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RESUMO
Gráficos que indicam a quantidade de ácido no processo de acidificação (curvas PVBT) têm sido
estudadas por diversos autores em diferentes condições incluindo temperatura, concentração ácida,
tipo de rocha e tamanho de amostras rochosas. Desse modo, este trabalho apresenta uma revisão da
literatura de vários experimentos PVBT para mostrar a influência de cada parâmetro no tratamento
ácido em formações carbonáticas. Isso pode descrever com mais detalhes maneiras de determinar a
heterogeneidade  da  rocha  e  seu  efeito  na  técnica  de  acidificação.  Estudos  sobre  como  a
heterogeneidade  é  definida  e  como  obter  a  fração  de  fluxo  (flowing  fraction)  sem  realizar
experimentos de laboratórios também estão incluídos neste artigo.  São discutidos os método de
geração de curvas com todos os dados PVBT’s  experimentais avaliados da literatura.
PALAVRAS CHAVE: acidificação, heterogeneidade, rochas carbonáticas.

1. INTRODUÇÃO

A  acidificação  é  uma  técnica  de

estimulação que necessita certa compreensão

das características da rocha ao redor do poço.

Com respeito a isso, estudar a influência de

alguns parâmetros tais como a temperatura, a

solução de ácido e a heterogeneidade rochosa

no  fluxo  de  fluido  reagente  vem  a  ser

importante  para  entender  a  eficácia  do

processo durante o tratamento. 

A acidificação é utilizada para remover

danos  próximos  ao  poço  por  dissolução  de

alguns  minerais.  O  ácido,  em  concentração

apropriada,  é  injetado  na  formação  com

pressão  de  injeção  inferior  à  pressão  de

fratura  da  rocha  [ECONOMIDES,  2013],

reagindo  com  alguns  elementos  da  rocha

dissolvendo-os,  criando  canais  (wormholes),

os quais melhoram o fluxo de hidrocarboneto

para o interior do poço. Além da concentração

do  ácido,  a  velocidade  de  fluxo  de  injeção

vem a ser importante, uma vez que existe uma

velocidade  de  injeção  ótima  de  ácido.  De

acordo com Fredd e Fogler [1999], a reação

do  ácido  com  o  mineral  é  governada  pelo

transporte de ácido até a superfície de reação,

pela própria reação química e pelo transporte

de produtos para fora da superfície reacional,

dando assim uma grande importância para o

Número de Damköhler.

As  curvas  PVBT  (pore  volume  to

breakthrough),  de  acordo  com  Economides

[2013],  indicam  o  volume  necessário  de

solução  ácida  para  penetrar  uma  formação

rochosa,  ou  uma  amostra  de  laboratório,  a

uma determinada profundidade. Tal volume é

relacionado com o volume poroso da rocha,
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em porcentagem, e comparado com as taxas

de injeção. Desse modo, tais curvas ajudam a

identificar  o  volume ideal  mínimo de  ácido

para que se tenha o melhor  desempenho na

estimulação.   Etten  et  al.  [2015]  discutem

experiências anteriores citando algumas obras

importantes. As experiências em amostras de

rochas  mostram  que,  dependendo  da  rocha,

tipo  de  ácido  e  taxa  de  injeção,  diferentes

configurações  de  wormholes são  observadas

[HOEFNER E FOGLER 1989 e  FREDD E

FOGLER, 1998].

Estudos  sobre  a  eficiência  dos

wormholes mostram a relação entre a taxa de

injeção  ótima  e  os  valores  PVBT.  Fredd  e

Fogler  [1998],   Buijse e Glasbergen [2005],

Wang et al. [1993] estudaram diferentes taxas

de injeção em experiências com amostras de

rochas,  que  utilizam  diferentes  tipos  e

concentração de ácido, temperatura, e também

amostras de diferentes tamanhos para avaliar

a suas influências na velocidade intersticial e,

consequentemente, na taxa de injeção. 

