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RESUMO 

O presente trabalho aborda um estudo da modelagem e simulação de fluxo em 

meios porosos de multiescalas, na qual, habitualmente, utiliza-se esta abordagem para 

reservatórios naturalmente fraturados (NFR), ou para reservatórios que possuem fraturas 

artificiais, como os folhelhos de gás (Shale Gas). Sempre analisando os processos 

físicos-químicos de massa e transporte que ocorrem em diferentes escalas espaciais e 

temporais. Em ambos os casos, a incerteza geofísica e geológica são enormes, fato este 

que dificulta em muito a execução dos processos de caracterização de reservatórios 

desta natureza. 

Do ponto de vista de modelagem e simulação de fluxo, existem dificuldades que 

requerem a atenção do engenheiro de reservatórios, como, por exemplo, a necessidade 

de uma análise multiescala para a simplificação de modelos e diminuição da demanda 

computacional. A outra está na validação do modelo, pois as ideias utilizadas para a 

redução de escala geralmente necessitam de aproximações de equações diferenciais e 

novos conceitos, como, o da função de transferência, que é difícil de aferir em 

laboratório, e sempre faz necessário transportar a análise de seus resultados para a 

escala de reservatórios. 
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Os modelos de fraturas em reservatórios implicam numa representação 

ideológica equivalente entre matrizes e fraturas. Estes, encontrados atualmente, são os 

de dupla porosidade e de dupla permeabilidade. Os mesmo tentam sanar as dificuldades 

com certa simplicidade, pois diminuem bastante o número de variáveis independentes 

do problema, reduzindo o custo computacional. 

Será apresentado, portanto, com mais detalhe a modelagem de dupla porosidade, 

suas vantagens e desvantagens, bem como modelos matemáticos associados a estas 

representações do meio fraturados. Será identificada, também, a utilidade da função de 

transferência como ponto principal de relação entre matriz e fratura. Além disso, será 

citada, também, uma técnica para transformar modelos de dupla porosidade em modelos 

de porosidade simples equivalente. 

Alguns resultados são expostos para casos executados no simulador comercial 

GEM da CMG, com o intuito de investigar os efeitos gravitacionais, viscosos e 

capilares encontrados em meios porosos multiescala. Desta forma, o trabalho tentará 

apresentar soluções existentes para alguns dos problemas citados, apontando 

alternativas, recomendações e possíveis desenvolvimentos futuros para o tema em 

questão.  

 

Palavras-chave: dupla-porosidade e dupla-permeabilidade, fraturamento hidráulico, 

shale gas, reservatório não-convencional. 
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This paper reports a study of modeling and flow simulation in porous media of 

multiscale, which usually uses this approach to naturally fractured reservoirs (NFR), or 

reservoirs that have artificial fractures, such as shale gas. Always analyzing the 

physical-chemical processes and mass transport occurring at different spatial and 

temporal scales. In both cases, geophysical and geological uncertainty are enormous, a 

fact that makes it harder to implement the reservoir characterization of this kind of 

processes. 

From the viewpoint of modeling and flow simulation, there are problems that 

require the attention of the reservoir engineer, for example, the need for a multiscale 

analysis for simplified models and reduced computational requirements. The other is the 

model validation because the ideas used for downscaling generally require 

approximations of differential equations and new concepts such as the transfer function, 

which is difficult to measure in the laboratory, and always is necessary to carry analysis 

of its results for the reservoir scale. 

The models fractures in reservoirs imply an equivalent ideological representation 

of matrix and fractures. These currently found are the dual porosity and dual 
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permeability. The same attempt to remedy the difficulties with certain simplicity, as 

well reduce the number of independent variables of the problem, reducing the 

computational cost. 

It will appear, therefore, in more detail the modeling of Dual Porosity, their 

advantages and disadvantages as well as mathematical models associated with these 

representations of the fractured medium. Will be identified, too, the transfer function 

utility as principal point of connection between matrix and fracture. It will also be cited, 

too, a technique for transforming models for dual porosity equivalent porosity simple 

models. 

Some results are displayed for cases run the commercial simulator GEM CMG, in 

order to investigate the gravitational, capillary and viscous effects found in multiscale 

porous media. In this way, the work tries to present existing solutions to some of these 

problems, pointing out alternatives, recommendations and possible future developments 

to the issue at hand. 

 

Keywords: dual porosity and dual permeability, hydraulic fracture, shale gas, non-

conventional reservoir. 
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1  Introdução 

 

1.1  Contextualização 

 

Os chamados reservatórios não-convencionais (RNC) foram responsáveis por 

uma revolução no volume e perfil de produção de gás nos EUA e agora despertam 

interesse em todo o mundo. Na maioria dos RNC o desenvolvimento da produção vem 

sendo viabilizado através de poços horizontais com múltiplas fraturas transversais. Os 

reservatórios de petróleo desta natureza consistem, atualmente, na maioria das rochas 

acumuladoras de hidrocarbonetos. No Brasil, encontram-se os campos do Canto do 

Amaro na bacia Potiguar e o de Jabuti em Marlim Leste na Bacia de Campos e, mais 

recentemente, foram encontradas fraturas naturais em alguns campos do pré-sal na 

Bacia de Santos. 

Sobre estes campos é importante determinar o efeito das fraturas naturais o 

quanto antes para que o planejamento e desenvolvimento seja o mais efetivo possível e, 

também, para ampliar as estratégias de produção e reduzir riscos inerentes a explotação. 

Por isso, que o fenômeno de pesquisa sobre os reservatórios naturamente fraturados 

deve ser constante dentro dos grupos de reservatórios, pois este será ponto de 

acumulação de conhecimento que dará amparo à decisão nos projetos de E&P. 

 Muitos trabalhos têm sido desenvolvidos para tentar diminuir a lacuna existente 

para o entendimento destes reservatórios, mas ainda falta um caminho longo a percorrer 

ate que se desenvolva um conhecimento sólido ante ao grande desafio que são os 

reservatórios naturamente fraturados. 

A engenharia de reservatórios esbarra em grandes problemas na qual é uma das 

principais variáveis que será abordada neste trabalho, pois propor modelos matemáticos 

consistentes com a geometria complexa dos NFR, identificar as influências de suas 

fraturas, estudar a interação entre rocha e fluido e perceber o impacto geomecânico 

durante a produção, configuram-se em tarefas muito complexas e de alto custo 

computacional. 

Portanto, o que este projeto se propôs, inicialmente, foi identificar as estratégias 

em multiescala para reservatórios naturalmente fraturados desenvolvidas nas 

ferramentas atuais disponíveis no mercado para a caracterização, avaliação e validação 
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de modelos de reservatórios fraturados representativos (dupla-porosidade, dupla-

permeabilidade) através de estudos de casos que envolvem observações importantes do 

ponto de vista dos mecanismos avançados de recuperação de fluido. 

 

1.1  Motivação e Objetivo  

 

A motivação inicial para o desenvolvimento deste projeto surgiu com uma 

demanda crescente de exploração e produção em todo o mundo. Além dos grandes 

desafios presentes nessa área, às demandas referentes aos serviços, atividades e estudos 

associado aos NFR exigem comumente bem mais dos estudiosos envolvidos, e buscar o 

aprimoramento destes tornou-se cada vez mais necessário dentro das empresas.  

