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RESUMO 

O uso de fluidos de perfuração é essencial para o controle de pressões, estabilização de 

formações, transporte de cascalhos e segurança operacional, especialmente em ambientes de 

alta pressão e alta temperatura. Apesar da eficácia dos fluidos de base oleosa nessas condições, 

preocupações ambientais e riscos à saúde têm incentivado a busca por alternativas mais 

sustentáveis. Este estudo propôs o desenvolvimento de fluidos de perfuração emulsionados 

formulados com óleos vegetais e um tensoativo derivado de óleo de coco, visando reduzir o 

impacto ambiental e atender aos critérios da API para aplicações em altas pressões e altas 

temperaturas. O tensoativo utilizado, óleo de coco saponificado (OCS), foi obtido a partir de 

óleo de coco com índice de saponificação de 267,47 ± 1,72 mg de KOH/g. Foram desenvolvidas 

quatro emulsões (E1 a E4) com diferentes proporções das fases aquosa, tensoativa e oleosa: 

75/15/10 (E1 e E2) e 90/5/5 (E3 e E4). As formulações variaram quanto ao tipo de óleo (pinho 

nas emulsões E1 e E2; coco nas E3 e E4) e à composição da fase aquosa (água destilada nas E1 

e E3; solução de glicerina nas E2 e E4). Todas as emulsões demonstraram alta estabilidade, 

com potenciais zeta negativos inferiores a -25 mV e tensões superficiais abaixo de 39,3 mN/m. 

As emulsões foram transformadas em fluidos de perfuração (F1 a F4) por meio da adição de 

aditivos: carbonato de cálcio e carboximetilcelulose para controle de filtrado, goma xantana e 

bentonita como modificadores reológicos, barita como agente adensante e cloreto de sódio 

como eletrólito. Esses aditivos foram caracterizados por difração de raios X (DRX), análise 

termogravimétrica (TGA), espalhamento dinâmico de luz (DLS) e análise de potencial zeta, 

sendo mantidos em concentrações constantes entre as formulações. O pH dos fluidos foi 

ajustado entre 10 e 11, e a massa específica padronizada em 1,0 g/cm3. Os fluidos foram 

avaliados conforme normas API, em testes de reologia e filtração sob condições de baixa 

pressão e baixa temperatura (LPLT), envelhecimento dinâmico a 66 °C por 16 horas, e sob 

condições de altas pressões e altas temperaturas. Em LPLT, os fluidos seguiram o modelo 

reológico de Herschel-Bulkley, com coeficientes de determinação acima de 0,988 e índices de 

comportamento inferiores a 0,54. A presença de glicerina elevou a viscosidade aparente e os 

limites de escoamento, mas a viscosidade plástica permaneceu constante devido à composição 

uniforme dos sólidos. F1 e F2 apresentaram o melhor desempenho de filtração em LPLT, com 

volumes de filtrado abaixo de 0,3 mL e tortas de filtro mais finas. Após o envelhecimento, os 

fluidos sem glicerina sofreram mudanças mais significativas. F3 e F4 mostraram aumento das 

forças de gel e redução das viscosidades. Em condições de altas pressões e altas temperaturas, 

F1 e F2 perderam propriedades reológicas devido ao aumento da temperatura e pressão, 

enquanto F4 manteve bom desempenho e formou torta com espessura de 1,45 mm e volume de 

filtrado de 5,5 mL. Os resultados destacam F3 e F4 como alternativas promissoras e 

ambientalmente viáveis aos fluidos oleosos convencionais para aplicações em condições 

extremas 

 

Palavras-chave: fluido de perfuração; emulsão; altas pressões e altas temperaturas; óleo de 

coco saponificado; óleos vegetais; glicerina. 

  



ABSTRACT 

 

The use of drilling fluids is essential for pressure control, formation stabilization, cuttings 

transport, and operational safety, particularly in high-pressure and high-temperature 

environments. Although oil-based fluids are effective under these conditions, environmental 

concerns and health risks have encouraged the search for more sustainable alternatives. This 

study proposed the development of emulsified drilling fluids formulated with vegetable oils and 

a surfactant derived from coconut oil, aiming to reduce environmental impact while meeting 

API specifications for high-pressure and high-temperature applications. The surfactant used, 

saponified coconut oil (SCO), was obtained from coconut oil with a saponification index of 

267.47 ± 1.72 mg KOH/g. Four emulsions (E1 to E4) were developed with varying proportions 

of aqueous, surfactant, and oil phases: 75/15/10 (E1 and E2) and 90/5/5 (E3 and E4). The 

formulations differed by oil type (pine oil in E1 and E2; coconut oil in E3 and E4) and aqueous 

phase composition (distilled water in E1 and E3; glycerol solution in E2 and E4). All emulsions 

exhibited high stability, with negative zeta potentials below -25 mV and surface tensions under 

39.3 mN/m. The emulsions were converted into drilling fluids (F1 to F4) through the addition 

of specific additives: calcium carbonate and carboxymethylcellulose for filtrate control, 

xanthan gum and bentonite as rheological modifiers, barite as a weighting agent, and sodium 

chloride as an electrolyte. These additives were characterized by X-ray diffraction (XRD), 

thermogravimetric analysis (TGA), dynamic light scattering (DLS), and zeta potential analysis, 

and were used in standardized concentrations across all formulations. The fluids were adjusted 

to a pH range of 10-11 and a density of 1.0 g/cm3. The fluids were evaluated according to API 

standards, through rheology and filtration tests under low-pressure and low-temperature 

(LPLT) conditions, dynamic aging at 66 °C for 16 hours, and high-pressure and high-

temperature conditions. Under LPLT conditions, the fluids followed the Herschel-Bulkley 

rheological model, with coefficients of determination above 0.988 and flow behavior indices 

below 0.54. The presence of glycerol increased apparent viscosity and yield stress, while plastic 

viscosity remained constant due to the uniform solid composition. F1 and F2 showed superior 

filtration performance under LPLT, with filtrate volumes below 0.3 mL and thinner filter cakes. 

After aging, the fluids without glycerol exhibited more significant changes. F3 and F4 showed 

an increase in gel strength and a reduction in apparent viscosity, plastic viscosity, and yield 

stress. Under high-pressure and high-temperature conditions, F1 and F2 experienced a marked 

reduction in rheological properties due to the increased pressure and temperature, whereas F4 

maintained good performance, forming a filter cake with a thickness of 1.45 mm and a filtrate 

volume of 5.5 mL. The results indicate that F3 and F4 are promising and environmentally viable 

alternatives to conventional oil-based fluids for use under extreme conditions. 

 

Keywords: drilling fluid; emulsion; high pressure and high temperature; saponified coconut oil; 

vegetable oils; glycerin. 
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1 INTRODUÇÃO 

 

Os fluidos de perfuração desempenham um papel importante no processo de 

perfuração de poços e nas operações de prospecção de petróleo, contribuindo para uma 

perfuração eficiente, no menor tempo e com menor custo possíveis, e mantendo a segurança da 

operação (AHMED e KALKAN, 2019; CAENN e CHILLINGAR, 1996; HOSSAIN e AL-

MAJED, 2015). Dentre os principais papéis dos fluidos de perfuração, estão: o controle de 

pressões internas e externas no poço, estabilização das formações rochosas, remoção de 

cascalho e resfriamento das brocas, além de auxiliar na proteção do revestimento e na prevenção 

de colapsos e blowouts (escape descontrolado de fluidos de um poço devido à perda de controle 

da pressão interna exercida pelo fluido de perfuração) (AMOCO, 1994; APALEKE, AL-

MAJED e HOSSAIN, 2012; KHODJA et al., 2010; LUMMUS e AZAR, 1986; THOMAS, 

2004). A formulação adequada desses fluidos tem como objetivo minimizar riscos e reduzir 

custos operacionais, evitando acidentes que podem comprometer tanto a segurança dos 

trabalhadores, quanto a contaminação do meio ambiente. Em condições complexas de 

perfuração, como poços horizontais e inclinados ou condições elevadas de temperatura e 

pressão, a seleção do fluido apropriado é decisiva para garantir a eficiência das operações, além 

de oferecer maior segurança e reduzir danos às formações e equipamentos (BLAND et al., 

2006; DA CÂMARA et al., 2021). 

Além das funções básicas dos fluidos de perfuração, um importante papel exercido 

pelos fluidos é a formação de uma camada fina e impermeável, conhecido como reboco, sobre 

a formação rochosa do poço. A formação do reboco auxilia no controle da infiltração de fluidos 

para a formação, controlando diretamente os efeitos da reatividade, bem como o controle de 

pressões no poço. Um reboco eficiente é determinante para o controle de estabilidade de um 

poço de petróleo (BA GERI et al., 2021; BA GERI, AL-MUTAIRI e MAHMOUD, 2013; 

FARIAS et al., 2006; HIEKE et al., 2009). 

Existem diversas classificações de fluidos de perfuração, entre eles os fluidos à base 

de água, óleo e sintéticos. Apesar de os fluidos à base de óleo oferecerem baixa reatividade e 

alta estabilidade, esses fluidos são, ambientalmente, mais agressivos. Como resultado, esses 

fluidos são alvos de restrições ambientais quanto ao descarte dos produtos de perfuração 

(fluidos e cascalho) (APALEKE, AL-MAJED e HOSSAIN, 2012; LI et al., 2015; MIKOS-

SZYMAŃSKA et al., 2018; ONWUKWE e NWAKAUDU, 2012; SIDDIQUE et al., 2017). 

Ademais, os fluidos oleosos podem causar impactos negativos à saúde dos trabalhadores das 

plataformas (ANTIA et al., 2022). Por outro lado, os fluidos à base de água, apesar do menor 
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custo de produção, poluírem menos e serem mais seguros, estes apresentam limitações 

significativas com relação à resistência a pressões e temperaturas elevadas, o que restringe sua 

aplicação em operações complexas de perfuração. Para suprir os problemas enfrentados pelos 

fluidos aquosos e oleosos, os fluidos sintéticos surgem como uma alternativa sustentável aos 

fluidos oleosos, ao mesmo tempo que, em comparação aos fluidos à base de água, esses fluidos 

apresentam maior resistência térmica, mantendo propriedades aceitáveis em condições 

extremas, e estabilidade química, reduzindo o risco de danos às rochas e à integridade do poço 

(BURKE e VEIL, 1995; NEFF, MCKELVIE e AYERS, 2000). 

A crescente demanda global por energia impulsiona o avanço da exploração de 

reservas de petróleo em formações complexas e em águas ultra profundas (offshore) 

(HERZHAFT et al., 2001; KARAKOSTA, MITROPOULOS e KYZAS, 2021). Como 

resultado, as operações de exploração de petróleo realizam perfurações de poços mais 

profundos, com geometrias complexas e/ou sob condições extremas de pressão e temperatura. 

Com isso, a busca por fluidos mais resilientes e sustentáveis torna-se cada vez mais relevante. 

Amani e Al-Jubouri (2012) investigaram as propriedades reológicas de fluidos de 

perfuração à base de água sob pressões de até 35.000 psi e temperaturas que atingiram 260 ºC. 

O estudo revelou que os fluidos se deterioraram a 120 ºC, como resultado da degradação térmica 

dos seus componentes. O impacto da pressão foi mais pronunciado em temperaturas reduzidas. 

Esses resultados ressaltam a necessidade de formulações de fluido capazes de suportar 

temperaturas extremas. Similarmente, Kelly et al. (1980) solucionaram problemas relacionados 

à significativa instabilidade do poço, ocorrências de tubo preso e o aumento dos custos de 

perfuração em uma plataforma de petróleo no Mar do Norte substituindo o fluido de perfuração 

à base de água por um fluido de emulsão invertida à base de óleo diesel. Essa alteração mitigou 

efetivamente as dificuldades no poço. 

Pesquisadores recentemente analisaram formulações de fluidos de perfuração 

sustentáveis com base em emulsões ou microemulsões óleo-em-água (O/W) utilizando 

derivados de óleos vegetais como alternativas aos componentes convencionais de diesel ou óleo 

mineral (LEAL et al., 2022; PASWAN et al., 2016; PASWAN e MAHTO, 2020; PASWAN, 

KUMAR e MAHTO, 2022; SILVA et al., 2022). Em comparação com os fluidos convencionais 

à base de óleo, esses fluidos inovadores exibiram características reológicas e de filtração 

aprimoradas, melhor lubrificação e um maior nível de inibição de argila. 

Emulsões são dispersões coloidais complexas que compreendem dois líquidos 

imiscíveis, com um líquido disperso em pequenas gotículas dentro do outro. Os tensoativos são 

elementos essenciais em emulsões, pois promovem a criação e estabilização da fase dispersa 
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(ANTON e VANDAMME, 2011; KALE e DEORE, 2016). A concentração e o conteúdo dos 

componentes da emulsão influenciam o tamanho das partículas e, portanto, a estabilidade da 

emulsão. Emulsões são instáveis e possuem partículas que excedem 1 micrômetro, mas 

nanoemulsões e microemulsões exibem maior estabilidade termodinâmica, com tamanhos 

variando de 100 a 500 nanômetros e de 10 a 100 nanômetros, respectivamente (ANTON e 

VANDAMME, 2011; DEMISLI et al., 2020; MCCLEMENTS, 2012). 

Embora o uso dessa tecnologia tenha melhorado a eficiência e a segurança das 

operações de perfuração, a dependência do diesel como o principal combustível apresenta 

consideráveis problemas ambientais, resultando em limitações em sua utilização em várias 

regiões (ATTIA, ELSORAFY e D’ANGELO, 2010). Consequentemente, óleos vegetais 

surgiram como uma nova alternativa para a fase oleosa em fluidos de perfuração à base de 

emulsão (AGWU, ISEMIN e AKPABIO, 2015). 

Pesquisas conduzidas por Paswan e Mahto (2020) e Paswan, Kumar e Mahto (2022) 

abordaram a síntese e aplicação de tensoativos derivados de óleos vegetais como alternativas 

aos tensoativos comerciais que são ambientalmente prejudiciais, como os etoxilatos de 

nonilfenol (SOARES et al., 2008). A aplicação dessas tecnologias em fluidos de perfuração 

mitiga os problemas ambientais ligados aos fluidos convencionais à base de óleo, fornecendo 

substitutos biodegradáveis e menos tóxicos. No entanto, a eficácia desses sistemas em 

condições de pressões e temperaturas elevadas permanece inexplorada. 

Dessa forma, este trabalho propõe desenvolver fluidos de perfuração formulados a 

partir de emulsões do tipo O/W, utilizando um tensoativo derivado de óleo de coco (OCS) e 

fase oleosa vegetal de pinho e coco. A pesquisa busca realizar uma análise detalhada do 

desempenho das formulações como uma alternativa sustentável para fluidos de perfuração à 

base de óleo utilizados em operações conduzidas em condições de altas pressões e altas 

temperaturas. 
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2 OBJETIVOS 

 

2.1 OBJETIVO GERAL 

 

Este trabalho teve como objetivo geral desenvolver fluidos de perfuração formulados 

a partir de emulsões óleo-em-água como uma alternativa sustentável para fluidos à base de óleo 

utilizados operações realizadas em condições de altas pressões e altas temperaturas. Para a 

composição das emulsões, foram utilizadas duas fases aquosas, água destilada ou uma solução 

de água/glicerina na proporção de 3:1; duas fases oleosas consistindo em óleos vegetais, óleo 

de coco ou óleo de pinho; e um tensoativo derivado de óleo de coco (OCS). 

 

2.2 OBJETIVOS ESPECÍFICOS 

 

Para a realização das análises exigidas pelo objetivo principal e avaliar as hipóteses 

mencionadas, os seguintes objetivos específicos foram traçados: 

• Produzir e analisar tensoativo baseado em óleo vegetal: OCS; 

• Investigar sistemas emulsionados utilizando água e/ou água/glicerina como 

componentes da fase aquosa, óleo de coco ou óleo de pinho como fase oleosa; e 

OCS como tensoativo; 

• Desenvolver projetos de fluidos de perfuração utilizando as emulsões 

desenvolvidas e ajustar suas características para altas pressões e altas temperaturas; 

• Avaliar o desempenho reológico e de filtração dos fluidos em LPLT e em altas 

pressões e altas temperaturas; 

• Investigar a resistência térmica dos fluidos por envelhecimento dinâmico.  



23 

 

3 FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 

 

3.1 FLUIDOS DE PERFURAÇÃO 

 

3.1.1 Processo de perfuração de poços 

 

O processo de perfuração de poços ocorre após a localização das formações geológicas 

que contém potenciais reservas de petróleo (PANG et al., 2021). Nesta etapa, geólogos utilizam 

métodos de exploração sísmica para mapear as formações geológicas do subsolo, buscando 

estruturas que apresentem características favoráveis ao acúmulo de hidrocarbonetos. Após a 

definição da área a ser investigada, realizam-se perfurações de poços exploratórios para 

verificar a presença de petróleo (ISLAM e HOSSAIN, 2021; KAISER, 2020). 

A escolha do tipo de poço a ser perfurado depende da localização do reservatório de 

petróleo e da finalidade do poço. Existem poços verticais, horizontais e inclinados, como 

mostrado na Figura 3.1.  

 

Figura 3.1 – Tipos de poços de perfuração 

 

 

Poços verticais são perfurados diretamente abaixo do ponto inicial de perfuração, 

quando o reservatório se encontra nessa posição. Poços multilaterais ou inclinados consistem 

em ramificações em diversos ângulos partindo de um poço principal com a principal finalidade 
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de alcançar diversas áreas dos reservatórios, aumentando a produtividade (MOKHTARI e 

BAHRAMIAN, 2019). Já os poços horizontais são utilizados para aumentar a área de contato 

entre o poço e o reservatório, atravessando formações complexas e sendo especialmente úteis 

em formações compactas, onde esse aumento de contato pode otimizar a produção de petróleo 

(SATTER e IQBAL, 2016). 

O processo de perfuração é realizado com o uso de uma broca conectada a uma coluna 

de perfuração rotativa. A broca tritura as camadas de rocha, gerando fragmentos rochosos 

conhecidos como cascalho. À medida que a perfuração avança para maiores profundidades, são 

inseridos revestimentos de aço no poço com o objetivo de isolar diferentes formações e 

proporcionar integridade estrutural (Figura 3.2). Esses revestimentos são cimentados no lugar, 

com o cimento sendo bombeado no espaço anular entre o revestimento e a parede do poço, 

garantindo a fixação e a vedação da estrutura (LADVA et al., 2005; NELSON e GUILLOT, 

2006; THOMAS, 2004). 

 

Figura 3.2 – Sequência típica de revestimentos e cimentação com seus respectivos 

comprimentos e espessuras 

 
Fonte: Adaptado de Hossain e Al-Majed (2015) 
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Os fluidos de perfuração desempenham funções essenciais nesse processo. Eles são 

bombeados através da coluna de perfuração, saindo pelos jatos na ponta da broca e passando 

pelo espaço entre a broca e a rocha. Esses fluidos têm como funções lubrificar e resfriar a broca, 

além de carregar o cascalho recém-gerado para a superfície (SALEH e IBRAHIM, 2019). O 

fluido retorna à superfície pelo espaço anular entre a coluna de perfuração e a formação rochosa, 

transportando o cascalho e estabilizando o poço (HOSSAIN e AL-MAJED, 2015). 

Embora o custo dos fluidos de perfuração seja relativamente baixo em comparação ao 

custo total de perfuração de um poço, sua influência no desempenho da perfuração é 

significativa (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). O impacto econômico está diretamente 

relacionado à formulação do fluido, já que suas propriedades físico-químicas e as funções que 

desempenha afetam o desempenho do poço e a eficiência da produção de petróleo (HOSSAIN 

e ISLAM, 2018). 

 

3.1.2 Funções dos fluidos de perfuração 

 

Os fluidos de perfuração possuem várias funções que são essenciais para garantir uma 

operação de perfuração eficiente e segura. Essas funções contribuem diretamente para a 

integridade do poço em todas as etapas, desde a perfuração até a produção de petróleo. A 

composição, densidade e propriedades reológicas dos fluidos de perfuração são, continuamente, 

monitoradas e ajustadas para garantir o desempenho ideal, visando otimizar a operação e reduzir 

custos (CAENN e CHILLINGAR, 1996; DAI e ZHAO, 2019; LIU et al., 2021; SAASEN et 

al., 2009; TAUGBØL et al., 2021). Entre as principais funções dos fluidos de perfuração estão 

o transporte de cascalho, a manutenção da estabilidade do poço e a eficiência do processo de 

perfuração (AMOCO, 1994; APALEKE, AL-MAJED e HOSSAIN, 2012; HOSSAIN e AL-

MAJED, 2015). 

O transporte de cascalho para a superfície é uma das funções fundamentais durante a 

perfuração de poços de petróleo (SAYINDLA et al., 2017). O cascalho é o material gerado pela 

ação da broca que corta a rocha, formando o poço. O fluido de perfuração facilita a remoção 

desse material do espaço entre a broca e a formação rochosa, permitindo o avanço contínuo da 

perfuração. A rápida retirada dos fragmentos é fundamental para evitar a formação de partículas 

finas, que contaminam o fluido de perfuração, alterando suas propriedades físicas e reológicas 

e acarretaria no aumento nos custos de separação (BAGERI et al., 2013, 2016, 2020). 

O fluido de perfuração também deve ser capaz de manter suspenso o cascalho durante 

interrupções na operação, evitando que esse material se deposite sobre a broca, o que poderia 
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bloqueá-la e resultar na perda do equipamento de perfuração (AGWU et al., 2018). Fatores 

como a densidade do fluido, sua reologia, a velocidade de circulação e a inclinação do poço 

influenciam diretamente a eficiência do transporte de cascalho. 

Outra função importante dos fluidos de perfuração é a manutenção da estabilidade do 

poço. De acordo com Pašić, Gaurina-Medimurec e Matanović (2007), a instabilidade dos poços 

é um dos problemas mais recorrentes nas operações de perfuração (Figura 3.3). Diversos fatores 

podem contribuir para essa instabilidade, como falhas nas formações rochosas, interações 

químicas entre o fluido e a rocha (ZHANG et al., 2015), pressões de poro elevadas (LI, 

GEORGE e PURDY, 2012), erosão (STAVROPOULOU, PAPANASTASIOU e 

VARDOULAKIS, 1998) e desequilíbrio entre a pressão interna do poço e a pressão da 

formação.  

 

Figura 3.3 – Diferentes mecanismos de instabilidade do poço 

 
Fonte: Adaptado de Pašić et al. (2020) 
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Os fluidos de perfuração exercem uma pressão hidrostática, tanto em condições 

estáticas quanto dinâmicas, para contrabalancear as pressões da formação rochosa e garantir a 

integridade do poço. Adicionalmente, esses fluidos devem ter baixa reatividade química para 

evitar interações com a rocha que possam, junto com o estresse da perfuração, causar o colapso 

de seções do poço. A falta de controle adequado das propriedades do fluido, como densidade e 

composição, pode resultar em aprisionamento da coluna de perfuração, aumento de torque, 

invasão de fluidos da formação, colapso do poço e até blowouts (AHMADI et al., 2018). 

A formação de uma torta de filtro de baixa permeabilidade, ao longo das paredes do 

poço, é outra função dos fluidos de perfuração, como ilustrado na Figura 3.4. Esse revestimento, 

conhecido como reboco, tem a função de selar a formação rochosa para evitar a infiltração de 

fluidos, o que poderia gerar perdas de circulação e aumentar os custos com material adicional 

para remediar o fluido. Além dos prejuízos econômicos, a perda de fluido para a formação pode 

causar impactos ambientais, como a contaminação de aquíferos (SCHILLING, 1995). 

 

Figura 3.4 – Formação de torta de filtro em formação rochosa permeável 

 

 

Um reboco fino, flexível e de fácil remoção é preferível, pois facilita o processo de 

cimentação e reduz o risco de aprisionamento de tubulações (LIU et al., 2018). A reatividade 

química entre a rocha e o fluido pode ser controlada tanto pela utilização de inibidores de 

inchamento, quanto pela formação de um reboco eficiente, uma vez que este limita o contato 
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fluido/rocha (AHMED, KAMAL e AL-HARTHI, 2019; GUANCHENG et al., 2016; LV et al., 

2020; NI et al., 2019). 

Além dessas funções, os fluidos de perfuração também melhoram a eficiência da 

perfuração, reduzindo o atrito e o calor gerado pelo contato da broca com a rocha (LI et al., 

2016; MA et al., 2021; ZHAO et al., 2022). Outras funções incluem a redução da corrosão dos 

equipamentos (GHADERI et al., 2020), a prevenção da formação de hidratos em perfurações 

offshore e o controle de perdas de circulação (AKEJU, AKINTOLA e AKPABIO, 2014; 

ALSABA et al., 2017). 

O desempenho de todas essas funções depende do uso de aditivos específicos, que são 

escolhidos conforme o tipo de fluido de perfuração utilizado e as características da formação 

perfurada. Cada tipo de fluido apresenta vantagens e limitações, exigindo a seleção adequada 

dos aditivos para que suas funções sejam cumpridas de maneira eficaz. 

 

3.1.3 Classificação dos fluidos de perfuração 

 

Os fluidos de perfuração são definidos como qualquer fluido injetado no poço com o 

objetivo de remover cascalho. Esses fluidos são sistemas multicomponentes complexos, com 

propriedades físicas e químicas ajustadas para as aplicações específicas em que são projetados. 

A classificação dos fluidos de perfuração baseia-se na sua composição, dividindo-os em três 

categorias principais: líquidos, gases ou misturas de líquido-gás. Entre eles, os fluidos que 

utilizam líquidos como fase contínua são amplamente os mais comuns. Esses fluidos podem ter 

como fase contínua água, óleo ou materiais sintéticos (APALEKE, AL-MAJED e HOSSAIN, 

2012; HOSSAIN e AL-MAJED, 2015). 