Na  literatura,  Buijse  e  Glasbergen

[2005]  apresentam  um  modelo  que  tenta

descrever  a  propagação  do  wormhole

correlacionando  os  valores  PVBT  com  a

velocidade  intersticial.,  posteriormente  foi

melhorado por Talbot e Gdanski [2008], que

tentaram uma desenvolver uma curva gráfica

para  obter  uma  condição  ideal  para  a

formação de wormholes. Tal modelo leva em

consideração  a  heterogeneidade  da  rocha,

representada por um parâmetro chamado fator

de morfologia. 

Bazin et al. [2001] mostram que, com o

aumento  da  permeabilidade  da  rocha,  a

velocidade ótima intersticial e o valor PVBT

também aumenta. Este estudo concorda com

todos  os  experimentos  realizados  por  Frick,

Monstofizadeh  e  Economides  [1994],

mostrando  que  a  permeabilidade  tem

influência semelhante à taxa de injeção. 

A respeito da heterogeneidade da rocha,

alguns estudos incidem sobre isso. Ziauddin e

Bize  [2007]  prepararam  um  conjunto  de

experimentos com calcários mostrando como

a  heterogeneidade  em  rochas  carbonáticas,

especialmente heterogeneidade em escala  de

poros,  influencia  o  processo  de  acidificação

da  rocha  matriz.  Além disso,  Zakaria  et  al.

[2015]  conduziram  experimentos  com

marcação de rochas a fim de estudar o fluxo

de ácidos no carbonatos e correlacioná-lo de

acordo  com  a  estrutura  porosa.  Os  autores

utilizaram o parâmetro de fração de fluxo  (f)

- porção de estrutura de poros que contribui

para  o  fluxo  -  para  quantificar  a

heterogeneidade  dos  poros  em  rochas

carbonáticas.  Verificou-se  que,  com base  na

classes de poros dos  carbonatos,  o  processo
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de  acidificação  pode  apresentar  diferentes

respostas.

2. METODOLOGIA

A heterogeneidade microscópica é uma

característica estreitamente relacionada com o

tamanho  dos  poros,  suas  formas  e  também

com  a  localização  de  poros  que  permitem

fluxo  em  diferentes  permeabilidades

[ROSMAN, 1976]. A fim de compreender a

influência  da  heterogeneidade  rochosa  em

carbonatos,  Rosman  et  al.  [1976],  em  uma

experiência antiga, começaram a investigar o

fluxo de fluidos em amostras. Usando calcário

Texas e Canadá,  o experimento consistiu na

injeção  de  nitrogênio  em  uma  amostra

saturada de hélio. 

Ao  analisar  o  experimento,  a  influência  de

heterogeneidade da rocha pode ser notada na

quantidade de hélio, em porcentagem, quando

injetado  um  volume  poroso  de  nitrogênio.

Alta  quantidade  de  hélio  recuperado  indica

um certo grau de heterogeneidade,  uma vez

que  mais  hélio  foi  deslocado  da  amostra,

apontando que apenas uma parte dela estava

disponível  para  o  escoamento  do  fluido,

devido à diferença na distribuição dos poros.

Outros  estudos  foram  propostos  por

Ziauddin  et  al.  [2007]  afim  de  investigar  o

efeita da estrutura dos poros do carbonato nos

padrões  de  dissolução  obtido  durante  a

injeção

de  ácido.  Eles,  primeiro,  categorizaram  os

tipos de rocha reservatório (RRT) de acordo

com a distribuição espacial dos poros baseada

na  análise  por  microscópio,  ressonância

magnética  e  porosidade  visível  a  partir  da

fotografias. As amostras de carbonatos foram

selecionadas e classificadas em seis RRT’s  de

acordo com as seguintes características:

•RRT1: calcários granulares consolidados em

que a porosidade dominante é intergranular e

os  poros  são  bem  conectados  (Indiana

Limestone I e II e Winterset Limestone).

•RRT2: calcário  microgranular  com

porosidade  intergranular  e  intragranular

(Austin Chalk).