Este projeto tem como intuito analisar a simulação de fluxo de gás em 

reservatórios de shale gas cujo desafio encontra-se na complexidade estrutural da 

modelagem. Sabendo que cada simulador comercial, presente no mercado, tem uma 

abordagem diferente quanto às estratégias de simulação, o estudo foca-se na análise 

deste reservatório nos simuladores da CMG. 
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2  Descrição de Reservatórios 

2.1  Reservatório Não-Convencional 

 

Os modelos físicos e matemáticos apresentados em reservatório convencionais 

supõe que o meio poroso que constitui o reservatório seja homogêneo e isotrópico, ou 

seja, que a porosidade seja a mesma em todos os pontos do reservatório e que a 

permeabilidade não varie com a direção considerada. Mesmo que haja variações de 

porosidade e de permeabilidade, os reservatórios admitidos como sendo convencionais 

não apresentam variações bruscas de porosidade e/ou de permeabilidade ao longo da sua 

extensão. Entretanto, os chamados reservatórios naturalmente fraturados exibem uma 

marcante heterogeneidade, na qual será mais bem abordado no tópico seguinte (ROSA 

et al., 1953). 

Nestes tipos de reservatórios, segundo HOLDITCH (2001), os hidrocarbonetos 

em um modo geral, encontram-se aprisionados em rochas com baixa porosidade e pouca 

permeabilidade. Dessa forma, a movimentação dos fluidos nelas contidos é bastante 

dificultada. Cabe ressaltar que o termo não convencional está relacionado com 

reservatórios que não são produzidos economicamente sem a assistência de 

estimulações massivas ou aplicação de tecnologias de recuperação especiais tornam sua 

exploração mais cara, chegando a ser, muitas vezes, inviável. Além disso, as atividades 

para o desenvolvimento destes reservatórios são mais complexas.  

Em termos gerais, os seguintes cenários podem ser considerados reservatório 

não-convencional: arenitos/carbonatos fechados com gás (Tight gas sands/carbonates), 

folhelhos produtores de gas (shale gas) ou óleo (shale oil), metano de hidrato de gás 

(gas hydrate deposits), óleo pesado (heavy oil), areias com tar (tar sands) e 

reservatórios com alta pressão e talta temperatura (HPHT reservoirs). Apesar deste 

trabalho enfatizar somente reservatórios de shale gas, parece apropriado esclarecer uma 

confusão semântica sobre o tema. Alguns autores diferenciam shale oil de oil shale. 

Shale oil ou light tight oil é óleo fino de alta qualidade produzido de alguns 

reservatórios de folhelhos produtores de hidrocarbonetos. Por outro lado oil shale ou 

kerogen-rich shale é o óleo produzido por aquecimento do querogênio presente em 

algumas rochas (OECD/IEA, 2012). É uma denominação incorreta, posto que o 

querogênio não é óleo, nem a rocha, no caso, é exatamente um folhelho. 
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2.2 Reservatórios Naturalmente Fraturados 

 

Ao longo das últimas décadas, um esforço considerável tem sido dedicado à 

compreensão dos processos físicos que ocorrem em reservatórios fraturados e traduzir 

esses processos em modelos matemáticos apropriados para as análises dos reservatórios. 

Os Reservatórios Naturalmente Fraturados podem conter muitas fraturas naturais que 

permeiam em diferentes regiões do reservatório e que ocorre com maior intensidade 

perto de falhas ou dobras. A presença dessas fraturas naturais terão efeitos significativos 

nas taxas de fluxo, anisotropia, recuperação e estocagem. Estas fraturas servem como 

caminhos de fluxo e são altamente condutores para o fluido do reservatório, 

aumentando significativamente a permeabilidade efetiva ao longo da rocha matriz. O 

volume de fratura é geralmente pequeno, de modo que a matriz de rocha porosa serve 

como a principal fonte de hidrocarbonetos (DEAN & LO, 1987). 

Na literatura, ROSA et al. (2006) diz que reservatório é constituído de um meio 

poroso formado por uma rocha-matriz e por um sistemas de várias fraturas naturais, na 

qual é o modelo real estudado conforme ilustrada na figura 1 (a). No modelo idealizado 

o reservatório real é substituído por um sistema mais simples, para que possa ser mais 

facilmente representado através de um modelo matemático. No exemplo da figura 1 (b) 

o modelo idealizado é constituído de paralelepípedos e as fraturas pelos espaços 

existentes entre os paralelepípedos. 
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Figura 1 ï Idealização de um reservatório fraturado baseado no modelo de 

Warren and Root (1963), em que é representado po um reservatório real (a) e de 

um modelo de reservatório (b). Adaptado de WARREN, 1963. 

 

A chave para a compreensão deste processo é a da definição do tipo reservatório 

fraturado e, por conseguinte, o que é de se esperar a partir do sistema de faturas. Um 

exemplo desta abordagem é mostrado na figura 2. Este ponto de vista histórico dos 

problemas associados a estes campos agora pode ser usado como um indicador de 

problemas de avaliação e desenvolvimento em novos campos. Devemos ser capazes de 

classificar o tipo de reservatório fraturado no início de nossa avaliação e planejar para 

os desafios potenciais de um dia. Existem, portanto, o Tipo I (um), que é classificado 

assim quando as fraturas fornecem a capacidade de estocagem e permeabilidade. A 

matriz tem pouca porosidade ou permeabilidade. O Tipo II  (dois) é quando a rocha 

fornece a capacidade de estocagem e as fraturas fornecem a permeabilidade essencial. A 

matriz tem baixa permeabilidade e baixa, moderada ou alta porosidade. O Tipo III  (três) 

ocorre quando as fraturas fornecem permeabilidade assistida em reservatórios já 

economicamente produtores com boas porosidades e permeabilidade. E por sim, 

classifica-se o Tipo IV (quatro) quando as fraturas não fornecem capacidade adicional 

de estocagem ou permeabilidade em reservatórios já produtores, mas criam anisotropia 

(barreiras ao fluxo). 
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Figura 2 - Sistema de classificação de Reservatórios Naturalmente Fraturados. 

Adaptado de NELSON, 2001. 

 

Para todos estes, a dificuldade no processo de caracterização é muito grande. 

Isso demanda um esforço de analise análise de dados de poço que nem sempre é 

possível de se perceber na prática. A representação espacial das fraturas quase sempre é 

feita com pouca validação dos dados de campo, e as técnicas empregadas para reduzir 

as incertezas envolvem diversas modalidades e grupos técnicos, que fazem uso muita 

das vezes de analogias de afloramentos para se estimar parâmetros pertinentes à 

modelagem. Por isso, trabalhar com modelos geológicos que contem fraturas naturais 

aumenta em muito a complexidade da modelagem, da interpretação dos dados físicos, 

da conceptualização de dados equivalentes, das condições de contorno do problema, da 

representação numérica de poços e da verificação do mecanismo de recuperação 

atuante. 

