encontrados in sifu na salmoura de
formagdes carbondticas.

Em operagdes de estimulagdo dcida (6leo-
acido ou acido-salmoura) em reservatorios
de baixa permeabilidade, podendo causar
uma reducdo de producdo em vez de um
aumento.

Interacio Rocha- | Pode  ocorrer se  baixas | Normalmente formacdes carbondticas ndo

fluido concentracoes de  salmoura | exibem sensibilidade a interacdes rocha-
forem utilizadas em conjunto | fluido como ocorre em arenitos, pois s@o
com altas concentragdes de | livres de argilas
esmectita e caulinita.

Invasdo de sélidos | Depende do tamanho dos | Os sélidos gerados pela perfuragdo neste

solidos em suspensdo e das
pressdes impostas a perfuracio.

Sob condicdes sobre-
balanceadas, o arraste fisico de
sélidos  maiores ou alta
concentragdo de s6lidos

invasores pequenos pode ocorrer
causando dano, especialmente se
a acdo de pontes de ligacdo no
reboco externo for pobre.

tipo de rocha sdo mais soliveis em 4cidos,
sendo mais fécil sua remocdo, se a
profundidade de invasdo for pequena.

Aprisionamento de
fase

Pode causar reducdo da
permeabilidade, especialmente
em arenitos consolidados de

baixa permeabilidade e com
baixa saturacdo de dgua, e
portadores de 6leo e/ou gis.

Pode ocorrer em reservatdrios de gas com
baixa saturacdo inicial de dgua.

Adsorcao quimica

Pode ocorrer em arenitos com

Podem estar sujeitas a estes mecanismos

e alteragdes na | altas concentragdes de argila. de dano, porém com menor freqiiéncia,

molhabilidade devido a baixa concentracdo de argilas
ativas a adsorcdo na superficie da rocha e
por sua tendéncia em ser molhdvel ao
Oleo.

Mobilizacao de | Depende da concentragdo e

finos mobilidade dos finos in situ,

bem como do tamanho dos finos
com potencial de mobilidade (3
a 4 vezes menor do que o

tamanho da garganta de poro).

Fonte: (BENNION et. al., 1996).
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A respeito do dano causado por fluidos de perfuracdo, a invasdao desses fluidos pode
promover interacdes entre rocha-fluido e fluido-fluido. Antes da perfuracdo, a formagdo rochosa
possui tensdes em um estado de equilibrio, no entanto, através do processo de perfuracdo, essas
tensdes sdo perturbadas, pois o fluido de perfuracdo utilizado substitui o material que antes
constituia o poco e fornecia suporte a parede, havendo assim uma redistribuicao das tensdes nas

mediacdes do poco (GARCIA, 2003).

Para a realizacdo da perfuracdo, as técnicas sobre e sub-balanceadas podem ser
empregadas. Ambas podem promover a invasdo de fluido para dentro da formacdo, pois
formacdes sujeitas a operacdes sub-balanceadas sdo passiveis de dano por embebic¢do espontanea
da rocha, enquanto que em operagdes sobre-balanceadas a invasdo pode ocorrer devido ao
gradiente de pressao positivo (CIVAN, 2000) (MORENO et al., 2007). A figura a seguir ilustra a

invasdo do fluido de perfuracdo na formagao:

Arcnifo ?

Figura 2.15 — Ilustracdo da invasao do fluido de perfuracao na formacao.
Fonte: (Adaptado CIVAN, 2000)
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Neste processo, particulas com tamanhos inferiores aos poros da formacdo invadem a
formag¢do formando um reboco interno, enquanto que as particulas com diametros maiores sao

retidas na parede do po¢o formando um reboco externo (RIBEIRO, 2007).

Além da invasdo, a expansdo das argilas em contato com os fluidos é também um
causador de dano em reservatdrios de petréleo. Este dano pode ocorrer por meio das argilas

presentes na formacdo em contato com o fluido, bem como devido a argila presente na

formulacao de fluidos base dgua (ex., bentonita) (OLIVEIRA, 2008).

A Figura 2.16 ilustra os mecanismos causadores do dano associados a migragao de finos,
inchamento da argila, e migracdo de finos induzida pelo inchamento de argilominerais

(OLIVEIRA, 2008).

g 3.
(©)

Figura 2.16 — Mecanismo de redu¢do da permeabilidade causado pelos argilominerais em meio
poroso: (A) migracdo de finos; (B) inchamento da argila; (C) migragdo de finos induzida pelo
inchamento de argilominerais.

Fonte: (OLIVEIRA, 2008)

Com interesse particular nos mecanismos de dano a formacdo associados a perfuracdes de

pocos horizontais, Bietz et al., (1993) e Bennion et al., (1997) destacam as interacdes mecanicas €
31



quimicas entre a matriz do reservatério e os fluidos de perfuracio e da formacgdo. Entre os
mecanismos mecanicos, sao citados: migracdes de finos, arraste de sélidos e aprisionamento de fases.
Ja em relagdo aos mecanismos quimicos, os autores mencionam: inchamento e defloculagao de
argilas, deposicdo de ceras, precipitagio de solidos (asfaltenos, hidratos, entre outros),

incompatibilidades entre precipitados, acumulacgdes dcidas, adsor¢do e alteracdo da molhabilidade.

Bagci et al., (2000) comentam que a variacdo do pH é um indicador quimico de dano
relacionado ao escoamento de fluidos em carbonatos, sendo relatado por experimentos que o aumento
de pH proporciona deposi¢des de particulas no meio poroso, favorecendo o tamponamento das
gargantas de poros. Em escoamentos alcalinos, a utilizagao de solugdes salinas (NaClg), CaClyg) €

KCl,g) tem-se mostrado eficiente para a minimizac¢ao da queda de permeabilidade.

Kelessidis et al., (2007) avaliaram o retorno de permeabilidade de amostras de arenito devido
ao fluxo reverso de 6leo apds a invasdo com fluido de perfuracio. Este fluxo de dleo representa a
entrada de producdo e, consequentemente, a limpeza natural do reservatério. Segundo os autores, tal
procedimento permite mensurar quanto da permeabilidade absoluta original da amostra, bem como da
permeabilidade efetiva ao dleo € reduzida na invasdo e qual é a parcela restaurada com o fluxo

reverso, evidenciando a permanéncia ou a remog¢ao do dano na formacao.

A seguir sdo apresentados alguns parimetros e alguns modelos de avaliacdo que permitem
mensurar o dano ocorrido em rochas de reservatérios. Para avaliacdo e quantificacdo do dano varios

termos podem ser utilizados como os citados na seqiiéncia (CIVAN, 2000):

. Efeito de pelicula

. Razao de Dano (RD)

° Fator de Dano (FD)

. Indice de reducdo da permeabilidade (PVI — Permeability Variation Index)
° Indice de reducgdo da viscosidade (VVI — Viscosity Variation Index)

° Profundidade do dano

Dentre estes termos mencionados acima, serdo destacados os termos RD, FD e PVI,

determinados para os testes realizados e reportados neste trabalho.

A razao de dano (RD) representa a mudanga na vazao do poco nas suas imedia¢cdes como

uma fracdo expressa por (Civan, 2000):
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—1-da
RD =1 q [2.11]

onde q refere-se a vazao original e qq representa a vazao depois da ocorréncia do dano.

De acordo com o autor, RD > 0, indica que o pogo estd danificado, ou seja, houve uma
queda na vazdo. Dessa forma, quanto mais préximo de 1 for o valor de RD mais significativa é a

ocorréncia do dano.

Além disso, pode-se relacionar RD com Indice de Produtividade de um pogo (IP) e com

Razao de Produtividade (RP) (ROSA et al., 2006):

Ip = —dw [2.12]
Pi — Pw

RD — ( )teorlco [2.13]
(IP)real
1 IP

pp = - = _Preal 2.14]

RD B (IP) tedrico

Assim, pode-se mensurar também a existéncia de dano com o termo Fator de Dano (FD),
o qual estd relacionado com a razdo de produtividade (RP), sendo esta o inverso da razdo de

dano:

1
FD=1-—— 2.15
RP 2151

O indice de variacdo da permeabilidade (PVI — Permeability Variation Index) representa a

mudanga da permeabilidade nas imedia¢des do poc¢o, de acordo com a relagdo (Civan, 2000):

kg4
PVI=1— m [2.16]
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3. METODOLOGIA

Neste capitulo sdo abordados os protocolos de testes bem como os materiais e
equipamentos utilizados na preparacao dos fluidos, caracterizagdo das amostras, processos de

saturacdo, invasdo e fluxo reverso aos quais as amostras de rocha foram submetidas.

3.1. Amostras de rocha utilizadas

Para a realizac@o dos testes, foram usadas amostras de carbonato proveniente da Pedreira
Atol situada na cidade de Sdo Miguel dos Campos — AL, bem como amostras de arenito da

formacdo Botucatu procedente de um afloramento localizado em Ribeirdo Claro-PR.

Apoés o corte, as amostras foram levadas a um tratamento térmico a 100°C em estufa
(Fanem 315 SE) para que toda dgua contida no interior do meio poroso fosse evaporada. As
amostras secas foram pesadas em balanca semi analitica (Marte A 1000) e suas dimensdes
(comprimento e diametro) foram medidas com um paquimetro (Mitutoyo), sendo calculadas as

areas e os volumes.