 

3.1.3.1 Fluido de perfuração à base de água 

 

Os fluidos de perfuração à base de água têm a água como componente principal. Eles 

podem ser formulados tanto com água doce, quanto com água salgada (salmoura). As vantagens 

desses fluidos incluem baixo custo de produção e manutenção, impacto ambiental reduzido e 

alta eficiência na hidratação de argilas, o que facilita a formação de um reboco fino e de baixa 

permeabilidade. No entanto, eles apresentam limitações, como baixa capacidade de 

lubrificação, solubilização de sais, reatividade com formações argilosas, como folhelhos e 

xistos, além de pouca resistência a pressões e temperaturas elevadas, o que demanda a adição 
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de diversos aditivos para mitigar esses problemas (APALEKE, AL-MAJED e HOSSAIN, 

2012). 

 

3.1.3.2 Fluido de perfuração à base de óleo 

 

Os fluidos de perfuração à base de óleo possuem uma fase oleosa como principal 

componente. Esses fluidos foram desenvolvidos para superar as limitações dos fluidos à base 

de água. São classificados como fluidos à base de óleo quando sua composição contém menos 

de 5% de água (HOSSAIN e AL-MAJED, 2015). Quando a fração de água supera 5%, os 

fluidos são denominados fluidos emulsionados ou fluidos de emulsão invertida, com 

proporções de óleo/água variando entre 50/50 e 80/20, em massa (AHMED e KALKAN, 2019). 

Esses fluidos apresentam vantagens como resistência a pressões e temperaturas 

elevadas, baixa reatividade com formações argilosas, alta lubricidade e baixa corrosividade. No 

entanto, seu custo de produção e manutenção é elevado. Materiais como óleo diesel, óleo 

mineral, olefinas e parafinas são comumente utilizados, embora muitos tenham sido proibidos, 

devido ao impacto ambiental significativo (APALEKE, AL-MAJED e HOSSAIN, 2012; 

BENNETT, 1984; IOGP, 2001; YAN et al., 1997). 

O impacto ambiental é, inclusive, uma das principais razões pelas quais esses fluidos 

são evitados, sendo utilizados apenas em operações de alta complexidade. As regulamentações 

ambientais rigorosas em relação ao descarte de fluidos e cascalho contaminados por óleo têm 

aumentado os custos operacionais (BALL, STEWART e SCHLIEPHAKE, 2012; DAVIES et 

al., 1984; LI et al., 2015; MIKOS-SZYMAŃSKA et al., 2018; MOKHALALATI, AL-

SUWAIDI e EL-FATAH HENDI, 2000; SIDDIQUE et al., 2017). 

 

3.1.3.3 Fluido de perfuração sintético 

 

Os fluidos de perfuração sintéticos foram desenvolvidos como uma alternativa aos 

fluidos oleosos, visando reduzir os impactos ambientais das operações de perfuração através da 

utilização de ésteres (BURROWS et al., 2001), olefinas isoméricas e alfa lineares 

(FRIEDHEIM, 1997; MARQUES, RIBEIRO e SANTOS, 2020). Eles são amplamente 

empregados em poços de alta profundidade e formações complexas, devido à sua capacidade 

de resistir a elevadas pressões e temperaturas. Suas principais vantagens incluem maior 

segurança para os operadores, redução do tempo de perfuração e eficiência de lubrificação 

comparável a dos fluidos à base de óleo diesel. Além disso, os fluidos sintéticos apresentam 
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menor impacto ambiental em comparação aos fluidos à base de óleo, pois seus compostos 

possuem menor toxicidade, reduzido potencial de contaminação e podem ser biodegradáveis 

(RAZALI et al., 2018). 

Embora os fluidos sintéticos ofereçam diversas vantagens em relação aos fluidos à 

base de óleo, eles ainda apresentam algumas limitações. Um dos principais desafios é o elevado 

custo de produção em comparação aos fluidos à base de água. Ademais, apesar de serem menos 

prejudiciais ao meio ambiente, os resíduos gerados por esses fluidos continuam sujeitos a 

regulamentações ambientais, o que aumenta significativamente os custos operacionais 

(ISMAIL et al., 2017). 

 

3.1.4 Aditivos de fluidos de perfuração 

 

Os aditivos para fluidos de perfuração são substâncias adicionadas à fase contínua do 

fluido, com o objetivo de ajustar e melhorar suas propriedades, visando uma operação de 

perfuração eficiente e segura. Entre os diferentes tipos de aditivos, incluem-se: controladores 

de alcalinidade (OTITIGBE, 2021), inibidores de corrosão, antiespumantes, emulsificantes, 

redutores de filtrado (AL-HAMEEDI et al., 2019a, 2019b, 2019c, 2020; AL-YASIRI, 2023; 

LE et al., 2023; MEDVED et al., 2022; SOTO et al., 2020), redutores de perda de circulação, 

agentes lubrificantes (GAO et al., 2021; IKRAM et al., 2021; MA et al., 2021; MURTAZA et 

al., 2022; NUNES et al., 2014), inibidores de inchamento de argilas (GUANCHENG et al., 

2016; PARVIZI GHALEH, KHODAPANAH e TABATABAEI-NEZHAD, 2020; 

TARAGHIKHAH, KALHOR MOHAMMADI e TAHMASBI NOWTARAKI, 2015), 

tensoativos (QUINTERO, 2002; SHETTIGAR, MISRA e PATEL, 2018), estabilizadores 

térmicos (MINAKOV et al., 2019; NICORA e BURRAFATO, 1998; VARGAS et al., 2019), 

dispersantes, adensantes (ABDOU e AHMED, 2017; BA GERI et al., 2021; MURTAZA et al., 

2021), diluentes, modificadores reológicos ou viscosificantes (DA CÂMARA et al., 2021; 

IKRAM et al., 2020; NASCIMENTO et al., 2019), polímeros, nanopartículas (PARIZAD, 

SHAHBAZI e TANHA, 2018; VRYZAS e KELESSIDIS, 2017), entre outros. 

Apesar da alta eficiência de muitos desses aditivos, as regulamentações ambientais 

cada vez mais rigorosas têm restringido o uso de diversos materiais que há décadas são 

empregados pela indústria, bem como o descarte de resíduos da indústria, principalmente em 

operações de perfuração offshore. Esses aditivos tóxicos podem contaminar o solo marinho e a 

lâmina d'água, que é a porção de água entre a sonda e a cabeça do poço perfurado. O impacto 

na flora e fauna marinha tem sido motivo de preocupação para agências ambientais, sendo foco 
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de estudos que avaliam os danos causados pelos rejeitos de perfuração ao meio ambiente 

(BLEIER, LEUTERMAN e STARK, 1993; CLARK, 1994; PEREIRA et al., 2022). 

Algumas regulamentações ambientais relevantes para o descarte de resíduos na 

indústria de petróleo e gás no Brasil incluem: a Convenção Internacional para a Prevenção da 

Poluição por Navios (MARPOL), de 1973, com emendas em 1978, que visa reduzir a poluição 

por óleo causada por descargas intencionais ou acidentais de petróleo no mar (CAMLIYURT 

et al., 2024); a Lei nº 9.966, de 28 de abril de 2000, uma regulamentação brasileira que 

complementa a MARPOL 73/78 ao estabelecer normas para a prevenção, controle e 

fiscalização da poluição por óleo (BRASIL, 2000); e a Instrução Normativa (IC) nº 1, de 2 de 

janeiro de 2018, que busca regulamentar o descarte de cascalho, fluidos e pastas de cimento em 

perfurações offshore no Brasil (revogada pela IC nº 1/2019) (BRASIL, 2018). Nos Estados 

Unidos, o programa Controle de Injeção Subterrânea (UIC), sob a Lei de Água Potável Segura, 

regula a injeção de água produzida, sendo fiscalizado pela Agência de Proteção Ambiental 

(EPA). Na União Europeia, os fluidos de perfuração, especialmente os à base de óleo, são 

classificados como resíduos perigosos pela Diretiva 2008/98/EC, de 19 de novembro de 2008, 

que estabelece o quadro jurídico e define planos de gerenciamento de resíduos na União 

Europeia (EU, 2008). 

Em resposta a essa questão, há um crescente interesse em pesquisas que buscam 

substituir aditivos tóxicos por alternativas sustentáveis, que causem menor impacto ambiental, 

além de serem biodegradáveis e seguros para uso em sondas de perfuração. 

Por outro lado, alguns materiais que compõem os fluidos de perfuração têm sido 

utilizados por muitos anos com poucas evidências significativas de impacto ambiental ou sem 

que haja alternativas melhores para substituição desses aditivos. Esses materiais continuam a 

ser empregados, mesmo com o aumento das restrições ambientais. A seguir, são apresentados 

alguns dos aditivos utilizados na formulação dos fluidos de perfuração discutidos neste 

trabalho. 

 

3.1.4.1 Bentonita 

 

As argilas são compostas por argilominerais que, em fluidos de perfuração, destacam-

se por sua capacidade de absorver água e formar suspensões coloidais, conferindo propriedades 

reológicas essenciais ao fluido. A montmorilonita, um argilomineral de estrutura tricamada, é 

composta por uma camada central de alumina octaédrica, flanqueada por camadas de sílica 

tetraédrica (CUEVAS et al., 2022). 
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A matriz das argilas é formada por alumínio (Al+3). Quando o alumínio é substituído 

por outros cátions, como o magnésio (Mg+2), ocorre um desequilíbrio de cargas na estrutura, 

gerando uma carga líquida negativa. Esta carga é neutralizada por cátions fracamente ligados à 

superfície da argila, ativando sua superfície (PORRAS, ANGÉLICA e DA PAZ, 2021). Esses 

cátions, devido à sua ligação fraca com a estrutura, podem ser facilmente deslocados e trocados 

por outras partículas. A quantidade de cátions disponíveis para essa troca é chamada de 

capacidade de troca catiônica, expressa em miliequivalentes por 100 g de folhelho (MEQ/100 

g) (AMOCO, 1994). 

O tipo de cátion presente na argila influencia diretamente sua capacidade de absorver 

água. A bentonita ativada com sódio, por exemplo, retém uma quantidade maior de água em 

comparação com a bentonita ativada com cálcio (Figura 3.5). Esse fenômeno resulta em maior 

dissociação das camadas na Na-bentonita, o que eleva a viscosidade das suspensões coloidais 

(AMOCO, 1994). 

 

Figura 3.5 – Hidratação de Montmorilonita cálcica e sódica 

 

Fonte: Adaptado de Amoco (1994) 
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3.1.4.2 Barita 

 

A barita é um mineral composto por sulfato de bário amplamente utilizado em fluidos 

de perfuração para aumentar a densidade do fluido, auxiliando no controle da instabilidade dos 

poços e na compactação das formações. A barita é um adensante quimicamente inerte, insolúvel 

tanto em água quanto em óleo, e possui uma densidade elevada, variando entre 4,2 g/cm3 e 4,4 

g/cm3. Devido a essa alta densidade, a barita tende a sedimentar quando adicionada à fase 

contínua do fluido de perfuração, tornando necessária a adição de agentes viscosificantes para 

mantê-la em suspensão (AL-AWAD e AL-QASABI, 2001; LIU et al., 2023). 

 

3.1.4.3 Goma xantana 

 

A goma xantana (GX) é um polissacarídeo amplamente utilizado como estabilizante e 

espessante em diversas indústrias, especialmente na alimentícia. Sua estrutura química e 

propriedades reológicas a tornam uma escolha viável em aplicações como fluidos de perfuração 

na indústria petrolífera, onde a sua capacidade de controle de viscosidade e estabilização de 

suspensões são de grande importância (GARCÍA-OCHOA et al., 2000; SUTHERLAND, 

1993). 

Produzida pela bactéria Xanthomonas campestris, a GX é um heteropolissacarídeo 

aniônico. Sua característica aniônica deriva da presença de grupos de ácido glucurônico e ácido 

pirúvico nas cadeias laterais. Em soluções aquosas, como em água destilada a 25 ºC, a estrutura 

molecular da GX assume parcialmente uma conformação helicoidal, resultando em um material 

fracamente estruturado. A conformação da GX é afetada por fatores como temperatura e força 

iônica. Em temperaturas mais altas e com baixa força iônica, o polímero tende a assumir uma 

estrutura desordenada. No entanto, com a redução da temperatura ou o aumento da força iônica, 

as cadeias laterais trissacarídicas se colapsam na espinha dorsal do polímero, adotando uma 

conformação helicoidal que reduz a viscosidade da solução, devido às interações eletrostáticas 

entre os sítios aniônicos e os cátions do sal (KHOURYIEH et al., 2007; POWELL, PARKS e 

SEHEULT, 1991; SAVVIDES et al., 2012). 

Essa capacidade de modulação de viscosidade em função da estrutura e do ambiente 

químico faz da GX um aditivo relevante em fluidos de perfuração. O controle eficaz da perda 

de fluido aquoso durante a perfuração, por exemplo, é obtido principalmente pela associação 

sinérgica entre partículas coloidais orgânicas (como a própria GX) e inorgânicas (minerais). 

Esse processo gera uma torta de baixa permeabilidade nas paredes dos poços perfurados, 
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ajudando a manter a estabilidade da formação rochosa e minimizando a infiltração de fluidos 

(DA LUZ, FAGUNDES e BALABAN, 2017; KHALIL e MOHAMED JAN, 2012). 

A GX tem sido particularmente valorizada pelo seu comportamento pseudoplástico, 

ou seja, a viscosidade do fluido diminui à medida que a taxa de cisalhamento aumenta, 

característica desejável para fluidos de perfuração, que precisam de uma viscosidade elevada 

para suspender partículas sólidas quando o fluido está em repouso, mas devem fluir livremente 

sob alta taxa de cisalhamento, como ocorre durante a perfuração (VILLADA et al., 2017). 

Estudos demonstraram que a GX, em concentrações específicas, pode oferecer 

propriedades reológicas comparáveis a fluidos de perfuração à base de óleo, comumente 

utilizados na indústria, devido a sua alta eficiência em condições extremas. Conforme 

demonstrado por Villada et al. (2017), um fluido de perfuração à base de água foi desenvolvido 

com comportamento pseudoplástico e propriedades reológicas comparáveis a um fluido à base 

de óleo de referência. Esse desempenho foi alcançado utilizando 3,0 g/L de GX como agente 

viscosificante e 8,0 g/L de celulose polianiônica (PAC) como agente redutor de filtrado. O 

aumento da concentração de GX em solução resultou em um maior volume hidrodinâmico, 

devido às interações entre suas moléculas, obstruindo o fluxo do solvente pelas cadeias 

poliméricas e, consequentemente, aumentando a viscosidade do fluido. 

Outro aspecto relevante é o impacto da conformação do polímero sobre a viscosidade. 

Polímeros com alta afinidade pelo solvente tendem a adotar uma conformação mais estendida, 

aumentando o volume hidrodinâmico e, por consequência, a viscosidade (KHOURYIEH et al., 

2007). Quando a afinidade é baixa, as moléculas colapsam, diminuindo esses parâmetros. Dessa 

forma, a GX oferece versatilidade em diferentes condições de perfuração, com capacidade de 

adaptação a diferentes formações geológicas e ambientes de perfuração, ao mesmo tempo em 

que oferece menor toxicidade e impacto ambiental em comparação a fluidos baseados em óleo. 

 

3.1.4.4 Carboximetilcelulose 

 

A carboximetilcelulose (CMC) é um polímero modificado amplamente utilizado em 

diversas indústrias, incluindo a de perfuração de poços. Ela é obtida por meio da 

carboximetilação da celulose natural e se destaca por ser solúvel em água, o que a torna um 

aditivo versátil em aplicações de controle de propriedades reológicas e de filtrado em fluidos 

de perfuração. A CMC é classificada como um polieletrólito devido à sua capacidade de liberar 

cátions de sódio e ânions poliméricos ao se dissolver em água, gerando interações eletrostáticas 
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que são fundamentais para o comportamento reológico da solução (CARASCHI e CAMPANA 

FILHO, 1999; YANG e ZHU, 2007). 

Essas interações eletrostáticas, combinadas com a força de dipolo das moléculas de 

água e dos grupos hidroxila presentes na CMC, influenciam diretamente a viscosidade das 

soluções aquosas de CMC. Segundo Yang e Zhu (2007), o comportamento reológico da CMC 

depende de vários fatores. Inicialmente, ao ser dissolvida e agitada em água, a CMC atinge um 

pico de viscosidade devido à expansão das cadeias poliméricas solvatadas. No entanto, à 

medida que a agitação continua, ocorre a desagregação dessas cadeias, o que reduz a 

viscosidade, mas mantém-na superior à da água pura. 

Diversos fatores influenciam a viscosidade das soluções de CMC. A viscosidade 

aumenta com o aumento da concentração de CMC na solução e diminui com o aumento da 

temperatura. Além disso, a adição de sais, como cloreto de sódio (NaCl), pode reduzir a 

viscosidade da solução, uma vez que os íons presentes interagem com as moléculas de CMC, 

diminuindo as forças eletrostáticas que mantêm as cadeias expandidas. É importante que os sais 

sejam adicionados após a CMC ser dissolvida, pois, caso contrário, a expansão do polímero é 

prejudicada, resultando em uma viscosidade muito menor (YANG e ZHU, 2007). 

Em fluidos de perfuração, a CMC desempenha um papel fundamental como agente 

controlador de filtrado. Quando associada a minerais como a calcita (CaCO3), ela auxilia na 

formação de uma barreira eficaz que previne a perda de fluidos para as formações subterrâneas, 

garantindo maior estabilidade do poço e evitando problemas como o colapso das paredes do 

poço ou a invasão de água e outros fluidos. Segundo Fagundes et al. (2018), essa associação de 

CMC com calcita é altamente eficaz no controle do volume de filtrado em operações de 

perfuração. 

 

3.1.4.5 Carbonato de cálcio 

 

O carbonato de cálcio (CaCO3), um dos materiais mais abundantes na crosta terrestre, 

compõe rochas como calcário e giz, na forma dos minerais calcita e aragonita. A maior parte 

do CaCO3 presente nas plataformas carbonáticas é derivada de organismos marinhos, sendo um 

componente relevante em sistemas biológicos, como conchas de organismos marinhos, pérolas 

e cascas de ovos (AL OMARI et al., 2016). 

Na formulação de fluidos de perfuração, o CaCO3 atua como controlador de filtrado, 

regulador de densidade e modificador de propriedades reológicas, quando combinado com 

polímeros como CMC e GX. O estudo de Soares et al. (2020) investigou a influência do 
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tamanho das partículas de CaCO3 em suspensões viscosificadas com CMC e GX nas 

propriedades de filtração sob condições de alta pressão e alta temperatura (HPHT). O trabalho 

demonstrou que, embora as suspensões com CMC e XG tenham formado rebocos eficientes 

com partículas de CaCO3 de 0 a 150 micrômetros, os fluidos contendo CMC apresentaram alta 

resistência ao fluxo, dificultando a formação adequada do reboco. Por outro lado, o fluido 

contendo GX produziu rebocos de melhor qualidade, mais finos, menos porosos e com menor 

volume de filtrado. 

Além disso, Agwu, Udoh Akpabio e Gideon Akpabio (2020) avaliaram o uso de 

conchas de lesma e pervinca como aditivos redutores de filtrado. O aumento da quantidade de 

pó de concha no fluido resultou em maior eficiência de filtração e espessura do reboco, 

alcançando um volume mínimo de filtrado de 10 cm3. Akeju, Akintola e Akpabio (2014) 

estudaram o uso de conchas de ostra da espécie Crassostrea virginica como alternativa 

sustentável a aditivos controladores de filtrado, como o VG Gel. Embora o CaCO3 não atue 

como viscosificante, o pó de concha de ostra mostrou potencial como modificador das 

propriedades reológicas do fluido de perfuração. 

 

3.1.4.6 Cloreto de sódio 

 

Estudos sobre o impacto da presença de cloreto de sódio (NaCl) em soluções base 

(brine) de fluidos de perfuração são recorrentes para avaliar as propriedades reológicas e de 

filtração dos materiais utilizados nesses fluidos. O uso de NaCl traz benefícios significativos 

aos fluidos de perfuração, como o aumento da capacidade inibidora na formação de hidratos de 

gás, a redução da tendência de inchamento das argilas e o equilíbrio da salinidade do fluido, já 

que é comum a contaminação do fluido de perfuração com sais provenientes das formações 

rochosas e dos fluidos de formação. 

Um estudo conduzido por Da Luz, Fagundes e Balaban (2017) avaliou o efeito da GX, 

CMC e CaCO3 em fluidos à base de água contendo NaCl. Formulações idênticas de água doce 

foram usadas como controle. Os resultados indicaram que a presença de NaCl reduziu 

drasticamente a viscosidade dos fluidos e aumentou consideravelmente a perda de fluido nas 

formulações com GX, com GX e CMC, e com GX e CaCO3. No entanto, volumes de filtrados 

inferiores aos das formulações de água doce foram obtidos somente em fluidos contendo todos 

os três componentes. 

Adicionalmente, foi observado que, na ausência de sal, a combinação de GX e CMC 

influenciou principalmente no aumento da viscosidade, com impacto limitado no volume de 
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filtrado. A incorporação de CaCO3 com distribuição específica de partículas pode contribuir 

para a formação de um reboco externo, em vez de uma camada interna, facilitando sua remoção 

subsequente (TALUKDAR e GOGOI, 2015). 

 

3.1.5 Formulação de fluidos de perfuração 

 

O uso de aditivos em fluidos de perfuração para controlar o pH, reduzir o volume de 

filtrado, ajustar as propriedades reológicas, aumentar a densidade e minimizar a perda de 

circulação é fundamental para definir uma formulação eficaz de fluido de perfuração. A escolha 

dos materiais e suas concentrações na formulação dos fluidos deve considerar uma série de 

fatores relacionados às características físicas e químicas do poço, aos equipamentos utilizados 

e às condições operacionais previstas. Além disso, o adensamento ou a diluição dos fluidos de 

perfuração são medidas indispensáveis para o controle eficaz das pressões internas do poço 

(CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

Na literatura, existem várias normas, manuais e livros que auxiliam na seleção de 

aditivos e na determinação de formulações adequadas para uma ampla gama de condições 

operacionais. Entre as principais referências estão as normas do American Petroleum Institute 

(API) (API, 2003, 2009, 2012, 2019) e da Petrobrás (PETROBRÁS, 2014a, 2014b, 2023a, 

2023b), além dos manuais de fluidos de perfuração da Baker Hughes (BAKER HUGHES, 

1998) e da Amoco (AMOCO, 1994). Também se destacam os livros de Bourgoyne et al. (1986), 

Lummus e Azar (1986), Thomas (2004), Fink (2015), Hossain e Al-Majed (2015) e Caenn, 

Darley e Gray (2017). 

 

3.1.5.1 Balanço de material para fluidos de perfuração 

 

O balanço de massa em fluidos de perfuração é indispensável para calcular as 

quantidades e as composições dos materiais necessários para atingir o volume e a massa 

específica projetados. A Equação 3.1 apresenta o balanço material básico para esses fluidos 

(AMOCO, 1994): 

 

 𝜌1𝑉1 + 𝜌2𝑉2 + 𝜌3𝑉3 + ⋯ = 𝜌𝐹𝑉𝐹 (3.1) 

 

Em que: ρ1, ρ2 e ρ3 são as massas específicas (g/m3) dos materiais que compõem o fluido, 

como aditivos e fase contínua e dispersa, e V1, V2 e V3 são os volumes (cm3) desses 
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componentes. Os termos ρF e VF representam, respectivamente, a massa específica final e o 

volume total do fluido. 

As quantidades dos componentes, geralmente, são fornecidas em termos de 

concentração. Assim, o volume de um aditivo, para uma concentração específica, pode ser 

calculado pela Equação 3.2: 

 

 𝑉𝑖 =
𝐶𝑖𝑉𝐹

𝜌𝐹
 (3.2) 

 

Neste caso, Ci e Vi referem-se à concentração (g/cm3) e ao volume (cm3) do aditivo 

utilizado na formulação, respectivamente. 

Na formulação de fluidos, seja à base de água ou óleo, os volumes de todos os materiais 

são calculados, exceto a fase contínua e o material adensante, pois esses dois componentes 

controlam diretamente a massa específica do fluido. O balanço de massa, com a fase contínua 

(FC) e o material adensante (MA), é representado pela Equação 3.3:  

 

 𝜌1𝑉1 + 𝜌2𝑉2 + 𝜌3𝑉3 + 𝜌𝑀𝐴𝑉𝑀𝐴 + 𝜌𝐹𝐶𝑉𝐹𝐶 = 𝜌𝐹𝑉𝐹 (3.3) 

 

Em que: ρMA e VMA são a massa específica e o volume do material adensante, enquanto ρFC e 

VFC são a massa específica e o volume da fase contínua, respectivamente. 

Após determinar as massas específicas e concentrações, o ajuste da densidade do 

fluido é feito adicionando-se o volume VMA, correspondente ao material adensante, em troca de 

uma fração do volume da fase contínua VX, onde VMA = VX. O volume final da fase contínua é 

dado pela Equação 3.4: 

 

 𝑉𝐹𝐶 = 𝑉𝐹 − ∑ 𝑉𝑖

𝑛

𝑖=1

− 𝑉𝑋 (3.4) 

 

Com 𝑛 representando o número total de aditivos, excluindo o material adensante. 

Por fim, o balanço material final para a formulação do fluido de perfuração é dado por 

(Equação 3.5): 

 

 ∑ 𝜌𝑖𝑉𝑖

𝑛

𝑖=1

+ 𝜌𝑀𝐴𝑉𝑋 + 𝜌𝐹𝐶 (𝑉𝐹 − ∑ 𝑉𝑖

𝑛

𝑖=1

− 𝑉𝑋) = 𝜌𝐹𝑉𝐹 (3.5) 
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3.1.5.2 Adensamento de fluidos de perfuração 

 

Após entender o balanço de materiais em fluidos de perfuração, é possível agora 

explorar o processo de adensamento de fluidos base água, que se refere ao aumento da 

densidade, com ou sem alteração do volume (AMOCO, 1994). 