A rede de fraturas é muito mais permeável do que a matriz, mas tem porosidade 

mais baixa. Idealmente as fraturas fornecem um conduto rápido para os fluidos 

injetados e deslocados, ajudando na recuperação. Mais provavelmente, as fraturas 

fornecem os caminhos preferenciais ao fluxo para fluidos injetados ou recuperação 

baixa. Os fatores de recuperação de reservatórios fraturados são tipicamente da ordem 

de 10%, portanto mesmo uma pequena melhora no fator de recuperação médio de tais 
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reservatórios resulta em um grande aumento da produção de óleo. Os mecanismos 

físicos para a recuperação de óleo em reservatórios fraturados são estudados por 

demanda, pois requerem desenvolvimento metodológico personalizado. Estes serão 

explicados com mais detalhes a diante, mas cita-se: embebição, drenagem gravitacional, 

deslocamento viscoso, expansão do fluido e outros, como transição de molhabilidade. 

Uma forma de tentar mensurar o impacto das fraturas dinamicamente é através 

de testes de formação. Estes, por exemplo, permitem perceber o comportamento de 

modelos de dupla porosidade através de análise das variações de pressões em regime 

transiente ou pseudo-permanente no poço (DA PRAT, 1990). Desta análise, os 

parâmetros são aferidos e avaliados. O primeiro, a raz«o de estocagem (ɤ), controla a 

magnitude do vale em forma de V no gráfico da derivada da pressão versus tempo, ou 

seja, indica a capacidade da matriz abastecer a fratura (Figura 3). 

  

 

 

Figura 3 - Teste transiente em Reservatório Fraturado. 

 

E, o segundo, é a razão de transmissividade (ɚ) que controla quando as fraturas 

come­ar«o a influenciar o teste (no eixo tempo). Se a raz«o o ɚ for muito alta, o n²vel de 

heterogeneidade é usualmente pequeno para se perceber o efeito de dupla porosidade. 

A abordagem da interpretação de dupla-porosidade parece não funcionar quando 

a permeabilidade e/ou a estocagem varia entre as fraturas, e quando o espaçamento das 

fraturas é não uniforme ou a frequência dos comprimentos das fraturas é não gaussiana 

(neste caso o fator de forma não pode ser parametrizado), ou seja, as fraturas são 

pobremente interconectadas, ou o comprimento das fraturas excede a escala de interesse 
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ou as fraturas cortam as camadas de matriz com propriedades diferentes. Pelo menos, 

para efeitos didáticos esta metodologia ajuda na busca do entendimento do 

comportamento dinâmico dos reservatórios fraturados em tempo curto de observação. 

Também, uma análise geomecânica de reservatórios pode delimitar o escopo de 

projeto para um campo de petróleo (CHEN et al., 1997). Muita das vezes, as falhas e 

fraturas podem apresentar um comportamento diferente em campos depletados. 

Geralmente, estes estudos se restringem ao entorno do poço pela dificuldade de uma 

abordagem na escala real de campo, entretanto pode-se observar que por conta das 

fraturas apresentarem maiores compressibilidades do que as matrizes, elas se 

configuram como pontos de influência para a recuperação de fluidos, da mesma forma 

que as falhas, por exemplo, podem ao serem reativadas através de injeção de água, 

comprometer a explotação de um reservatório e afetar integridade de um poço. Através 

de uma análise das tensões in-situ é possível definir limites de operações de um poço 

em produção e auxiliar no gerenciamento de reservatórios.  

 

2.3 Shale Gas 

 

Shale é uma formação geológica de folhelhos, cujo termo vem sendo aplicado 

para descrever o tamanho da variedade de rochas que são compostas por rochas 

clásticas de granulação extremamente finas, tipicamente menores do que 4 micrometros 

de diâmetro, mas pode conter uma quantidade variável de partículas sílticas  acima de 

62.5 micrometros, BOHACS et  al. (2010). Os folhelhos produtores de hidrocarbonetos 

são compostos por rochas sedimentares com predominância de clásticos, tais como 

quartzo e calcário e são constituídos por camadas paralelas laminares (Figura 4) 

facilmente friáveis, formada pela compactação de argila ou silte (Figura 5) e também 

podem variar de acordo com a rocha à quais estão associados, assim como a coloração 

pode variar de marrom escuro ao cinza através de shale preto. Estes folhelhos podem 

ser depositados em diversos ambientes onde ocorram baixos níveis de tração e 

predomine o processo de decantação (Duarte, 2010; Origi et al, 2011; Bohacs, 2013). 
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Figura 4 - Descrição dos termos para geometria laminar. Fonte: Adaptado de 

LAZAR, 2010. 

 

 
 

Figura 5 - Nomenclatura para rochas de granulação fina. Fonte: Adaptado de 

LAZAR, 2010. 

 

Do ponto de vista microestrutural, estes reservatórios são compostos por vários 

níveis de porosidade, onde parte do gás fica armazenado em poros de diferentes 

tamanhos e uma parte encontra-se adsorvida na superfície da substância orgânica devido 

às forças intermoleculares, este assunto será mais bem detalhado no tópico das físicas 

atuantes. Segundo BOHAC (2013), este ñmaterial org©nicoò é um termo genérico de 

classe usado para caracterizar o material enriquecido em carbono orgânico na qual tem 

várias formas, dos quais apenas algumas podem gerar hidrocarbonetos que ficam 

armazenados nos poros. Este material orgânico nas rochas dado uma pressão e 

temperatura abrangem  fitoclastos, querogênio, betume, pirobetume, char, óleo morto, 



10 
 

juntamente com hidrocarbonetos líquidos retidos (Figura 6). Dependendo do processo 

analítico usado, todos ou um subconjunto destas formas poderiam ser representados 

pela quantidade total de carbono, Total Organic Carbon (TOC). 

 

 

 
 

Figura 6 - Representação esquemática da evolução da matéria orgânica 

através da fotogênese. Fonte: Adaptado de BOHACS, 2013. 

 

Sabe-se que, como mencionado anteriormente, os folhelhos se diferenciam dos 

reservatórios convencionais e até dos tight gas em termos de fluxo de gás. Mas cabe 

ressaltar que os reservatórios de shale gas tem outra característica diferente quanto ao 

sistema de formação e armazenamento. Nesses folhelhos, a própria rocha reservatório 

foi a rocha geradora no processo de maturação, além de apresentar ainda característica 

de rocha selante. Para que haja a ocorrência de hidrocarbonetos, a matéria orgânica 

geradora deverá se acumular sem sofrer oxidação. Em um dado ambiente deposicional a 

camada onde ocorrem taxas mínimas de oxigênio denominadas de Oxygen Minimum 

Layer (OML), representa um bom local para a deposição e preservação dos recursos 

marinhos ricos em sedimentos orgânicos (DALVI E CORADESQUI, 2013).  

As principais ocorrências (plays) de shale gas são nos EUA (Barnett, Woodford, 

Fayeteville, Haynesville, Marcellus e Eagle Ford), porém destaca-se a primazia da 

China, a alta reserva da Argentina e a presença significativa do Brasil. Anualmente, a 

produção de gás natural através dos reservatórios de coalbed methane e shale gas nos 

EUA é aproximadamente 2,7 Tscf (trilhões de pés cúbicos), na qual representa 15% da 
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produção total de gás natural. A produção de shale gas, para mesma quantidade de 

poços completados, é de 1,0 Tscf, o que representa 37% da produção total (CRETIES et 

al., 2008). A relevância da produção pode ser ilustrada na tabela a seguir, dado que os 

recursos em todo o mundo são estimados a ultrapassar 16.000 Tscf, o que mostra um 

potencial tremendo para o futuro (RODRIGUES et al., 2012).  