•RRT3: calcários mal selecionados com uma 

textura  predominantemente  grosseira,  mas

com porosidade elevada em algumas regiões

(Jaune Monton Limestone).

•RRT4: grandes  pedras  calcárias  com  uma

matriz  cristalina  compacta  (Savonnières  I  e

II).

•RRT5: calcários  com  porosidade

intercristalina (Khuff Mudstone I).
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•RRT6: dolomitos  com  porosidade

intercristalina (Khuff Mudstone II).

Com base  numa  série  de  experiências

laboratoriais,  as  estruturas  porosa  das

amostras  foram  caracterizadas.  A  Tabela  1

apresenta  as  porosidade,  permeabilidades,

densidade  dos  grãos  e  outros  resultados  de

testes realizados.

Experimentos de acidificação a 150oF foram

realizados com ácido clorídrico (HCl) a 15%

e taxas de 0,5, 1, 2,5, e 6,75 cm3/min foram

analisadas.  A  Figura  1 mostra  a  curva  de

PVBT  traçada  como  função  da  velocidade

intersticial.  Analisando  os  dados,  para

carbonatos granulares tais como Austin Chalk

e  Indiana  Limestone (RRT1  e  RRT2)  mais

ácido  para  preencher  o  volume  poroso  da

rocha  é  necessário,  se  comparado  com  o

calcário da classificação RRT4. Em calcários

desse  tipo,  os  poros  são  bem  conectados.

Consequentemente,  acredita-se  que  o  fluido

flui através de uma menor fração do volume

de poros nas amostras de calcário do tipo 4 do

que em calcários de grãos bem conectados. A

curva  PVBT  é,  portanto,  mais  baixa  em

amostras da classificação RRT4.

Zakaria  et  al.  [2015]  elaboraram

experimentos  de  acidificação  usando  HCl  a

fim  de  tentar  caracterizar  e  quantificar  a

heterogeneidade  de  rochas  carbonáticas.

Nesta  tentativa,  amostras  de  Indiana

Limestone,  Edwards  Yellow,  Austin  Chalk,

Winterset Limestone, Pink Desert  e Edwards

White foram analisadas.  Em primeiro  lugar,

um experimento  traçador  foi  realizado  com

fluido com 8% em peso de cloreto de potássio

(KCl)  para  determinar  como o meio  poroso

estava conectado. 

Os autores definiram um fator chamado

fração de fluxo (f) para medir a conectividade
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Figura 1: Volume PVBT em função da velocidade 

intersticial [ZIAUDDIN, 2007].



dos  poros,  uma  vez  que  isso  leva  em

consideração o tamanho dos  poros,  forma e

configuração em diferentes tipos de rocha.A

fração de fluxo foi definida como o volume

injetado  acumulado  para  se  obter  uma

concentração de fluido marcador normalizada

de 0,5 (C/C0 = 0,5). Estes experimentos foram

elaborados de acordo com os experimentos e

explicação de Skauge et al. [2006]. 

De acordo com a  Figura 2,  as  curvas

PVBT,  utilizando  HCl  a  15%  em  150oF,

foram representadas  graficamente  para  cada

tipo de carbonato estudado. Pode-se notar que

o wormhole se propaga mais rapidamente em

rochas  que  apresentam  altas  magnitudes  de

heterogeneidade em escala poros (valores de

f). Quando o ácido flui no interior da amostra,

ele entra em contato com uma grande porção
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Tabela 1: Propriedades petrofísicas por Ziauddin et al. [2007].



interna da rocha (porosidade intergranular) o

que  conduz  ao  consumo  de  mais  ácido,  e,

então,  gera  uma  curva  PBVT  mais  alta.

Quando o fluido entra em contato com uma

porção menor da rocha (porosidade não é bem

ligada),  uma  fração  menor  contribui  para  o

fluxo,  e,  deste  modo,  existe  um  caminho

preferencial  para  o  escoamento  de  fluido

devido à heterogeneidade.