As porosidades das amostras foram medidas em um porosimetro (Core Laboratories — Gas
porosimeter) calibrado a 100 psi. O equipamento fornece o volume de vazios preenchido pelo gas
(Na(g). Descontando-se os volumes mortos dos equipamentos utilizados e subtraindo-se este
volume do volume total do porta testemunho contendo a amostra foi obtido o volume de sé6lidos

que compdem a rocha e entdo calculada a porosidade de cada uma das amostras.

A porosidade consiste na relagdo entre o volume de vazios (diferenca entre o volume total
e o volume de sélidos) e o volume total. O volume poroso (Vp) € a porosidade multiplicada pelo

volume total.

A permeabilidade absoluta ao gés (k,) foi medida em permeabilimetro (Core Laboratories -
Gas permeameter). Neste equipamento, a partir da leitura de trés parametros, ¢ (altura da coluna
de merctrio), hw (altura da coluna de dgua) e Q (vazdo constante), e utilizando-se uma férmula
adaptada da lei de Darcy de acordo o manual fornecido pelo fabricante, pode-se determinar a

permeabilidade absoluta ao gés (k,) miliDarcy (mD):
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cQhwl

kg = 200 A [3.17]

Mensurados os valores de k,, as amostras de carbonato e de arenito foram agrupadas de
acordo com as faixas de permeabilidade, independentemente do comprimento, e classificadas
como: amostras de baixa permeabilidade (~30 mD), amostras com permeabilidade intermediaria

(65 a 85 mD) e amostras de alta permeabilidade (400 a 550 mD).

3.2. Preparacio dos fluidos de perfuracao (solucoes poliméricas)

Para a preparacdo das solugdes poliméricas foram utilizados alguns critérios presente nos
trabalhos de Moreno et al., (2007), Amorim et al., (2007) e Barbosa (2006). Estes critérios estao
relacionados ao volume da fase dispersante, concentragdo do polimero e do sal, ordem de adicdo

dos componentes e o tempo de homogeneizagao.

Os fluidos foram preparados com uma concentracao de 4,5 1b/bbl (~13 g/l ou 13000 ppm)
de polimero, poliacrilamida parcialmente hidrolisada (HPAM), sendo dopado com iodeto de
sédio (Nal)), contrastante aos Raios-X, a uma concentracdo de 150000 ppm (150k). Este
polimero e sua concentracido foram escolhidos de forma a contribuir com a extensdo do projeto,
sendo que ja havia sido utilizado este tipo de viscosificante em trabalhos anteriores para o estudo
de invasdo no meio poroso, por exemplo, em Moreno et al., (2007) e em Lopes e Moreno (2011).

No preparo das solugdes, foram observados alguns aspectos relacionados a ordem de adi¢ao

dos componentes, a forma de adicdo e ao tempo de homogeneizacao.

No primeiro fluido preparado, denominado de FOI, todos os componentes foram
adicionados ao misturador (Hamilton Beach) simultaneamente e em seguida a mistura foi
colocada sob agitacdo por 20 minutos na menor velocidade do equipamento. Este procedimento

favoreceu a formagao de aglomerados do polimero, tornando a solu¢do nao homogénea.

Na preparacdo do segundo fluido (F02), foram adicionados ao misturador 200 ml de dgua
destilada e toda a massa de Nal), em seguida a mistura foi colocada sob agitagdo por alguns
segundos. Apds a dissolucdo do sal, a massa de HPAM foi adicionada aos poucos, sendo a
mistura colocada sob agitacdo apds a adi¢do de cada porcdo, até que toda a massa de HPAM

fosse transferida ao agitador, prosseguindo-se com a adi¢do dos 150 ml restantes de 4gua e
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colocando-se a mistura sob agitacdo para homogeneizacdo por 20 minutos. Este procedimento

favoreceu a formacgdo de uma solucdo de aparéncia homogénea e viscosa.

Na preparacdo da terceira solu¢do polimérica (F03), foi avaliado o tempo de agitacdo. Foi
realizado o mesmo procedimento de preparagdo do FO2 antes da homogeneizacdo. Entretanto o
tempo de agitacdo final foi agora de 120 minutos em vez dos 20 minutos. Como no processo
anterior, o processo de preparacdo favoreceu a formagdo de uma solucdo homogénea, porém

visivelmente menos viscosa.

O fluido FO4, quarta solucdo polimérica, foi preparado de acordo com o procedimento
realizado na producdo do F02, sendo produzida uma solu¢do com os mesmos aspectos

observados no fluido FO2, evidenciando as condi¢des de repeti¢cao do processo.

Para o quinto fluido produzido (FOS), diferentemente do procedimento realizado para o
FO2, foi alterada a ordem de adic@o do sal, sendo este adicionado por ultimo. Para este tipo de
fluido, base dgua com polimero, ndo foram observadas alteracdes no aspecto da solu¢do com a

mudanca na ordem de adi¢do dos componentes.

Todos os fluidos foram armazenados em Becker, sendo este coberto por filme pléstico e

envolto por papel aluminio.

3.3. Reologia dos fluidos

Os fluidos foram analisados com o redmetro da marca Thermo Scientific modelo HAAKE
MARS III com sensores de cilindros coaxiais do tipo Z41, utilizando os softwares ReoWin e

Data Manager. A seguir € apresentado um resumo dos fluidos analisados:

e FO02 (4,51b/bbl HPAM; 150k Nal(aq); 20 minutos de agita¢do).

e FO03 (4,51b/bbl HPAM; 150k Nal(aq); 120 minutos de agitacdo).

e F04 (4,51b/bbl HPAM; 150k Nal(aq); 20 minutos de agitagdo).

e FO5 (4,51b/bbl HPAM; 150k Nal(aq); 20 minutos de agitagdo e sal adicionado por

ultimo).
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Os testes reoldgicos foram realizados a 23°C adicionando-se 14 ml da mistura ao sistema
de sensores. A Figura 3.1 mostra de forma comparativa a variagdo da viscosidade em fungdo da

taxa de deformacdo. O efeito do tempo de agitacdo pode entdo ser comparado.

14 ’ Comparagdo entre

Tn? LA NS S i T é tempos de homogeneizagao
v
& REREEEEERRA
Q Bl
o ml..
s O,1 A Al
© A
= a U "
S als
2
>
0,01
0,1 1 10 100 1000

Taxa de cisalhamento (1/s)

@ F02-20min M FO3-2 horas FO4 -20 min

Figura 3.1 — Comparagdo em escala logaritmica entre solugdes poliméricas variando o tempo de
homogeneiza¢do (HPAM 4,51b/bbl + Nal 15K).

A baixa taxa de deformacdo, os fluidos FO2 e FO4 demonstram uma viscosidade superior a
do FO3. Para este tipo de fluido deseja-se uma maior viscosidade com baixa taxa de deformacao e
uma diminui¢do da viscosidade com o aumento da taxa. A solu¢do FOI ndo resultou em uma

solucdo homogénea e por isso a reologia nao foi realizada.

Essa diferenca de viscosidade a baixa taxa de deformacgdo pode ser decorrente de uma
possivel degradacdo do polimero em solu¢do devido ao longo periodo de agitagdo bem como ao
aumento de temperatura da solugdo, devido ao processo de cisalhamento. Segundo SORBIE
(1991), diversos fatores podem alterar as caracteristicas reoldgicas dos fluidos, entre os quais

podem ser citados a temperatura e o cisalhamento mecanico.
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Prosseguindo-se com a caracterizagdo, foi realizada uma comparacdo a respeito da ordem
de adicao do sal, de forma a verificar se a mudanca da ordem de adi¢do (de primeiro, para ultimo

componente adicionado) alteraria as caracteristicas reoldgicas do fluido:

1 "

0000 b ® ComParagao entre ordem

LA A A S i T 3 ® de adi¢do dos componetes
v

[ ]
v

e
v 9 ‘
0,1 N )

Viscosidade (Pa.s)

0,01
0,1 1 10 100 1000

Taxa de cisalhamento (1/s)

¢ F02 -20 min FO4-20min  ® FO5 -20 min, sal depois

Figura 3.2 — Comparacdo em escala logaritmica entre solugdes poliméricas variando a ordem de
adicao do sal (HPAM 4,51b/bbl + Nal 15K).

Pode ser observado que a ordem de adi¢do do sal ndo alterou a curva reoldgica em
comparag¢do com os fluidos FO2 e FO4. Assim o procedimento descrito na produgdo do fluido FO2
foi adotado como padrdo de preparacdo das solucdes poliméricas utilizadas no processo de

invasdo do meio poroso.

3.4. Protocolo de testes

O protocolo de teste consiste na organizacdo das etapas necessdarias para o0
desenvolvimento dos ensaios laboratoriais. A primeira etapa envolve a preparacdo das amostras,
que sdo caracterizadas, saturadas com soluc¢io aquosa sob vacuo, em seguida, o meio poroso 100
% saturado com fase aquosa € sujeito a injecdo de 6leo a vazdo constante até que seja atingida a

saturacdo de 4gua inata ou irredutivel (S,;). A segunda etapa (2* saturacdo com &dgua e 6leo) foi
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adicionada ao protocolo de forma a agregar as curvas de permeabilidade relativa na

caracterizacdo das amostras.