 

 
 

Tabela 1 - Distribuição dos recursos de gás tanto convencional quanto não-

convencional. Fonte: Adaptado de LAZAR, 2010. 

 

DISTRIBUIÇÃO DOS RECURSOS DE GÁS CONVENCIONAL E NÃO-CONVENCIOANAL 

(Tscf)
Coaldbed 

Methane
Shale Gas

Tight Sand 

Gas

Methane 

Hydrate

Reservas (Master 

et al. USGS)

América do Norte 3.017 3.840 1.371 238.567 2.194

América Latina 39 2.116 1.293 178.935 1.465

Leste Europeu 157 509 353 29.816 952

Leste/Central Europeu 118 39 78 0 129

Antiga União Soviética 3.957 627 901 164.007 7.601

Oriente Médio e Norte da África 0 2.547 823 7.444 4.745

África Subsaariana 39 274 784 14.928 901

Ásia e China Centralmente planejada 1.215 3.526 353 14.928 678

Pacífico (OECD) 470 2.312 705 59.632 153

Ásia Pacífica 0 313 549 7.444 705

Sul da Ásia 39 0 196 14.928 306

Mundo 9.090 16.103 7.405 730.589 19.829
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3 Fraturamento Hidráulico 

 

3.1 Definição e Processo de Fraturamento Hidráulico 

 

O fraturamento hidráulico é o processo de injeção de fluido para dentro do poço 

para criar esforços de tração na formação exposta à pressão de fluido, causando uma 

pressão na formação para ultrapassar a resistência à tração da rocha. Este fluido injetado 

é contínuo e é aplicado a uma taxa elevada, gerando uma rachadura, ou melhor, uma 

fratura na qual se propaga para dentro da formação a partir do furo do poço. A pressão 

do fluido chega até 8.000 psi e é suficiente para fraturar o folhelho em até 3.000 ft 

(914,4 metros) em cada direção ao redor do poço. Além disso, as fraturas mais próximas 

do poço podem medir de 3,175 mm a 6,35 mm de largura (FRANTZ et al., 2005). Após 

o término do bombeamento, as fraturas recém-criadas tendem a se fechar devido à 

pressão de confinamento.  

Em algumas formações, por exemplo, em reservatórios carbonáticos, o ácido 

pode ser utilizado como fluido de fratura, enquanto que em outros, o uso de propantes 

tais como as areias podem ser injetadas com o fluido a base de água, de modo que após 

a cessação de bombeamento e propagação de fraturas, a fratura mantém-se uma 

condutividade viável para que o fluido flua a partir do reservatório para dentro do poço 

(SCHECHTER, 1992). O fluido de fraturamento exerce pressão suficiente para iniciar 

as fraturas e ao mesmo tempo transporta os grãos de areia para o interior das fraturas à 

medida que eles crescem. Por outro lado, quando a pressão do fluido é aliviada, os grãos 

de areia mantêm as fraturas abertas. Esses grãos do propante devem ser bem 

selecionados a fim de criar uma zona de alta permeabilidade na fratura. 

 

3.2 Breve Histórico 

 

THOMAS (2001) relaciona que o fraturamento hidráulico e perfuração 

direcional foram duas tecnologias chave que fizeram o desenvolvimento de formações 

shales serem viavelmente econômico. Além de ter sido o principal e relativamente o 

mais barato método de estimulação utilizado para recuperação avançada de petróleo e 

gás na indústria do petróleo desde 1949 e utilizada em mais de milhões de poços.  
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Segundo HOLDITCH (2006), a primeira realização experimental foi em 1947, 

em um poço de gás operado pela companhia Stanolind Oil no campo de Hugoton 

localizado em Grant County, Kansas, EUA. Dois anos depois, a empresa Howco 

(Halliburton Oil Well Cementing Company), detentora exclusiva da patente da então 

nova tecnologia, executou as duas primeiras operações comerciais de fraturamento 

hidráulico, utilizando uma mistura de óleo cru e gasolina com a adição de 100 a 150 

lbm (45.3 a 67.9 kg) de areia. 

SHAHAB (2000) contabilizou um total de 332 poços foram estimulados, com 

um aumento de produção média de 75%. Desde sua primeira execução comercial em 

1949, estima-se que perto de 2,5 milhões de operações de fraturamento já tenham sido 

executadas por todo mundo e que aproximadamente 60% dos poços perfurados 

atualmente sofrem este tipo de tratamento. 

 

3.3 Operação e Técnicas de Fraturamento Hidráulico  

 

As técnicas de fraturamento são cuidadosamente controladas e monitoradas e as 

operações procedem em várias etapas. Na fase inicial, uma solução de ácido clorídrico é 

bombeada no poço a fim de limpar os resíduos deixados durante a cimentação do poço. 

Cada etapa sucessiva da operação bombeia volumes discretos de fluido e propante no 

fundo do poço, com o intuito de abrir e propagar a fratura ainda mais para dentro da 

formação. Alguns poços podem receber vários ou mais tratamentos a fim de produzir 

fraturas múltiplas em diferentes profundidades ou em pontos mais distantes dentro 

formação, como no caso de poços horizontais.  

A estimulação de um poço em folhelho é constituída pelo fraturamento 

hidráulico dos segmentos em que foi subdivida a extensão que atravessa a espessura 

produtora. No caso de shale gas a grande maioria dos poços é horizontal, sendo o poço 

revestido e cimentado (Figura 7). Porém, existem diversos casos de poços que não são 

cimentados e também alguns casos de poços verticais.  
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Figura 7 - Ilustração de um segmento da seção horizontal de um poço, revestido e 

cimentado em folhelho. Fonte: Adaptado de RODRIGUES ET AL., 2012. 

 

A técnica de fraturamento por entrada limitada caracteriza-se por uma vazão de 

entrada mínima de 1,5 a 2,0 bpm por canhoneado no segmento (indicada por uma seta 

vermelha na figura X). O tampão Bridge Plugs Permanents (BPP), localizado na 

extremidade direita da figura 6, indica que um segmento anterior já foi fraturado 

(RODRIGUES et al., 2012).  

Devido ao grande número de segmentos e respectivas etapas de fraturamento, a 

indústria tem buscado o desenvolvimento de técnicas que acelerem a realização de 

fraturamentos por entrada limitada. Com isso, a técnica mais usada é a plug-and-

perforate, fazendo uso de flexitubo ou trator com cabo elétrico para a realização dos 

canhoneios. Após o multifraturamento do segmento, assenta-se um tampão (bridge plug 

ou frac plug), isolando o segmento e realizando-se os canhoneios do próximo segmento. 

Esta sequência é repetida até a estimulação de todos os segmentos e, em seguida, 

cortam-se os tampões e posteriormente colocando o poço em produção. A maior 

vantagem desta técnica é permitir controle e simplicidade da realização de cada 

fraturamento. Em contrapartida, a desvantagem é o custo de cimentação, avaliação, 

canhoneios, isolamento temporário entre cada segmento e posterior corte dos tampões. 