Para o caso do adensamento sem o aumento de volume, dado um fluido com massa 

específica e volume determinados, esse procedimento consiste em adicionar material 

densificante ao fluido de perfuração existente, sem alterar o volume total. Para isso, é necessário 

descartar um volume de fluido de perfuração equivalente ao volume do material densificante 

adicionado. O balanço de materiais é representado pela seguinte equação (Equação 3.6): 

 

 𝜌𝐹𝑃
𝑖 𝑉𝐹𝑃

𝑖 + 𝜌𝑀𝐴𝑉𝑀𝐴 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓

𝑉𝐹𝑃
𝑓

→ 𝜌𝐹𝑃
𝑖 (𝑉𝐹𝑃

𝑖 − 𝑉𝑋) + 𝜌𝑀𝐴𝑉𝑋 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓

𝑉𝐹𝑃  (3.6) 

 

Nesta equação, ρFP
i  e VFP

i  são a massa específica e o volume do fluido de perfuração 

antes do adensamento, ρFP
f  e VFP

f  são a massa específica e o volume do fluido de perfuração 

após o adensamento. 

Como o volume de fluido não aumenta, logo VFP
i = VFP

f = VFP e o volume do material 

densificante a ser adicionado, que corresponde ao volume de fluido de perfuração a ser 

descartado, é representado por VX. 

Para o caso do adensamento com o aumento de volume, o objetivo é aumentar a 

densidade do fluido de perfuração, independentemente do volume final. O balanço de materiais 

segue a Equação 3.7: 

 

 𝜌𝐹𝑃
𝑖 𝑉𝐹𝑃

𝑖 + 𝜌𝑀𝐴𝑉𝑀𝐴 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓

𝑉𝐹𝑃
𝑓

→ 𝜌𝐹𝑃
𝑖 𝑉𝐹𝑃

𝑖 + 𝜌𝑀𝐴𝑉𝑋 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓 (𝑉𝐹𝑃 + 𝑉𝑋)  (3.7) 

 

A diferença entre os dois métodos é que, no caso sem aumento de volume, a quantidade 

de material densificante necessária é menor. A escolha entre um método e outro depende dos 

custos e da disponibilidade de materiais, sendo o primeiro geralmente preferido. Esse efeito é 

mais significativo quanto maior for a diferença entre as densidades do material densificante e 

do fluido de perfuração, pois um menor volume precisa ser adicionado (AMOCO, 1994). 
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3.1.5.3 Diluição de fluidos de perfuração 

 

Por outro lado, o processo de diluição visa reduzir a densidade dos fluidos de 

perfuração, também podendo ocorrer com ou sem aumento de volume (AMOCO, 1994). 

Neste cenário, a diluição do fluido de perfuração é realizada pela adição de água sem 

alterar o volume total. Isso requer o descarte de um volume de fluido de perfuração equivalente 

ao volume de água adicionada. O balanço de materiais é expresso pela Equação 3.8: 

 

 𝜌𝐹𝑃
𝑖 𝑉𝐹𝑃

𝑖 + 𝜌𝐴𝑉𝐴 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓

𝑉𝐹𝑃
𝑓

→ 𝜌𝐹𝑃
𝑖 (𝑉𝐹𝑃

𝑖 − 𝑉𝑋) + 𝜌𝐴𝑉𝑋 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓

𝑉𝐹𝑃  (3.8) 

 

Neste caso, VX representa o volume de água a ser adicionado ao fluido, que é o mesmo 

volume que deve ser purgado do fluido de perfuração. E, ρA e VA são a massa específica e 

volume da água, respectivamente. 

Já no caso da diluição com aumento de volume, o balanço material segue a Equação 

3.9: 

 

 𝜌𝐹𝑃
𝑖 𝑉𝐹𝑃

𝑖 + 𝜌𝐴𝑉𝐴 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓

𝑉𝐹𝑃
𝑓

→ 𝜌𝐹𝑃
𝑖 𝑉𝐹𝑃

𝑖 + 𝜌𝐴𝑉𝑋 = 𝜌𝐹𝑃
𝑓 (𝑉𝐹𝑃 + 𝑉𝑋)  (3.9) 

 

3.1.6 Propriedades de fluidos de perfuração 

 

3.1.6.1 Densidade 

 

A densidade dos fluidos de perfuração pode ser definida como uma medida de massa 

por unidade de volume, sendo reportada em campo nas unidades g/cm3 (grama por centímetro 

cúbico) ou lb/gal (libra por galão). A densidade, como visto no tópico anterior, é uma 

propriedade ajustável que está diretamente relacionada ao controle das pressões hidrostáticas 

do poço, à remoção dos cascalhos para a superfície e ao suporte das tubulações durante a etapa 

de cimentação, entre outras funções (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

Os fluidos podem ter alta ou baixa densidade, sendo devidamente ajustadas de acordo 

com as pressões avaliadas no poço (CHEN et al., 2023; LIU, 2021). Ainda, esses valores podem 

se alterar durante a perfuração, devido a variações de pressão e temperatura ao longo da 

profundidade vertical do poço. É importante ressaltar que, embora a temperatura diminua e a 

pressão aumente a densidade do fluido, esses efeitos não se cancelam (ALIZADEH et al., 

2021). As interações de pressão e temperatura ocorre de forma complexa e devem sempre ser 
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estudadas. De fato, diversos estudos têm sido realizados, não só para avaliar o efeito em altas 

pressões e altas temperaturas em fluidos de perfuração convencionais e complexos, mas 

também para prever essas alterações de forma a remediá-las previamente à perfuração (AL-

RUBAII et al., 2023; PENG et al., 2016). 

 

3.1.6.2 Reologia 

 

A reologia é o estudo do comportamento de deformação e escoamento da matéria, 

permitindo a caracterização de fluidos, incluindo os fluidos de perfuração (API, 2003). A 

reologia aborda de forma ampla a resposta dos materiais, quando submetidos a diferentes 

condições de esforço, levando em consideração não apenas a viscosidade, mas também 

parâmetros como elasticidade e plasticidade (REINER, 1958). 

A análise reológica de fluidos de perfuração envolve a medição da viscosidade sob 

diferentes taxas de cisalhamento, permitindo prever como o fluido se comportará em diversas 

profundidades e pressões. A reologia constante de fluidos auxilia a manter o controle do poço 

e garantir a retirada de cascalho durante a perfuração (AMOCO, 1994). 

A taxa de cisalhamento refere-se à velocidade com que um fluido se deforma, estando 

diretamente relacionada à velocidade do fluxo cisalhante e expressa em s−1. Durante o fluxo 

cisalhante, o movimento de camadas paralelas provoca a geração de uma tensão de 

cisalhamento, que resulta do atrito entre essas camadas. Essa tensão é, geralmente, expressa em 

unidades de força por área, comumente em Pascal (Pa). O atrito entre as camadas é um fator 

determinante para a viscosidade do fluido, que é definida como a resistência ao escoamento. A 

viscosidade é expressa pela relação entre a tensão de cisalhamento e a taxa de cisalhamento, 

sendo medida em Pascal-segundo (Pa. s) ou em centipoise (cP) (KULKARNI et al., 2016; SÁO, 

PEREIRA e MACIEL, 2023). 

 

3.1.6.3 Forças géis 

 

A força gel de uma suspensão coloidal refere-se à capacidade desse fluido de formar 

estruturas em gel em estado de repouso, conferindo-lhe resistência ao cisalhamento. Essa 

característica é, particularmente, relevante em fluidos de perfuração, uma vez que a força gel 

está diretamente relacionada à eficácia do fluido em transportar cascalho e manter sólidos em 

suspensão, tanto durante a perfuração, quanto em períodos de inatividade (HOSSAIN e AL-

MAJED, 2015). 
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As interações entre as partículas sólidas presentes no fluido de perfuração são o 

principal mecanismo que possibilita o desenvolvimento das forças géis, geralmente associadas 

a polissacarídeos e argilas em suspensão. A força gel é avaliada em duas etapas: a primeira 

medida, chamada de gel inicial (G0), corresponde à tensão de cisalhamento necessária para 

iniciar o movimento após um repouso de 10 segundos, enquanto a segunda medida, denominada 

gel final (Gf), é realizada após um repouso de 10 minutos. Os valores de força gel são 

comumente reportados em libra força por 100 pés quadrados (lbf/100 ft2) (AMOCO, 1994; 

API, 2019; FATEHA et al., 2021). 

Fluidos de perfuração de alto desempenho demandam que as forças géis apresentem 

valores o mais constantes possível. Teoricamente, um fluido ideal deve ter um valor estável de 

força gel que seja suficiente para suspender o cascalho gerado. No entanto, é fundamental que 

a força gel não aumente ao longo do tempo, uma vez que tal elevação resulta em pressões 

elevadas para a retomada do fluxo, o que pode incrementar os custos operacionais e a 

complexidade das operações (BERTASA et al., 2020; CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

 

3.1.7 Reologia em baixa pressão e baixa temperatura de fluidos de perfuração 

 

A avaliação reológica de fluidos de perfuração em condições de baixa pressão e baixa 

temperatura (LPLT) é um procedimento inicial que permite compreender o comportamento 

desses fluidos. As condições LPLT referem-se, geralmente, a temperatura e pressão ambiente 

(25 °C e 1 atm). A análise da reologia é realizada utilizando viscosímetros, sendo o 

monitoramento periódico necessário, dado que a composição dos fluidos de perfuração em 

campo varia constantemente, devido à incorporação de água, sais, argilas e fragmentos de 

rochas (cascalho), bem como pela perda de material por filtração nas formações rochosas e 

formação de torta de filtro ao longo da profundidade do poço. 

Essas mudanças podem alterar drasticamente as propriedades reológicas dos fluidos, 

o que pode gerar problemas como aumento da carga nas bombas, aprisionamento de tubulações, 

deterioração da qualidade do cascalho e do reboco, além de redução da taxa de penetração da 

broca. Por essa razão, diversos modelos matemáticos e computacionais têm sido desenvolvidos 

para prever o comportamento reológico dos fluidos em diferentes condições de temperatura e 

pressão (ABDELGAWAD et al., 2019; ELKATATNY, 2017; ELKATATNY, TARIQ e 

MAHMOUD, 2016). 

Entre as propriedades reológicas avaliadas nos fluidos de perfuração, destacam-se as 

forças géis, a viscosidade aparente (VA), a viscosidade plástica (VP) e o limite de escoamento 
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(LE). A VA é definida como a viscosidade efetiva do fluido sob uma tensão aplicada (HUANG 

et al., 2020), enquanto a VP corresponde à resistência do fluido ao escoamento causada pela 

interação entre partículas líquidas e sólidas suspensas (DAVOODI et al., 2018). A VA descreve 

o comportamento global do fluido em condições dinâmicas, enquanto a VP reflete a viscosidade 

na porção linear do comportamento do fluido, sendo influenciada pela fricção entre partículas. 

Conforme Beck, Powell e Zamora (1995) e Paiaman et al. (2009), o aumento da VP 

reduz a taxa de penetração da broca, sendo que a VP tende a crescer com a redução do tamanho 

das partículas e o aumento da concentração de sólidos (RAMSEY, 2019; SINGH et al., 2021). 

Consequentemente, valores elevados de VP resultam em maiores custos operacionais, devido à 

necessidade de maior energia para bombear o fluido no poço. 

O LE é a tensão mínima necessária para superar as forças de interação entre as 

partículas do fluido e iniciar seu movimento. O aumento na concentração de sólidos tende a 

elevar o LE, similar ao comportamento observado com a VP (SAUKI et al., 2020). 

Okrajni e Azar (1986) analisaram o transporte de cascalho em poços direcionais e 

identificaram a concentração de cascalho no anular como um parâmetro crítico. Eles 

classificaram o transporte em três regiões: Região 1 (0º a 45º), Região 2 (45º a 55º) e Região 3 

(55º a 90º). Em regime turbulento, as propriedades reológicas do fluido, como LE e a razão 

LE/VP, têm pouca influência no transporte. Em regime laminar, um LE elevado reduz a 

concentração de cascalho, especialmente em poços de baixa inclinação (Região 1), enquanto 

em poços de alta inclinação (Região 3), o efeito é menos relevante. Além disso, razões LE/VP 

maiores diminuem a concentração de cascalho, com maior impacto em velocidades mais baixas. 

O transporte é mais difícil em inclinações de 40º-45º, principalmente com baixas taxas de fluxo. 

Por fim, a rotação do tubo de perfuração melhora a remoção de cascalho, especialmente em 

poços de alta inclinação. 

As propriedades VA, VP e LE são obtidas por meio de leituras em viscosímetros em 

diferentes taxas de cisalhamento, conforme apresentado na Tabela 3.1. 
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Tabela 3.1 – Relação das propriedades reológicas obtidas através das leituras realizadas em 

viscosímetro Fann modelo 35A 

Propriedade Descrição Unidades API Unidades SI 

Viscosidade aparente (VA) L600/2 cP 
1 cP = 1 mPa.s 

Viscosidade plástica (VP) L600 – L300 cP 

Gel inicial (G0) L3 depois 10 s Lbf/100 ft2 
1 Lbf/100 ft2 = 

0,48 Pa 

  

Gel final (Gf) L3 depois 10 min Lbf/100 ft2 

Limite de escoamento (LE) L300 - PV Lbf/100 ft2 

Outras conversões de unidade: 1 dial = 0.511 Pa = 1.065 lbf/100 ft2 e 1 rpm = 1.7023 s-1 

Fonte: API (2019) adaptado 

 

As curvas de fluxo, que representam o comportamento geral de um fluido, são traçadas 

com base nas tensões de cisalhamento observadas em função das taxas de cisalhamento 

aplicadas, permitindo a classificação dos fluidos de perfuração como newtonianos ou não-

newtonianos, como ilustrado na Figura 3.6. 

 

Figura 3.6 – Curvas de fluxo de fluidos newtoniano, pseudoplástico e dilatante 
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3.1.7.1 Fluidos newtonianos 

 

Fluidos newtonianos são aqueles cujo comportamento reológico não depende da taxa 

de cisalhamento aplicada, ou seja, a VA permanece constante independentemente do 

cisalhamento. Como mostrado na Figura 3.6, a curva de fluxo de um fluido newtoniano é linear, 

passando pela origem (0,0), quando a taxa de cisalhamento é nula (BRAUN e ROSEN, 1999). 

 

3.1.7.2 Fluidos não-newtonianos 

 

Os fluidos não-newtonianos, por outro lado, apresentam comportamento reológico 

dependente da taxa de cisalhamento, com variações nas tensões e na VA conforme a aplicação 

de diferentes taxas de cisalhamento. Esses fluidos podem ser classificados em duas categorias 

principais: pseudoplásticos e dilatantes (BRAUN e ROSEN, 1999). 

Fluidos pseudoplásticos exibem uma redução na VA à medida que a taxa de 

cisalhamento aumenta, geralmente devido à quebra de estruturas microscópicas sob maior 

cisalhamento. Em alguns casos, pode ser necessário um estresse inicial para que o fluido inicie 

o movimento (MANDAL, PANDA e NAYAK, 2023). 

Fluidos dilatantes apresentam o comportamento oposto, com um aumento na VA à 

medida que a taxa de cisalhamento aumenta. Esse comportamento é reversível, ou seja, a 

viscosidade retorna ao valor original após a retirada do cisalhamento. Esse fluido é dito ter um 

comportamento sólido sob altas taxas de estresse (DRUETTA, RAFFA e PICCHIONI, 2019; 

JI et al., 2023). 

 

3.1.7.3 Modelos para fluidos não-newtonianos 

 

Ao longo dos anos, diversos modelos têm sido empregados para descrever o 

comportamento reológico de fluidos de perfuração. Entre os mais citados na literatura, e que 

melhor representam a maioria desses fluidos, estão os modelos de Bingham (BINGHAM, 

1922), Lei de Potência (METZNER, 1956) e Herschel-Bulkley (HERSCHEL e BULKLEY, 

1926) (Figura 3.7). 
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Figura 3.7 – Curvas de fluxo dos modelos não-newtonianos 

 

 

Os fluidos de Bingham se diferenciam do modelo Newtoniano pela presença de uma 

tensão mínima necessária para que o fluido comece a se movimentar, conhecida como LE. Além 

disso, esse modelo é caracterizado pela VP, que representa a resistência ao fluxo após o 

movimento ter sido iniciado (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). A Equação 3.9 apresenta a 

equação do modelo de Bingham: 

 

 𝜏 = 𝜏0 + 𝜇𝑝𝛾 (3.9) 

 

Em que: τ é a tensão de cisalhamento, τ0 é o LE, μp corresponde à VP do fluido e γ é a taxa de 

cisalhamento. Essa equação permite concluir que o modelo de Bingham caracteriza um fluido 

com comportamento Newtoniano após o início do movimento. Nesse contexto, a VA do fluido 

torna-se dependente do estresse aplicado, apresentando uma diminuição à medida que esse 

estresse aumenta (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

Os fluidos de perfuração podem apresentar variações na tensão em função do aumento 

do estresse. Para aqueles fluidos que não possuem LE, utiliza-se o modelo de Lei de Potência. 

Esse modelo é, também, denominado pseudoplástico, pois, em altas taxas de cisalhamento, 

apresenta comportamento Newtoniano (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). A Equação 3.10 

descreve os fluidos pseudoplásticos: 
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 𝜏 = 𝑘𝛾𝑛 (3.10) 

 

Em que: τ é a tensão de cisalhamento, k corresponde ao índice de consistência do fluido, γ é a 

taxa de cisalhamento e n é o índice de comportamento do fluido. Este último termo classifica o 

fluido em três regimes: pseudoplástico, quando n <  1; newtoniano, quando n =  1; ou 

dilatante, quando n >  1. 

O modelo de Herschel-Bulkley é utilizado para oferecer mais flexibilidade que os 

modelos de Lei de Potência e Bingham. A sua principal vantagem sobre os modelos anteriores 

é a capacidade de representar o LE, algo ausente no modelo de Lei de Potência. Após o LE, o 

modelo de Herschel-Bulkley descreve o comportamento do fluido de maneira não-linear, o que 

o torna mais preciso que o modelo de Bingham (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017; HUANG 

e GARCÍA, 1998; MOHEBBI e SELLIER, 2022). 

A equação do modelo de Hershel-Bulkley é (Equação 3.11): 

 

 𝜏 = 𝜏0 + 𝑘𝛾𝑛 (3.11) 

 

Em que: τ é a tensão de cisalhamento, τ0 é o LE, k corresponde ao índice de consistência do 

fluido, γ é a taxa de cisalhamento e n é o índice de comportamento do fluido. 

 

3.1.8 Filtração em baixa pressão e baixa temperatura de fluidos de perfuração 

 

O ensaio de filtração em condições de baixa pressão e baixa temperatura (LPLT) para 

fluidos de perfuração tem como finalidade avaliar a capacidade de selagem do fluido por meio 

da formação de uma torta de filtro, visando impedir a infiltração do fluido na formação rochosa. 

Esse fenômeno de infiltração ocorre quando a pressão no poço ultrapassa a pressão da 

formação. O ensaio é realizado em um filtro prensa de forma estática, onde o fluido de 

perfuração é submetido a uma pressão de 100 psi (API, 2009). 

A infiltração de fluido para a formação é influenciada pela permeabilidade e pela 

porosidade da rocha, bem como pela qualidade da torta de filtro produzida no poço. Os 

parâmetros de filtração são importantes para avaliar a eficiência do fluido de perfuração em 

produzir um reboco eficiente, garantindo a estabilidade do poço ao evitar problemas associados 

à penetração do fluido na formação rochosa. O fluido que permeia a rocha, conhecido como 

filtrado, pode interagir fisicamente ou quimicamente com os minerais ou argilas presentes, 

ocasionando inchamentos, fissuras ou até eventuais colapsos no poço. 
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A eficiência do reboco gerado pelo fluido de perfuração é determinada em laboratório 

por meio da análise dos parâmetros de filtração. Para garantir a formação de uma torta de filtro 

de baixa permeabilidade, fina e flexível, adicionam-se aditivos redutores de filtrado à 

composição dos fluidos. Esses aditivos devem possuir partículas de tamanho compatível com 

os poros da rocha, além de estar presentes em quantidades suficientes para bloquear esses poros 

(BA GERI et al., 2017; FARIAS et al., 2006). Adicionalmente, é desejável que o fluido 

contenha um agente ligante, geralmente um polímero, que, em combinação com as partículas 

sólidas, forme um selo eficaz na formação rochosa. 

Os principais parâmetros de filtração avaliados incluem a espessura do reboco (ε), o 

volume de filtrado (Vf), o jato inicial (do inglês, spurt loss) (SL), a taxa de filtração estática 

(TFE) e a permeabilidade do reboco (k) (ALSABAGH et al., 2015; API, 2009; BAGERI et al., 

2013; TORNO e TORAÑO, 2023). A espessura do reboco corresponde à medida média da 

camada de torta de filtro formada sobre um papel de filtro ou outro meio poroso utilizado para 

simular as condições da formação rochosa. O Vf,30 min, representa o volume coletado durante 

um período de filtração de 30 min, enquanto o SL (Equação 3.12) representa o volume de fluido 

expelido no início do processo de filtração, sendo relevante por indicar o fluido que, 

inicialmente, penetra na formação antes da consolidação do reboco. A TFE (Equação 3.13) é a 

velocidade de passagem do fluido pelo meio filtrante, e a permeabilidade (Equação 3.14) é 

determinada pela aplicação da lei de Darcy, avaliando a facilidade de escoamento do fluido 

através do reboco (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

 

 𝑆𝐿 = 𝑉7.5 𝑚𝑖𝑛 − (𝑉𝑓,30 𝑚𝑖𝑛 − 𝑉7.5 𝑚𝑖𝑛) (3.12) 

 

 𝑇𝐹𝐸 =
(𝑉30 𝑚𝑖𝑛 − 𝑉7.5 𝑚𝑖𝑛)

2.739
 (3.13) 

 

 𝑘 = 𝑉𝑓 ∙ 𝜇 ∙ 𝜀 ∙ (8,95 × 10−5) (3.14) 

 

Em que: 𝑉7.5 𝑚𝑖𝑛 e 𝑉30 𝑚𝑖𝑛 são os volumes de filtrado após 7,5 minutos e 30 minutos, 

respectivamente, expressos em mililitros (mL). Na Equação 3.14, o termo 𝑉𝑓 corresponde ao 

𝑉𝑓,30 𝑚𝑖𝑛, expresso em centímetros cúbicos (cm3), ε refere-se à espessura da torta de filtro, 

expressa em milímetros (mm) e μ denota a viscosidade da fase líquida do fluido de perfuração, 

expressa em centipoises (cP). 

É importante observar que, os cálculos são aplicáveis para uma área de filtração padrão 

de 45,2 cm2 (API, 2019). Caso seja utilizada uma prensa ou papel de filtro com uma área de 
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filtração diferente, é necessário calcular um fator de correção a ser aplicado aos resultados para 

garantir a equivalência das medições. 

Embora o ensaio de filtração estática seja fundamental para a caracterização dos 

fluidos de perfuração, os resultados obtidos devem ser interpretados com cautela. Isso se deve 

ao fato de que a torta de filtro formada nesses ensaios não é submetida à erosão, como ocorre 

durante a operação de perfuração real. Consequentemente, os valores de taxa de filtração e 

espessura do reboco representam apenas uma aproximação das condições observadas no poço. 

Em contraste, a permeabilidade do reboco é um parâmetro mais confiável para descrever o 

comportamento da filtração, tanto estática quanto dinâmica, podendo ser calculada a partir dos 

dados obtidos no ensaio estático (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

 

3.1.9 Envelhecimento térmico dinâmico de fluidos de perfuração 

 

O envelhecimento térmico dinâmico de fluidos de perfuração segue um procedimento 

padrão, que submete o fluido a diferentes temperaturas sob agitação constante. O fluido é 

colocado em cápsulas seladas e mantido em rotação por 16 horas em um forno que atinge 

temperaturas de até 175 ºC (API, 2009). Em algumas metodologias, também se aplica pressão 

interna com o uso de células específicas (APOSTOLIDOU, SARRIS e GEORGAKOPOULOS, 

2022). Os objetivos do envelhecimento térmico variam conforme o fluido e as condições 

operacionais. Segundo a API (2009), o principal objetivo é expor o fluido a condições de 

cisalhamento constante por tempo suficiente para permitir a completa hidratação dos 

componentes, a ocorrência de reações químicas e o desenvolvimento de suas propriedades 

reológicas e de filtração. A performance do fluido envelhecido é avaliada comparando-se suas 

propriedades antes e depois do envelhecimento, podendo-se modificar as condições do regime 

para uma análise mais detalhada. 

Os regimes de envelhecimento, conforme API (2009), são classificados pela 

temperatura como: ambiente (25 ºC), moderado (25 – 65 ºC) e elevado (acima de 65 ºC). O 

envelhecimento em temperatura ambiente visa principalmente a homogeneização do fluido e o 

desenvolvimento completo das reações internas. Já os regimes de temperaturas moderadas e 

elevadas têm como foco a avaliação da degradação do fluido e os efeitos da temperatura nas 

interações entre as partículas, incluindo a aceleração de reações químicas e a variação da 

eficácia dos aditivos. 

Em um estudo realizado por Apostolidou, Sarris e Georgakopoulos (2022), avaliou-se 

o uso de carvões de baixo teor, como leonardita e lignito, como aditivos ambientalmente 
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amigáveis para fluidos de perfuração à base de água, em condições de HPHT. O envelhecimento 

térmico dinâmico foi realizado em fluidos pressurizados com 1 psi, 12 psi, 25 psi e 150 psi, e 

submetidos a temperaturas de 25 ºC, 50 ºC, 100 ºC e 177 ºC, respectivamente, com o objetivo 

de evitar a evaporação dos componentes. Os resultados mostraram que esses aditivos 

melhoraram as propriedades reológicas dos fluidos, como o LE e a VP, especialmente após o 

envelhecimento. O modelo reológico de Herschel-Bulkley foi mais adequado que o modelo 

Bingham para descrever o comportamento dos fluidos em diferentes taxas de cisalhamento. No 

entanto, a eficácia dos aditivos diminuiu em temperaturas superiores a 177 °C, com o controle 

de perda de fluido começando a decair, embora ainda eficaz até 100 °C. O estudo destaca que, 

a liberação de ácidos húmicos e fúlvicos dos carvões foi um fator importante para o aumento 

da espessura e das propriedades de cisalhamento dos fluidos em temperaturas elevadas. 