A terceira etapa € a invasdo do meio poroso com o fluido de perfuracdo sob pressao
constante e a quarta e ultima etapa € o fluxo reverso com 6leo, representando a producao do

reservatorio.

Neste trabalho foram aplicados dois protocolos de testes a depender do tamanho das
amostras, curtas (~7cm de comprimento) e mais longas (~35cm de comprimento). Esta diferenca
entre os comprimentos estd relacionada a disponibilidade de amostras com permeabilidades
semelhantes, uma vez que as amostras de carbonato eram as limitadoras, ou seja, de acordo com
sua permeabilidade absoluta ao gds procurava-se uma amostra correspondente de arenito, € nem

sempre havia amostras longas de arenito com as faixas de k, semelhantes aos carbonatos.

3.4.1. Protocolo para amostras com cerca de 7cm de comprimento

Os testes nas amostras mais curtas (~7 cm de comprimento) foram realizados de acordo
com seguinte protocolo: 1) preparacdo das amostras, 2) determinaciao de permeabilidades efetivas
e relativas 6leo-agua, 3) invasdo de fluido de perfuracdo (fluido com polimero) e 4) fluxo reverso
de 6leo, simulando o processo de limpeza natural e remog¢ao do dano. Um sumario destas etapas e

dos parametros medidos € apresentado na Figura 3.3.
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Caracterizacdo das amostras —
M seca [ﬂ, L [cm], D [em], & [%], k [mD]

13 Saturagdo com agua
Saturagdo sob vacuo com Nal,,, Msat.[g]

ﬁ_

123 Saturagdo com dleo [Swi]
t[min], T[°C],M[g], V[ml], Vc[ml], P[psi] -

-4 12- Preparag¢do das amostras

22 Saturagdo com agua [Sor]
t{min], T[°C],M[g], V[mI], Vc[ml], P[psi]

i 22- Permeabilidade relativa

22 Saturagdo com dleo [Swi]
t{min], T[°C],M[g], V[ml], Vc[ml], P[psi] -

| do de poli I I
nvasdo de polimero T I

t[min], T[°C],M|[g], V[ml], Vc[ml], P[psi]

Fluxo reverso P |
t[min], T[°C],M(g], V[ml], Vc[ml], P[psi] - Fluxo reverso

Figura 3.3 — Protocolo de teste para o sistema com amostras pequenas.

Para a primeira saturacdo com 4gua, todas as amostras com comprimento de cerca de 7
cm foram confinadas em uma camisa de aco e submetidas a vicuo para serem posteriormente
saturadas com Nalq) na concentracdo de 150000 ppm (150K). Para este fim, uma bomba de
vacuo conectada a camisa foi utilizada para atingir uma pressdao de vacuo correspondente a 0,1
mBar. Atingida esta pressao, a atua¢do da bomba foi mantida durante trés horas adicionais. Apds
esse periodo, foi admitida a solugdo salina, tendo-se o cuidado de ndo deixar ar na tubulagdo de

entrada da solu¢@o. Um desenho esquematico da montagem pode ser visto na Figura 3.4.
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Garrafa com
solucdo

Figura 3.4 — Saturacdo das amostras com solu¢do aquosa de Nal 150k.

Ap6s a saturagdo, as amostras foram armazenadas em um Becker e submersas em Nal,g).

Dando-se prosseguimento as etapas do protocolo de testes, a amostra saturada foi inserida

no porta-testemunho do equipamento para amostras pequenas (Hassler core holder control).

Depois de confinada no equipamento, a amostra foi submetida a primeira saturagdo com
6leo, ou seja, o meio poroso 100 % saturado com fase aquosa foi sujeito a inje¢ao de 6leo até que
fosse atingida a saturacdo de dgua inata ou irredutivel (S,,). A fase oléica foi injetada através de
uma bomba (Jasco Intelligent Prep. Pump, PU-2086 Plus) a uma vazao constante programada de

0,3 cm3min. A Figura 3.5 apresenta um desenho esquemaético do aparato experimental.
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Figura 3.5 — Aparato experimental para injecao de 6leo ou de dgua a vazao constante.

A fim de complementar a caracterizacdo da amostra, duas etapas foram inseridas no
protocolo de testes com vistas a determinacdo das permeabilidades efetivas e relativas dgua-odleo.
A segunda saturagdo com 4gua consiste em varrer o 6leo que satura 0 meio poroso com solugdo
de Nal(,q), assim como o processo anterior. A inje¢do da solugdo no meio poroso € realizada a
uma vazdo constante de 0,3 cm3min até que todo o 6leo médvel seja deslocado e seja atingida a
saturacdo de 6leo residual (S,,). Assim sendo, pode-se obter informacdes sobre o comportamento
das curvas de permeabilidade relativa a d4gua e ao 6leo ou pelo menos o valor da permeabilidade

efetiva a d4gua na saturagd@o de 6leo residual (kyef@sor-a2)-

A segunda saturacdo com O6leo permite restabelecer as condi¢des de dgua inata (Sy;) e
pode contribuir para complementar os dados de permeabilidade relativa, caso a histerese seja
negligencidvel. Novamente, pode-se determinar pelo menos a permeabilidade efetiva ao 6leo na

saturagdo de dgua conata (kef@swi-02)-
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A andlise da invasdo de fluido drill-in consiste na injecdao da solucdo polimérica (4,5
Ib/bbl de HPAM e 150K de Nal(,q)) no meio poroso, sob pressdo constante (45 psi ou ~3,06 atm)
a fim de simular uma operacdo de perfuragdo sobre-balanceada. Neste conjunto de testes
(amostras pequenas), a inje¢do € realizada até a saturacio de 6leo residual (S,,) ou até o bloqueio
dos poros das amostras e o fluxo reverso ¢ mantido até que ndo seja produzida fase aquosa, ou
seja, até a remo¢do méxima de fluido invasor. O aparato experimental utilizado nesta etapa

(invasdo) e na préxima etapa (fluxo reverso) estd representado a seguir.

Arcomprimido | | v anedutores de .
com valvuia de pressao Valvulas :
presséo ;

} I | Hassler Core Holder Control
Garrafas com
fluidos de
Injecao.
Manémetro
da camisa do
Core Holder
Injecao polimérica
(drifl-in) a presséo cte. ‘ /
Valvulas Medidor de
Fluxo reverso com 6leo'> trbs.vias e "
apressio cte, o
_—
Transdutor de
pressao
l Balanga
Figura 3.6 — Aparato experimental para invasdo e fluxo reverso a pressdo constante para

amostras pequenas (L < 8 cm).
O fluxo reverso € a ultima etapa do protocolo de testes e representa a producdo do

reservatorio. Injetando-se 6leo no sentido de fluxo inverso ao das etapas anteriores a uma pressao

constante de 45 psi, objetiva-se observar se o fluido invasor pode ser removido e a
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permeabilidade efetiva ao 6leo pode ser restaurada, verificando-se assim a ocorréncia ou nao de

dano a formacdo.

Na Figura 3.7, apresenta-se o aparato experimental completo utilizado.

Figura 3.7 — Foto do aparato experimental (amostras pequenas).

Neste caso, todos os parametros indicados no protocolo de teste foram registrados apenas

de forma manual.

3.4.2. Protocolo para amostras com cerca de 35 cm de comprimento

Os testes foram realizados como no protocolo anterior, diferenciando-se no tamanho das
amostras (aproximadamente 35 cm), na possibilidade de tomadas de Raios-X com vistas a
verificacdo das mudangas de saturagdo ao longo do teste e medicdo de pressdao em 6 pontos de
observacgdo ao longo da amostra, além da pressao da linha de transmissdo. Além disso, o aparato
experimental utilizado permite conduzir a invasdo até uma dada posicdo na amostra ou até um

dado volume poroso invadido, diferentemente do aparato anterior, onde a invasdo € conduzida até
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o deslocamento de todo o 6leo mével ou até o bloqueio dos poros da amostra. O protocolo para

amostras mais longas € ilustrado na Figura 3.8.

Caracterizacdo das amostras
M seca [g], L [cm], D [cm], ¢ [%)], k [mD]

12 Saturag¢do com agua

T ; bt 12 - Preparagdo das amostras
Saturacdo sob vacuo com Nal, V[ml], Raio-X

12 Saturagdo com éleo [Swi]

t{min], T[°C],M|E|, V!ml!, Vc[mll, P[psil, Raio-X |_J
—

22 Saturagdo com agua [Sor]

t[min], T[°C],M[§], V@Vc[ml], P([psi], Raio-X

= 22-Permeabilidade relativa

22 Saturagdo com dleo [Swi]
t{min), T[°C],M[§], V[ml], Vc[ml], P[psi], Raio-X |

Invasdo de polimero

t[min], T[°C],M[E], V‘[mi Vc[ml], P[psi], Raio-X

32. Invasdo

Fluxo reverso
t[min], T[°C].M[g], V[ml], Vc[ml], P[psi], Raio-X

Figura 3.8 — Protocolo de teste para o sistema com amostras grandes.

2. Fluxo reverso

Seguindo o protocolo de teste, foram realizadas as seguintes etapas: (1°) preparacdo das
amostras, (2°) determinagdo das curvas de permeabilidade relativa adicionando-se também duas
etapas de saturagdo, (3°) invasdo de fluido de perfuragdo e por ultimo (4°) fluxo reverso de 6leo,

representando o processo de limpeza natural e remog¢ao do dano.