A aplicação dessa técnica em dois poços em sequência constitui o fraturamento tipo 

ziper, na qual as equipes de fraturamento e de cabo elétrico/flexitubo se alternam entre 

os segmentos de um e outro poço. Cabe ressalta que existem algumas variantes da 

técnica plug-and-perf, como o uso de tampões de areia ao final de cada fraturamento, ao 

invés do assentamento de BPP (RODRIGUES et al., 2012). 

BEAMAN e MCNEIL (2012) propuseram uma técnica conhecida como 

CTFDM (Coiled Tubing Fracturing Downhole Mixing) com o uso de flexitubo, na qual 
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o canhoneio é substituído por jateamento com abrasivo, sendo o fraturamento realizado 

individualmente, no que corresponderia a cada ilha de canhoneados como mostra a 

figura 8.  Esta técnica resolveria as deficiências da técnica de entrada limitada, as quais 

são significativas, em particular a criação de fraturas desiguais, com desenvolvimento 

privilegiado de algumas em detrimento de outras. 

 

 

 
 

Figura 8 - Fraturamento com bombeio simultâneo pela coluna e anular. Fonte: 

Adaptado de RODRIGUES ET AL., 2012. 

 

No Brasil, aplicam-se a técnica CTFDM (que é um forma de SurgiFracÊ) em  

alguns poços revestido com liner perfurado, como pode-se analisar uma aplicação na 

figura a seguir (RODRIGUES et al., 2007).  
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Figura 9 - !ǇƭƛŎŀœńƻ Řƻ {ǳǊƎƛCǊŀŎϰ ƴƻ м-RJS-512 HA, Congro, Bacia de Campos. Fonte: 
Adaptado de RODRIGUES ET AL., 2017. 

 

A completação em poço aberto (barefoot completion) buscou reduzir custos e 

preservar fraturas naturais, evitando contato de cimento com estas. As intervenções são 

mais fáceis e o bloqueio de produção de água ou gás são mais difícies, porém mais fácil 

que para poços com liner perfurado.  Na técnica mais comum são usadas sliding sleeves 

ativadas com esferas. Estas esferas permitem o isolamento do intervalo já fraturado, e a 

abertura da sliding sleeve do intervalo seguinte. Elas são lançadas no deslocamento dos 

estágios de fraturamento e vão aumentando de diâmetro à medida que os fraturamentos 

vão sendo realizados (SOLIMAN, 2012). Nesta técnica a divergência no poço entre os 

estágios de fraturamento é obtida com as esferas assentadas em suas sedes e a 

segmentação no anular do revestimento ocorre através de packers externos que podem 

ser do tipo incháveis (swell packers) ou ativados hidraulicamente, ou uma combinação 

de ambos (Figura 10). 

 



17 
 

 

 

 

Figura 10 - Fraturamento com bombeio simultâneo pela coluna e anular. Fonte: 

Adaptado de RODRIGUES et al., 2017. 

 

A técnica de entrada limitada (citada no início deste tópico) também pode ser 

utili zada em poço aberto, na medida em que já foram desenvolvidas esferas que 

permitem a abertura de mais de uma sliding sleeve para o mesmo estágio de 

fraturamento. 

A grande vantagem das técnicas em completação revestida e não cimentada é a 

redução de custo decorrente da não realização de cimentação, canhoneios e 

assentamentos e cortes de tampões e de operações de fraturamento mais rápidas. Como 

as esferas são lançadas no deslocamento de cada fraturamento, o multifraturamento é 

realizado em um processo contínuo de bombeio. O fraturamento da zona seguinte é 

iniciado quase que imediatamente após o término do fraturamento da zona anterior. As 

desvantagens neste tipo de completação são as restrições de diâmetro durante o 

bombeio, em função das sedes das esferas, a complexidade mecânica da ferramenta, a 

dificuldade de se controlar o ponto de iniciação da fratura no intervalo aberto (KING, 

2010) e o risco de redução da concentração de Agente de Sustentação (AS) na interface 

poço-fratura. Outra desvantagem de completações revestidas e não cimentadas é a 

possibilidade de colapso da formação quando submetida ao drawdown de produção, o 

que pode bloquear a produção do segmento (POPE et al., 2009). 
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Estudos indicam que a presença do packer pode forçar a iniciação da fratura nas 

proximidades deste, em função da tensão gerada durante seu assentamento. Neste caso, 

a interface entre o packer e formação funcionaria como um plano de fraqueza para a 

propagação da fratura. Cumpre ressaltar, que o risco de embuchamento prematuro 

exige, como contingência, a presença de um longo flexitubo na sonda para possível 

intervenção (SOLIMAN et al., 2012). 

 

3.4 Interação de Fraturas Hidráulicas em RNC 

 

Além da posição e do espaçamento do poço, estratégias completação e 

otimização de estimulação de fratura hidráulica são cruciais para a viabilidade 

econômica de um reservatório de shale gas. Ao contrário do que ocorre em 

reservatórios convencionais, a chave para o sucesso econômico  é estimular esses 

reservatórios baixa permeabilidade com tratamentos de fratura bem sucedidas e 

eficazes. O projeto de poço bem sucessido, completado e estimulado, exige uma 

descrição geológica muito detalhada da variação local das propriedades estruturais e de 

propriedades das rochas, que podem afetar significativamente o regime de tensões que 

controlam o crescimento, distribuição e orientação da fratura hidráulica. A sua 

viabilização através de multi-fraturamento em poços horizontais, na qual influenciam 

tanto a taxa de produção e declínio inicial de produção (IP), levou à indagação sobre 

que modelo de geometria de fratura explicaria este fenômeno (MEYER et al., 2013). 

 

3.5 Modelagem e Parâmetros Fundamentais que Afetam a Fratura 

Hidráulica 

 

A modelagem da propagação de fratura é uma integração do mecanismo do 

fluxo do fluido na fratura, transporte de partículas, mecânica das rochas, petrofísicas, 

simulação de reservatórios, e fluxo de fluido através de meios porosos. O modelo mais 

aceito, atualmente, é o modelo de redes de fraturas (Figura 11), associado a conceitos de 

fraturabilidade, condutividade da fratura, complexidade de fratura e volume de 

reservatório estimulado (RODRIGUES et al., 2007). 
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Figura 11 - Exemplo ilustrado dos sistemas de fraturas: (a) vista superficial e (b) 

frontal. Fonte: Adaptado de MEYER et al., 2011. 

 

As propriedades da rocha incluem o módulo de Young (E), módulo de 

cisalhamento e razão de Poisson (v), resistência à tração, resistência à ruptura, tensões in 

situ (ů), etc. As propriedades de interesse do fluido de fratura na qual incluem modelos 

reológicos, viscosidade, densidade, filtração (leakoff), capacidade de transporte do 

propante, etc, podem ser a pressão , temperatura e taxa cisalhamento (CIPOLLA, 2009, 

NOLTE, 2000).  

Acredita-se que as fraturas que estão presentes nos reservatórios de shale afetam 

a direção de propagação das fraturas induzidas. Neste tópico, as redes de fraturas 

complexas, definidas como não-planares, ramificando a geometria da fratura causada 

por efeitos de tensões fortes ou interações com fraturas naturais, muitas vezes são 

induzidas quando fraturas hidráulicas são criadas nos reservatórios naturalmente 

fraturados.  