A degradação de polímeros em fluidos de perfuração sob condições de alta temperatura 

reduz sua eficácia (CHRISSAFIS e BIKIARIS, 2011), o que exige o uso de estabilizantes 

térmicos (HAMAD et al., 2020; MISBAH et al., 2023; ZHANG et al., 2023). O estudo 

conduzido por Huang et al. (2019) explorou o uso de nanopartículas de laponita para melhorar 

a estabilidade térmica de um fluido de perfuração à base de terpolímero AAD. Testes de 

envelhecimento térmico foram realizados a 150 °C, 180 °C e 210 °C, revelando que a laponita 

melhorou significativamente a temperatura inicial de decomposição e manteve maior 

viscosidade em temperaturas elevadas, especialmente abaixo de 180 °C. Os fluidos de 

perfuração com laponita apresentaram melhores propriedades reológicas e retenção de 

viscosidade após o envelhecimento térmico em comparação com aqueles sem laponita, devido 

às fortes interações eletrostáticas e de ligações de hidrogênio entre a laponita e o terpolímero. 

Embora a laponita tenha melhorado o desempenho do fluido em condições extremas, sua 

eficácia diminuiu em temperaturas acima de 180 °C. 

 

3.1.10 Comportamento de fluidos de perfuração em altas pressões e altas temperaturas 

 

Fluidos de perfuração podem operar em condições de alta pressão (até 275 MPa) e alta 

temperatura (até 315 ºC) (API, 2013; HERZHAFT et al., 2001). Enquanto a análise de 

envelhecimento térmico foca nos efeitos da temperatura sobre as propriedades dos componentes 

do fluido, a avaliação em condições de altas pressões e altas temperaturas permite examinar a 

reologia e a filtração do fluido em condições extremas. No entanto, a avaliação de fluidos em 

alta pressão é, particularmente, desafiadora devido às limitações físicas dos equipamentos de 

análise e às exigências de segurança operacional. Os viscosímetros HPHT, por exemplo, são 
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capazes de operar em temperaturas de até 315 ºC e pressões de até 275 MPa (BLAND et al., 

2006). 

De acordo com a API (2013), um poço de petróleo é classificado como HPHT quando 

apresenta pressões superiores a 103 MPa e temperaturas acima de 177 ºC. Por sua vez, a 

Schlumberger define poços HPHT como aqueles cujas pressões e temperaturas variam entre 69 

MPa e 138 MPa e entre 150 ºC e 205 ºC, respectivamente (SMITHSON, 2016). Valores de 

pressão e temperatura que excedem esses limites são classificados como Ultra-HPHT ou 

HPHT-hc, sendo raros os poços que atingem tais condições extremas. Por outro lado, a API 

(2009) e a API (2012) determinam procedimentos de reologia e filtração em cenários altas 

pressões e altas temperaturas considerando regimes de pressão e temperatura abaixo dos limites 

anteriormente mencionados. 

Condições de altas pressões e altas temperaturas apresentam desafios para os fluidos 

de perfuração, causando degradação de polímeros e instabilidade dos fluidos. O estudo 

conduzido por Da Câmara et al. (2021) avaliou o uso de polímeros vinílicos e bentonita em 

fluidos de perfuração à base de água para melhorar o desempenho nessas condições. Diferentes 

tipos de polímeros exibiram efeitos distintos, com o polivinilpirrolidona de alta massa molar 

(HMM PVP) promovendo a floculação e o PVP de baixa massa molar (LMM PVP) melhorando 

a dispersão da argila. As formulações com LMM PVP demonstraram superior estabilidade 

térmica e menores volumes de filtrado, mantendo propriedades reológicas estáveis em 

diferentes temperaturas. Testes piloto com barita melhoraram ainda mais o controle de filtração, 

tornando o desempenho do fluido comparável ao de fluidos HPHT sintéticos. 

 

3.1.10.1 Reologia em altas pressões e altas temperaturas 

 

A reologia de fluidos sob condições de altas pressões e altas temperaturas envolve o 

uso de viscosímetros capazes de simular as altas pressões e temperaturas encontradas em poços, 

como mencionado anteriormente. A expansão e a compressão do fluido nessas condições 

dependem da sua densidade, do conteúdo de sólidos presentes e das interações entre os 

componentes e aditivos utilizados, o que pode afetar o comportamento reológico do fluido. 

 

3.1.10.2 Filtração em altas pressões e altas temperaturas 

 

Semelhante à reologia em altas pressões e altas temperaturas, o teste de filtração em 

altas pressões e altas temperaturas utiliza um filtro prensa aquecido e pressurizado, que simula 
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as condições de perfuração em poços profundos. Esse ensaio avalia a quantidade de fluido que 

se filtra através de uma camada de reboco sob condições de pressão e temperatura elevadas, 

proporcionando informações sobre a formação de reboco e a estabilidade do fluido. A filtragem 

em altas pressões e altas temperaturas é fundamental para prever o desempenho do fluido no 

controle de perda de filtrado e na estabilidade do poço em situações críticas. 

 

3.2 TENSOATIVOS 

 

Os tensoativos são moléculas anfifílicas, ou seja, possuem uma estrutura composta por 

uma região apolar e uma região polar (Figura 3.8). A porção apolar, geralmente constituída por 

uma cadeia carbônica que pode ser linear, ramificada ou conter estruturas cíclicas, não 

apresenta concentração de carga eletrostática. Em contraste, a porção polar do tensoativo é 

caracterizada pela presença de cargas elétricas, que podem ser positivas ou negativas. A 

combinação dessas duas regiões distintas em uma única molécula permite aos tensoativos 

reduzir a tensão interfacial entre fases orgânicas e aquosas em solução, devido à sua capacidade 

de interagir com ambos os ambientes, promovendo maior solubilidade nas duas regiões 

(DALTIN, 2011). Devido à essas características, tensoativos têm sido utilizados em diversas 

áreas da indústria (BURILOVA et al., 2018; ELAZZAZY, ABDELMONEIM e 

ALMAGHRABI, 2015; EL-SHESHTAWY et al., 2016; MAHAMALLIK e PAL, 2017; MNIF 

e GHRIBI, 2016; VECINO et al., 2017; ZAKHAROVA et al., 2019). 

 

Figura 3.8 – Molécula do tensoativo brometo de cetiltrimetilamônio (CTAB) e suas regiões de 

polaridade 
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A natureza das ligações químicas depende da eletronegatividade dos átomos 

envolvidos. Quando átomos com eletronegatividades iguais se unem, a ligação é apolar ou 

covalente, com os elétrons sendo distribuídos de forma uniforme. No caso de átomos com 

eletronegatividades diferentes, ocorre uma ligação polar, na qual os elétrons são atraídos para 

o átomo mais eletronegativo, criando polos de cargas opostas na molécula. Esse fenômeno 

explica por que moléculas apolares e polares não se misturam: moléculas apolares interagem 

entre si por forças fracas, como as de Van de Waals e dipolos induzidos, enquanto as polares 

formam interações eletrostáticas fortes, que não podem ser substituídas pelas interações 

apolares (DALTIN, 2011). 

Quando substâncias polares e apolares são misturadas, ocorre uma separação gradual, 

já que as moléculas polares retomam suas interações fortes entre si, expulsando as apolares do 

meio. No interior de um líquido polar, a atração entre as moléculas é equilibrada, pois cada uma 

é atraída em todas as direções. No entanto, na superfície do líquido, as moléculas são atraídas 

apenas pelo interior, gerando uma força resultante que busca reduzir a área superficial para 

estabilizar o sistema. Esse fenômeno dá origem à tensão superficial, uma força que resiste ao 

aumento da área superficial e atua como uma barreira que mantém as interações entre moléculas 

polares nas camadas internas do líquido, tornando-o mais estável (DALTIN, 2011). Assim, a 

combinação de forças moleculares e polaridades influencia diretamente as propriedades físicas 

de substâncias líquidas e suas interações com outras fases. 

 

3.2.1 Classificações dos tensoativos 

 

Os tensoativos podem ser classificados como catiônicos, aniônicos, não-iônicos e 

anfóteros. Os tensoativos catiônicos possuem uma cabeça polar com carga positiva, enquanto 

os aniônicos apresentam uma carga negativa. Os tensoativos não-iônicos não possuem cargas 

reais, mas apresentam concentrações de cargas originadas de ligações polares nas suas 

moléculas. Já os tensoativos anfóteros exibem um comportamento variável, atuando como 

tensoativos aniônicos em soluções básicas e como catiônicos em soluções ácidas, dependendo 

do pH do meio (DALTIN, 2011). 

 

3.2.1.1 Tensoativos catiônicos 

 

Os tensoativos catiônicos têm sido usados amplamente na indústria de petróleo e, por 

exemplo, têm demonstrado um potencial significativo para melhorar a recuperação avançada 
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de petróleo (EOR), especialmente em ambientes desafiadores como os reservatórios de 

carbonato. Em um estudo conduzido por Pashapouryeganeh et al. (2021), brometo de 

dodeciltrietilamônio (C12TEAB) e brometo de hexadeciltrietilamônio (C16TEAB) foram 

sintetizados e avaliados quanto à sua eficácia na redução da tensão interfacial (IFT) e alteração 

da molhabilidade. Essas propriedades são essenciais para a EOR, uma vez que a redução dos 

valores de IFT e a melhoria da molhabilidade de condições oleofílicas para hidrofílicas 

facilitam maiores taxas de extração de petróleo. Ambos os tensoativos apresentaram reduções 

significativas na IFT, especialmente na presença de água de formação, alcançando 0,023 mN/m 

para o C12TEAB e 0,0126 mN/m para o C16TEAB, indicando excelente adequação para uso 

em reservatórios de carbonato. O estudo também revelou que variações de temperatura afetam 

a IFT, com desempenho ideal observado em torno de 55 ºC. 

Um outro estudo, conduzido por Massarweh e Abushaikha (2023), explorou os efeitos 

sinérgicos do tensoativo brometo de hexadeciltrimetilamônio (CTAB) e água do mar 

modificada (smart SW) em rochas carbonáticas de baixa permeabilidade. A combinação de 

CTAB e smart SW mostrou aumentar significativamente a recuperação de petróleo, atingindo 

até 76,71% do petróleo original no local. Esta melhoria foi atribuída tanto à redução da IFT 

quanto à alteração da molhabilidade da rocha para condições hidrofílicas. 

 

3.2.1.2 Tensoativos aniônicos 

 

O uso de tensoativos aniônicos tem demonstrado grande eficácia na otimização das 

propriedades de fluidos de perfuração à base de água, especialmente no controle reológico e de 

filtração. Um estudo conduzido por Yunita, Irawan e Kania (2016) evidenciou que a adição de 

tensoativos aniônicos e não-iônicos a esses fluidos melhorou suas propriedades sob altas 

temperaturas. Após envelhecimento dinâmico a 250 ºF e 275 ºF, observou-se que os tensoativos 

aumentaram a viscosidade e a resistência térmica do fluido, minimizando a perda de filtrado. 

Os tensoativos formaram cadeias moleculares longas que resultaram em fluidos mais viscosos, 

promovendo a formação de tortas de filtração mais compactas e finas. A eficiência do 

tensoativo aniônico na redução da perda de filtrado foi superior à do tensoativo não-iônico, com 

uma redução de até 41,3% a 300 °F. Além disso, os tensoativos ajudaram a estabilizar as 

propriedades reológicas do fluido após o envelhecimento térmico, mostrando seu potencial na 

melhoria da eficiência do fluido de perfuração em ambientes de alta temperatura, onde a 

estabilidade térmica e o controle da filtração são essenciais. 
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3.2.1.3 Tensoativos anfóteros 

 

Os tensoativos anfóteros têm se destacado na indústria de petróleo por sua 

versatilidade em ambientes com alta concentração de sal e variações de temperatura. De acordo 

com Yang et al. (2024), tensoativos como a betaína são capazes de formar sistemas de gel 

altamente viscoelásticos, o que os torna adequados para fluidos de fraturamento hidráulico e 

recuperação avançada de óleo. Esses tensoativos permitem a criação de fluidos multifuncionais, 

que, após a fraturação, podem ser convertidos em agentes de deslocamento de óleo, otimizando 

a recuperação. Além disso, o uso de tensoativos anfóteros facilita a emulsificação entre o fluido 

e o óleo residual, reduzindo a tensão interfacial e aumentando a eficiência do processo de 

deslocamento de óleo, especialmente em condições de altas temperaturas e concentrações 

salinas. 

Estudos como o de Kuang et al. (2021) ressaltam a aplicação dos tensoativos anfóteros 

na melhoria da miscibilidade entre dióxido de carbono (CO2) e o petróleo, favorecendo a 

eficiência da injeção de CO2 em reservatórios. Tensoativos anfóteros, mostraram alta 

solubilidade em CO2 e capacidade de reduzir a tensão interfacial entre o CO2 e o petróleo, 

promovendo uma maior miscibilidade entre as fases e melhorando a eficiência de deslocamento 

do óleo. Além disso, esses tensoativos ajudam a diminuir a viscosidade do petróleo, tornando 

o processo de recuperação mais eficiente, especialmente em aplicações de captura e 

armazenamento de carbono. 

 

3.2.1.4 Tensoativos não-iônicos 

 

Tensoativos não-iônicos têm ganhado relevância na formulação de fluidos de 

perfuração devido à sua capacidade de formar microemulsões estáveis e sustentáveis. De Sousa 

et al. (2021) desenvolveram um fluido de perfuração baseado em microemulsão utilizando o 

tensoativo não-iônico Tween 80, conhecido por ser biodegradável. O fluido, composto por uma 

fase aquosa de água/glicerol e óleo de pinho, apresentou baixa toxicidade, alta lubricidade e 

boa estabilidade térmica, sendo classificado como pseudoplástico com comportamento segundo 

o modelo reológico de Herschel-Bulkley. Além disso, o fluido demonstrou perda de fluido 

reduzida e baixo teor de sólidos, tornando-o adequado para condições de alta salinidade e 

permitindo maior concentração de água na formulação. O uso do Tween 80 também contribuiu 

para a viabilidade econômica do fluido, que utiliza subprodutos de baixo custo, como o glicerol, 

proporcionando uma solução mais sustentável e reutilizável no processo de perfuração. 
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Silva et al. (2022) investigaram a eficácia de tensoativos não-iônicos em fluidos de 

perfuração baseados em microemulsão para inibição do inchamento de folhelhos. Os 

tensoativos Ultranex NP100 e Tween 80 foram utilizados em conjunto com sais de potássio 

para mitigar a reatividade de formações argilosas com a fase aquosa dos fluidos. A formulação 

com o tensoativo Ultranex NP100 e sulfato de potássio apresentou a menor variação de 

inchamento (6,9%), destacando-se como um sistema eficiente para inibir a dispersão de 

partículas de folhelho. Além disso, os fluidos seguiram o comportamento reológico de 

Herschel-Bulkley, mantendo viscosidades plásticas e aparentes adequadas para operações de 

perfuração. Os resultados demonstram que os tensoativos não-iônicos são eficazes em 

proporcionar estabilidade reológica e controle do inchamento, contribuindo para a estabilidade 

do poço e a eficiência do processo de perfuração. 

 

3.2.2 Concentração micelar crítica 

 

Quando em meio aquoso ou oleoso, a molécula de tensoativo não apresenta dissolução 

estável. Se a porção apolar da molécula é maior que a porção polar, o tensoativo permanece 

solúvel em meio oleoso. De forma similar, quando a porção polar é maior, o tensoativo se 

dissolve melhor em meio aquoso. Em misturas de água e óleo, os tensoativos se organizam de 

modo que suas porções polares sejam atraídas pela fase aquosa e suas porções apolares pela 

fase oleosa, resultando na orientação das moléculas nas interfaces das fases (Figura 3.9). 
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Figura 3.9 – Representação esquemática da orientação de tensoativos em um recipiente com 

óleo e água 

 
Fonte: Daltin (2011) 

 

Essa organização ocorre porque a parte polar da molécula interage com as moléculas 

de água, enquanto a porção apolar é repelida pelo meio aquoso. Quando a interface entre as 

fases água e óleo está totalmente ocupada pelas moléculas de tensoativos, estas começam a 

migrar para as superfícies do recipiente. Em superfícies polares, os tensoativos reduzem a 

tensão superficial, separando parcialmente as moléculas presentes, já que estas não interagem 

fortemente com os tensoativos (DALTIN, 2011). 

À medida que mais tensoativos são adicionados, os que permanecem livres em solução 

começam a se agrupar, pois tendem a ocupar interfaces e superfícies ao invés de se manterem 

livres na solução. Em meio oleoso, as micelas se formam quando as porções polares das 

moléculas de tensoativo são repelidas pelo óleo, agrupando-se em estruturas denominadas 

micelas (Figura 3.10). 
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Figura 3.10 – Formação de micelas em um recipiente com água e óleo 

 
Fonte: Daltin (2011) 

 

Cada tipo de tensoativo tem uma concentração mínima, conhecida como concentração 

micelar crítica (C.M.C.), a partir da qual todas as superfícies estão ocupadas, e as micelas 

começam a se formar (Figura 3.11). A diminuição da tensão superficial do sistema ocorre até 

que se atinja a C.M.C., após a qual a formação de micelas se inicia (DALTIN, 2011). A 

determinação da C.M.C. pode ser feita avaliando mudanças em propriedades físicas da solução, 

como condutividade elétrica, tensão superficial, viscosidade, pressão osmótica, espalhamento 

de luz e capacidade de solubilização de solutos (SANTOS et al., 2007). 
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Figura 3.11 – Gráfico característico da C.M.C. de um tensoativo 

 

 

3.2.3 Saponificação 

 

Sabões são exemplos comuns de substâncias anfifílicas, caracterizadas por sua 

capacidade de interagir tanto com fases aquosas quanto oleosas. Esses compostos são 

produzidos por meio da reação de saponificação, um processo químico em que triglicerídeos, 

presentes em óleos e gorduras, reagem com uma base em meio alcalino sob aquecimento. Nessa 

reação de hidrólise, que ocorre em uma proporção molar de 1:3 entre a base e os triglicerídeos, 

formam-se sais de ácidos graxos (sabão) e glicerol como subprodutos (Figura 3.12) (DALTIN, 

2011; JAIN, GOSWAMI e PANDEY, 2021). O produto final, o sabão, possui uma estrutura 

molecular anfifílica, com uma parte hidrofílica e outra hidrofóbica, permitindo sua atuação em 

processos de emulsificação e limpeza. 
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Figura 3.12 – Reação de saponificação 

 

 

3.3 EMULSÕES, NANOEMULSÕES E MICROEMULSÕES 

 

As emulsões constituem misturas de dois ou mais líquidos imiscíveis, onde um líquido 

está disperso no outro na forma de pequenas gotas, geralmente com diâmetro superior a 0,1 μm 

(DICKINSON, 2006; VIEIRA DA SILVA, BARREIRA e OLIVEIRA, 2016). Elas são 

classificadas em emulsões do tipo óleo em água (O/A) ou água em óleo (A/O), conforme a fase 

contínua presente. Apesar de sua instabilidade termodinâmica, as emulsões podem manter a 

estabilidade por períodos prolongados, em decorrência da adição de emulsificantes, que atuam 

na redução da tensão interfacial entre as fases. A formação desses sistemas é realizada 

mecanicamente, por meio de cisalhamento, utilizando dispositivos como agitadores, 

liquidificadores e vórtices (LAM e NICKERSON, 2013). A estabilidade das emulsões é 

assegurada pela presença de tensoativos nas interfaces entre as fases, os quais inibem a 

coalescência das gotas (KALE e DEORE, 2016). 

As nanoemulsões são caracterizadas por gotas de tamanho extremamente pequeno, 

geralmente inferior a 500 nm (DEMISLI et al., 2020; GUPTA et al., 2016). Embora também 

sejam termodinamicamente instáveis, apresentam alta estabilidade cinética, resultante do 

pequeno tamanho das gotas, que dificulta a floculação e a coalescência ao longo do tempo 

(ANTON e VANDAMME, 2011). Sua formação ocorre por meio de métodos de alta energia, 

que promovem um aumento na área interfacial entre as fases. As nanoemulsões são 

particularmente relevantes na indústria petrolífera, devido à sua considerável estabilidade na 

formação de dispersões uniformes (ALJABRI, SHI e CAVAZOS, 2022; KUMAR e 

MANDAL, 2020; MENG, WANG e SHEN, 2020; PAL e MANDAL, 2020; WANG et al., 

2016). 
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As microemulsões, por sua vez, consistem em sistemas isotrópicos e transparentes, 

compostos por uma mistura de água, hidrocarbonetos e compostos anfifílicos (Figura 3.13). 

Diferentemente das nanoemulsões, as microemulsões são termodinamicamente estáveis e se 

formam espontaneamente por meio da auto-organização das moléculas de tensoativos 

(MCCLEMENTS, 2012; WINSOR, 1948). Estes sistemas apresentam estruturas diversas, que 

dependem de variáveis termodinâmicas, como temperatura e composição, podendo originar 

uma, duas ou até três fases em equilíbrio (ANTON e VANDAMME, 2011; MCCLEMENTS, 

2012). A estabilidade e as propriedades isotrópicas das microemulsões conferem a elas ampla 

aplicação em processos industriais, incluindo a recuperação avançada de petróleo (MAHBOOB 

et al., 2022), formulação de fluidos de perfuração (DE SOUSA et al., 2021; LEAL et al., 2022; 

SILVA et al., 2022) e colchões lavadores (CURBELO et al., 2019; QUINTERO et al., 2007a, 

2007b, 2012; QUINTERO, JONES e PIETRANGELI, 2011; WANDERLEY NETO et al., 

2020). 

 

Figura 3.13 – Microemulsão vs. Nanoemulsão 

 
Fonte: Adaptado de McClements (2012) 
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3.3.1 Diagramas de fases 

 

Os diagramas de fase ternários ou pseudoternários são ferramentas amplamente 

utilizadas para analisar o comportamento de microemulsões (KUMAR e MITTAL, 1999). As 

investigações de Winsor (1948, 1968) sobre diversas configurações micro e macroscópicas de 

emulsões resultaram na classificação das regiões de Winsor I e II, que correspondem a sistemas 

microemulsionados com excesso de fase oleosa e aquosa, respectivamente. A região Winsor III 

abrange microemulsões que contêm um excesso de ambas as fases, enquanto o sistema de 

microemulsão pura é denominado Winsor IV (Figura 3.14). 

 

Figura 3.14 – Diagrama de fases com as regiões de Winsor 

 

 

Além dessas, outros tipos de regiões podem ser identificados nos diagramas, como 

regiões que incluem sólidos, áreas de emulsão e nanoemulsão, bem como sistemas que 

consistem em géis ou que incorporam ar, formando uma espuma densa na fase oleosa em 

excesso. O estudo do equilíbrio de fases de sistemas ternários/pseudoternários é importante, 

pois permite compreender as estruturas associativas dos tensoativos e os intervalos de 
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concentração dos componentes que podem ser utilizados, dependendo do tipo de sistema 

desejado e de sua aplicação. A compreensão das interações entre essas variáveis permite o 

desenvolvimento de sistemas microemulsionados mais eficientes e econômicos em diversas 

aplicações industriais, especialmente na área do petróleo (QUINTERO et al., 2012). 

Em geral, os sistemas ternários são compostos por uma fase aquosa, uma fase oleosa 

e um tensoativo. Quando mais de um componente é incluído em uma fase, o sistema é 

classificado como pseudoternário. Isso ocorre, por exemplo, quando são utilizados 

cotensoativos ou misturas de óleos. 

A construção dos diagramas de fases envolve a formulação de sistemas binários, como 

fases aquosa e oleosa, com a adição gradual de um tensoativo, permitindo a observação das 

mudanças de fase no sistema conforme este é incorporado. 

Além da variação nas proporções entre as fases, investiga-se também a composição 

dessas fases, por exemplo, utilizando diferentes proporções de dois ou mais óleos na fase 

oleosa, ou uma combinação de tensoativo/cotensoativo com várias razões entre os eles. Além 

disso, propriedades externas às composições das fases podem ser alteradas para avaliar como 

diferentes condições impactam os sistemas. 

Um estudo realizado por Ferreira et al. (2015) explorou a formação da região Winsor 

IV por meio de diagramas de fase ternários de sistemas microemulsionados compostos por óleo 

de pinho, água e diferentes composições de tensoativos e cotensoativos. Foram analisados 

sistemas de microemulsões utilizando tensoativos DBB-7107 e DBB-7191, bem como 

microemulsões contendo os cotensoativos álcool etílico ou álcool isopropílico nas proporções 

de cotensoativo/tensoativo (C/T) iguais a 1, 5 e 10. Observou-se que as microemulsões com 

tensoativos puros resultaram em menores regiões de Winsor IV em comparação às 

microemulsões com adição de cotensoativos. Constatou-se que, à medida que a proporção C/T 

da microemulsão aumentava, a região de Winsor IV também se ampliava, embora para o 

tensoativo DBB-7191 não tenha sido identificada diferença significativa entre as razões C/T de 

5 e 10. Além disso, uma maior concentração de cotensoativo na solução reduziu os custos, visto 

que os cotensoativos são mais econômicos do que os tensoativos. O cotensoativo mais eficaz 

foi o álcool isopropílico, devido a sua maior fração molecular apolar, que proporciona maior 

estabilidade ao equilibrar as interações eletrostáticas da porção polar da molécula. 

A seguir, discute-se alguns dos componentes dos sistemas nanoemulsionados 

utilizados neste trabalho. 
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3.3.2 Glicerina 

 

A glicerina, também conhecida como glicerol ou 1,2,3-propanotriol (C3H8O3), é um 

composto natural que se apresenta na forma de um líquido viscoso, incolor, inodoro e com sabor 

adocicado. Suas propriedades químicas são notáveis, sendo classificada como um poliol devido 

à presença de três grupos hidroxila (-OH). Essas características lhe conferem alta afinidade com 

a água, tornando-a um composto higroscópico e um excelente umectante. Além disso, a 

glicerina é miscível em água e álcool, com ponto de ebulição de 290 ºC e ponto de congelamento 

de 17 ºC (ALASHEK, KESHE e ALHASSAN, 2022; FARSALINOS, 2017). 