Para a primeira saturagdo com dgua, cada amostra individualmente encapsulada no porta-
testemunho (Core Lab) foi submetida a viacuo até 0,ImBar, para posteriormente ser admitida a
solu¢do salina, Nalq) na concentragcdo de 150000 ppm (150k) sob pressdo de 80 psi. Assim

como no protocolo anterior, os mesmos cuidados de ndo deixar ar na tubulagdo foram atendidos.

As préximas etapas prosseguiram com o mesmo procedimento do protocolo de teste
anterior, alterando-se: a taxa de injecdo dos fluidos de saturacdo (0,08 cm3/min), a bomba de
injecdo de 6leo (ISCO Syringe Pump, LC-5000), a pressao para invasdo do fluido de perfuragao e

fluxo reverso (200 psi) e acrescentando-se as tomadas de Raios-X durante a injecdo de fluidos
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para acompanhamento das mudangas de saturacdo ao longo da amostra durante o teste.
Entretanto, as tomadas de Raios-X nao apresentaram resolucdes nos testes, € por este motivo nao

serdo apresentados nos resultados.

Os aparatos experimentais para os processos de saturacdo (Figura 3.9) e invasdo e fluxo

reverso (Figura 3.10) relacionados a esse protocolo sdo mostrados na seqiiéncia.

Computador para registro automatico
dos dados de pressdo & massa de
entrada e salda

Medidores de pressdo da linha (L), ao
longo da amostra (P13 P6) e
confinamento (C)

Agus Oleo
v IAREARaa
Batanca Balanca |
| ’|
Ll.nha de -i- Transdutores de pressdo
confinamento da linha (L), ao longo da
ooon
\ ' J confinamento (C)
Bombas de Linhade
Injecdo

Producgdo

Proveta

Linha de Injecdo

Porta testemunho ”/
_ | Balanga |
Camisade
confinamento

Figura 3.9 — Aparato experimental para injecdo de 6leo ou de dgua a vazdo constante para
amostras grandes (L>20 cm).

Os parametros massa e pressao foram registrados por computador, bem como os dados de
Raios X. Nado obstante, todos os demais parametros indicados no protocolo de teste foram

registrados também de forma manual.
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‘ Computador para registro automatico
entrada e saida
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confinamento (C)

[ Medidares de pressio da linha (L), ao
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| |

-i- Transdutores de pressdo
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\
\ J
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Invasdo de fluido de
perfuragdo a pressdo
cte,

Producdo fluxo ][ Producdoda Eluxo

reverso invasdo reverso a

pressao

Figura 3.10 — Aparato experimental para injecdo de fluido de perfuracdo e fluxo reverso a
pressdo constante para amostras grandes (L > 20cm).

Na Figura 3.11, pode-se ver uma foto do aparato utilizado.
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Figura 3.11 — Foto do aparato experimental (amostras grandes).

Os resultados determinados sdo apresentados no préximo capitulo.
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4. RESULTADOS E DISCUSSOES

Neste capitulo sdo apresentados os resultados comparativos para os grupos de amostras
testados. Além das propriedades geométricas e petrofisicas, s@o incluidos os resultados da 2?
saturacdo com dgua com as curvas de permeabilidade relativa correspondentes e também os
parametros de andlise de dano a formagdo na invasao dos fluidos de perfuragdo e no fluxo reverso
de 6leo nas amostras de carbonatos e arenitos. Os Itens 4.1 e 4.3 referem-se as comparagdes
entre amostras com dimensdes e permeabilidades ao gds semelhantes e no Item 4.2 sdo
comparadas as amostras com permeabilidades ao gds semelhantes, mas com comprimentos

diferentes.

4.1. Comparacio entre amostras com baixa permeabilidade (Carbonatos e Arenitos)

Neste item, sdo comparados os resultados obtidos para as curvas de permeabilidade
relativa e para os processos de invasdo com fluido de perfuracio e de fluxo reverso com 6leo em
amostras com de cerca de 7 cm de comprimento e permeabilidades absolutas ao gds (k,) de cerca
de 30 mD, saturadas com 6leo mineral desaromatizado (24 cP @ 23°C) e solu¢do de Nal 150.000
ppm (1 cP @ 23°C).

A Tabela 4.1 e as Figuras 4.1 e 4.2 apresentam respectivamente as propriedades das
amostras, a caracterizacdo reoldgica dos fluidos de perfuracdo utilizados nestes testes e as curvas

de permeabilidade relativa.

Por meio de curvas de permeabilidade relativa obtidas na etapa de 2* saturagdo com agua
foi possivel observar a tendéncia de molhabilidade das amostras. Pode-se observar que a curva da
k.w para a amostra de carbonato estd acima daquela determinada para a amostra de arenito, isto
demonstra uma menor tendéncia da amostra de carbonato em ser molhdvel a dgua em
comparacdo a amostra de arenito. Esta tendéncia pode ser reforcada através da comparacao entre
os valores obtidos para a permeabilidade absoluta a 4gua e para a permeabilidade efetiva ao 6leo,
sendo observado para o carbonato que o valor da permeabilidade efetiva ao 6leo € maior do que

aquele obtido para a permeabilidade absoluta a dgua, e o contrdrio observado para a amostra de

arenito.
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(Carbonato 9 (C9) e Arenito 8G8 (A8GS))

Tabela 4.1 — Amostras caracterizadas com baixa permeabilidade

Taxa de cisalhamento (1/s)

Parametro Carbonato 9 | Arenito 8G8
L [cm] 7,37 £0,05 7,05 +£0,05
D [cm] | 3,700 0,005 | 3,800 + 0,005
) [%] 142 +£0,5 234+0,5
Vp [cm3] 11,2+0,5 234+0,5
ko [mD] 30,3+0,5 30,3+0,5
k., [mD] 75+04 8,4+04
Swi-o1 [fr] 0,39 +£0,03 0,37 £0,02
koef@swi-or | [mD] 13,1+1,4 6,9 +£0,7
Sor-A2 [fr] 0,51 +£0,04 0,53 £0,04
kwef@sor-a2 | [mD] 0,60 = 0,06 0,21 £0,02
Swi-02 [fr] 0,35 +£0,03 0,39 +£0,03
Koef@swi-02 | [mD] 10,5+1,1 82+0,9
SoR-Inv [fr] 0,64 £0,05 0,48 +£0,04
SpR-FR [fr] 0,11 +£0,01 0,36 £ 0,03
koef@ spr.Fr | [MD] 122 +1,2 5,7+0,5
10 13k de HPAM +
oy 150k de Nal(aq)
g
S ' LT T Qe
© (4] Q
o Q
- @
2 01 Qo >
2 %eo
>
0,01
0,1 1 10 100 1000

® Injetadono Carbonato9 A Injetadono Arenito 8G8

Figura 4.1 — Curvas reoldgicas do fluido perfuracdo utilizado nas invasdes das amostras
Carbonato 9 e Arenito 8GS.
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Figura 4.2 — Permeabilidades relativas para as amostras de baixa permeabilidade (Carbonato 9 e
Arenito 8G8).
Na Figura 4.3 e 4.4 sdo apresentados os resultados obtidos nos processos de invasdo do fluido

perfuracio e de fluxo reverso de 6leo respectivamente, para as amostras Carbonato 9 e Arenito 8G8.

No processo de invasdo ocorreu uma reducdo da razdo de produtividade (RP) do 6leo em ambas
as amostras, sendo que para a amostra de arenito, a invasao de um dado volume de fluido de perfuracao
levou mais tempo do que para a amostra de carbonato, como mostra a Figura 4.3 (b). Analogamente, na
Figura 4.3 (a), para um mesmo volume poroso injetado (VPI), por exemplo, de 0,27, o tempo foi de 32

minutos para o carbonato contra 80 minutos para a amostra de arenito.

Esta diferenca em relacdo ao tempo pode estar relacionada a tendéncia de molhabilidade das
amostras, uma vez que a amostra de arenito € mais molhdvel a d4gua do que a de carbonato. Assim
sendo, pode-se supor que uma maior drea superficial tenha sido contatada pela fase dispersante do
fluido invasor (d4gua) no arenito do que no carbonato, sendo necessario um tempo relativamente maior

para deslocar um mesmo VPI de 6leo.