Existem três possibilidades que podem ocorrer quando fraturas hidráulicas 

cruzam com fratura natural (Figura 12). Em primeiro lugar, a fratura hidráulica pode 

atravessar a fratura natural e continua a se propagar ao longo da direção original. Em 

segundo lugar, a fratura hidráulica pode ser presa pela natural, em que desvia a 

propagação ao longo da fratura natural e, em seguida, sai da ponta da fratura natural. 

Em terceiro lugar, a fratura hidráulica desvia para a fratura natural e reiniciada em 

algum ponto fraco ao longo da fratura natural. 

 



20 
 

 
 

Figura 12 - Possível cenário sobre intersecção de fraturas hidráulicas com fraturas 

naturais: (a) fratura hidráulica cruzando a fratura natural; (b) fratura hidráulica 

é presa e propaga-se para fora da extremidade da fratura natural; (c) a fratura 

hidráulica desvia para a fratura natural e ocorre uma torção antes de alcançar a 

ponta da fratura natural. Fonte: Adaptado de WU AND OLSON, 2014. 

 

Mais do que indicar a possibilidade de se criar uma fratura hidráulica em um 

folhelho, o conceito de fraturabilidade (Figura 13) se refere à facilidade que o folhelho 

oferece para que seja criada uma fratura principal com uma rede de fraturas conectadas 

a esta, de sorte a se obter significativo volume de reservatório contactado ou estimulado 

(RODRIGUES et al., 2007). 

 

 
 

Figura 13 - Exemplo ilustrado de um caso de baixa fraturabiliade (a) e alta 

fraturabilidade (b). Fonte: Adaptado de RODRIGUES et al., 2012. 
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Entretanto, NAGEL et al., (2012) concluiu  através da simulação numérica, que 

a influência das propriedades da rocha (mais especificamente o módulo de Young e a 

razão de Poisson) na rede de fraturas são muito pequenas. De qualquer forma, um dos 

caminhos para o aperfeiçoamento dos projetos de fraturamento hidráulico é selecionar 

os segmentos a serem fraturados apenas em regiões de alta fraturabilidade. Isso pode ser 

conseguido com o uso de perfis de tens«o, E e ɜ. 

Em reservatórios de baixa permeabilidade, como no caso de shale, onde as 

estruturas de redes complexas em vários planos são criadas, os conceitos de single-

plane-fracture, half-length e conductivity são insuficientes para descrever o desempenho 

da estimulação. Esta é a razão para qual o conceito da utilização de volume do 

reservatório estimulado (Stimulated Reservoir Volume - SRV) como um parâmetro de 

correlação para o desempenho de produção do poço. Segundo CHEN ET AL. (1997), o 

tamanho da rede fraturas criadas podem ser aproximada como o volume 3D (volume do 

reservatório estimulado) no evento microssísmico. E o índice de complexidade de 

fratura (ICF), na qual definido como a razão entre a largura e o comprimento da nuvem 

de pontos obtida em mapeamento microsísmico (CIPOLLA et al., 2008). Assim, as 

fraturas planares apresentam baixo valor de ICF e as fraturas desdobradas em rede 

apresentam alto valor de ICF. 
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4 Simulação Numérica de Reservatórios 

 

Os simuladores de sistemas podem ser classificados entre físicos e matemáticos. 

Os simuladores físicos são, por exemplo, os simuladores analógicos, os modelos 

reduzidos e os protótipos. Os simuladores matemáticos podem ser subdivididos em 

analíticos e numéricos. Como exemplos de simuladores analíticos podem ser citados a 

solução do modelo da fonte linear, a equação de balanço de materiais, as curvas de 

declínio e o modelo de Buckley-Leverett (ROSA et al., 1953). 

 A simulação numérica é um dos métodos empregados na engenharia de petróleo 

para se estimar características e prever o comportamento de um reservatório de petróleo, 

a exemplo das técnicas de previsão de comportamento baseadas em balanço de 

materiais, nas curvas de declínio e o modelo de Buckley-Leverett, como mencionado no 

parágrafo acima. Os simuladores numéricos de reservatório são geralmente conhecidos 

como simuladores numéricos de fluxo, devido ao fato de que são utilizados para se 

estudar o comportamento do fluxo de fluidos em reservatórios de petróleo empregando 

uma solução numérica (ROSA et al., 1953). 

 

4.1 Simuladores Numéricos de Fluxo 

 

A classificação apresentada na literatura depende muito da forma que os fluidos 

presentes no reservatório são modelados, tendo em vista suas características e formas de 

tratamento da composição e propriedades destes fluidos. Portanto, pode-se assumir a 

seguinte classificação: Black-oil (volumétrica ou tipo Beta) e Composicional.  

Alguns conceitos como fase e componente são relevantes para a compreensão. A 

primeira refere-se a uma região de fluido quimicamente homogênea que é separada de 

uma outra região por uma interface, que pode ser oleosa, aquosa ou gasosa. Já o outro 

conceito é uma espécie química que pode estar presente em uma fase. Por exemplo, a 

fase aquosa contém os componentes água ((/), cloreto de sódio (NaCl) e oxigênio 

dissolvido (/ ). Além disso, a fase oleosa contém centenas de componentes, isto é, #, 

#, ὅ, etc. 
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4.1.1  Modelo Black-Oil 

 

Neste tipo de modelo (Figura 14), é assumido quando o fluido pode se 

apresentar em três fases: óleo, água e gás. Desta forma, o modelo é usado em situações 

em que o processo de recuperação é insensível às mudanças composicionais nos fluidos 

do reservatório como, por exemplo, mecanismos de recuperação primária e injeção de 

água. Óleo e água são assumidos ser imiscíveis e o gás é assumido ser solúvel no óleo. 

Nesta abordagem, os fluidos estão em temperatura constante e em equilíbrio 

termodinâmico dentro do reservatório. Sob estas condições, o comportamento PVT do 

sistema pode ser expresso pelos fatores volume formação do óleo, da água e do gás 

dados, respectivamente, por ὄ, ὄ  e ὄ e a transferência de massa entre óleo e gás é 

descrito pela razão de solubilidade (Rs) (MACHADO, 2011). 

 

4.1.2  Modelo Composicional  

 

O modelo composicional (Figura 14) é usado quando o processo de recuperação 

é sensível a mudanças composicionais dos fluidos do reservatório em que a PVT é 

governada por equações cúbicas de estado. Ou seja, cada fase é modelada a partir de 

seus vários componentes e, ainda, cada fase tem sua constante de equilíbrio químico 

calculada em casa interação. No entanto, como o número de componentes de 

determinada fase é grande, é comum aglutinar vários componentes que ocorrem em 

menor quantidade em um só, o chamado pseudocomponente. Por exemplo: o gás natural 

é modelado por seus componentes #ȟ#ȟ# e #; os outros, # , são reunidos em um 

pseudocomponente. Exemplo de simulador composicional: GEM (MACHADO, 2011). 

As situações para aplicação do modelo composicional incluem depleção de 

reservatórios de óleo volátil e gás retrógrado e processos de recuperação baseados em 

miscibilidade após múltiplos contatos (MACHADO, 2011).  