Baseado  no  mesmo  processo  de

laboratório,  os  pesquisadores  também

propuseram um método para calcular a fração

de  fluxo usando análises  de  perfilagem.  De

acordo  com  eles,  a  fração  de  fluxo  é  uma

maneira de determinar a heterogeneidade dos

poros,  e  essa  caracterização  de

heterogeneidade  para  casos  de  campo  pode

ser  computada  usando  outro  modo  de

perfilagem,  como  a  ressonância  magnética

(NMR).  Com base  em perfis   NMR tiradas

dos  experimentos,  usando  o  tempo  de

relaxamento,  T2,  os  escritores  plotaram  a

correlação entre NMR T2 e f para os tipos de

rochas  estudadas.  A  Figura  3 apresenta  a

correlação e é importante notar que as frações

de fluxo plotadas  são as  obtidas  a partir  da

experiência  marcadora  utilizando  KCl,  sem

nenhum polímero, adequado com acidificação

utilizando HCl a 15% em 150oF.

O perfil de ressonância magnética é útil

para  obter  algumas  propriedades  da  rocha

como porosidade, permeabilidade e saturação

de água [ASQUITH E KRYGOWSKI, 2004].

Além  disso,  as  medições  de  NMR  podem

ajudar  a  descrever  a  distribuição  dos  poros

das  rochas  e,  consequentemente,  ajudar  a

quantificar a heterogeneidade rocha em escala

porosa.  Neste  sentido,  este  trabalho  se

concentra  em  como  determinar  a

heterogeneidade  usando  também  tempo  de

relaxamento  T2 da  perfilagem  com  NMR.

Todos os dados PVBT provenientes das obras

analisadas são reunidos posteriormente com o

objetivo  de  mostrar  como  diferentes

parâmetros  podem  influenciar  o  resultado

final da operação de acidificação.

Este  artigo  tenta  correlacionar  duas

obras publicadas, que foram os experimentos

propostos  por  Zakaria  et  al.  [2015],  que

contém as descrições sobre fração de fluxo, e

também  as  experiências  propostas  por
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Figura 2: Curvas PVBT e taxa de injeção para

diferentes tipos de carbonatos [ZAKARIA, 2015].



Ziauddin  et  al.  [2007],  que  descrevem  os

diferentes tipos de rocha reservatório (RRT).

A  este  respeito,  uma  vez  que  o  primeiro

estudo afirma que é possível calcular a fração

de fluxo usando perfilagem com ressonância

magnética,  dados  da  segunda  obra  foram

foram analisados para serem correlacionados

de  acordo  com a  equação  da  Figura  3.  Foi

assumido que, como a fração de fluxo pode

ser calculada a partir de testes de NMR, esse

valor também poderia ser calculado com base

nos dados obtidos a partir de Ziauddin. et al.

[2007],  já  que  ambas  as  experiências  foram

realizadas  nas  mesmas  condições,  que  era

uma solução ácida de HCl a 15% em peso a

150°  F.  Além  disso,  foi  levado  em

consideração três amostras que foram usadas

em  ambos  os  experimentos  (Indiana

Limestone,  Austin  Chalk  e  Winterset

Limestone), o que ajudou a análise.

Dados foram coletados de acordo com a

Tabela 2.  Os experimentos foram realizados

em  amostras  diferentes,  mas  incluíram  os

mesmos tipo de amostras de rochas (Indiana

Limestone,  Winterset,  e Austin  Chalk),  que

Zakaria et al. [2015] utilizaram para o teste de

traçador  com 8% em peso  de  KCl  e  ácido

15%  em  peso  de  HCl.  Deste  modo,  a

correlação proposta na Figura 3 foi utilizada

para as amostras de modo a obter os tempos

de  relaxamento  T2 e  compará-los  com  o

trabalho de Ziauddin et al. [2007]. Com base

nos valores de frações fluxo de Zakaria et al.