Vale ressaltar que a viscosidade da fase aquosa produzida na etapa de invasdo era
visivelmente diferente daquela caracteristica do fluido injetado. Assim, para essas amostras com
baixa permeabilidade, a producdo do filtrado assemelhava-se com o solvente, ou seja, dgua,

indicando reten¢do do polimero no meio poroso.
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(a) — Reducdo da razdo de produtividade x volume poroso injetado de fluido invasor
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(b) — Tempo de invasao x volume poroso injetado de fluido invasor

1

Invasao

0,8
0,6 2

re
0,4
0,2

0 ® o | @ ¢ |
0 500 1000 1500 2000

Tempo (min)

® Carbonato 9 ¢ Arenito 8G8

(c) Razao de produtividade ao 6leo x tempo (Invasao)

Figura 4.3 — Resultados comparativos entre as amostras de Carbonato 9 e Arenito 8G8 nas etapas
de invasao.
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(c) Razao de produtividade ao 6leo x tempo (Fluxo Reverso)
Figura 4.4 — Resultados comparativos entre as amostras de Carbonato 9 e Arenito 8G8 na etapas
de fluxo reverso para a razdo de produtividade ao 6leo.
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Além disso, o decaimento da razdo de produtividade (RP) ao 6leo foi semelhante para
ambas as amostras (Figura 4.3 (c)), porém o aumento da RP durante o fluxo reverso (FR)
(representacdo da producdo e limpeza natural do reservatdrio) foi maior e mais rapido para a
amostra de carbonato do que para a amostra de arenito (Figura 4.4 (a) e (c)). Possivelmente a
tendéncia de molhabilidade destas amostras pdde ter contribuido para que amostra de carbonato
apresentasse um retorno maior e mais rdpido da RP. Sendo este menos molhdvel a dgua em
relacdo ao arenito, a remocao do fluido invasor do meio poroso carbondtico por meio do FR de

Oleo pode ter ocorrido mais facilmente do que no arenito.

Para este conjunto de amostras, o final do processo de invasdo, ou seja, condi¢do de S, ou
bloqueio total dos poros, ocorreu apds 1243 minutos para a amostra de arenito, com invasio de
0,60 VPI de fluido de perfuracao e apds 1477 minutos para amostra de carbonato, com invasao de
0,47 do volume poroso (VP) com fluido de perfuracdo. Com relacdo ao fluxo reverso de dleo, o
tempo necessdrio para que nao se produzisse mais fase aquosa, ou seja, limpeza natural méxima da
zona invadida foi de 1743 minutos no arenito sendo injetados 15,5 VP de 6leo e 1611 minutos

para o carbonato, com inje¢ao de 4,69 VP de dleo.

Em relacdo ao dano na formacdo, pode-se observar que 12 VPI de fluxo reverso foram
suficientes para a remocdo do dano da amostra de carbonato, diferentemente da tendéncia
observada para a amostra de arenito, que aponta para um retorno maximo de 0,8, apds a injecao
de 4,7 VPI. Para um mesmo VPI de 6leo (4,0), apresentado na Figura 4.4 (a), o retorno de

produtividade ao 6leo foi de 0,74 para o carbonato contra 0,67 para o arenito.

Estes valores sdo apresentados na Tabela 4.2, de forma comparativa. S3o incluidos os
parametros de razdo de produtividade ao (RP) e indices de dano (RD e PVI) para um mesmo
volume poroso injetado (VPI) de fluido invadido e de 6leo deslocado no fluxo reverso, bem como
valores destes paradmetros no final dos testes, ou seja, quando ndo era mais produzida fase oléica
contida na amostra no processo de invasdo e quando ndo era mais produzida de fase aquosa no
fluxo reverso, sendo estes critérios utilizados em todos os experimentos realizados com amostras

pequenas.
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Tabela 4.2 — Célculo da razdo de produtividade ao 6leo e dano na formacdo para amostras de

baixa permeabilidade
Parametro Carbonato 9 Arenito 8G8
Razao de produtividade (RP)
Invasdo (VPI = 0,27) 0,28 + 0,04 0,23 £0,03
Razao de produtividade (RP)
Invasdo (*final do teste) 0,000 0,000
Razao de produtividade (RP)
Fluxo reverso (VPI =4) 0,74 +0,1 0.67+0,1
Razdo de produtividade (RP)
Fluxo reverso (*final do teste) 1.3£0.2 0.8+0,1
Razdo de Dano (RD)
(VPI = 4) 0,068 + 0,01 0,33 £0,04
Razdo de Dano (RD)
(*final do teste) -0,14 £ (-0,02) 0,29 £ 0,04
Indice de Variacao da
Permeabilidade (PVI) 0,0679 £ 0,009 0,31 £0,04
(VPI=4)
Indice de Variacao da
Permeabilidade (PVI) -0,16 £ (-0,02) 0,30 £ 0,04
(*final do teste)
Invasio: Tempo de teste | Invasdo: Tempo de teste
de 1243 minutos e 0,60 |de 1477 minutos e 0,47
*QObservacoes VPL VPL
§ Fluxo Reverso: Tempo | Fluxo Reverso: Tempo
de teste de 1743 minutos | de teste de 1611 minutos
e 15,5 VPL e 4,69 VPI.

Além disso, foi possivel calcular a saturacdo média de polimero remanescente (S,r-rr)
para as amostras no fluxo reverso, sendo determinados para um VPI de 4,0 os seguintes valores:

0,26 £ 0,02 para o carbonato e 0,36 + 0,03 para o arenito.

Os resultados apresentados mostraram que para o mesmo VPI de 6leo no FR, o retorno de
produtividade foi maior para a amostra C9. Entretanto, 4,0 VPI ndo foram suficientes para a
remog¢ao do dano, sendo este resultado indicado pelos valores maiores que zero nos parametros
Razdo de Dano (RD) e Indice de Variacio da Permeabilidade (PVI) para ambas as amostras.
Porém, os parametros calculados com os dados terminais dos experimentos, mostraram que
ocorreu o retorno da produtividade original para a amostra C9, ndo ocorrendo o mesmo para a

amostra A8GS.
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O retorno de produtividade observado para a amostra de carbonato pode estar relacionado
também ao fato de que a satura¢do remanescente de polimero (Syz.rg) foi menor que a saturacao de
dgua conata (Syi.02) € a permeabilidade efetiva ao 6leo nesta condi¢do (koerespr Fr) fol maior que a
permeabilidade efetiva ao 6leo na saturacdo de dgua conata (k,.f@swi-02). Para tal ocorréncia, supde-se
que a dgua conata presente na amostra foi produzida nas etapas de invasdo e/ou fluxo reverso, sendo
que o mesmo resultado ndo foi observado para a amostra de arenito, a qual apresentou S,z.rr € Swi-02

semelhantes, porém uma kcf@ spr Fr MENOT QUE A Koef@Swi-02-

4.2. Comparacao entre amostras com permeabilidade intermediaria (Carbonatos e

Arenitos)

Os resultados apresentados neste item sdo referentes as curvas de permeabilidade relativa e aos
processos de invasdo com fluido de perfuracdo no meio poroso e fluxo reverso com 6leo para amostras
com comprimentos diferentes e permeabilidades absolutas ao gas (k) entre 65 a 85 mD, saturadas com

6leo mineral desaromatizado (24 cP @ 23°C) e solucao de Nal 150.000 ppm (1 cP @ 23°C).

As propriedades das amostras, o comportamento reoldgico do fluido de perfuracdo e as

curvas de permeabilidade, sdo apresentados respectivamente na Tabela 4.3 e Figuras 4.5 € 4.6.

Tabela 4.3 — Amostras caracterizadas com permeabilidade intermedidria (Carbonato 12 (C12),
Carbonato C-03 (C-03) e Arenito 8C (A8C))

Parametro Carbonato 12 | Carbonato C-03 | Arenito 8C
L [cm] | 7,40 £0,05 35,00 + 0,05 29,80 + 0,05
D [cm] | 3,790 £ 0,005 3,720 = 0,005 3,730 £ 0,005
) [%] 15,6 £0,5 13,4+£0,5 20,9 £0,5
Vp [cm3] 13,0£0,5 51,1 £0,5 68,1 £0,5
k, [mD] 83,7+2,1 854+1,8 68,5+1,5
ky, [mD] 17,4 +0,9 243 +1,2 244 +1,2
Syi-o1 [fr] 0,36 £ 0,02 0,38 £0,01 0,32 £0,01
koef@swi-or | [mD]| 402+4.2 252 +1,6 21,3+14
Sor-A2 [fr] 0,55 +£0,05 0,48 £0,02 0,56 £0,02
kyef@sor-a2 | [mD] 1,6 +0,2 0,91 £0,06 0,61 £0,04
Swi-02 [fr] 0,32 +£0,03 0,35 £0,01 0,33 £0,02
koef@swi-o2 | [mD]| 453 +4.8 29,5+1,9 24,1+1,6
SoR-Inv [fr] 0,44 £ 0,05 0,59 £0,01 0,59 £ 0,01
SpR-FR [fr] 0,58 £ 0,06 0,32 £0,01 0,30 £ 0,01
koef@ sprrr | [mD]| 26,0 3,1 354+24 26,6 1,7
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Figura 4.6 — Permeabilidade relativa para as amostras de permeabilidade intermediaria (Arenito
8C (A8C), Carbonatos 12 (C12) e Carbonato C-03) (C-03)).

As curvas de permeabilidade relativa obtidas na etapa de 2° saturagdo com 4gua para estas
amostras também indicam uma menor tendéncia dos carbonatos serem molhdveis a 4gua quando
comparadas ao arenito, pois os valores determinados para k,,, sdo maiores que aqueles observados

para a amostra de arenito. Nao obstante, para as amostras de carbonato, os valores referentes as
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permeabilidades efetivas ao 6leo sdo maiores do que aqueles obtidos para as permeabilidades

absolutas a dgua, assim pode-se reforcar essa tendéncia menos hidrofilica do carbonato.

As Figuras 4.7 e 4.8 contém os resultados referentes a razdo de produtividade ao 6leo para

os testes de invasao e de fluxo reverso nestas amostras respectivamente.