Há ainda os modelos semi-composicionais, cuja diferença em relação aos 

composicionais encontra-se no fato de que a constante de equilíbrio químico é constante 

em relação a mudanças de composição, isto é, ela só muda com alterações da pressão e 

da temperatura, e seus valores são previamente definidos a partir das tabelas de K 

values (MACHADO, 2011).  
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4.1.2  Outros Modelos  

 

Segundo, MACHADO (2011) para modelar processos que dependem fortemente 

da temperatura, como injeção de vapor e combustão in-situ, deve-se adotar simuladores 

térmicos (Figura 14). Estes simuladores usam uma equação de balanço de energia mais 

a equação do balanço de massa, associados a abordagens composicionais, como é no 

caso do STARS. 

Vale ressaltar que há ainda outros modelos de simulação, menos populares, 

específicos para simular processos químicos (injeção de polímeros e surfactantes) e 

microbiológicos (geração de (3 no reservatório por bactérias redutoras de sulfato) 

(MACHADO, 2011). 

Um último tipo de modelo a ser mencionado é o modelo de dois meios (dual 

media model), onde a rocha reservatório é considerada a ser composta por duas redes 

interconectadas, a fratura e a matriz, cada uma sendo caracterizada com suas próprias 

propriedades. Estes modelos adotam formulações black-oil ou composicional, usando 

diferentes configurações usualmente chamadas de dupla-porosidade e dupla-

permeabilidade (serão detalhados no capítulo 3), dependendo se o fluxo na matriz é 

permitido ou não. Estes modelos são tipicamente aplicados aos estudos de reservatórios 

naturalmente fraturados, tal como acontece em alguns reservatórios carbonáticos 

também (MACHADO, 2011). 
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Figura 14 - Resumo das aplicações dos modelos de simulação de reservatórios no 

diagrama de fases pressão-temperatura (P,T). Fonte: MACHADO, 2011.  

 

4.2  Preparação do Modelo Numérico 

 

Após a coleta e preparação de dados, a etapa seguinte consiste na construção do 

modelo numérico propriamente dito. Para isso faz-se inicialmente o chamado 

lançamento do grid ou malha, ou seja, constrói-se uma malha para se transpor apara o 

modelo às informações necessárias. Esta etapa consiste então em dividir o reservatório 

em várias células, cada uma delas funcionando como um reservatório, conforme ilustra 

a figura 14 (MACHADO, 2011). 

As linhas da malha precisam estender-se por todo o reservatório e cada célula é 

identificada pelas suas coordenadas, em geral, cartesianas. Para cada célula em que foi 

dividido o reservatório devem ser fornecidos os dados necessários para compor o 

modelo numérico, tais como porosidade, permeabilidade, espessura etc. Assim, o 

modelo numérico contém todas as informações necessárias que servem de dados de 

entrada para o simulador numérico de fluxo, isto é, para executar o simulador 

(MACHADO, 2011). 
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4.3  Aplicação do Método das Diferenças Finitas 

 

4.3.1  Breve Histórico  

 

A teoria das diferenças finitas foi formulada no início da década de 1950, 

justamente quando os computadores eletrônicos programáveis começaram a surgir. Não 

tardaram a aparecer às primeiras aplicações dessa técnica ao estudo do fluxo de fluidos 

em meios porosos. Assim nasceu a simulação de reservatórios, que desde então tem sido 

constantemente aperfeiçoada e encontra aplicações cada vez mais numerosas (ROSA et 

al., 1953). 

 

4.3.2  Introduçã o do método  

 

As técnicas numéricas devem ser aplicadas para resolver as equações de 

escoamento em meio poroso. O método numérico mais popular, corretamente em usa na 

indústria, é o método das diferenças finitas (MACHADO, 2011). 

Este método é implementado por imposição de uma malha de diferenças finitas 

sobre o reservatório a ser modelado. A malha escolhida é então usada para aproximar as 

derivadas espaciais das equações contínuas. Estas aproximações são obtidas por 

truncamento da expansão de Taylor para as incógnitas (pressão e saturação). 

Procedimento similar é feito no domínio do tempo (MACHADO, 2011). 

Segundo ERTEKIN et al., (2001) existem dois tipos de sistemas de malhas 

(grids) que são geralmente usados na simulação de reservatórios: bloco-centrado e 

ponto-distribuído. Note que no bloco-centrado (Figura 15 ï a), os pontos de pressão 

estão no centro dos blocos. No ponto-distribuído (Figura 15 ï b), as áreas coloridas 

correspondem a células de volume do reservatório associado aos blocos e os pontos de 

pressão são afastados do centro das células de volume. Ou seja, elas distinguem-se na 

localização dos pontos de cálculo das soluções nos blocos. 
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Figura 15 - Ilustração típica de uma malha de bloco-centrado (esquerda) e malha 

de ponto-distribuído (direita), ambos retangulares e não uniformes. Fonte: 

Adaptado de AZIZ (1993). 

    

A implementação de aproximações de diferenças finitas resulta em equações 

algébricas chamadas propriamente de equações de diferenças finitas. Deve ser 

enfatizado que as soluções destas equações são obtidas somente nos pontos discretos 

pelo sistema de malha. Este é o contraste para as soluções das equações contínuas, cuja 

solução é obtida para todos os pontos do reservatório. Portanto, discretização é o 

processo de converter equações contínuas (e seu domínio) em equações de diferenças 

finitas (MACHADO, 2011). 
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5  Modelagem e Simulação de Fluxo 

 

5.1  Modelos Disponíveis 

 

Este capítulo tem o intuito de descrever um modelo multifísica para sistemas 

porosos complexos numa escala mais apropriada de informações contidas. Porém com o 

avanço dos estudos, diferentes conceitos foram surgindo e o mais importante deles é o 

VER (SOUTO, 2005), que significa ñVolume Elementar representativoò (Figura 16), 

que dependendo de alguma relação de escala, basicamente é possível substituir um meio 

poroso por um meio contínuo equivalente. 

 

 
 

Figura 16 - Ilustração do Volume Elementar Representativo. Fonte: Adaptado de 

SOUTO, (2005). 

 

Segundo a literatura, muitas técnicas têm sido empregadas para criar sistemas 

representativos em escalas mais grosseiras. Pode-se citar, por exemplo, a Técnica de 

Média Volumétrica (WHITAKER, 1998), que fez uso de transformações matemáticas 

em volumes médios espacialmente referenciados (Equação 1) sobre as propriedades 

físicas na escala micro, sobre os operadores diferenciais gradientes e divergentes e sobre 

potenciais e fluxo do fenômeno físico em observação, dando luz a sistemas 

equivalentes, tendo o cuidado de garantir espacialidade das variáveis. Entretanto, deve-



29 
 

se preocupar com fato de que o VER deve ser grande o bastante para evitar indesejáveis 

flutuações nas propriedades equivalentes. E pequeno o suficiente para que haja uma 

dependência espacial destas propriedades  

 

ộɲɓỚ ᷿ɲ ɓÄ6                 (1) 

 

 

De acordo com JACOBS BEAR (1988), o conceito em inglês de continuum é 

possível em diferentes escalas como, por exemplo, para o caso de reservatórios 

fraturados do Tipo 1, onde apenas as farturas contribuem para o sistema de fluxo, 

identificando-se um único meio atuante e contínuo. Entretanto, as matrizes, que 

preenchem os espaços entre as fraturas, podem impactar consideravelmente os 

processos de fluxo e transporte. Por sua vez, se este meio poroso de matrizes puder ser 

considerado um meio contínuo, um modelo conceitual novo também poderá ser 

definido para ele, desta forma o que ocorreria, então, seria a existência de dois meios 

contínuos e uma interação entre eles através de um modelo de transferência de massa 

(BARENBLATT, 1960).  