A produção de glicerol está diretamente relacionada a processos industriais de grande 

escala, como a saponificação de gorduras animais e a transesterificação de óleos vegetais, 

especialmente na fabricação de biodiesel e sabões (FARSALINOS, 2017; LEDESMA-

AMARO e NICAUD, 2016). Na produção de biodiesel, o glicerol é gerado como principal 

subproduto, correspondendo a, aproximadamente, 10% do peso do biodiesel produzido 

(YANG, HANNA e SUN, 2012). 

Devido a sua abundância e as suas propriedades versáteis, o glicerol encontra uma 

ampla gama de aplicações industriais. Ele é utilizado na formulação de rações animais, 

conversão em polímeros ambientalmente sustentáveis, produção de cosméticos, e como aditivo 

em diversos produtos (BECKER et al., 2019; MANDALAWI et al., 2014; WANG et al., 2024; 

YANG, HANNA e SUN, 2012). 

Na indústria do petróleo, a glicerina tem se mostrado um aditivo valioso. Esse produto 

é empregado como componente em fluidos de perfuração (NUNES et al., 2014), recuperação 

avançada de petróleo (CURBELO et al., 2020; FERREIRA et al., 2018) e nas etapas de 

cimentação (CURBELO et al., 2018), principalmente devido a sua capacidade de modificar as 

propriedades reológicas dos fluidos. 

 

3.3.3 Óleos vegetais 

 

3.3.3.1 Óleo de coco 

 

O coco, proveniente da palmeira tropical Cocos nucifera L., é amplamente encontrado 

em regiões costeiras e possui grande relevância no mercado brasileiro. Esse fruto é utilizado na 

produção de uma variedade de produtos, como doces, bolos, chocolates, além de subprodutos 

derivados, como água de coco, coco ralado e leite de coco (DE PINHO e SOUZA, 2018; LIMA 
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et al., 2014). O coco é caracterizado como um fruto esférico e oco, contendo em seu interior 

uma polpa branca que se desenvolve a partir dos nutrientes presentes na água de coco. À medida 

que o fruto permanece mais tempo na palmeira, sua polpa se torna progressivamente mais 

consistente (ARAGÃO, CRUZ e HELVECIO, 2001). 

A polpa do coco é a fonte do óleo de coco, um produto amplamente valorizado devido 

a sua alta concentração de ácidos graxos saturados e de baixo peso molecular (DAYRIT, 2015; 

MARINA et al., 2009). Em um estudo sobre as propriedades químicas do óleo de coco virgem, 

Marina et al. (2009) avaliaram amostras de óleo de coco virgem de diferentes origens: cinco da 

Malásia, cinco da Indonésia e uma de óleo refinado, descolorido e desodorizado. A análise foi 

conduzida utilizando cromatografia gasosa com detector de ionização por chama como método 

quantitativo. A composição incluiu os ácidos graxos saturados C6, C8, C10, C12, C14, C16 e 

C18, nas porcentagens de 0,61%, 8,10%, 6,30%, 47,30%, 17,83%, 8,80% e 3,20%, 

respectivamente. Além disso, foram observadas quantidades de 6,20% de ácido oleico (C18:1) 

e 1,40% de ácido linoleico (C18:2). 

  

3.3.3.2 Óleo de pinho 

 

O óleo de pinho é um composto derivado, principalmente, da destilação a vapor da 

madeira de diferentes espécies de pinheiros, especialmente Pinus sylvestris (HOAI et al., 2015). 

Ele é constituído por uma mistura de hidrocarbonetos monoterpênicos, como alfa e beta-pineno, 

e monoterpenos oxigenados, como terpineol, borneol e acetato de bornila (BAE PARK, AN e 

UN PARK, 2021). Como subproduto da indústria de celulose, o óleo de pinho também contém 

pequenas quantidades de derivados fenólicos. Seus principais componentes incluem α-pineno, 

β-pineno, cânfeno, 3-careno e mirceno, que são responsáveis pela formação do óleo essencial 

nas diversas espécies de pinheiro (DORNA et al., 2021; SILORI, KUSHWAHA e KUMAR, 

2019). 

Os métodos de extração do óleo de pinho têm avançado consideravelmente, com 

técnicas que variam desde métodos convencionais, como a destilação a vapor, até técnicas mais 

modernas como extração com fluido supercrítico e extração assistida por micro-ondas, 

permitindo maior eficiência na obtenção e quantificação de seus componentes (MORA et al., 

2022; TUMEN et al., 2010). 

As aplicações do óleo de pinho são amplamente diversificadas, englobando indústrias 

como a medicina (MARKOWSKA-SZCZUPAK et al., 2022; NIKOLIC et al., 2023), 

cosméticos (YAP et al., 2024), produtos de limpeza (KORE e KIESCHE-NESSELRODT, 
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1990; PRICE et al., 2002) e, também, as indústrias de petróleo e gás (DE SOUSA et al., 2021; 

SILVA et al., 2022). 

 

3.3.4 Óleo de coco saponificado 

 

O óleo de coco saponificado (OCS) é um tensoativo aniônico produzido através da 

saponificação do óleo de coco. 

Na indústria de petróleo, tensoativos saponificados, como o OCS, têm sido 

amplamente estudados para processos de recuperação avançada de óleo. Esses tensoativos 

apresentam a capacidade de reduzir a tensão interfacial água/óleo, facilitando a mobilidade do 

óleo no reservatório e, consequentemente, melhorando a eficiência da recuperação. Curbelo et 

al. (2020) estudaram a eficácia do OCS não iônico combinado com glicerol em soluções salinas 

em testes de adsorção e recuperação de óleo em arenitos. O glicerol, ao ser adicionado à solução 

de tensoativo, aumentou a viscosidade da solução, contribuindo para uma melhor eficiência de 

varrido e deslocamento do óleo. Esse aumento de viscosidade, aliado à redução da tensão 

interfacial, resultou em uma recuperação de óleo 53% maior do que na solução de tensoativo 

sem glicerol, destacando a importância do equilíbrio entre adsorção e eficiência de varrido para 

o sucesso do EOR. 

Dantas et al. (2021) propõe um método de microemulsão monofásica para EOR em 

reservatórios de arenito, utilizando polímero, carbonato de sódio e OCS. A aplicação inovadora 

do OCS como tensoativo biodegradável melhora o deslocamento de óleo ao reduzir a IFT e 

alterar a molhabilidade das rochas de lipofílica para hidrofílica. De acordo com dados 

experimentais, o fator de recuperação de petróleo pode atingir até 97%. A simplicidade do 

sistema facilita sua operação, pois não requer técnicas de inundação química em múltiplas 

etapas. Em reservatórios onde a redução da IFT e a alteração da molhabilidade são fatores 

críticos, este método sustentável demonstra como o OCS pode ser utilizado para criar 

microemulsões eficazes em aplicações de EOR. 
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4 MATERIAIS E MÉTODOS 

 

Esta seção apresenta em detalhes a metodologia científica empregada para a realização 

das etapas de análise descritas nos objetivos deste trabalho. A especificação dos materiais 

utilizados e dos métodos desenvolvidos garante a transparência e assegura a reprodutibilidade 

do estudo. A Figura 4.1 ilustra o fluxograma do planejamento dos experimentos realizados. 

 

Figura 4.1 – Fluxograma da metodologia do trabalho 

 

 

4.1 REAGENTES 

 

A execução das etapas representadas na Figura 4.1 envolveu uma série de 

experimentos, desde a determinação do índice de saponificação e a saponificação do óleo de 

coco até a formulação dos fluidos de perfuração. Assim, diversos reagentes foram empregados 

em múltiplas etapas experimentais. Os reagentes utilizados, suas principais características e as 

etapas em que foram aplicados estão listados no Quadro 4.1. 
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Quadro 4.1 – Lista de reagentes utilizados 

Reagente | Marca | Característica Procedimentos 

Água destilada --- 

Hidróxido de potássio (KOH) | Alphatec | 85% 

P.A. 
Índice de saponificação 

Ácido clorídrico (HCl) | Alphatec | 37% P.A. 
Índice de saponificação e formulação 

dos fluidos de perfuração 

Hidróxido de sódio (NaOH) | Ciavicco | >99% 

P.A. 
Índice de saponificação 

Biftalato de potássio | Proquímios | 99,85% (teor) Índice de saponificação 

Fenolftaleína | Alphatec | P.A. Índice de saponificação 

Cloreto de sódio (NaCl) | Alphatec | 99,5% P.A. 

(teor) 

C.M.C. e formulação dos fluidos de 

perfuração (aditivo) 

Álcool etílico absoluto | Ciavicco | 99,84º GL 
Índice de saponificação e 

saponificação 

Soluções padrão para pHmetro | Neon Medida de pH 

Óleo de coco | Copra | Extravirgem 

Índice de saponificação e 

saponificação e formulação das 

emulsões e dos fluidos de perfuração 

Óleo de pinho | NC Aromas | 65% (conc.) 
Formulação das emulsões e dos 

fluidos de perfuração 

Cloreto de potássio (KCl) | Ciavicco | 99% P.A. 

(teor) 
Potencial zeta 

Óleo de coco saponificado | Síntese em lab. --- 

Glicerina bidestilada | Ciavicco | 99,50% P.A. 

(teor) 

Formulação das emulsões e dos 

fluidos de perfuração 

 

Carbonato de cálcio (CaCO3) | Chemiflex 

Bentonita 

Barita 

Carboximetilcelulose (CMC) 

Goma xantana (GX) 

 

4.2 EQUIPAMENTOS 

 

Os equipamentos empregados nos experimentos estão descritos no Quadro 4.2. 

Quadro 4.2 – Lista de equipamentos utilizados 

Equipamento | Modelo Procedimentos e/ou Função 

Estufa | AmericanLab AL 102/250 Secagem dos reagentes 

Dessecador Manter os reagentes secos 
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Equipamento | Modelo Procedimentos e/ou Função 

Espátulas de metal --- 

Pipetas de Pasteur de plástico --- 

Balança analítica (220 g) | Shimadzu AUY220 Pesar os reagentes 

Balança digital (3200 g) | Shimadzu BL3200H Pesar os reagentes 

Capela --- 

Almofariz e pistilo Saponificação 

Manta de aquecimento (balão de 500 mL) | 

Marconi 
Índice de saponificação e saponificação 

Manta de aquecimento (balão de 1000 mL) Índice de saponificação e saponificação 

Banho ultratermostático | Solab SL 152/10 Índice de saponificação e saponificação 

Agitador magnético com aquecimento | Matoli 

100M042 

Saponificação e formulação dos fluidos 

de perfuração 

Agitador magnético com aquecimento | Tecnal 

TE-0853 

Saponificação e formulação dos fluidos 

de perfuração 

Peneira mesh 200# | Bertel 
Peneirar amostras para análises de FRX, 

DRX e MEV 

Tensiômetro | SensaDyne PV500 C.M.C. e tensão superficial 

Agitador vortex | Even VX-38 Determinação das emulsões 

Cuba ultrassônica | Bio Art BioWash Determinação das emulsões 

Centrífuga | Centrilab 80-2B-15ML Determinação das emulsões 

Difratômetro | Biobrix DLS 

pHmetro | Testo 206 Formulação dos fluidos de perfuração 

Agitador | IKA RW20 Formulação dos fluidos de perfuração 

Agitador | Hamilton Beach HMD200 Formulação dos fluidos de perfuração 

Balança de lama | Fann 140 
Medir massa específica dos fluidos de 

perfuração 

Viscosímetro | Fann 35A Reologia LPLT 

Filtro prensa | Fann Series 300 API LPLT Filtração LPLT 

Papéis de filtro especiais Fann 9 cm e 5,5 cm 
Filtração LPLT e altas pressões e altas 

temperaturas 

Estufa roller oven | Fann 705ES Envelhecimento dinâmico 

Reômetro rotativo de cone | TA Instruments 

AR2000ex 

Reologia das emulsões e volumes 

filtrados e viscosidade 

Viscosímetro | Chandler 7500 
Reologia altas pressões e altas 

temperaturas 

Filtro prensa | Fann Series 387 API HPHT 
Filtração altas pressões e altas 

temperaturas 

Vidrarias de laboratório --- 
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4.3 SÍNTESE DO TENSOATIVO SAPONIFICADO DE ÓLEO DE COCO 

 

O tensoativo utilizado para a formulação das emulsões, que compõem as fases 

contínuas dos fluidos de perfuração formulados neste estudo, é o óleo de coco saponificado 

(OCS). A saponificação de óleos resulta na formação de sais de ácidos graxos, a partir da reação 

com bases fortes. De acordo com Nebot et al. (2022), as bases comumente empregadas no 

processo de saponificação são o hidróxido de sódio (NaOH) e o hidróxido de potássio (KOH). 

A norma técnica ABNT (2020) estabelece o uso do KOH como padrão para a determinação do 

índice de saponificação de óleos. 

 

4.3.1 Determinação do índice de saponificação do óleo de coco 

 

A determinação do índice de saponificação do óleo de coco é a primeira etapa do 

processo de produção do tensoativo. Este índice possui uma função que vai além da simples 

caracterização, pois auxilia na identificação e diferenciação de óleos e gorduras, além de 

verificar a presença de adulterações ou misturas indesejadas. No contexto da fabricação de 

produtos como sabões e cosméticos, o conhecimento do índice de saponificação ajuda a garantir 

uma formulação correta e a qualidade do produto final (AOC, 1990). Para que o processo de 

saponificação seja executado, é necessário determinar a quantidade de base requerida para 

saponificar uma dada quantidade de óleo. A Figura 4.2 apresenta o esquema do processo. 
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Figura 4.2 – Etapas do experimento de índice de saponificação do óleo de coco 

 

 

O experimento de determinação do índice de saponificação, conforme ilustrado na 

Figura 4.2, consiste na reação de um volume determinado de KOH 0,5 mol/L com uma massa 

específica de óleo de coco. Esta reação ocorre em um balão de fundo redondo, com adição de 

álcool etílico para aumentar o volume reacional. O balão, contendo os reagentes, é aquecido 

sobre uma manta aquecedora, e um Soxhlet e um destilador são acoplados ao balão para evitar 

a evaporação do álcool. 

A quantidade de KOH adicionada ao balão inclui um excesso de base em relação à 

quantidade teoricamente necessária para a completa saponificação da massa de óleo de coco. 

Esse valor é calculado com base na literatura existente sobre óleos de coco similares (DE 

PINHO e SOUZA, 2018; MARINA et al., 2009; SURYANI et al., 2020). 

O experimento é conduzido aquecendo-se o meio reacional a, aproximadamente, 

79 ºC, por um período de 2 horas. Ao término da reação, o balão é retirado da manta, resfriado 

e 4 a 5 gotas de fenolftaleína são adicionadas ao meio reacional. Um volume da solução de HCl 

0,5 mol/L é medido em uma bureta e o meio reacional é titulado com esta solução. O volume 

consumido na titulação é registrado como V1 e comparado com o volume V2 em uma titulação 
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em branco, realizada em triplicata, sem a adição de óleo. A diferença entre esses valores 

corresponde à quantidade de KOH, em mol, consumida pela massa de óleo. A fórmula utilizada 

para o cálculo do índice de saponificação, expresso em mg de KOH necessários para saponificar 

1 g de óleo, é apresentada na Equação 4.1. 

 

 𝐼𝑆 =
56,1 × 𝐹 × (𝑉2 − 𝑉1)

𝑃
 (4.1) 

 

O valor 56,1 refere-se à massa molecular do KOH, F é o fator de correção da 

concentração de HCl padronizada, V2 é o volume consumido na titulação em branco, V1 é o 

volume consumido na titulação do meio reacional após a saponificação e P é a massa de óleo 

utilizada. O índice de saponificação, IS, é expresso na unidade: [mg KOH/g óleo]. 

Procedimentos detalhados de padronização e determinação do índice de saponificação 

estão disponíveis nos Apêndices A, B e C. 

 

4.3.2 Saponificação do óleo de coco 

 

Com o índice de saponificação calculado, torna-se possível realizar a síntese do 

tensoativo aniônico de óleo de coco. O procedimento experimental segue de forma similar ao 

descrito na seção de determinação do índice de saponificação, porém, a base utilizada para a 

produção do OCS foi o NaOH. A escolha dessa base foi motivada pela disponibilidade dos 

reagentes no laboratório, o custo reduzido de produção e a formação de um sal de ácido graxo 

com o mesmo cátion presente nos reagentes de controle de pH dos fluidos de perfuração. 

O procedimento experimental de saponificação do OCS está ilustrado na Figura 4.3 e 

descrito em detalhes no Apêndice D. 
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Figura 4.3 – Procedimento de saponificação do óleo de coco 

 

 

 

4.3.3 Determinação da concentração micelar crítica 

 

Para a determinação da concentração micelar crítica (C.M.C.) do OCS, foi empregada 

a técnica de leitura da tensão superficial. O tensiômetro utilizado foi o modelo QC6000 da 

SensaDyne, que opera a partir da imersão da solução a ser analisada em um conjunto de dois 

tubos vazados com raios 𝑟1 > 𝑟2. Por meio destes tubos, um fluxo de gás nitrogênio circula, 

permitindo que bolhas sejam geradas e rompam na solução alvo. O software do equipamento 

converte a diferença de pressão gerada pelas bolhas em tensão superficial, utilizando 

correlações de Laplace.  

Para a medição da C.M.C., foi preparada uma solução aquosa de 3,0 g/L de OCS em 

duplicata. O procedimento consistiu na leitura da tensão superficial da solução inicial e em 

subsequentes diluições com água destilada utilizando uma pipeta. A concentração da solução 

foi calculada por meio da Equação 4.2. 

 

 𝐶𝑖𝑉𝑖 = 𝐶𝑓𝑉𝑓 (4.2) 
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Em que: 𝐶𝑖 e 𝐶𝑓 representam as concentrações iniciais e finais e 𝑉𝑖 e 𝑉𝑓 representam os volumes 

iniciais e finais, respectivamente. 

As medidas de tensão superficial foram realizadas tanto com a solução de OCS em 

água destilada quanto com a solução aquosa de OCS com 2%(m/m) de NaCl, sendo que, neste 

último caso, a solução de 2% de NaCl foi utilizada para diluir as amostras, conforme ilustrado 

na Figura 4.4. 

 

Figura 4.4 – Procedimento de determinação da C.M.C 

 

 

4.4 DETERMINAÇÃO E CARACTERIZAÇÃO DOS SISTEMAS EMULSIONADOS 

 

4.4.1 Determinação dos sistemas emulsionados 

 

De acordo com os objetivos deste trabalho, os sistemas emulsionados, que 

constituíram a fase contínua dos fluidos de perfuração, continham óleo de coco ou óleo de 

pinho, e água como fase aquosa predominante, podendo incluir proporções variáveis de 

glicerina. O OCS atuou como tensoativo em tais sistemas. 

A avaliação das proporções dos componentes foi conduzida conforme o procedimento 

ilustrado na Figura 4.5.  

 



75 

 

Figura 4.5 – Procedimento para análise das emulsões 

 

 

A formulação e análise das emulsões envolvem três etapas principais: pesagem, 

mistura e centrifugação. A pesagem dos componentes foi realizada em balança analítica de 

quatro casas decimais, sendo o OCS adicionado juntamente com uma das fases aquosas ou uma 

das fases oleosas em diferentes proporções. Após a pesagem, as misturas foram 

homogeneizadas em misturador vórtex e, posteriormente, levadas à centrífuga, que acelera a 

separação de fases para avaliação por observação. 

Os critérios para seleção das composições incluíram a viscosidade das amostras, 

evitando formações de sólidos e géis; transparência das fases, dando preferência à presença de 

fases transparentes e/ou semitransparentes, o que indicaria presença de um sistema nano ou 

microemulsionado; e a minimização do uso de tensoativos, devido aos custos. 

As composições selecionadas são apresentadas na Tabela 4.1. 

 

Tabela 4.1 – Composições dos sistemas emulsionados e avaliação visual 

Sistema Fase Aquosa Fase Oleosa Fase Tensoativo 

E1 A – 75% Pinho – 10% OCS – 15% 

E2 A/G (3:1) – 75% Pinho – 10% OCS – 15% 

E3 A – 90% Coco – 5% OCS – 5% 

E4 A/G (3:1) – 90% Coco – 5% OCS – 5% 

E1 a E4 = Emulsões 1 a 4; A = Água destilada; A/G = Solução aquosa de glicerina nas proporções 

indicadas; OCS = Óleo de Coco Saponificado. 

 

Os sistemas emulsionados podem ser observados na Figura 4.6. 
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Figura 4.6 – Emulsões formuladas 

 

 

A Figura 4.6 evidencia que a emulsão E1 apresenta uma aparência translúcida, 

permitindo a passagem parcial de luz, e caracteriza-se pela presença de apenas uma fase. Em 

contraste, todas as demais emulsões exibem a separação em duas fases distintas. No caso da 

segunda emulsão de óleo de pinho (E2), observa-se uma elevada turbidez em ambas as fases. 

A fase superior é predominantemente oleosa e opaca, não permitindo a passagem de luz, 

enquanto a fase inferior é majoritariamente aquosa e translúcida. Já as emulsões formuladas 

com óleo de coco, E3 e E4, apresentam aparências bastante semelhantes, com uma fina camada 

oleosa localizada na parte superior do tubo de ensaio. As porções aquosas dessas emulsões 

exibem uma aparência transparente, permitindo a total passagem da luz através do meio. 

 

4.4.2 Tensão superficial 

 

As análises de tensão superficial dos sistemas emulsionados foram realizadas em 

temperatura ambiente utilizando o tensiômetro PV500LV da SensaDyne, o mesmo 

equipamento utilizado para medir a C.M.C. do OCS. A tensão superficial é uma propriedade 

relevante em diversos fluidos envolvidos nas operações relacionadas à produção de petróleo. 

Para os perfuração de poços, a tensão superficial afeta fatores como a penetração do fluido na 

formação rochosa e o controle de pressões no poço (ABANG, PIN e RIDZUAN, 2021). 
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4.4.3 Potencial zeta 

 

As análises de potencial zeta das emulsões foram realizadas um equipamento da 

Malvern, modelo Zetasizer Nano Series, LAMAB-UFPB. As amostras foram diluídas em água 

destilada na proporção 1:10 para dispersão e melhor visualização das partículas. 

O potencial zeta, definido como o potencial elétrico entre a camada de Stern e o seio 

do fluido dispersante, é uma característica importante de partículas suspensas em sistemas 

coloidais. Valores elevados de potencial zeta, com valores absolutos superiores a 25 mV, 

indicam um alto grau de repulsão entre as partículas, promovendo a estabilidade coloidal 

(SHARMA et al., 2014). 

Contribuições das energias potenciais de repulsão, conhecidas como forças repulsivas 

de dupla camada, e de atração, associadas às forças de Van der Waals, são determinantes para 

a avaliação da energia potencial total de um sistema coloidal. Entre os fatores que afetam essas 

energias, o potencial zeta exerce uma influência direta sobre a energia de repulsão. A teoria 

DLVO, proposta por Derjaguin e Landau (1993) e Verwey e Overbeek (1948), descreve o 

comportamento de um sistema coloidal com base nas interações entre forças repulsivas e 

atrativas, sendo que a energia total do sistema é determinada pela soma dessas energias. Nessa 

teoria, elevados valores de energia repulsiva produzem uma resultante energética não-nula, o 

que leva à repulsão entre partículas no sistema coloidal. Esse fenômeno reduz a tendência à 

floculação ou coagulação das partículas, promovendo, assim, a estabilidade do sistema 

(ADAIR, SUVACI e SINDEL, 2001; SHARMA et al., 2014; TADROS, 2014). 

 

4.4.4 Reologia e viscosidade 

 

A reologia e a viscosidade das emulsões foram avaliadas utilizando um reômetro de 

cones da marca TA Instruments, modelo AR2000ex, LAPAMA-UFPB. As análises foram 

conduzidas a 25 ºC e utilizando um cone CP40, variando a taxa de cisalhamento entre 1 e 

1000 s-1 e intervalos de leitura de 10 segundos. As leituras foram realizadas em até 24 horas 

após a formulação. 
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4.5 FORMULAÇÃO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO E CARACTERIZAÇÃO DOS 

ADITIVOS 

 

A formulação dos fluidos de perfuração baseia-se na avaliação dos componentes que 

compõem a suspensão coloidal, sendo que cada aditivo, em concentrações específicas, confere 

características específicas ao fluido. A influência dessas propriedades depende de variáveis 

como temperatura, pressão, salinidade e pH, com manuais e literatura fornecendo valiosas 

referências sobre os efeitos dos aditivos comumente utilizados na indústria. 

O desenvolvimento dos fluidos de perfuração para este estudo foi conduzido em três 

etapas principais: (i) revisão da literatura, com foco nos efeitos de aditivos amplamente 

utilizados, como CMC, GX, CaCO3 e bentonita; (ii) consulta a manuais contendo formulações 

industriais de referência (AMOCO, 1994; PETROBRÁS, 2014a, 2023a, 2023b); e (iii) análise 

de estudos que investigam fluidos de perfuração baseados em emulsões ou microemulsões 

(LEAL et al., 2022; PASWAN et al., 2016; SILVA et al., 2022). 

O Quadro 4.3 apresenta os aditivos selecionados para os fluidos de perfuração deste 

trabalho. 

 

Quadro 4.3 – Aditivos selecionados para os fluidos de perfuração 

Aditivo Função 

Carboximetilcelulose (CMC) Controlador de filtrado e Viscosificante 

Goma Xantana (GX) Viscosificante 

Argila Bentonita / Montmorillonita (Mt) Modificador reológico 

Carbonato de Cálcio (CaCO3) Controlador de filtração 

Cloreto de Sódio (NaCl) Sal 

Barita Adensante 

 

A formulação inicial dos fluidos foi orientada por balanços de massa, conforme as 

Equações 3.1 a 3.9, que requerem a determinação da massa específica dos aditivos. 