Como pode ser observada, a redu¢do da produtividade ao 6leo no processo de invasdo
ocorreu para as trés amostras. Entretanto, a invasdo de um dado volume poroso de fluido de
perfuracdo para o meio poroso, levou mais tempo para a amostra de arenito, como apresentado na
Figura 4.7 (b). Comparativamente, a invasdo de um mesmo VPI de 0,15 de fluido invasor,
demorou 4 minutos para a amostra C12, 64 minutos para o C-03 e 93 minutos para o A8C (Figura
4.7 (a)). Vale observar ainda, que embora as amostras tenham comprimentos diferentes, elas

apresentam a mesma area aberta ao fluxo e valores de porosidade e permeabilidade semelhantes.

A diferenca em relacdo ao tempo de invasao, maior para o arenito € menor para os carbonatos,
pode estar relacionada a menor tendéncia de molhabilidade destas, sendo observado um menor tempo

de contato entre a rocha de carbonato e o fluido de perfuracdo durante a invasao.

O processo de invasdo na amostra de carbonato pequena (C12), até a condicdo de S, ou
bloqueio total dos poros, levou 1488 minutos, sendo injetados 1,73 volumes porosos de fluido
invasor. Para as amostras grandes C-03 e A8C (invasdo de ~20% do volume poroso), a invasao
demorou 110 minutos, sendo injetados 0,25 do volume poroso e 195 minutos, sendo injetados 0,23 do

VP, respectivamente.

Para a amostra de C12, pode-se observar que o filtrado produzido no processo de invasdo
consistia de uma fase aquosa com polimero, com maior concentracdo de polimero do que no
filtrado observado para as amostras de baixa permeabilidade. Neste caso, foi observado que a
gota de filtrado produzida apresentou um formato caracteristico de fluido mais viscoso, entretanto

o volume produzido ndo foi suficiente para uma avaliacdo reoldgica.

A Figura 4.7 (c) apresenta um decaimento da razdo de produtividade ao 6leo semelhante
para as amostras C-03 e A8C e um decaimento relativamente mais acentuado para a amostra C12.
No entanto, os aumentos das produtividades ao 6leo promovido pelo FR de 6leo ndao foram
semelhantes, como apresentado na Figura 4.8 (a) e (c), sendo observado que para as amostras C-

03 e A8C, arestauracdo da RP foi maior e mais rapida.
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Com relacio ao fluxo reverso de dleo, o tempo para que ndo se produzisse mais fase aquosa,
ou seja, limpeza natural maxima da zona invadia, foi de 1413 minutos sendo injetados 29,7 do VP
com 6leo para o carbonato C12, 585 minutos e 3,16 do VP com 6leo para o carbonato C-03 e

1140 minutos e 4,44 do VP com dleo para o arenito A8C.

A respeito do dano a formacdo, pode-se observar que menos de 5 VPI de 6leo foram
suficiente para restaurar a produtividade das amostras C-03 e A8C, tendéncia ndo observada para
o Carbonato 12, cujo retorno maximo observado foi de 0,67. Para um mesmo VPI de 6leo (1,88),
apresentado na Figura 4.8 (b), o retorno de razdo de produtividade ao 6leo foi de 1,13 para

Carbonato C-03, 0,76 para Arenito 8C e 0,39 para Carbonato 12.

Este retorno mais pronunciado para a amostra de carbonato C-03, em relacdo a amostra de
arenito A8C (ambas com comprimentos semelhantes), pode também estar associado a tendéncia
de molhabilidade das amostras. Dessa forma, observou-se que a limpeza da zona invadida
durante o fluxo reverso de 6leo foi mais facil e relativamente mais rdpida para a amostra de

carbonato, menos molhavel a dgua.

Na Tabela 4.4 sdo apresentados, de forma comparativa, os valores para os parametros
razdo de produtividade ao 6leo e indices de dano para um mesmo VPI de fluido invasor e de 6leo
no fluxo reverso (FR), bem como para as condi¢des finais dos respectivos experimentos. Para as
amostras grandes, o critério para o término do FR foi o mesmo utilizado nas amostras pequenas,

entretanto neste caso a invasao foi promovida até cerca de 0,20 do volume poroso.

Para um VPI de 6leo igual a 1,88, a saturagdo remanescente de polimero no fluxo reverso
(Spr-rr) foi de 0,58 = 0,06 para a amostra C12, 0,33 £ 0,01 para a C-03 € 0,35 + 0,01 para a A8C.
Nao obstante, as amostras de Carbonato C-03 e de Arenito 8C apresentaram retorno de
produtividade com valores de RD e PVI menores e proximos de zero. Tal fato pode ser refor¢cado
por meio das saturacOes remanescentes da fase aquosa apds o fluxo reverso Syr.rr, sendo que
para o Carbonato C-03 e para o Arenito 8C os valores foram menores e proximos da saturacdo de

dgua conata no inicio da invasao (S,,.02) respectivamente.
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Tabela 4.4 — Calculo da razdo de produtividade ao 6leo e dano na formagao para amostra com
permeabilidade intermedidria

Parametro Carbonato 12 | Carbonato C-03 Arenito 8C
Razao de produtividade (RP)
Invasio (VPI = 0,154) 0,91 £ 0,09 0,31 £0,02 0,168 £ 0,004
Razdo de produtividade (RP) 0,00 £ 0,00 0,19 20,01 0,104 + 0,008
Invaséo (*final do teste) YT o ’ -
Razao de produtividade (RP)
Fluxo reverso (VPI = 1,88) 0,39 £ 0,07 1,13 £ 0,09 0,76 £ 0,06
Razdo de produtividade (RP)
Fluxo reverso (*final do teste) 0,67 +0,07 17£0,1 1,07+0,08
Razdo de Dano (RD)
(VPI = 1.88) 0,63 £ 0,09 -0,13 £ (-0,01) 0,082 £ 0,006
Razao de Dano (RD)
(*final do teste) 0,38 £ 0,05 -0,33 £ (-0,03) -0,07 £ (-0,01)
Indice de Variagdo
da Permeabilidade (PVI) 0,63 £ 0,08 -0,17 £ (-0,01) 0,012 £ 0,001
(VPI =1,88)
Indice de Variacio
da Permeabilidade (PVI) 0,37 £0,05 -0,20 £ (-0,01) -0,11 £(-0,01)
(*final do teste)
Invasao: Tempo | Invasdo: Tempo |Invasdao: Tempo
de teste de 1488 |de teste de 110|de teste de 194
minutos € 1,73 |minutos e 0,25 |minutos e 0,23
*Observacses VPL VPL VPL
¢ Fluxo Reverso: |Fluxo Reverso: |Fluxo Reverso:
Tempo de teste de | Tempo de teste de | Tempo de teste
1413 minutos e|585 minutos e|de 1140 minutos
29,7 VPI. 3,16 VPL e 4,44 VPL

Com os resultados ao final dos experimentos, foi possivel observar que o retorno da razao
de produtividade ao 6leo para as amostras grandes (C-03 e A8C) pode ser relacionado com as
condi¢des de saturacdo, sendo observado que a saturacdo de solucdo polimérica remanescente
(Spr-rr) fol menor que a saturagdo de dgua conata (Syi02) € que a Koefe sprrr 101 maior que a

koef@swi-o2 para ambas as amostras.

Como citado anteriormente, a saturacdo de dgua conata foi alterada nas etapas de invasado
e de fluxo reverso, entretanto o processo de invasdo para as amostras grandes ndo foi conduzido
até a saturacdo de 6leo residual, sendo deslocados cerca de 0,2 do volume poroso no processo de
invasdo. Contudo no processo de invasdo na amostra de arenito, antes da conducdo do fluxo
reverso de 6leo, foi observada a produgdo de uma gota de fase aquosa (cerca de 0,5 ml), podendo
isso ter colaborado para a um menor valor da saturagdo de solug¢@o polimérica remanescente Spx.

FR €, conseqilentemente, para um maior valor da K,efe spr Fr-
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Por meio dos medidores de pressdo ao longo da amostra nos testes com as amostras
grandes, foi possivel identificar o deslocamento da frente do fluido de perfuracdo na amostra em
relacdo ao tempo e, de forma mais aproximada, em relacdo a posi¢do. Pode-se observar que
quando a frente atinge o transdutor de pressao, a pressdo local aumenta.

As Figuras 4.9 e 4.10 mostram os histéricos de pressdo para cada um dos pontos de
observacgdo, bem como o deslocamento da frente e as saturacdes médias de fluido de perfuracdo
atrds da frente em funcdo do tempo de invasdo para as amostras de carbonato (C-03) e de arenito
(A8C) respectivamente.

A Figura 4.9 (a e b) e Figura 4.10 (a e b) mostram o comportamento da pressdo medida
nos pontos de observacdo distribuidos ao longo da amostra em fun¢do do tempo e do VPIL. Os
pontos de minimo dos vales de pressdo observados indicam o instante em que a frente de avanco
atingiu o ponto de observagdo e permitem acompanhar o deslocamento da frente do fluido de
perfuracdo durante o processo de invasdo. Por meio da relacdo entre o aumento de pressdo e a
posicdo de cada transdutor na amostra pode-se estimar a posi¢do da frente e sua evolu¢do com o
tempo, como mostrado nas Figuras 4.9 e 4.10 (c). Correlacionando-se 0s tempos com O 0S
volumes injetados e produzidos € possivel estimar ainda a saturagdo média do fluido atrds da
frente de avanco, como apresentados nas Figuras 4.9 e 4.10 (d), sendo constatado o aumento da
saturacao média do fluido invasor com o avanco da frente.