[2015],  a  Tabela  3 apresenta  os  tempos

obtidas  para  as  amostras  de  acordo  com  a

correlação. Verificando os valores dos tempos

de  relaxamento  (T2),  obtidos  a  partir  da

correlação (Tabela 4), pode-se notar que estes

valores não estão relacionados com os valores

apresentados  na  Tabela  3.  Os  tempos  de

relaxamento  usados  para  obter  a  fração  de

fluxo da rocha não são os valores de corte de

T2 nem os registros médios de valores de T2 a

partir de testes NMR. 

www.conepetro.com.
br

(83) 3322.3222
contato@conepetro.com.br

Figura 3: Correlação entre NMR T2 e fração de fluxo

para as rochas estudadas [ZAKARIA, 2015].



Notando  que  os  valores  de  T2  não

foram relacionados e comparáveis, um estudo

dessa  distribuição  foi  levada  consideração.

Sendo

assim,  uma  análise  dos  experimentos  de

Zakaria  et  al.  [2015]  foi  feita  de  modo  a

conhecer  exatamente  os  valores  de  T2 que

foram considerados  para  calcular  as  frações

de 

fluxo.  Cada resultado do tempo apresentado

foi  obtido  usando  Get  Data  Digitizer, um

programa  para  se  obter  os  pontos  de  um

gráfico  qualquer.  Os  valores  de  tempo

apontados pelo NMR foram pegos da análise

feita para encontrar os valores das frações de

fluxo.  Além  disso,  os  valores  de  T2

experimentais  correspondentes  a  frações

foram identificados, marcados e interpretados.

A  Figura  4 mostra  a  forma  como  foi  o

processo, lembrando que as frações de fluxo

para  Indiana   Limestone,  Austin  Chalk  e

Winterset são, respectivamente, 1, 0,82 e 0,58.

Os valores foram identificados de acordo com

a  análise  a  fim  de  saber  exatamente  quais

valores de T2 devem ser tomadas para obter os

valores  de  f  de  acordo  com  o  modelo

proposto.  No  entanto,  qualquer  conclusão

concisa não pode ser afirmada sobre opção de

T2,  já  que  um melhor  entendimento   sobre

NMR  é  necessário  para  entender  melhor

como  escolher  o  tempo  de  relaxamento

correto e, em seguida, calcular o parâmetro de

heterogeneidade.
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Tabela 2: Valores do teste de ressonância magnética [ZIAUDDIN, 2007].

Table 3: T2 calculado a partir da correlação entre NMR e f.



3. RESULTADOS E DISCUSSÃO
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Figura 4: Análise dos tempos de relaxamento  para Indiana Limestone, Austin Chalk e
Winterset, respectivamente, realizada por Zakaria et al [2015].



Diferentes  experiências  com diferentes

parâmetros  levam  a  resultados  diferentes.

Dados  obtidos  de  trabalhos  publicados

anteriormente  foram  se  reunido  em  uma

tabela  com  o  objetivo  de  mostrar  como

diferentes  parâmetros  podem  influenciar  o

resultado final das operações de acidificação.

A seguinte  Tabela 4 mostra alguns trabalhos

publicados  citados  neste  trabalho,  incluindo

todas  as  diferentes  condições  em  que  os

experimentos  foram  realizados.  As  divisões

levaram  em  conta  especialmente  a

classificação  dos  seis  tipos  de  rochas

reservatório (RRT) propostas por Ziauddin et

al. [2007]. As fontes são citas na Bibliografia.

Publicação Solução ácida
Temperatura

(°F)
Dimensão da

amostra DxL (pol,)
RRT Ano

SPE174084 15 wt% HCl(1) 150 1,5x6 6 2015
SPE174314 15 wt% HCl 70 1,5x8 4 2015

IECR5441904202 Ácido emulsificado 150 1,5x6 6 2015

SPE142564 VES(2) – ácido base 77 1,5x20 1 2014
15 wt% HCl

SPE163288 15 wt% HCl emulsificado 230 1,5x6 2 2014

IPTC17285 15 wt% HCl 150 1,5x24 1 2014

SPE164380
0,6M APCA(3) pH 2 125 1x4

3 2013
0,25M APCA pH 2 350 1,5x6

2x10

SPE134265

15 wt% HCl 150 1x6

1 2012
28 wt% HCl 150 1x6

15 wt% HCl 200 1x6

28 wt% HCl 200 1x6

28 wt% HCl 150 4x20

SPE144159

15 wt% HCl

130 Não especificado 3 2011
15 wt% HCl

7,5 wt% HCl

Ácido emulsificado

13,5 wt% HCl + 11 wt% HAc(4)