 

4.5.1 Determinação da massa específica dos aditivos dos fluidos de perfuração 

 

A massa específica dos aditivos foi determinada utilizando o picnômetro modelo 

AccuPycII 1340 da Micromeritics Instrument Corporation, LabCim-UFRN, sendo as amostras 

analisadas sem qualquer tratamento prévio. 
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4.6 FORMULAÇÃO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO 

 

A formulação dos fluidos de perfuração foi realizada conforme ilustrado na Figura 4.7. 

 

Figura 4.7 – Metodologia de formulação dos fluidos de perfuração 

 

 

É importante observar que, os misturadores utilizados operam a duas velocidades de 

agitação distintas: 18000 rpm e 1200 rpm. Essas velocidades correspondem a diferentes 

equipamentos: o agitador Hamilton Beach HMD200, a 18000 rpm, e o IKA RW20, operando a 

1200 rpm. 
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4.7 AVALIAÇÃO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO EM BAIXA PRESSÃO E BAIXA 

TEMPERATURA 

 

4.7.1 Massa específica 

 

As massas específicas dos fluidos de perfuração foram determinadas em uma balança 

de lama Fann 140, no LaPet-UFPB. Essa balança de lama é constituída por um copo com tampa, 

fixado a um braço graduado que possui um peso deslizante. Entre o copo e o braço, há um nível 

de bolha que permite a aferição do equilíbrio da balança. Na caixa de armazenamento, encontra-

se uma peça de metal pontiaguda que serve como ponto de apoio para o balanceamento da 

balança. 

A determinação da massa específica do fluido de perfuração é realizada preenchendo 

o copo da balança até alguns centímetros abaixo da borda, de modo que, ao fechar a tampa, o 

fluido extravase pelo orifício central, indicando o completo preenchimento. Após limpar o 

exterior do copo, a balança é equilibrada sobre a peça metálica da caixa. Em seguida, desliza-

se o peso acoplado ao braço até que o nível de bolha esteja alinhado à marca de referência. A 

posição final do peso, observada na escala gravada no corpo da balança, fornece a leitura da 

massa específica do fluido em g/cm3 e lb/gal. 

 

4.7.2 pH 

 

O pH dos fluidos de perfuração foi medido utilizando um pHmetro de bancada Testo 

206, no LaPet-UFPB. Para calibrar o pHmetro, foram utilizadas duas soluções padrão da marca 

Neon, com valores de pH de 4,0 e 7,0. A calibração foi realizada inserindo o pHmetro nas 

amostras até que a leitura se estabilizasse, conforme indicado pelo equipamento. 

A aferição do pH dos fluidos ocorreu após a formulação, enquanto o fluido permanecia 

em agitação. Devido à alta viscosidade do fluido, a medição do pH durante a agitação revelou-

se mais eficaz para contabilizar todo o volume em vez de apenas uma amostra. O ajuste do pH 

foi realizado para manter os valores entre 9,0 e 11,0, conforme recomendado por (AMOCO, 

1994). Em geral, o pH dos fluidos formulados situou-se no intervalo de 12,5 a 12,8. Assim, foi 

preparada uma solução de HCl com concentração molar de 4,0 mol/L, e cerca de 20 mL dessa 

solução foi adicionada a cada fluido, assegurando que o pH permanecesse dentro do intervalo 

desejado. 
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4.7.3 Reologia em baixa pressão e baixa temperatura 

 

A reologia LPLT dos fluidos de perfuração foi avaliada após um período mínimo de 

24 horas da formulação. Esse intervalo é necessário para assegurar que as reações internas entre 

os componentes dos fluidos estejam completas, evitando modificações em suas propriedades 

durante a realização do teste, além de garantir a representatividade da reologia do fluido. 

A medição da reologia foi realizada utilizando um viscosímetro rotacional Fann 35A, 

no LaPet-UFPB. Antes de cada leitura, o fluido a ser analisado foi mantido à temperatura 

ambiente e homogeneizado por 10 minutos em rotações de 1200 a 1800 rpm. 

O viscosímetro Fann 35A é composto por um conjunto de rotor, bob, mola de torsão e 

copo de metal. O rotor, que é um cilindro de metal vazio conectado ao motor do viscosímetro, 

envolve o bob, um cilindro sólido de metal suspenso por uma haste conectada a uma mola de 

torsão na parte superior do equipamento. O bob é posicionado dentro do rotor, separado por um 

espaço anular, simulando, de forma inversa, um poço de perfuração. Na operação de perfuração, 

o poço é estático, enquanto a coluna de perfuração gira. 

No viscosímetro, o rotor (representando o poço) rotaciona, enquanto o bob 

(representando a coluna de perfuração) permanece "semi-estático". O termo “semi-estático” 

refere-se à inércia do bob, que reage à tensão aplicada por um agente externo, o fluido. A 

rotação do rotor promove o movimento do fluido que, por sua vez, aplica uma tensão sobre o 

bob. O bob reage, movendo-se na direção da rotação, tensionando a mola até que a tensão da 

mola se iguale à tensão aplicada. Essa tensão é, então, convertida em uma leitura em um 

mostrador analógico graduado de 0 a 300. 

A operação do viscosímetro ocorre conforme os seguintes passos: (1) o copo do 

viscosímetro é preenchido com o fluido de perfuração até a marca indicada, que corresponde a 

350 mL; (2) o rotor é conectado ao motor; (3) o copo é encaixado na base e elevado até que a 

marca indicada fique coberta pelo fluido; (4) o motor é ligado por meio de uma alavanca na 

parte de trás do equipamento, ajustando a marcha localizada no topo do viscosímetro para 

alternar entre as velocidades de 600, 300, 200, 100, 6 e 3 rpm de forma crescente e decrescente; 

(5) após as leituras do perfil reológico, a velocidade é mantida em 600 rpm por 1 minuto, 

seguida pela desativação, aguardando 10 segundos e, então, a velocidade é ajustada para 3 rpm, 

permitindo a leitura no ponto máximo do mostrador para medir G0; (6) o procedimento de 

medição de G0 é repetido após um intervalo de 10 minutos para obter Gf. O procedimento 

completo de leitura da reologia no viscosímetro pode ser encontrado no Apêndice E. 
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4.7.4 Filtração em baixa pressão e baixa temperatura 

 

O procedimento de filtração LPLT dos fluidos de perfuração foi conduzido utilizando 

um filtro prensa da API Series 300, no LaPet-UFPB. Antes da filtração, foram medidos 

aproximadamente 300 mL do fluido, que foram transferidos para um recipiente e agitados a 

1200 rpm por 15 minutos para garantir a homogeneização completa. As filtrações dos fluidos 

foram realizadas à 25 ºC e 100 psi, conforme estabelecido pela norma padrão (API, 2009). 

O procedimento de filtração é realizado conforme os seguintes passos: (1) após a 

homogeneização do fluido, a célula de filtração é montada, colocando a borracha de vedação I 

na base da célula, seguida pela tela de metal e pelo filtro de papel da marca Fann; (2) em 

seguida, coloca-se a borracha de vedação II e o corpo da célula, encaixando o pino do corpo na 

fenda de forma a assegurar a fixação da estrutura; (3) o fluido de perfuração homogeneizado é 

vertido dentro da célula, que é, então, fechada com a tampa e a borracha de vedação III; (4) a 

célula montada é posicionada na prensa, encaixando o tubo rosqueado na parte inferior da base 

da célula na fenda designada; (5) a manivela de segurança é apertada para garantir a segurança 

da operação; (6) para coletar o filtrado, um tubo de ensaio graduado é colocado sobre o suporte 

e elevado até encostar na barra de metal onde a célula está apoiada, alinhando a abertura do 

tubo com o tubo da célula; (7) por fim, aciona-se a válvula de pressão conectada à célula para 

iniciar o procedimento, enquanto o cronômetro é acionado para contar 30 minutos. A descrição 

completa do procedimento experimental encontra-se no Apêndice F. 

Durante os 30 minutos, o volume de filtrado é registrado ao longo do tempo, com 

atenção especial aos volumes coletados nos intervalos de 7,5 e 30 minutos. Ao final do 

experimento, a válvula de pressão é fechada e a válvula de alívio é acionada, liberando a pressão 

interna da célula, que pode então ser desmontada. O fluido é vertido de volta para o recipiente 

de origem, e a célula é invertida para permitir a drenagem do excesso de fluido de perfuração. 

Na superfície do papel de filtro, uma torta de filtro é formada e deve ser medida. 

Ao desmontar a célula, o papel de filtro é, cuidadosamente, removido da grade de 

metal. A torta de filtro é levemente lavada com água destilada para eliminar o excesso de fluido 

na superfície, expondo a estrutura do reboco. Em seguida, a espessura da torta de filtro é 

medida, conforme ilustrado na Figura 4.8. 
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Figura 4.8 – Medição da torta de filtro 

 

 

Todas as tortas de filtro produzidas foram medidas utilizando a metodologia descrita 

anteriormente. Por fim, a viscosidade dos volumes de filtrado de todos os fluidos foi 

determinada utilizando o viscosímetro AR2000ex, da marca TA Instruments, LAPAMA-

UFPB. A viscosidade do filtrado é fundamental para o cálculo da permeabilidade da torta de 

filtro, que é obtida a partir da Equação 4.3. 

 

 𝑘 = (8,95 × 10−5) ∙ 𝑉𝑓 ∙ 𝜀 ∙ 𝜇 (4.3) 

 

Em que: 𝑘 é a permeabilidade da torta de filtro, em mD; 𝑉𝑓 é o volume de filtrado, em mL; 𝜀 é 

a espessura da torta de filtro, em mm; e 𝜇 é a viscosidade do volume de filtrado, em cP (BA 

GERI, AL-MUTAIRI e MAHMOUD, 2013; LEAL et al., 2022). 
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4.7.5 Microscopia eletrônica de varredura das tortas de filtro LPLT 

 

A visualização da morfologia da superfície e da seção transversal das tortas de filtro 

produzidas em LPLT foi realizada por MEV utilizando um microscópio TESCAN VEGA4 

LMS, no LAMAB-UFPB. As tortas de filtro foram secas à temperatura ambiente, por 24 horas, 

para assegurar uma evaporação lenta, evitando que, ao serem colocadas na estufa com o reboco 

ainda úmido, a rápida evaporação da água comprometesse significativamente a estrutura das 

tortas. Após esse período, as tortasforam submetidas a uma estufa à 70 ºC, por 12 horas, a fim 

de garantir a evaporação completa da água. Este material foi armazenado em dessecadores 

vedados, em placas de petri, e recoberto com papel filme. 

As micrografias foram obtidas por meio de cortes realizados nas extremidades dos 

papéis de filtro que continham as tortas de filtro. Para cada papel de filtro, foram recortados 

dois pedaços. Os recortes correspondentes a cada fluido foram fixados em stubs com fita de 

carbono, sendo um posicionado horizontalmente, com a superfície da torta voltada para cima, 

e outro verticalmente, expondo a seção transversal. As amostras foram revestidas com uma fina 

camada de ouro em um processo denominado metalização, o qual melhora a visualização ao 

tornar a superfície da amostra condutiva. As imagens foram capturadas com uma intensidade 

de 5 kV. 

 

4.8 ENVELHECIMENTO DINÂMICO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO 

 

O envelhecimento dos fluidos de perfuração foi realizado em uma estufa Roller Oven 

da Fann, modelo 705ES, no LaPet-UFPB. Após um período de 24 h da formulação, os fluidos 

tiveram suas reologias medidas. Em seguida, os fluidos foram vertidos nas células de rolamento, 

que foram devidamente lacradas. Os fluidos foram mantidos em movimento por 16 horas, a 

uma temperatura de 66 ºC (API, 2009, 2019). Após o período de envelhecimento, as células 

foram resfriadas e os fluidos foram vertidos no copo do reômetro. Em seguida, foi realizada a 

leitura da reologia, seguida pelo ensaio de filtração. 

 

4.9 ANÁLISE TERMOGRAVIMÉTRICA DOS FLUIDOS 

 

O estudo da degradação térmica dos fluidos de perfuração foi conduzido utilizando um 

analisador termogravimétrico da TA Instruments, modelo SDT650, no Labfilm-UFPB. As 

amostras em pó foram peneiradas em peneira de 200#. As análises foram realizadas por meio 
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de termogravimetria (TGA) com avaliação diferencial (DTA), utilizando cadinhos de platina, 

em um intervalo de temperatura de 25 ºC a 600 ºC. A taxa de aquecimento das amostras foi 

estabelecida em 10 ºC/min, e o gás utilizado durante as análises foi o nitrogênio, promovendo 

uma atmosfera inerte, com um fluxo fixo de 50 mL/min. 

 

4.10 AVALIAÇÃO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO EM ALTAS PRESSÕES E 

ALTAS TEMPERATURAS 

 

Foram realizadas avaliações da reologia e da filtração dos fluidos sob condições 

elevadas de temperatura e pressão. Conforme discutido anteriormente, embora a classificação 

de poços como HPHT exija pressões superiores a 69 MPa (10.000 psi) e temperaturas acima de 

150 ºC (SMITHSON, 2016), neste trabalho, a terminologia altas pressões e altas temperaturas 

foi empregada com base nos parâmetros de pressão e temperatura definidos pelas práticas 

padronizadas pela API (2009, 2012). 

 

4.10.1 Reologia em altas pressões e altas temperaturas 

 

A reologia dos fluidos de perfuração em condições de altas pressões e altas 

temperaturas foi investigada com o objetivo de simular o comportamento do fluido em diversas 

condições possíveis em poços de grande profundidade. Os ensaios foram realizados utilizando 

um viscosímetro da marca Chandler, modelo 7500, na LabCim-UFRN. 

Os parâmetros de operação para a avaliação em altas pressões e altas temperaturas 

variam e dependem do objetivo específico do estudo. Os limites operacionais do viscosímetro 

utilizado são de 30.000 psi e 316 ºC. Os parâmetros de avaliação selecionados para os fluidos 

desta pesquisa estão detalhados na Tabela 4.2. 

 

Tabela 4.2 – Parâmetros para reologia em altas pressões e altas temperaturas 

Condição Pressão Temperatura 

1 (LPLT) 14,7 psig 25,0 ºC 

2 830,0 psig 25,0 ºC 

3 4000,0 psig 60,0 ºC 

4 5700,0 psig 80,0 ºC 

5 7700,0 psig 103,0 ºC 
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A metodologia de teste consiste na homogeneização dos fluidos antes das análises, 

seguida do preenchimento do copo do viscosímetro. A programação do equipamento é realizada 

pelo operador, e as leituras são efetuadas de maneira automatizada. 

 

4.10.2 Filtração em alta pressão e alta temperatura 

 

A filtração em alta pressão e alta temperatura foi realizada para todos os fluidos 

utilizando um filtro prensa da Fann Series 387 API HPHT, no LabCim-UFRN. Os parâmetros 

selecionados para os testes foram: 500 psig e 150 ºF (equivalente a 66 ºC). 

A metodologia utilizada para a realização das análises é semelhante à descrita na seção 

4.7.4, com as únicas diferenças práticas sendo a necessidade de aquecer a célula e o fluido à 

temperatura de operação antes de iniciar o procedimento e a montagem da célula, que é 

diferente da LPLT. Adicionalmente, o papel de filtro utilizado é menor em comparação ao 

empregado na filtração LPLT, o que requer o cálculo de um fator de correção da área de 

filtração para ajustar os valores de perda inicial de fluido (spurt loss), velocidade de filtração e 

volume de filtrado. O valor calculado foi de 2,1156. 
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5 RESULTADOS E DISCUSSÃO 

 

5.1 ÓLEO DE COCO SAPONIFICADO 

 

Antes de realizar a síntese do óleo de coco saponificado (OCS), o índice de 

saponificação (IS) do óleo de coco foi determinado. Para garantir a precisão dos resultados, as 

padronizações das soluções utilizadas foram realizadas em triplicata, e a determinação do IS foi 

feita em duplicata. Os resultados obtidos para o IS encontram-se na Tabela 5.1: 

 

Tabela 5.1 – Dados experimentais para o índice de saponificação do óleo de coco 

Ensaio móleo (g) Vbranco,triplicata (mL) Vtit. (mL) IS (mg/g óleo) 

1 2,0015 
20,78 ± 0,17 

2,8 269,19 

2 2,0500 2,6 265,75 
móleo é a massa de óleo utilizada em cada ensaio, Vbranco,triplicata é o valor da triplicata da titulação do branco da reação, Vtit 

é o volume titulado após a saponificação para cada ensaio, e IS é o índice de saponificação para cada ensaio. 

 

O valor médio do IS do óleo de coco foi determinado como 267,47 ± 1,72 mg de 

KOH/g de óleo, consistente com os valores reportados na literatura para óleo de coco (APCC, 

2009; SENEVIRATNE e JAYATHILAKA, 2016). Marina et al. (2009) avaliaram o IS de óleos 

de coco virgens comercializados na Malásia e Indonésia, encontrando valores entre 250,07 e 

260,67 mg de KOH/g de óleo. Martins, Santos e Conceição (2020), por sua vez, analisaram 

amostras de óleo de coco extravirgem e artesanal, encontrando valores inferiores, variando de 

222 a 233 mg de KOH/g de óleo. O índice de saponificação elevado do óleo de coco, quando 

comparado a outros óleos vegetais, é atribuído à menor média de tamanho de cadeia de seus 

ácidos graxos (SENEVIRATNE e JAYATHILAKA, 2016). 

Com o valor do IS calculado, deu-se continuidade ao processo de síntese do OCS. A 

Figura 5.1 mostra o OCS produzido. 
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Figura 5.1 – Óleo de coco saponificado produzido 

 

 

O rendimento médio da síntese de OCS obtido a partir de cada 100 g de óleo de coco 

extravirgem foi de 157,82 ± 3,61 g, imediatamente após a etapa de evaporação do álcool. Após 

um período de 24 horas do término do experimento, o rendimento médio do OCS seco foi de 

144,02 ± 0,88 g para cada 100 g de óleo. Para assegurar a reprodutibilidade dos resultados, 

foram realizadas cinco bateladas, empregando cinco frascos de óleo de coco da mesma marca 

e tipo. 

O valor de 144,02 ± 0,88 g refere-se à massa total de OCS e glicerina obtida, conforme 

ilustrado pela equação da reação apresentada na Figura 3.12. De acordo com o balanço 

estequiométrico da saponificação, para cada mol de óleo reagido, 1 mol de glicerol e 3 mols de 

sabão são produzidos. Assim, o rendimento obtido corresponde, aproximadamente, a 108 g de 

OCS e 36 g de glicerina. Contudo, essa massa inclui a presença de umidade e excesso de NaOH, 

os quais necessitam de quantificação para avaliação precisa do produto final. 

A caracterização adicional do OCS por meio de Espectroscopia de Infravermelho por 

Transformada de Fourier (FTIR) e Microscopia Eletrônica de Varredura (MEV) estão 

localizadas nos apêndices G e H, respectivamente. 
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5.1.1 Concentração micelar crítica 

 

A concentração micelar crítica (C.M.C.) do OCS foi determinada por meio da análise 

da tensão superficial em um tensiômetro de pressão de bolha. A avaliação da C.M.C. foi 

realizada em duplicata para o OCS em água destilada (Figura 5.2) e em solução salina com 2% 

de NaCl (Figura 5.3).  

 

Figura 5.2 – Curvas de C.M.C. para OCS em água destilada em duplicata, sendo (a) ensaio 1 e 

(b) ensaio 2 
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Figura 5.3 – Curvas de C.M.C. para OCS em solução salina com 2% NaCl em duplicata, 

sendo (a) ensaio 1 e (b) ensaio 2 

 

 

Para identificar o ponto de inflexão das curvas, as equações correspondentes a cada 

reta do gráfico foram igualadas, considerando a intersecção das retas em 𝑦1 = 𝑦2. Assim, o 

valor da C.M.C. corresponde ao valor de 𝑥 obtido nesse cálculo. A Tabela 5.2 apresenta os 

valores da C.M.C. para o OCS em água destilada e em solução salina com 2% de NaCl. 
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Tabela 5.2 – Valores da C.M.C. do OCS 

Solução C.M.C. (g/L) 

Água Destilada 2,159 ± 0,012 

Salmoura (2% NaCl) 0,998 ± 0,02 

 

A C.M.C. do OCS é significativamente reduzida pela presença de sal, apresentando 

uma diminuição de, aproximadamente, 53,8%. 

A redução da C.M.C. de tensoativos iônicos em meio salino ocorre devido à interação 

dos íons do sal com os grupos hidrofílicos dos tensoativos, promovendo a blindagem das cargas 

e diminuindo a repulsão eletrostática entre as porções polares. Esse mecanismo facilita a 

organização das moléculas em micelas, aumentando a proximidade entre as porções polares e 

afastando as cadeias hidrofóbicas do meio aquoso. Como resultado, a energia necessária para a 

formação de micelas é reduzida, diminuindo a C.M.C. Em tensoativos não-iônicos, a redução 

ocorre principalmente pela desidratação da porção hidrofóbica (BHATTARAI, SHRIVASTAV 

e ADHIKARI, 2014; MIYAGISHI, OKADA e ASAKAWA, 2001). 

Os dados completos dos experimentos, incluindo a construção dos gráficos e a 

determinação da C.M.C., estão disponíveis no Apêndice I. Ainda,  

 

5.2 CARACTERIZAÇÃO FÍSICO-QUÍMICA SISTEMAS EMULSIONADOS 

 

Os sistemas emulsionados apresentam diversas características vantajosas para a 

indústria de petróleo, tais como baixa tensão superficial, capacidade de inibir o inchamento de 

argilas e solubilização de fase oleosa. No contexto dos fluidos de perfuração, algumas dessas 

propriedades dos sistemas emulsionados contribuem para funções essenciais, como a formação 

de um reboco eficaz e flexível, controle de pressão do poço, aumento da resistência térmica e 

melhoria da lubricidade. 

Para avaliar essas características das emulsões, foram analisadas propriedades 

específicas: pH, tensão superficial, potencial zeta, reologia e viscosidade. 

 

5.2.1 Tensão superficial e pH 

 

A baixa tensão superficial de tensoativos solúveis em água é desejada para a 

formulação de fluidos emulsionados do tipo óleo-em-água (O/W). Isso ocorre porque a 
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solubilização do tensoativo em água reduz a tensão superficial do sistema, facilitando o 

encapsulamento das gotículas de óleo, que adquirem forma devido à curvatura na interface 

água-óleo, promovendo a formação de emulsões mais estáveis (CAENN, DARLEY e GRAY, 

2017; JHA, MAHTO e SAXENA, 2015). 

O pH das emulsões também influencia diretamente sua estabilidade, especialmente 

quando o tensoativo possui caráter iônico. O balanço de cargas torna-se, então, um fator 

determinante. O pH das emulsões impacta, ainda, o pH do fluido de perfuração, o qual deve 

permanecer entre 9 e 11 para uma performance adequada (AMOCO, 1994; KUMAR e 

MITTAL, 1999). 

Na Tabela 5.3, estão apresentados os valores de tensão superficial e pH das emulsões 

formuladas para este estudo. 

 

Tabela 5.3 – Dados físico-químicos das emulsões 

Emulsão FA FO FT 
ρemulsão 

(g/cm3) 
pH Tens. Sup. (mN/m) 

E1 75% 10% 15% 
1,0020 ± 

0,0075 
10,45 33,6 

E2 75% 10% 15% 
1,0900 ± 

0,0169 
10,55 32,6 

E3 90% 5% 5% 
1,0150 ± 

0,0125 
10,60 37,5 

E4 90% 5% 5% 
1,0295 ± 

0,0208 
10,56 39,3 

FA = fase aquosa (água destilada ou solução glicerina-água); FO = fase oleosa (óleo de coco ou óleo de pinho); FT = fase 

tensoativo (OCS); Tens. Sup. = tensão superficial 

 

Para a aferição das massas específicas das emulsões, utilizou-se a técnica de 

picnometria em balança analítica (precisão de 0,1 mg) em triplicata. Inicialmente, 

determinaram-se os volumes dos picnômetros a partir da massa de água contida em cada um; 

posteriormente, as mesmas medições foram realizadas com as emulsões, permitindo o cálculo 

da massa específica das amostras através da pesagem desses sistemas. Os dados na Tabela 5.3 

indicam pouca variação nas massas específicas entre as emulsões. Emulsões com glicerina na 

fase aquosa (E2 e E4) apresentaram maior densidade em relação às emulsões com água 

destilada. 

As emulsões mostraram-se levemente alcalinas e com baixa variação de pH entre as 

formulações, o que se deve em grande parte ao tensoativo, que contém excesso de NaOH de 

sua síntese. Esse hidróxido de sódio residual eleva o pH das emulsões, o que é favorável para a 
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formulação dos fluidos, considerando que outros componentes dos fluidos de perfuração, como 

íons carbonato, podem aumentar ainda mais o pH. 

Para as medições de tensão superficial, empregou-se água destilada e álcool etílico 

99,5%, conforme recomendado pelo manual do tensiômetro SensaDyne QC6000. Em 25 ºC, as 

tensões superficiais da água e do álcool etílico são, respectivamente, de 72 mN/m e 32 mN/m. 

As emulsões E1 e E2 apresentaram menores valores de tensão superficial em comparação com 

E3 e E4, devido à maior concentração de tensoativos nas primeiras. Os valores de tensão 

superficial das emulsões de pinho foram muito próximos do limite inferior da calibração do 

equipamento, o que evidencia a eficiência do tensoativo em diminuir as tensões superficiais das 

emulsões. 

 

5.2.2 Potencial zeta 

 

O potencial zeta é outro parâmetro relevante na avaliação das emulsões, especialmente 

quando essas possivelmente estarão sob condições de pressão e temperatura variadas, comuns 

em fluidos de perfuração. Os valores de potencial zeta das emulsões estão dispostos na Tabela 

5.4. 