Com relagdo ao teste com o carbonato, as tomadas de pressdes P3 e P6, que estdo
localizados a uma distancia de 7,62 e 25,4 cm da face de entrada da amostra, ndo apresentaram
bom funcionamento, e por este motivo, ndo foram incluidas nos gréaficos e nas andlises.

Para o teste com o arenito, o P2 e P6 ndo apresentaram bom funcionamento e, além disso,
ndo foi possivel observar a chegada da frente de avanco do fluido invasor a partir do histérico de
pressdo do P3. O aumento de pressdo associado a chegada do fluido invasor foi satisfatoriamente
registrado apenas pelos transdutores P1, P4 e P5 (2,54, 12,7 e 20,32 cm da face de entrada da

amostra).
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(d) Saturagdo média de fluido invasor atrds da frente (Arenito 8C)
Figura 4.10 — Avanco do fluido de perfuracdo nas amostras de arenito.
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Outra diferenca em relagdo aos testes estd relacionada ao inicio do teste de invasdo. Para a
amostra de carbonato o processo foi iniciado com um fluxo estabilizado da etapa anterior
(saturagdo com 6leo), enquanto que para a amostra de arenito ndo havia fluxo. As duas amostras

estavam sob condicao de dgua conata (S,).

Apesar de apenas o histdrico de pressdo referente ao sensor de pressdo P1 acusar de forma
mais expressiva a chegada da frente de avanco na amostra de arenito, a estimativa do
deslocamento apresentado, mostra-se coerente, uma vez que a saturacdo de polimero no final da
invasdo correspondeu a 0,4 para 0,22 VPI invadidos pelo fluido de perfuragdo, contra 0,16 VPI
de fluido invasor quando a frente de avanco alcancou o ponto de observagdo PS5, cuja saturacdo

atras da frente era cerca de 0,34.

Comparativamente, para a posi¢ao 12,7 cm nas amostras (ponto de observacao P4), foram
gastos 74 minutos para a invasdo de 0,19 do volume poroso na amostra de carbonato sendo
estimada uma saturacdo de fluido de perfuracdo atrds da frente de 0,36. J4 para a amostra de
arenito, a invasdo de 0,12 VPI levou 73 minutos, sendo estimada uma saturacdo atrds da frente de

fluido de 0,30.

Além disso, foi possivel observar que antes de atingir cerca de 0,20 do volume poroso, a
profundidade da invasd@o tinha sido maior para a amostra de arenito do que para o carbonato,

como apresentados nas Figuras 4.9 e 4.10 (d).

4.3. Comparacao entre amostras com alta permeabilidade (Carbonatos e Arenitos)

Neste item sdo apresentados os resultados das permeabilidades relativas e dos processos
de invasdo com fluido de perfuracdo e de fluxo reverso com O6leo nas amostras com
permeabilidades absolutas ao gis (k,) entre 400 a 550 mD, saturadas com O6leo mineral
desaromatizado (120 cP @ 23°C), solucdo de Nal 150.000 ppm (1 cP @ 23°C). Todas as

amostras testadas neste caso t€m comprimento de cerca de 7 cm.

A Tabela 4.5, Figura 4.11 e Figura 4.12 apresentam, respectivamente, as amostras
caracterizadas, o comportamento reoldgico dos fluidos de perfuracdo utilizados na invasdo e as

curvas de permeabilidade relativa.
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Tabela 4.5 — Amostras caracterizadas com alta permeabilidade
(Carbonato 2 (C2), Arenito R02 (AR02) e Arenito O-01 (AO-01))

Parametro Carbonato 2 | Arenito R02 | Arenito O-01
L [cm] 6,48 +0,05 7,03+0,05 | 6,96+0,05
D [cm] | 3,70 £0,005 | 3,800,005 3,76 + 0,005
) [%] 21,1 +£0,5 23,7+0,5 24,7 +0,5
Vp [cc] 14,7 +£0,5 18,9 +£0,5 19,1 +0,5
ke [mD] 443 + 8 482 +9 547 £ 10
k., [mD] 157 +£8 363+ 19 664 + 34
Swi-o1 [fr] 0,32 +0,02 0,40 +£0,02 | 0,38 £0,02
koef@swi-or | [mD] 280 +26 218 £20 355 + 31
Sor-A2 [fr] 0,35 +0,02 0,35+0,02 | 0,41+0,02
kyef@sor-a2 | [mD] 154 +1,1 6,6 +£0,5 7,8 +0,6
Swi-02 [fr] 0,46 + 0,04 0,45+0,03 | 0,42+0,04
koef@swi-o2 | [mD] 289 + 27 250 £ 22 351 +31
SoR-Inv [fr] 0,17 +£0,01 0,33 +0,07 | 0,35+0,03
SpR-FR [fr] 0,63 +£0,05 0,74+0,2 | 0,49 +0,04
koef@ sprFr | [MD] 158 + 14 76 + 16 162 + 15
— 10 13k de HPAM +
&6 150k de Nal(aq)
© o
o R
‘s 01 teos
S *s
2 T
= 0,01
0,1 1 10 100 1000

Taxa de cisalhamento (1/s)

¢ Injetadono Arenito R02 = Injetado no Arenito 0-01
¢ Injetado no Carbonato2

Figura 4.11 — Curvas reoldgicas dos fluidos de perfuracdo utilizados nas invasdes das amostras
Carbonato 2, Arenito R02 e Arenito O-01.
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Figura 4.12 — Permeabilidades relativas para as amostras de alta permeabilidade (Carbonato 2
(C2), Arenito 8G8 (A8GS8) e Arenito R02 (AR02)).

As Figuras 4.13 e 4.14 apresentam os resultados para a razdo de produtividade ao 6leo

relacionado aos processos de invasdo e de fluxo reverso, respectivamente.

Para estas amostras as curvas de permeabilidade relativa na etapa de 2* saturacdo com
dgua também indicam uma tendéncia do carbonato ser menos molhdvel a 4gua em comparagio ao
arenito. Assim como para as curvas apresentadas nas Figuras 4.2 e 4.6 (amostras de
permeabilidade baixa e intermedidria, respectivamente), os valores determinados para k.,
relativos a amostra de carbonato sdo maiores do que aqueles obtidos para as amostras de arenito.
Além disso, esta tendéncia também pode ser reforcada comparando-se os valores obtidos para a
permeabilidade absoluta a dgua e para a permeabilidade efetiva ao 6leo. O valor de k,.s para a
amostra de carbonato é maior que o valor obtido para k,. Da mesma maneira que as amostras
arenito de permeabilidade baixa e intermedidria, o arenito de permeabilidade alta também
apresentou comportamento oposto ao observado para a amostra de carbonato com 0 mesmo nivel

de permeabilidade, ou seja, apresentou k,,, maior que a ko.
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Figura 4.13 — Resultados comparativos entre amostra de Carbonato 2 e Arenitos R0O2 e O-01 nas
etapas de invasdo para a razao de produtividade ao dleo.
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Para estas amostras de alta permeabilidade ao gds, o final do processo de invasio,
caracterizado pela condi¢do de S, ou pelo bloqueio total dos poros, demorou 100 minutos para a
amostra C2, 90 minutos para amostra AR02 e 145 minutos para a amostra AO-01. Os volumes
invadidos pelo fluido de perfuracdo corresponderam respectivamente a 2,61 VP, 0,65 VP e 2,36
VP. Com relacdo ao fluxo reverso de 6leo, o tempo para que nao se produzisse mais fase aquosa, ou
seja, limpeza natural maxima da zona invadida foi de 126 minutos para o carbonato C2, 288
minutos o arenito AR0O2 e 187 minutos para o arenito AO-01, sendo injetados respectivamente

2,86 VP de 6leo no carbonato C2, 1,52 VP no arenito AR02 e 2,88 VP no arenito AO-01.

Como se pode observar, a invasdo do fluido de perfuracdo promoveu a reducdo da
produtividade de 6leo para as trés amostras, entretanto a invasdo de um mesmo VPI de fluido de
perfuracdo levou mais tempo para as amostras de arenito, como apresentado na Figura 4.13 (b).
De forma andaloga, na Figura 4.13 (a), observa-se que a invasdo para um mesmo VPI de fluido
(0,4) para a formacgdo levou mais tempo para as amostras de arenito do que para a de carbonato,
correspondendo hd 9 minutos para o carbonato (C-2) contra 20 e 10 minutos para as amostras de
arenito (AO-01) e (ARO2) respectivamente. Além disso, entre os arenitos, a invasao levou mais
tempo para ocorrer naquele menos permedvel e pode-se observar uma reducdo mais rdpida da
razdo de produtividade ao 6leo. Todavia, comparando-se os resultados obtidos para as amostras
C2 e ARO2 cujos valores de permeabilidade absoluta sdo mais préximos, a invasao dos mesmos

0,4 VP levou mais tempo para o arenito, levemente mais permedvel que o carbonato.