 Cabe ressaltar que é comum adotar uma representação mais simplificada quando 

se trata de domínio do tipo I da figura 17. E geralmente, inclusive nos simuladores 

comerciais, faz-se uma modelagem de porosidade simples (single porosity), onde se 

identifica pontualmente as fraturas e suas contribuições através de parâmetros 

equivalentes. O tipo II da figura 17 requer uma abordagem mais complexas colocando 

este numa modalidade que se chama de dupla porosidade; múltiplos modelos contínuos 

equivalentes devem ser definidos para o cálculo das pressões e saturações nos meios 

equivalentes. Geralmente, este esbarra num problema de identificação de estratégias 

para o c§lculo da fun­«o de transfer°ncia entre os meios ñmatrizesò e ñfraturasò (o 

assunto será discutido a seguir). O modelo III apresentado na figura 17 é conhecido 

como Modelo de Rede de Fraturas Discretas (Discrete Fracture Network ï DFN), onde 

a predominância é inteiramente das fraturas e da geometria complexas entre os seus 

conjuntos. Dependendo da ordem da escala, este ainda pode ser engrossado via técnicas 

analíticas ou numéricas de upscaling (CHRISTIE, 1996). Já o último, o tipo IV, não é 

comumente usado para caracterizar reservatórios naturalmente fraturados, entretanto 

podemos identificar neste um uso para reservatórios que possuam fraturas artificiais, ou 

seja, as fraturas hidráulicas e assim faz-se uso de fenômenos físicos mais complexos 
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para a explotação, como, por exemplo, o objetivo estudado: os reservatórios de shale 

gas. 

 

 

 
 

Figura 16 - Descrição dos tipos possíveis de domínio porosos para reservatórios 

fraturados e seus respectivos modelos conceituais. Fonte: Adaptado de 

BARENBLATT, (1960). 

 

Observe, então, que de acordo com o tamanho e intensidade das fraturas, e, bem 

como, as influências das propriedades permo-porosas da matriz no fluxo, o modelo 

contínuo equivalente para os reservatórios fraturados podem ser totalmente diferentes. 

Desta forma, uma representação semelhante foi sugerida nos modelos de 

BARENBLATT (1960) e WARREN AND ROOT (1960), mais conhecidos como 

modelos de dupla porosidade e permeabilidade. 

O conceito por trás dos modelos observados na figura 17, que relacionam 

matrizes e fraturas através de conjuntos de fatias ou cubos, para a representação de 

reservatórios, tem sido amplamente utilizado. Esta modelagem virou a mais usual entre 

os simuladores comerciais para simulação de fluxo. Esta abordagem parte da ideia de 
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que as células de matrizes e fraturas são como espelhos, ou seja, possuem a mesma 

posição espacial, mas que recebem valores diferentes para certas propriedades físicas e 

geométricas, como, por exemplo, porosidade e permeabilidade (Figura 18). E, que de 

acordo com o modelo escolhido, estas podem se relacionar ou não, para efeito de 

transferência de massa e continuidade de pressão, por uma função de transferência. Mas 

a diferença entre os modelos é basicamente o fluxo do fluido entre os blocos. No caso 

da modelagem de dupla porosidade, o fluxo nos blocos ocorre somente da matriz para a 

fratura. O que é semelhante na de dupla permeabilidade, porém pode ocorrer entre os 

blocos de matriz para matriz. 

 

 
 

Figura 17 - Modelos de Dupla Porosidade (esquerda) e Permeabilidade (direita). 

Fonte: Adaptado de WARREN AND ROOT (1960). 

 

Houve a intenção de melhorar as abordagens de dupla porosidade e de dupla 

permeabilidade por vários grupos de pesquisas que perceberam que os modelos não 

representavam bem alguns fenômenos físicos. Pode-se citar, por exemplo, os efeitos 

transientes, gravitacionais e de continuidade capilar. A modelagem para efeitos 

transientes dentro da matriz foi proposta por WU AND PRUESS, (1988) através do 

modelo chamado em inglês de MINC (Multiple Interacting Continua). Em suma este 

modelo cria sub-blocos na matriz (Figura 19) que através de estágios temporários vão 

comunicando fluxo de uma matriz interna a uma matriz mais externa simulando, 

portanto, fluxo transiente. 
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Figura 18 - Ilustração do modelo Multiple Interacting Continua. Fonte: Adaptado 

de PRUESS AND NARASIMHAN, (1985). 

 

Outra estratégia muito usada para contabilizar efeitos gravitacionais (gás 

subindo ou água descendo) dentro da matriz foi proposta por GILMAN (1983) e 

utilizada em simuladores como o IMEX, STARS e ECLIPSE. Esta necessidade advém 

do fato que contrariando a concepção inicial proposta pelo Waren and Root, a função de 

transferência deve ser calculado através da diferença de potencial entre a matriz e 

fratura e não da diferença de pressão. Dependendo do comprimento vertical da matriz o 

impacto do efeito gravitacional é considerável, necessitando, portanto, de uma 

modelagem mais acurada. Faz-se isto calculando diversas pressões no interior da matriz 

conforme partições nelas fatias, esta estratégia é conhecida nos simuladores da CMG 

como Subdomain, e no Eclipse como Vertical Discrete Matrix Gravity Drainage Model. 

O estudo da continuidade da pressão capilar entre blocos de matrizes é um 

assunto bem discutido entre os pesquisadores LABASTIE AND AQUITAINE (1990) e 

FIROOZABADI AND HAUGE (1990), alguns acreditam que isso de fato pode 

influenciar na recuperação de óleo na matriz, e dependendo do mecanismo de 

recuperação atuante, as forcas capilares entre blocos pode exercer um efeito contrário ao 

fluxo de saída do fluido da matriz. Portanto, tomou-se o cuidado de incluir modelos de 

dupla-porosidade e permeabilidade, seja através de computo de novas pseudo-curvas ou 

por re-parametrizar a cruva de pressão capilar entre os blocos e inter-blocos. A Figura 

20 mostra possíveis esquemas para a pressão capilar entre os blocos. 
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Figura 19 - Efeito Capilar entre Bloco de Matrizes. Fonte: Adaptado de 

LABASTIE AND AQUITAINE, 1990.  

 

 

5.2  Descrição das Físicas Atuantes 

 

Em reservatórios de shale gas, temos a atuação da física em três tipos de escalas 

de diferentes ordens de grandezas: micro, macro e nano. Tratando da escala 

nanoscópica, na garganta de poros ocorre, além do gás livre, a liberação da molécula de 

gás que é adsorvido à superfície da matéria orgânica (Figura 21). 

 

 
 

Figura 20 - Distribuição do gás e geometria do shale, do micro à macro 

escala. 










































