 

Tabela 5.4 – Valores de potencial zeta das emulsões 

Emulsão Potencial Zeta (mV) 

E1 -61,03 ± 10,04 

E2 -47,63 ± 14,34 

E3 -37,77 ± 2,36 

E4 -24,57 ± 0,58 

 

As emulsões com maior concentração de tensoativo (E1 e E2) demonstraram 

potenciais zeta mais elevados, sugerindo alta estabilidade. Embora as emulsões formuladas com 

óleo de coco (E3 e E4) tenham potenciais zeta absolutos inferiores às emulsões de óleo de 

pinho, ainda assim são estáveis, de acordo com os critérios da literatura, que estabelecem 

±25 mV como limite para emulsões estáveis (CHOUAIBI, 2022; CLOGSTON e PATRI, 2011; 

SHARMA et al., 2014; TADROS, 2014). Observa-se, porém, que a emulsão E4 está abaixo 

desse limite, o que pode significar uma tendência maior a coalescer. A presença de glicerina, 

substância menos polar que a água, reduziu o potencial zeta das emulsões através da diminuição 

da repulsão eletrostática entre as partículas, o que pode impactar a estabilidade do sistema. 
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Os valores negativos do potencial zeta nas emulsões analisadas confirmam o caráter 

aniônico do tensoativo utilizado, o que favorece a repulsão eletrostática entre partículas e 

contribui para a estabilidade dos fluidos de perfuração, cuja formulação inclui componentes 

com carga negativa, como carbonato de cálcio (CaCO3), goma xantana (GX), 

carboximetilcelulose (CMC) e bentonita. 

 

5.2.3 Reologia e viscosidade 

 

Estudos de reologia e viscosidade das emulsões revelam informações sobre a 

estabilidade e resistência ao cisalhamento, fundamentais para fluidos de perfuração. As figuras 

abaixo apresentam o comportamento reológico das emulsões E1 a E4 e dos óleos de pinho e de 

coco. 

 

Figura 5.4 – Reologias das emulsões de óleo de pinho 

 

 

Figura 5.5 – Reologias das emulsões de óleo de coco 
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Figura 5.6 – Reologia do óleo de pinho 

 

 

Figura 5.7 – Reologia do óleo de coco 

 

 

Observou-se um comportamento linear em relação à taxa de cisalhamento aplicada às 

emulsões e aos óleos, indicando um possível comportamento newtoniano. A modelagem desses 

sistemas permite analisar se os comportamentos observados se classificam ou não como 

newtonianos. A Tabela 5.5 dispõe os resultados das modelagens em termos dos parâmetros dos 

modelos, erro total (SEQ) e coeficiente de determinação do modelo. 

 

Tabela 5.5 – Modelagem reológica para as emulsões e os óleos 

 Modelo Power Law Modelo Bingham 

 k (Pa.s-n) n SEQ R2 τ0 (Pa) μP (Pa.s) SEQ R2 

E1 0,007 0,866 0,051 0,997 0,169 0,002 0,005 1,000 

E2 0,014 0,971 0,039 1,000 0,148 0,011 0,011 1,000 

Pinho 0,006 1,004 0,044 0,999 - - - - 

E3 0,004 0,836 0,030 0,993 0,109 0,001 0,008 0,998 

E4 0,011 0,794 0,155 0,990 0,265 0,002 0,072 0,995 

Coco 0,042 1,007 0,009 1,000 - - - - 
k = coeficiente de consistência; n = coeficiente de comportamento; SEQ = soma dos erros ao quadrado; τ0 = tensão crítica de escoamento; 

μP = viscosidade plástica; R2 = coeficiente de determinação 
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A análise experimental mostrou que os óleos de pinho e coco apresentam 

comportamento newtoniano (n = 1,0), enquanto todas as emulsões indicaram valores de n 

diferentes de 1,0. A modelagem pelo modelo de Bingham ajustou-se bem aos dados 

experimentais, com erros baixos e coeficientes de determinação próximos de 1,0. 

Por fim, os valores de viscosidades à 25 ºC para as emulsões e os óleos são mostrados 

na Tabela 5.6. 

 

Tabela 5.6 – Viscosidade das emulsões e dos óleos vegetais 

Sistema μ (mPa.s) 

E1 2,655 ± 0,011 

E2 11,47 ± 0,048 

Pinho 5,787 ± 0,062 

E3 1,344 ± 0,005 

E4 2,724 ± 0,021 

Coco 9,653 ± 0,040 

1 mPa.s = 1 cP 

 

Em geral, emulsões contendo glicerina são mais viscosas que aquelas com água 

destilada. Apesar da alta viscosidade do óleo de coco a temperatura ambiente, suas emulsões 

são menos viscosas devido à baixa concentração de óleo (5%) e tensoativo (5%). Por outro 

lado, emulsões de pinho, em especial a E2, apresentam viscosidade consideravelmente maior 

devido à maior concentração de óleo (10%) e tensoativo (15%). Observou-se que as interações 

entre fases no sistema contribuem mais para a viscosidade do que os componentes individuais 

(KUMAR e MITTAL, 1999). 

 

5.3 AVALIAÇÃO DOS FLUIDOS DE PERFURAÇÃO 

 

5.3.1 Caracterização dos aditivos dos fluidos de perfuração 

 

As caracterizações adicionais dos aditivos dos fluidos de perfurações estão localizadas 

nos apêndices G, para a espectroscopia de infravermelho do óleo de pinho; J, para a análise 

granulométrica do redutor de filtrado; K, para o potencial zeta e tamanho de partícula dos 

polissacarídeos goma xantana e carboximetilcelulose; e L, para a difração de raios-X dos 

aditivos redutor de filtrado (CaCO3) e argila (bentonita). 
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5.3.1.1 Determinação da massa específica dos aditivos 

 

As massas específicas dos aditivos foram determinadas para auxiliar na formulação 

dos fluidos de perfuração conforme os balanços de massa apresentados nas seções 3.1.5 e 4.5, 

com os resultados expostos na Tabela 5.7. 

 

Tabela 5.7 – Massas específicas dos aditivos de fluido de perfuração 

Aditivo ρ (g/cm3) ρ (lb/bbl) 

Barita 4,516 1582,89 

Bentonita 2,3494 823,481 

CaCO3 2,8362 994,108 

GX 1,5003 525,866 

CMC 1,6701 585,382 
lb/bbl = libra por barril; 1 g/cm3 = 350,51 lb/bbl 

 

5.3.2 Formulação dos fluidos de perfuração 

 

A formulação dos fluidos foi baseada nos balanços de massa (seção 3.1.5), utilizando 

as massas específicas das emulsões (Tabela 5.3) e dos aditivos (Tabela 5.7). As composições 

resultantes estão na Tabela 5.8. 
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Tabela 5.8 – Composições dos fluidos de perfuração 
   Fluidos 

 Funções F1 F2 F3 F4 

Componentes 

das Emulsões 

(g) 

Água 

Base do fluido 

241,66 202,23 294,85 225,23 

Glicerina – 67,41 – 75,08 

Óleo de Coco – – 16,38 16,68 

Óleo de Pinho 32,22 35,95 – – 

OCS 48,33 53,93 16,38 16,68 

Massa total da emulsão (g) - 322,22 359,52 327,61 333,67 

Aditivos (g) 

Barita Adensante 65,00 28,00 60,00 54,00 

CaCO3 
Redutor de 

filtrado 
15,00 15,00 15,00 15,00 

Bentonita 
Modificador 

reológico 
5,00 5,00 5,00 5,00 

CMC 
Redutor de 

filtrado 
3,00 3,00 3,00 3,00 

GX Viscosificante 1,75 1,75 1,75 1,75 

NaCl Eletrólito 7,79 7,79 7,79 7,79 

HCl (sol, 4,0 mol/L) (cm3) - 20,00 20,00 20,00 20,00 

ρprojetado (g/cm3)  1,20 1,20 1,20 1,20 

Vprojetado (cm3)  350,0 350,0 350,0 350,0 

 

Observa-se que as massas totais das emulsões diferem entre os fluidos devido às 

variações de densidade entre elas. A quantidade de aditivos é constante em todos os fluidos, 

exceto para a barita, um material inerte, cuja massa varia de acordo com o fluido para manter a 

massa específica projetada. Isso é necessário, pois fases contínuas/dispersas com diferentes 

densidades produzem volumes distintos caso a mesma massa seja aplicada a ambos os fluidos, 

o que alteraria a concentração dos aditivos. 

A formulação dos fluidos de perfuração considerou o volume total dos fluidos fixo em 

350 cm3, garantindo que esse é o valor máximo que supre todas as análises subsequentes. A 

massa específica planejada foi de 1,20 g/cm3. Para ajustar o pH, foi adicionado 20 cm3 de uma 

solução de HCl a 4,0 mol/L, visto que valores de pH acima de 12 foram inicialmente observados 

durante a formulação. Por fim, para garantir uniformidade nas concentrações de aditivos entre 

os fluidos, os volumes equivalentes dos aditivos foram calculados e os resultados estão na 

Tabela 5.9. 
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Tabela 5.9 – Cálculo do volume dos aditivos dos fluidos de perfuração 

Aditivos ρ (g/cm3) 

F1 F2 F3 F4 

m (g) 
V 

(cm3) 
m (g) 

V 

(cm3) 
m (g) 

V 

(cm3) 
m (g) 

V 

(cm3) 

Barita 4,516 65,00 14,39 28,00 6,20 60,00 13,29 54,00 11,96 

CaCO3 2,836 15,00 3,32 15,00 3,32 15,00 3,32 15,00 3,32 

Bentonita 2,349 5,00 1,11 5,00 1,11 5,00 1,11 5,00 1,11 

CMC 1,670 3,00 0,66 3,00 0,66 3,00 0,66 3,00 0,66 

GX 1,500 1,75 0,39 1,75 0,39 1,75 0,39 1,75 0,39 

NaCl 2,160 7,79 1,72 7,79 1,72 7,79 1,72 7,79 1,72 

Totais 97,54 21,60 60,54 13,41 92,54 20,49 86,54 19,16 

 

Os mesmos cálculos foram realizados para as emulsões, como apresentado na Tabela 

5.10. 

 

Tabela 5.10 – Cálculo do volume das emulsões 

Emulsões m (g) ρ (g/cm3) V (cm3) 

E1 322,22 1,002 321,574 

E2 359,52 1,090 329,834 

E3 327,61 1,015 322,768 

E4 333,67 1,030 324,111 

 

Com base nos dados da Tabela 5.9 e da Tabela 5.10, foram calculados a massa e o 

volume dos fluidos de perfuração, conforme ilustrado na Tabela 5.11. 

 

Tabela 5.11 – Cálculo dos volumes e densidades dos fluidos de perfuração 

Fluidos mF (g) VF (cm3) ρF (g/cm3) 

F1 419,76 343,17 1,223 

F2 420,06 343,24 1,224 

F3 420,15 343,26 1,224 

F4 420,21 343,27 1,224 
F = fluido 

 

A Tabela 5.11 mostra que os volumes dos fluidos estão ligeiramente abaixo dos 

350 cm3 projetados e que os fluidos são um pouco mais densos do que o inicialmente previsto, 

devido a ajustes de arredondamento para converter massas teóricas em valores práticos. Essas 

variações permanecem dentro de uma margem aceitável de 2% dos valores projetados. 
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Com os volumes dos fluidos calculados, as concentrações dos aditivos nos fluidos de 

perfuração foram finalmente determinadas, como demonstrado na Tabela 5.12. 

 

Tabela 5.12 – Concentrações dos aditivos nos fluidos de perfuração 
 F1 F2 F3 F4 

Aditivos (g/cm3) (lb/bbl) (g/cm3) (lb/bbl) (g/cm3) (lb/bbl) (g/cm3) (lb/bbl) 

Barita 0,1894 66,39 0,0816 28,59 0,1748 61,27 0,1573 55,14 

CaCO3 0,0437 15,32 0,0437 15,32 0,0437 15,32 0,0437 15,32 

Bentonita 0,0146 5,11 0,0146 5,11 0,0146 5,11 0,0146 5,11 

CMC 0,0087 3,06 0,0087 3,06 0,0087 3,06 0,0087 3,06 

GX 0,0051 1,79 0,0051 1,79 0,0051 1,79 0,0051 1,79 

NaCl 0,0227 7,96 0,0227 7,95 0,0227 7,95 0,0227 7,95 
lb/bbl = libra por barril; 1 g/cm3 = 350,51 lb/bbl 

 

As concentrações de CaCO3, bentonita, CMC, GX e NaCl são mantidas iguais em 

todos os fluidos formulados, garantindo que esses fluidos possuam propriedades comparáveis 

no que diz respeito a esses componentes. Isso permite que apenas as emulsões sirvam como 

fator de variação no comportamento observado nos testes realizados. 

 

5.3.3 Avaliação dos fluidos de perfuração em baixa pressão e baixa temperatura 

 

Os fluidos de perfuração formulados foram avaliados em condições de LPLT, 

considerando medições reológicas e de filtração estática. A massa específica final e o pH dos 

fluidos foram medidos em laboratório e estão apresentados na Tabela 5.13. 

 

Tabela 5.13 – Massa específica e pH dos fluidos de perfuração 

Propriedade 
F1 

(Pinho; Água) 

F2 

(Pinho; GA 1:3) 

F3 

(Coco; Água) 

F4 

(Coco; GA 1:3) 

pH 10,41 ± 0,12 10,69 ± 0,13 10,50 ± 0,15 10,26 ± 0,39 

ρ (g/cm3) 1,11 ± 0,01 1,04 ± 0,03 1,02 ± 0,02 1,05 ± 0,01 

ρ (lb/gal) 9,22 ± 0,04 8,68 ± 0,25 8,47 ± 0,13 8,72 ± 0,38 
lb/gal = libra por galão; 1 g/cm3 = 8,345 lb/gal 

 

Todos os fluidos de perfuração apresentaram densidade acima de 1,0 g/cm3, valor 

inferior ao projetado (1,2 g/cm3). Essa diferença deve-se à formação de espuma durante a 

formulação, que impediu o uso do misturador Hamilton Beach HMD200, equipamento 

amplamente utilizado para homogeneizar fluidos de perfuração (AMOCO, 1994; CAENN; 

DARLEY; GRAY, 2017). A adição de uma solução de ácido clorídrico 4,0 mol/L foi eficaz 
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para ajustar o pH dos fluidos, inicialmente em torno de 12,45 ± 0,25, para os valores 

apresentados na tabela. O pH foi medido na superfície sob agitação para obter uma média 

representativa do fluido. Além disso, apesar de os fluidos terem sido formulados com sistemas 

emulsionados bifásicos, não foi observada qualquer separação de fases, mesmo após 30 dias de 

armazenamento. Cabe ressaltar que, embora as emulsões E2 a E4 tenham apresentado duas 

fases bem definidas, os fluidos de perfuração formulados não exibiram separação de fases após 

sua preparação. Durante todas as análises realizadas neste estudo, não foi observada qualquer 

evidência de separação de fases nos fluidos de perfuração investigados, o que indica a 

estabilidade das formulações sob as condições avaliadas. 

Os ensaios reológicos dos fluidos foram realizados em duplicata, com os resultados 

reológicos apresentados na Figura 5.8. 

 

Figura 5.8 – Curvas de fluxo dos fluidos de perfuração em LPLT 

 

 

Analisando os dados dos fluidos F1 a F4, observa-se um comportamento não-

newtoniano em todos os fluidos. Destaca-se que, os fluidos F1 e F2 apresentaram propriedades 

reológicas superiores às dos fluidos F3 e F4, resultado das maiores viscosidades das emulsões 

E1 e E2 utilizadas em suas formulações. Em baixas taxas de cisalhamento, os fluidos que 

compartilham a mesma fase oleosa apresentaram valores de tensão semelhantes; entretanto, 

com o aumento da taxa de cisalhamento, as diferenças se tornaram mais evidentes. Além disso, 
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os fluidos contendo 25% da fase aquosa composta por glicerina apresentaram maior resistência 

reológica, atribuída ao incremento de viscosidade proporcionado por esse composto. Todos os 

fluidos analisados exibiram comportamento com histerese. 

A Figura 5.9 ilustra a modelagem das reologias dos fluidos F1 a F4 utilizando os 

modelos de Lei de Potência, Bingham e Herschel-Bulkley. 

 

Figura 5.9 – Modelagem das curvas de fluxo em LPLT dos fluidos de perfuração (a) F1, (b) 

F2, (c) F3 e (d) F4 

 

 

Na Figura 5.9, observa-se que o modelo plástico de Bingham apresentou uma 

discrepância considerável entre os dados calculados e os experimentais, em todas as taxas de 

cisalhamento. Já os modelos de Lei de Potência e Herschel-Bulkley ajustaram-se bem aos dados 

experimentais, sendo que, para taxas de cisalhamento elevadas, o modelo de Herschel-Bulkley 

demonstrou melhor precisão nas previsões de tensão, especialmente para os fluidos F1 e F2. 



103 

 

Para melhor avaliação da modelagem da reologia dos fluidos, os parâmetros dos 

modelos estão detalhados na Tabela 5.14. 

 

Tabela 5.14 – Parâmetros dos modelos calculados para modelagem da reologia LPLT 

Modelos F1 F2 F3 F4 

Plástico 

de 

Bingham 

τ0 (Pa) 34,85 ± 1,28 34,19 ± 1,60 26,22 ± 1,71 22,14 ± 3,24 

μP (Pa.s) 0,08 ± 0,00 0,10 ± 0,00 0,08 ± 0,01 0,09 ± 0,00 

SEQ 481,2 ± 81,5 747,7 ± 105,0 566,0 ± 200,9 727,1 ± 309,1 

R2 0,910 ± 0,01 0,905 ± 0,02 0,925 ± 0,01 0,924 ± 0,01 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 12,9 ± 0,40 10,3 ± 0,81 7,4 ± 1,899 4,8 ± 1,28 

n 0,30 ± 0,00 0,36 ± 0,01 0,38 ± 0,05 0,45 ± 0,04 

SEQ 56,2 ± 12,5 156,3 ± 82,7 199,9 ± 162,6 231,0 ± 179,2 

R2 0,99 ± 0,00 0,981 ± 0,01 0,994 ± 0,00 0,994 ± 0,00 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 16,53 ± 0,96 14,31 ± 1,54 8,59 ± 3,84 7,22 ± 3,42 

k (Pa.s) 4,03 ± 0,77 3,89 ± 0,02 3,53 ± 0,32 2,44 ± 0,05 

n 0,45 ± 0,02 0,48 ± 0,00 0,48 ± 0,01 0,54 ± 0,00 

SEQ 3,5 ± 3,1 94,7 ± 92,5 176,8 ± 176,5 200,0 ± 199,6 

R2 0,999 ± 0,00 0,988 ± 0,01 0,999 ± 0,00 0,996 ± 0,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; n = índice de comportamento; k = fator de 
consistência; SEQ = soma dos erros quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

Os modelos de Lei de Potência e Herschel-Bulkley oferecem os melhores ajustes aos 

dados experimentais, conforme os coeficientes de determinação (R2). Entretanto, o coeficiente 

de determinação avalia apenas a qualidade do ajuste geral, não considerando discrepâncias em 

pontos individuais. Assim, calculou-se o SEQ para cada modelo, sendo este a soma dos 

quadrados das diferenças entre os valores experimentais e os calculados para cada ponto. O 

modelo de Herschel-Bulkley obteve os menores valores de SEQ, confirmando ser o melhor 

ajuste para os dados reológicos em condições LPLT. 

No modelo de Herschel-Bulkley, o parâmetro n representa o índice de comportamento 

do fluido, indicando o caráter newtoniano ou não-newtoniano do fluido. Valores de n =  1 

indicam comportamento newtoniano (quando associados a τ0 nulo), enquanto valores 

diferentes de 1 apontam para comportamentos dilatante ou pseudoplástico, respectivamente. Os 

fluidos F1 a F4 apresentaram valores de n menores que 0,55, caracterizando comportamento 

pseudoplástico, adequado para fluidos de perfuração. Observa-se que, os fluidos formulados 

com óleo de pinho apresentam limites de escoamento cerca de duas vezes superiores aos obtidos 

com óleo de coco. 
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O índice de consistência k, expresso em Pa. s, representa a capacidade do fluido em 

transportar cascalhos e sua resistência ao fluxo. Embora as viscosidades das emulsões bases 

dos fluidos sejam bastante diferentes, os fluidos F1, F2 e F3 apresentaram valores de k 

semelhantes. 

A Figura 5.10 apresenta as propriedades reológicas dos fluidos, incluindo viscosidade 

aparente e plástica (VA e VP, respectivamente), limite de escoamento (LE) e forças de gel 

inicial (G0) e final (Gf). 

 

Figura 5.10 – Propriedades reológicas em LPLT dos fluidos de perfuração 

 

 

A VP reflete a concentração e forma das partículas em suspensão, sendo praticamente 

equivalente entre os fluidos, devido à similaridade dos materiais particulados, exceto a barita. 

A VA, que reflete a viscosidade global, foi maior para os fluidos F2 e F4 em relação a F1 e F3, 

respectivamente, devido à presença de glicerina nas emulsões base. Observou-se, um 

comportamento similar no LE, que foi mais elevado nos fluidos F2 e F4, associado ao aumento 

da VA. Os fluidos de óleo de coco apresentaram valores globais de LE inferiores aos de óleo 

de pinho, o que pode ser atribuído à maior concentração de tensoativos nos fluidos F1 e F2, que 
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conferem maior consistência e estabilidade entre as fases, além de promoverem repulsão 

eletrostática elevada e interações com o sal presente. 

Quanto aos géis desenvolvidos, a presença de glicerina mostrou pouca influência sobre 

os valores de G0 e Gf para os fluidos F1 e F2, ao passo que os fluidos F3 e F4 apresentaram 

ligeira variação entre os valores. Para a estabilidade dos fluidos, o ideal é que a diferença entre 

G0 e Gf seja nula ou a mínima possível, indicando pouca dependência do tempo para o 

desenvolvimento de estrutura gel (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017; RAMSEY, 2019). Nos 

fluidos F1 a F4, o desenvolvimento das estruturas de gel ao longo do tempo resultou em um 

aumento nos valores de gel de 20,7%, 16,5%, 32,7% e 38,3%, respectivamente, com base na 

diferença relativa entre os valores finais e iniciais. Observou-se um maior desenvolvimento de 

gel nos fluidos com maior conteúdo de água, o que pode ser atribuído à hidratação dos 

polímeros e da bentonita presentes na formulação. 

Além da avaliação reológica, foram realizados ensaios de filtração estática cujos 

resultados estão na Figura 5.11.  

 

Figura 5.11 – Propriedades de filtração LPLT dos fluidos de perfuração 

 

 

As propriedades de filtração dos fluidos de perfuração foram avaliadas para determinar 

a capacidade dos fluidos em formar reboco e a eficiência deste na formação em termos de 

quantidade de líquido filtrado durante os ensaios. Na Figura 5.11, são apresentadas 

propriedades como o volume de filtrado, correspondente ao volume total coletado; a taxa de 

filtração estática, que mede a velocidade de filtração com base nos volumes obtidos aos 7,5 

minutos (primeiro quarto do tempo total) e aos 30 minutos; e a espessura da torta de filtro, que 
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possui grande importância em operações de perfuração, pois rebocos muito espessos podem 

causar a aderência da coluna de perfuração. 

Os cálculos dos volumes de jato inicial para todos os fluidos resultaram em valores 

iguais a zero, indicando que nenhum dos fluidos apresentou infiltração de líquido antes da 

consolidação do reboco. Esse comportamento evidencia uma elevada eficiência na formação da 

torta de filtro. A ocorrência de jato inicial é geralmente associada a fluidos com baixa 

viscosidade e baixo teor de sólidos ou a fluidos com controle inadequado de filtrado e alta 

viscosidade. No primeiro caso, a baixa viscosidade facilita a rápida infiltração do fluido sob o 

aumento de pressão na célula de filtração, especialmente em fluidos com poucos sólidos, 

dificultando a formação imediata da torta de filtração. No segundo caso, a má qualidade do 

controlador de filtrado, aliada à alta viscosidade, retarda a formação do reboco, permitindo uma 

infiltração inicial de fluido, que tende a reduzir à medida que o reboco se consolida. Assim, 

observa-se que o volume de jato inicial é um parâmetro relevante para avaliar a eficiência dos 

fluidos na formação do reboco (ALSABAGH et al., 2015; KUMAR, 2010). 

Os volumes coletados nas filtrações para os fluidos F3 e F4 foram maiores do que os 

coletados para os fluidos F1 e F2, o que se refletiu em taxas de filtração mais baixas para os 

fluidos formulados com óleo de pinho. Em todos os quatro fluidos, os volumes foram inferiores 

para aqueles contendo glicerina. Em alguns ensaios, o volume de filtrado foi inferior a 0,2 mL, 

menor que o volume mínimo mensurável pelas provetas usadas. Para garantir a 

representatividade adequada dos resultados, os volumes finais foram calculados a partir do nível 

de líquido apresentado nas provetas e aferindo esse volume com pipetas volumétricas. 

A Figura 5.12 apresenta os valores de permeabilidade das tortas de filtro para os 

fluidos de perfuração F1, F2, F3 e F4 em condições de LPLT, avaliados a 25 ºC e 66 ºC. 

 

Figura 5.12 – Permeabilidade das tortas de filtro em LPLT 

 

 

Os resultados mostram uma variação significativa nos valores de permeabilidade, 

evidenciando a influência da temperatura e da composição dos fluidos na eficiência do controle 
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de filtração. Para o fluido F1, a permeabilidade da torta foi reduzida de 3,75×10-5 mD a 25 ºC 

para 2,20×10-5 mD a 66 ºC. Da mesma forma, o fluido F2 apresentou uma redução de 

permeabilidade de 5,75×10-5 mD a 25 ºC para 3,22×10-5 mD a 66 ºC. Esses resultados sugerem 

que o aquecimento favorece o rearranjo das partículas do reboco e a consequente compactação 

das tortas formadas por esses fluidos, reduzindo sua permeabilidade. 

Já os fluidos F3 e F4 exibiram valores de permeabilidade significativamente maiores 

em ambas as temperaturas, indicando menor eficiência no controle da infiltração. Para o fluido 

F3, os valores de permeabilidade foram de 7,45×10-4 mD a 25 ºC e 4,65×10-4 mD a 66 ºC, 

enquanto o fluido F4 apresentou os maiores valores de permeabilidade, sendo 1,25×10-3 mD a 

25 ºC e 3,65×10-4 mD a 66 ºC. Similarmente ao observado para os fluidos de pinho, também 

foi observada uma tendência de redução da permeabilidade com o aumento da temperatura para 

esses fluidos. 