SPE132286 20 wt% GLDA(5) pH 3 180 1,5x6 3 2010
20 wt% GLDA pH 1,7 250 1,5x10

SPE115143 15 wt% HCl (4,4 N) 77 4x20 2 2008

SPE1046270 15 wt% HCl 150 1,5x6 6 2007

SPE 66566 0,7 wt% HCl 68 2x2
2 2001

7 wt% HCl

3,5 wt% HCl 122 2x8

15 wt% HCl
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Tabela 4: Diferentes parâmetros usados em estudos de PVBT de publicações anteriores.



17,5 wt% HCl 176 2x16

SPE56995

0,25M CDTA(6) pH 4,4 70

1,5x4 1 1999

0,25M DTPA(7) pH 3,3

0,25M DTPA pH 12,5 122
0,5M EDTA(8) pH 4

0,25M EDTA pH 8-13
1760,5M HAc pH 2,5

0,5M HCl

SPE26578
0,5 wt% HCl (0,147 N) 70 1x5

2 19933,4 wt% HCl (1 N) 122 1x6
15 wt% HCl (4,4 N) 167

 (1)ácido hidroclórico;  (2)surfacctante viscoelático;  (3)ácido aminopolicarboxílico;  (4)ácido acético;  (5)ácido diacético glutâmico;
(6)ácido 1,2-diaminoetetraaceticociclohexano; (7)ácido dietilenotriaminopentaacetico; (8)ácido etilenodiaminotetraacetico.

4. CONCLUSÕES

No  que  diz  respeito  aos  estudos

envolvendo  definições  NMR,  qualquer

conclusão  concisa  não  poderia  ser  afirmada

sobre opção de T2,  uma vez que uma melhor

conhecimento  sobre  o  assunto  é  necessário

para  entender  como  escolher  o  tempo  de

relaxamento  correto.  Os  gráficos  obtidos  a

partir dos artigos publicados mostram curvas

que  provavelmente  indicam  o  valor  exato

valor  de  T2 usado  para  traçar  o  gráfico  na

Figura 3. Os pontos vermelhos mostrados na

Figura 4 mostram os valores de tempo obtidos

utilizando  a  correlação  entre  T2 e  f.  A

diferença entre eles é representada pelo erro

R2 = 0,960, quando se tenta ajustar os pontos,

e esta é a razão pela qual eles não coincidem.

A  tentativa  de  tentar  obter  o  tempo

exato dos gráficos que mostram a distribuição

não foi bem sucedida. As razões para isso é

que os 

documentos  não  continham  explicação

suficiente sobre o estudo experimental e/ou a 

explicação para a escolha da correta não foi

encontrada na literatura. Isso contribui para o

cálculo da fração de fluxo.

De acordo com Zakaria et al. [2014], a

heterogeneidade  pode  ser  quantificada

utilizando  a  poção  do  espaço  de  poros  que

contribui para o fluxo, definida como fração

de  fluxo  e  a  análise  deste  trabalho  permite

concluir que ela influencia o fluxo de fluido

em  rochas  carbonáticas.  Adicionalmente,

pode-se  afirmar  que,  a  maior  a

heterogeneidade  calculada  pela  fração  de

fluxo, menor é o volume de ácido utilizado na

acidificação.  Alguns  parâmetros  tem

influência  sobre  essa  correlação,  uma  vez

percebe-se  que  o  valor  da  fração  de  fluxo

depende do tipo de rocha.
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