Como nos dois conjuntos anteriores, entre as amostras de alta permeabilidade ao gés, as
amostras de arenito caracterizaram-se como mais molhaveis a dgua do que as de carbonato. Assim
sendo, a maior duragdo da invasdo de um dado volume poroso no arenito pode estar associada a uma

maior superficie molhada pelo fluido invasor.

A respeito do filtrado produzido apds a erupcdo da fase aquosa no processo de invasao,
este se apresentou ainda mais viscoso do que aquele produzido no teste com a amostra de
permeabilidade intermedidria (Carbonato 12), sendo também esta observacao apoiada no aspecto

visual da gota de filtrado produzida.

A Figura 4.13 (c) apresentou um decaimento da razdo de produtividade ao 6leo (RP)

semelhante para ambas as amostras até os primeiros 25 minutos. Apds este periodo, a amostra
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Arenito R02 apresentou uma reducdo maior e mais rapida que as demais. Entretanto para todas as

amostras, a RP tendeu a zero no final do processo de invasao.

Para o fluxo reverso foi observado um retorno da RP ao 6leo maior e mais rdpido para a
amostra de carbonato (Figura 4.14 (a) e (c)), mesmo sendo esta menos permedvel (k, menor).
Para um mesmo VPI de 6leo (0,71), o retorno de RP ao 6leo foi de 0,28 para a amostra C-2, 0,24
para a ARO2 e de 0,37 para a AO-01, vide Figura 4.14 (a). Além disso, para o mesmo VPI de
6leo no FR, a Syr.rr correspondeu respectivamente a 0,69 + 0,05 para a amostra C-2, 0,83 + 0,2

para a AR0O2 e 0,56 + 0,04 para a AO-O1.

N3ao obstante, o retorno maior e relativamente mais rdpido da RP, observado no final do
FR para a amostra de carbonato C-2, pode estar relacionado a sua menor tendéncia de
molhabilidade a d4gua em comparagdo as amostras de arenito AR02 e AO-01. Novamente, este
comportamento pode-se estar associado a menor superficie molhada pelo fluido durante a

invasdo, resultando em uma limpeza mais efetiva da zona invadida.

A Tabela 4.6 apresenta os parametros de RP ao 6leo e indices de dano para um mesmo

VPI de fluido invasor e de 6leo no FR, bem com valores destes parametros no final dos testes.

Os valores apresentados nesta tabela para determinado VPI de 6leo no FR quanto os
valores para o final dos testes indicam a permanéncia do dano, sendo confirmados por meios dos

parametros RD e PVI, cujos valores foram maiores que zero.

Ademais € possivel observar que o dano foi menor para o carbonato, que apresentou uma
razdo de produtividade ao 6leo no FR maior que para as demais amostras, bem como valores

menores dos parametros de razdo de dano e indice de variagdo da permeabilidade.
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Tabela 4.6 — Calculo da razao de produtividade ao 6leo e dano na formagao para amostra de alta

(*final do teste)

permeabilidade
Parametro Carbonato 2 Arenito R02 Arenito 0-01
Razao de produtividade (RP)
Invasio (VPI = 0.4) 0,74 £0,09 0,22 £0,03 0,27 £0,03
Razdo de produtividade (RP) 0,00 £ 0,00 0,00 £ 0,00 0,00 % 0,00
Invaséo (*final do teste)
Razao de produtividade (RP)
Fluxo reverso (VPI = 0.71) 0,28 £0,04 0,24 £0,03 0,37 £0,04
Razdo de produtividade (RP)
Fluxo reverso (*final do teste) 0,71+0,09 0,34+0,04 0,49 £0,06
Razdo de Dano (RD)
(VPI=0.71) 0,72 £0,09 0,76 + 0,09 0,69 + 0,09
Razao de Dano (RD)
(*final do teste) 0,45 £ 0,06 0,70 £ 0,08 0,54 £ 0,06
Indice de Variacio
da Permeabilidade (PVI) 0,72 £0,08 0,76 + 0,09 0,69 + 0,08
(VPI=0,71)
Indice de Variacio
da Permeabilidade (PVI) 0,46 £ 0,05 0,70 £ 0,07 0,54 + 0,05

*Qbservacoes

Invasdo: Tempo de
teste de 100 minutos
e 2,16 VPL

Fluxo Reverso:
Tempo de teste de
126 minutos e 2,86
VPIL.

Invasdo: Tempo de
teste de 90 minutos e
0,65 VPL

Fluxo Reverso:
Tempo de teste de
288 minutos e 1,52
VPL

Invasdo: Tempo de
teste de 145 minutos
e 2,36 VPL

Fluxo Reverso:
Tempo de teste de
187 minutos e 2,88
VPIL

Possivelmente a restauracdo da razdo de produtividade ao 6leo nestas amostras nio foi
completa devido a maior saturagdo do fluido aquoso no fim do fluxo reverso (S,z.rr) em relagdo a
saturagdo de dgua conata, conferindo uma permeabilidade ao 6leo nessa condi¢do (koefe@ spR,FR)
menor que aquela antes da invasdo (kyefeswi-02) € indicando assim que o dano ndo foi

completamente removido com o fluxo reverso de dleo.
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5. CONCLUSOES E SUGESTOES PARA TRABALHOS FUTUROS

Neste capitulo sdo apresentadas as conclusdes mais importantes deste trabalho, bem como

algumas sugestdes e recomendagdes para o desenvolvimento de trabalhos futuros.

Por meio das curvas de permeabilidade relativa, obtidas na segunda saturacdo com &dgua,
foi identificado que as amostras de carbonato testadas apresentam menor tendéncia de

molhabilidade a 4gua em relacdo as de arenito.

Esta tendéncia de molhabilidade interfere nas caracteristicas do processo de invasdo.
Pdde-se observar que o tempo de invasdo para um mesmo volume poroso do fluido de perfuracao
foi maior para os arenitos do que para os carbonatos com mesmo nivel de permeabilidade
absoluta ao gas. Tal fato pode estar relacionado a uma menor superficie da rocha em contato com

a fase aquosa nas amostras de carbonato.

Por meio dos ensaios nas amostras pequenas (invasdo até a condi¢do de S,,, ou até o
bloqueio dos poros), foi possivel verificar que o nivel da permeabilidade interfere na retencdo do
polimero presente no fluido utilizado, sendo observado que quanto menor a permeabilidade da
amostra, maior foi a retencao de particulas. Este fendmeno foi evidenciado pela diferenca entre as

caracteristicas viscosas do filtrado produzido e do fluido invasor injetado.

Em todos os testes em que a invasdo foi conduzida até a saturacdo residual de dleo, as
amostras de carbonatos apresentaram maior retorno da razao de produtividade ao 6leo em relagdo

as amostras de arenito.

No caso de completo retorno da razao de produtividade, pode-se observar que a saturacao
remanescente de fluido invasor, de base aquosa, foi menor que a saturacdo de 4gua conata, e
consequentemente, a permeabilidade efetiva ao Oleo apdés o fluxo reverso foi maior que a
permeabilidade efetiva ao 6leo na saturagdo de dgua conata. O mesmo resultado ndo foi observado
para as amostras que apresentaram a satura¢ao remanescente de fluido invasor maior que a saturacao

de dgua conata.

Este resultado pode estar relacionado a producdo de dgua conata, originalmente imével,

mas deslocada durante o processo de invasao do fluido testado.
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A profundidade de invasdo € outro fator que interfere no dano a formacdo, sendo
observado que nas amostras mais longas, cuja invasdo de fluido de perfuracdo correspondeu a
cerca de 20% do volume poroso, o fluxo reverso de dleo foi suficiente para restaurar a razao de
produtividade ao 6leo tanto para a amostra de Carbonato C-03 como para a amostra de Arenito

8C, ndo ocorrendo assim a permanéncia do dano.

Com o aparato experimental utilizado para os experimentos nas amostras mais longas, foi
comprovada a possibilidade de acompanhar o deslocamento da frente de avango do fluido invasor
através das amostras por meio dos pontos de observacdo de pressdo ao longo da direcdo de
escoamento. A partir destes dados, € possivel estimar também a saturacdo média de solucdo
polimérica atrds da frente de avango. Este sistema de monitoramento permite acompanhar a

profundidade de invasdo de forma dinamica para as condi¢des sob investigagao.

Através dos testes foi observado que o fluido de perfuracdo utilizado (base dgua com
adi¢do de polimero) promoveu menores danos nas amostras de carbonatos em relagdo aos
observados para as amostras de arenito. Tal fato pode ser atribuido as diferencas relacionadas a
rede de poros, menos homogénea nos carbonatos, mas principalmente as condi¢des de

molhabilidade e tempo de contato entre o fluido invasor € 0 meio poroso.

Finalmente, algumas sugestdes e recomendagdes sdo pertinentes para trabalhos futuros.
Como extensdo deste trabalho, recomenda-se um maior nimero de testes com particular atencao
a amostras de carbonato, variando-se especialmente os niveis de permeabilidade e
heterogeneidade das rochas. Considera-se apropriada uma extensiva investigacdo experimental
relacionada a petrofisica deste tipo de rocha, desde a caracterizacdo permo-pososa ao
comportamento de escoamento multifdsico e condi¢des de molhabilidade. Recomenda-se ainda a
execugdo de testes com outros tipos de fluidos de perfuracdo, incluindo-se aditivos, polimeros

(com énfase em goma xantana) e diferentes bases.
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