Segundo Caenn, Darley e Gray (2017), uma revisão da literatura sobre a 

permeabilidade de tortas de filtro indica que esses valores estão geralmente na ordem de 10-3 

mD. Assim, observa-se que as permeabilidades das tortas de filtro geradas pelos fluidos F1–F4 

em condições de LPLT estão alinhadas com os valores típicos reportados na literatura. 

A espessura das tortas de filtro foi medida utilizando duas placas de vidro, conforme 

ilustrado na Figura 4.8. Os fluidos emulsionados geraram tortas finas e eficientes. A Figura 5.13 

ilustra uma dessas tortas. 

 

Figura 5.13 – Medição da torta de filtro com paquímetro e placas de vidro 
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Além dos cálculos, realizou-se uma avaliação da flexibilidade do reboco, que é uma 

característica relevante, pois o reboco deve se adaptar a formações rochosas irregulares. Todas 

as tortas apresentaram flexibilidade satisfatória, sem fissuras, separação de camadas ou 

deslizamento ao serem submetidas a estresse. A avaliação consistiu em movimentar o papel de 

filtro com a torta sobre um cilindro de 2 cm de diâmetro, onde o papel formou um ângulo entre 

150º e 180º, como ilustrado na Figura 5.14. 

 

Figura 5.14 – Teste de flexibilidade da torta de filtro 

 

 

Além dessa inspeção de flexibilidade, a homogeneidade das tortas foi observada. 

Todas as amostras apresentaram boa homogeneidade, com tortas de espessura fina, conforme 

ilustrado na Figura 5.14. A Figura 5.15 mostra as tortas de filtro em duplicata para os ensaios 

realizados em LPLT. 
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Figura 5.15 – Fotos das tortas de filtro LPLT em duplicata 

 

 

Para uma análise detalhada das tortas de filtro, incluindo a avaliação do 

empacotamento das partículas do reboco e das estruturas complexas formadas pelos fluidos 

emulsionados que resultaram em tortas flexíveis, de baixa permeabilidade e espessura reduzida, 

foi utilizado um microscópio eletrônico de varredura. Esse equipamento permitiu a obtenção 

de micrografias das superfícies dos rebocos, bem como de suas seções transversais, 

proporcionando uma visão aprofundada das características morfológicas das tortas de filtro. 

No Apêndice H estão apresentadas as análises complementares do papel de filtro e das 

tortas de filtro LPLT por meio de microscopia eletrônica de varredura (MEV). 
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5.3.4 Envelhecimento dinâmico dos fluidos de perfuração 

 

O envelhecimento dinâmico dos fluidos de perfuração emulsionados foi conduzido em 

uma estufa Roller Oven da Fann, modelo 705ES, a uma temperatura de 66 ºC e por um período 

de 16 horas. De acordo com a norma API 13I, a temperatura de 66 ºC é considerada o início do 

intervalo de temperaturas elevadas (API, 2009). No entanto, em condições de alta pressão, as 

temperaturas de fundo de poços de perfuração alcançam 150 ºC e, em casos de altíssimas 

pressões, até 315 ºC (AMANI e AL-JUBOURI, 2012; CAENN, DARLEY e GRAY, 2017; 

HERZHAFT et al., 2001). 

 

5.3.4.1 Massa específica e pH 

 

Os primeiros parâmetros analisados antes e após o envelhecimento foram o pH e a 

massa específica dos fluidos, cujos resultados são apresentados na Tabela 5.15. 

 

Tabela 5.15 – Comparação entre massa específica e pH dos fluidos envelhecidos 

Propriedade 
F1 

(Pinho; Água) 

F2 

(Pinho; GA 1:3) 

F3 

(Coco; Água) 

F4 

(Coco; GA 1:3) 

pHantes 10,29 10,56 10,65 9,87 

pHdepois 10,01 9,82 9,96 9,67 

ρ (g/cm3) antes 1,10 1,01 1,00 1,00 

ρ (g/cm3) depois 1,11 1,12 1,08 1,17 

ρ (lb/gal) antes 9,18 8,43 8,34 8,34 

ρ (lb/gal) depois 9,26 9,35 9,01 9,76 

lb/gal = libra por galão; 1 g/cm3 = 8,345 lb/gal 

 

Observou-se, uma redução nos valores de pH e um aumento na massa específica em 

todos os fluidos de perfuração. A diminuição do pH indica reações químicas internas entre os 

componentes dos fluidos, causadas pela constante agitação e elevação da temperatura. Os 

fluidos F1 e F4 apresentaram uma ligeira redução no pH de 2,72% e 2,03%, respectivamente, 

enquanto os fluidos F2 e F3 exibiram reduções mais acentuadas, de 7,01% e 6,48%. 

O aumento da massa específica deve-se à eliminação parcial de bolhas geradas durante 

a preparação dos fluidos. Em fluidos muito viscosos, a incorporação de microbolhas oriundas 

da formação rochosa é um problema comum. A agitação contínua e o aumento da temperatura 

reduzem a viscosidade, facilitando a liberação dessas bolhas e, consequentemente, aumentando 

a densidade do fluido. Enquanto o fluido F1 apresentou um aumento de 0,91% na massa 
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específica, os fluidos F2, F3 e F4 tiveram incrementos de 10,89%, 8,00% e 17,00%, 

respectivamente. Os valores de pH e massa específica dos fluidos de perfuração são parâmetros 

que dependem diretamente das características específicas da operação de perfuração, tais como 

a formação geológica, a inclinação do poço, entre outros fatores (AMOCO, 1994; CAENN, 

DARLEY e GRAY, 2017). Assim, não é possível realizar julgamentos conclusivos sobre o 

comportamento observado, limitando-se o registro de que tais variações ocorrem nos fluidos 

analisados. 

 

5.3.4.2 Fluidos emulsionados de óleo de pinho 

 

Os resultados dos testes reológicos dos fluidos emulsionados com óleo de pinho, antes 

e após o envelhecimento, estão representados na Figura 5.16. 

 

Figura 5.16 – Curvas de fluxo dos fluidos emulsionados de pinho (a) F1 e (b) F2, antes e após 

o envelhecimento 

 

 

Os fluidos envelhecidos apresentaram reologia superior aos fluidos não envelhecidos, 

sugerindo que a agitação constante à 66 ºC promoveu uma maior hidratação dos polímeros 

CMC e XG e da bentonita. O envelhecimento tende a intensificar as interações entre as 

partículas do fluido (AMOCO, 1994; API, 2009). 

O efeito da glicerina nos fluidos formulados com óleo de pinho foi evidente, com o 

fluido F1 apresentando maior diferença reológica em comparação ao F2. Isso reflete a maior 

hidratação dos polímeros e argila no F1. No F2, a presença de glicerina reduziu o efeito da 

hidratação, promovendo maior similaridade entre as condições testadas. A glicerina, sendo 

higroscópica, diminui a disponibilidade de água, atenuando esse efeito (CHEN et al., 2022). 
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Os resultados das modelagens das curvas de fluxo estão apresentados na Figura 5.17 e 

na Tabela 5.16. 

 

Figura 5.17 – Modelagem das curvas de fluxo dos fluidos emulsionados envelhecidos de 

pinho (a) F1 e (b) F2 

 

 

Tabela 5.16 – Parâmetros da modelagem das curvas de fluxo dos fluidos emulsionados 

envelhecidos de pinho 

Modelos F1 F2 

Plástico 

de 

Bingham 

τ0 (Pa) 48,97 45,21 

μP (Pa.s) 0,09 0,10 

SEQ 1171,5 596,7 

R2 0,85 0,93 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 20,21 16,90 

n 0,27 0,30 

SEQ 6,69 173,94 

R2 1,00 0,98 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 8,62 26,78 

k (Pa.s) 14,47 3,27 

n 0,31 0,51 

SEQ 1,26 3,73 

R2 1,00 1,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; 

n = índice de comportamento; k = fator de consistência; SEQ = soma dos erros 
quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

Os resultados da modelagem das curvas de fluxo demonstraram que o modelo de 

Herschel-Bulkley é o que melhor representa os dados experimentais. 

A avaliação dos parâmetros reológicos dos fluidos está mostrada na Figura 5.18. 
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Figura 5.18 – Propriedades reológicas dos fluidos de perfuração emulsionados antes e após o 

envelhecimento (a) F1 e (b) F2 
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A Figura 5.18 destaca o desenvolvimento das reações internas dos fluidos 

envelhecidos, evidenciado pelo aumento da VA, LE, G0 e Gf. O envelhecimento do fluido F1 

resultou em um aumento mais significativo nos valores de VA e LE em comparação ao 

observado no fluido F2. Tais efeitos são atribuídos ao desenvolvimento das estruturas 

poliméricas que aumentaram a resistência ao cisalhamento. A glicerina no F2 contribuiu para a 

formação de géis mais consistentes. 

Como descrito por Apostolidou, Sarris e Georgakopoulos (2022) a inclinação entre as 

leituras de θ300 e θ600 pode indicar alterações na VP. Nos fluidos F1 e F2, as curvas de fluxo 

acima de θ100 permaneceram paralelas, com variações de viscosidade plástica inferiores a 

± 5,5%, conforme ilustrado na Figura 5.18. 

Os ensaios de filtração LPLT foram realizados após as análises reológicas, com os 

resultados apresentados na Figura 5.19. 
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Figura 5.19 - Propriedades de filtração dos fluidos de perfuração emulsionados antes e após o 

envelhecimento (a) F1 e (b) F2 

 

 

O fluido F2 não exibiu alterações significativas nas propriedades de filtração após o 

envelhecimento, enquanto, para o fluido F1, o volume de filtrado passou de 0,1 mL para 0,2 

mL e um aumento de 40% na taxa de filtração estática. A espessura da torta de filtro aumentou 

em 0,15 mm (14,9%) em relação ao fluido antes do envelhecimento, atribuído ao aumento da 

VA, retardando a formação eficiente da torta. Apesar dos impactos observados no F1, os 

resultados ainda são considerados satisfatórios conforme a literatura (AMOCO, 1994; 

APOSTOLIDOU, SARRIS e GEORGAKOPOULOS, 2022; BAKER HUGHES, 1998; 

SEHLY et al., 2015).  
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A Figura 5.20 mostra as permeabilidades das tortas de filtro antes e depois do 

envelhecimento para os fluidos F1 e F2. 

 

Figura 5.20 – Permeabilidade das tortas de filtro dos fluidos F1 e F2 antes e após o 

envelhecimento 

 

 

A permeabilidade dos fluidos, de modo geral, apresenta valores significativamente 

inferiores ao valor de referência de 10-3 mD relatado por Caenn, Darley e Gray (2017). Além 

disso, observa-se que, enquanto a permeabilidade das tortas formadas pelo fluido F1 aumenta 

com o envelhecimento, ocorre o comportamento oposto para o fluido F2, indicando que este 

último forma um reboco mais estável. Esse fenômeno pode ser atribuído aos efeitos da presença 

de glicerina na formação do reboco e à maior resistência do fluido F2 ao envelhecimento, uma 

hipótese corroborada pelas demais propriedades de filtração previamente analisadas. 

A Figura 5.21 apresenta uma comparação das tortas de filtro obtidas antes e após o 

envelhecimento. 
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Figura 5.21 – Tortas de filtro produzidas em filtração LPLT dos antes (n) e após o 

envelhecimento (e) para os fluidos F1 e F2 

 

 

Todas as tortas apresentaram ausência de fissuras e demonstraram boa flexibilidade.  

 

5.3.4.3 Fluidos emulsionados de óleo de coco 

 

As propriedades reológicas dos fluidos emulsionados com óleo de coco, tanto em sua 

antes quanto após o envelhecimento, são apresentadas na Figura 5.22. 
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Figura 5.22 – Curvas de fluxo dos fluidos emulsionados de coco (a) F3 e (b) F4, antes e após 

o envelhecimento 

 

 

Observou-se que os fluidos envelhecidos apresentaram desempenho reológico inferior, 

indicando uma mudança na formação de estruturas que estabilizam o fluido, principalmente 

relacionada à natureza das interações entre as partículas. No entanto, o fluido F3 mostrou uma 

mudança menor em relação ao fluido F4. A variação de pH reportada na Tabela 5.15, associada 

à comparação entre os fluidos antes e após o envelhecimento, sugere que a agitação constante 

em uma temperatura elevada de 66 °C intensificou a hidratação dos polímeros CMC e XG, bem 

como da bentonita. Esse efeito foi mais acentuado no fluido F3, provavelmente, devido ao seu 

maior teor de água. 

Conforme discutido anteriormente, a glicerina possui características higroscópicas 

(CHEN et al., 2022). A menor disponibilidade de água e a presença de glicerina no fluido F4 

resultou em uma hidratação de polímeros menos intensa, o que refletiu na diminuição da 

reologia de forma mais acentuada em comparação com o fluido F3. Assim, os comportamentos 

reológicos dos fluidos emulsionados com óleo de coco indicaram dois efeitos contrastantes: a 

mudança reológica dos fluidos e a hidratação dos polímeros. Enquanto o primeiro efeito 

resultou na redução dos valores das propriedades reológicas, o segundo efeito proporcionou um 

aumento. 

Os resultados das modelagens das curvas de fluxo para os fluidos F3 e F4 são 

apresentados na Figura 5.23 e na Tabela 5.17. 
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Figura 5.23 – Modelagem das curvas de fluxo dos fluidos emulsionados envelhecidos de coco 

(a) F3 e (b) F4 

 

 

Tabela 5.17 – Parâmetros da modelagem das curvas de fluxo dos fluidos emulsionados 

envelhecidos de coco 

Modelos F3 F4 

Plástico 

de 

Bingham 

τ0 (Pa) 19,32 19,08 

μP (Pa.s) 0,07 0,08 

SEQ 324,9 328,0 

R2 0,92 0,93 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 4,65 4,17 

n 0,42 0,44 

SEQ 11,58 15,19 

R2 1,00 1,00 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 5,30 5,60 

k (Pa.s) 2,67 2,33 

n 0,49 0,52 

SEQ 0,48 0,34 

R2 1,00 1,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; 

n = índice de comportamento; k = fator de consistência; SEQ = soma dos erros 

quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

A modelagem revelou que o modelo de Herschel-Bulkley (HB) representa os dados 

experimentais com maior precisão. Apesar de tanto o modelo de Lei de Potência quanto o de 

HB apresentarem coeficientes de determinação de 1,00, o modelo de HB mostrou uma soma de 

erros inferior. Segundo essa modelagem, os fluidos apresentaram comportamento 

pseudoplástico, com índices de comportamento de 0,49 para F3 e 0,52 para F4. Os valores do 

fator de consistência e da tensão de cisalhamento inicial entre os fluidos foram semelhantes. 
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A Figura 5.24 ilustra a avaliação das propriedades reológicas dos fluidos. 

 

Figura 5.24 – Propriedades reológicas dos fluidos de perfuração emulsionados antes e após o 

envelhecimento (a) F3 e (b) F4 

 

 

Os fluidos F3 e F4 exibiram diferenças significativas nos valores de géis inicial e final 

antes e após o envelhecimento. Para o fluido F3, o gel inicial aumentou de 19,2 lbf/100 ft2 para 

53,3 lbf/100 ft2 (incremento de 178%), enquanto o gel final subiu de 25,6 lbf/100 ft2 para 57,5 

lbf/100 ft2 (incremento de 125%). No caso do fluido F4, devido à substituição de 33% da água 
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por glicerina, uma substância hidrofílica, os aumentos nos valores de gel foram menores que os 

do fluido F3, com o gel inicial passando de 32,0 lbf/100 ft2 para 55,4 lbf/100 ft2 (aumento de 

73%) e o gel final subindo de 38,3 lbf/100 ft2 para 60,7 lbf/100 ft2 (aumento de 58%). 

A VA de ambos os fluidos apresentou um comportamento semelhante, com uma 

diminuição geral, como evidenciado nas curvas de fluxo da Figura 5.22. No entanto, a VP e o 

LE exibiram comportamentos distintos. No fluido F3, a VP reduziu de 61,50 cP para 44,00 cP, 

enquanto no fluido F4 houve um leve aumento de 9,7% em relação ao valor inicial de 46,50 cP, 

atingindo o valor de 51,0 cP. O LE do fluido F3 apresentou uma variação negativa de 4,8%, 

passando de 83,5 lbf/100 ft2 para 79,5 lbf/100 ft2, enquanto no fluido F4 houve uma queda 

acentuada de 39,2%, diminuindo de 127,5 lbf/100ft2 para 77,5 lbf/100ft2. 

Considerando que o LE representa a resistência inicial ao escoamento, a interação 

polimérica contribui para um aumento desse parâmetro. Embora os fluidos F3 e F4 tenham 

sofrido mudanças na reologia atribuída, principalmente, às reações nos sistemas emulsionados 

e à baixa concentração de tensoativo, o fluido F3 apresentou um aumento substancial nos géis, 

o que pode justificar a manutenção do LE, mesmo após o envelhecimento. 

Após as análises reológicas, foram realizados testes de filtração em LPLT para ambos 

os fluidos, cujos dados estão apresentados na Figura 5.25. 
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Figura 5.25 - Propriedades de filtração dos fluidos de perfuração emulsionados antes e após o 

envelhecimento (a) F3 e (b) F4  

 

 

Os parâmetros de filtração indicaram que o envelhecimento aprimorou aspectos que 

são considerados importantes nas operações de perfuração, com reduções nos volumes de 

filtrado. O fluido F3 antes do envelhecimento apresentou um jato inicial de 0,6 mL, enquanto 

que envelhecido esse valor foi nulo. O fluido F4 não apresentou jato inicial nem antes e nem 

após o envelhecimento. As velocidades de filtração, que avaliam a evolução da filtração ao 

longo do tempo, também foram analisadas. No fluido F3, a velocidade de filtração aumentou 

de 0,44 mL/min para 0,51 mL/min no estado envelhecido, enquanto no fluido F4 essa 

velocidade diminuiu de 0,51 mL/min para 0,44 mL/min. 
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A qualidade das tortas de filtro melhorou, com reduções nas espessuras de 1,33 mm 

para 0,96 mm (27,8%) no fluido F3 e de 1,18 mm para 0,97 mm (17,8%) no fluido F4. 

A Figura 5.26 abaixo apresenta os valores de permeabilidade das tortas de filtro para 

os fluidos F3 e F4 antes e depois do envelhecimento dinâmico. 

 

Figura 5.26 – Permeabilidade das tortas de filtro dos fluidos F3 e F4 antes e após o 

envelhecimento 

 

 

Assim como nos fluidos F1 e F2, a permeabilidade dos fluidos F3 e F4 apresenta, de 

modo geral, valores inferiores ao valor de referência de 10-3 mD relatado por Caenn, Darley e 

Gray (2017). Observa-se ainda que, para os fluidos F3 e F4, o envelhecimento tende a reduzir 

os valores de permeabilidade das tortas de filtro, indicando uma perda de qualidade nos rebocos 

formados por esses fluidos. No entanto, o comportamento do fluido F4 apresentou uma 

particularidade: embora a permeabilidade tenha diminuído com o envelhecimento à 25 ºC, essa 

tendência foi revertida quando a temperatura aumentou para 66 ºC, o que pode estar relacionado 

à composição do filtrado. 

A Figura 5.27 apresenta as tortas de filtro produzidas pelas filtrações dos fluidos antes 

e após o envelhecimento. 
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Figura 5.27 – Tortas de filtro produzidas em filtração LPLT dos fluidos antes (n) e após o 

envelhecimento (e) para os fluidos F3 e F4 

 

 

A inspeção visual das tortas dos fluidos antes do envelhecimento F3 (n) e F4 (n) 

revelou a presença de partículas poliméricas com aparência de gel dispersas em suas superfícies. 

Essas partículas podem ser identificadas pelas regiões de coloração mais escura desses rebocos 

mostrados na Figura 5.27. Contudo, essas partículas não foram observadas nas tortas dos fluidos 

envelhecidos, indicando uma incorporação mais eficiente dos polímeros e justificando o 

aumento dos géis. Ambos os fluidos normais, F3 e F4, apresentaram alta concentração de 

bolhas, grande parte das quais foi eliminada durante o processo de envelhecimento dinâmico, 

resultando em fluidos mais densos, conforme reportado na Tabela 5.15. Todas as tortas de filtro 

demonstraram elasticidade e ausência de fissuras em suas superfícies. 
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5.3.5 Análise termogravimétrica dos fluidos 

 

Para avaliar a degradação térmica dos fluidos formulados, foi realizada a análise 

termogravimétrica (TGA) acompanhada de análise térmica diferencial (DTA). As curvas 

termogravimétricas dos fluidos de perfuração estão mostradas na Figura 5.28. 

 

Figura 5.28 – Análise termogravimétrica com DTA dos fluidos de perfuração (a) F1 e F2, de 

pinho; (b) F3 e F4 (de coco) 
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As curvas de TGA/DTA dos fluidos F1, F2, F3 e F4 revelam múltiplas etapas de perda 

de massa que ocorrem continuamente, indicando a presença de componentes com estabilidade 

térmica próximas. Nos fluidos, a primeira perda significativa é atribuída à evaporação da água, 

evidenciado entre 75 ºC e 100 ºC, seguida pela decomposição gradual das estruturas de GX e 

CMC, a 120 ºC. Nos fluidos F1 e F2, essa primeira etapa também consiste, em parte, à 

evaporação dos compostos voláteis do óleo de pinho, conforme confirmado pela análise 

individual desse componente no Apêndice M. Os fluidos F2 e F4 possuem picos característicos 

da decomposição de glicerina, localizados em 228,1 ºC e 216,15 ºC, respectivamente. 

Nos fluidos, em uma temperatura de 66 ºC, temperatura essa utilizada para os ensaios 

de envelhecimento, os fluidos F1, F2, F3 e F4 apresentaram perdas de massa de 9,54%, 14,97%, 

30,88% e 18,8%, respectivamente. Já em uma temperatura de 90 ºC, as perdas de massa foram 

de 19,5%, 34,77%, 64,09% e 39,56%. Assim, os fluidos de óleo de pinho apresentaram 

melhores estabilidades térmicas em pressão ambiente em comparação com os fluidos de óleo 

de coco. 

Além disso, no Apêndice N, é apresentada a caracterização do comportamento de 

degradação térmica dos principais aditivos dos fluidos. 

 

5.3.6 Avaliação dos fluidos de perfuração em altas pressões a altas temperaturas 

 

Os fluidos de perfuração utilizados neste estudo foram analisados em relação ao seu 

comportamento sob condições de alta pressão e alta temperatura. Para isso, foram realizados 

ensaios de reologia e de filtração nessas condições. Além dos ensaios em condições de altas 

pressões e altas temperaturas, foram também consideradas as avaliações de reologia e filtração 

em condições de baixa pressão e baixa temperatura para efeito de comparação. 

Em relação às condições operacionais, conforme ilustrado na Tabela 4.2, foram 

escolhidas amplas faixas de altas pressões e altas temperaturas para os testes de reologia. No 

entanto, como será observado nas tabelas e gráficos subsequentes, o equipamento utilizado para 

medir a reologia dos fluidos apresentou pequenas variações entre os valores do setpoint e os 

valores efetivamente medidos nos fluidos. Apesar disso, tais variações não comprometem as 

análises, uma vez que os fluidos são avaliados de forma individualizada. 
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5.3.6.1 Fluido 1 (água; óleo de pinho; OCS) 

 

A Figura 5.29 apresenta as leituras de temperatura e pressão, juntamente com as 

medições de reologia ao longo do tempo para o fluido F1. 

 

Figura 5.29 – Curvas de fluxo de altas pressões e altas temperaturas para o fluido F1 

 

 

As linhas vermelha e azul indicam, respectivamente, a temperatura e a pressão da 

amostra na célula, enquanto a curva roxa representa as leituras de reologia em graus de deflexão. 

A oscilação ascendente e descendente da curva roxa, dividida em quatro grupos distintos, 

refere-se às medições reológicas. Os pontos de mínimo observados, onde a deflexão do bob é 

zero, indicam o período em que o fluido está em repouso para a avaliação da força gel final. 

Os platôs subsequentes correspondem às deflexões durante a estabilização da 

temperatura e pressão da célula, ajustadas de acordo com os setpoints da programação. Essas 

deflexões ocorrem porque o reômetro é acionado a 100 rpm para homogeneizar o fluido e 

facilitar a troca de calor entre a camisa da célula e o fluido. Na Figura 5.29, o primeiro platô, 

em torno de 45 minutos, mostra uma queda acentuada na deflexão, indicando a drástica 
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diminuição da reologia do fluido a, aproximadamente, 29,1 ºC e 3160 psig. A estabilização da 

reologia em um novo platô ocorreu a 52,8 ºC e 4027 psig. 

A diminuição da reologia do fluido em elevadas condições de temperatura e pressão 

foi confirmada pelas curvas de fluxo, como mostrado na Figura 5.30. 

 

Figura 5.30 – Reologia em altas pressões e altas temperaturas e modelagem em Herschel-

Bulkley do fluido F1 

 

 

Na Figura 5.30, os pontos representam dados experimentais de tensão de cisalhamento, 

e as curvas pontilhadas são as modelagens de Herschel-Bulkley. Entre C1 (LPLT) e C2, a 

diferença é mínima, mas C2 apresenta reologia inferior a C1. Nas condições C3 a C5, a 

linearidade das curvas evidencia a perda total das interações entre partículas, resultando em 

uma reologia significativamente menor e uma transição para um comportamento newtoniano, 

comprovada pela quase nulidade dos fatores de consistência e tensão de cisalhamento inicial. 

Os valores das leituras de reologia estão apresentados em maiores detalhes no Apêndice N. 

A Tabela 5.18 apresenta os parâmetros dos modelos de curvas de fluxo em condições 

de altas pressões e altas temperaturas. 
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Tabela 5.18 – Parâmetros dos modelos das reologias em altas pressões e altas temperaturas do 

fluido F1 

Modelos Parâmetros C1 C2 C3 C4 C5 

Plástico de 

Bingham 

τ0 (Pa) 33,57 26,89 0,00 0,00 0,30 

μP (Pa.s) 0,08 0,07 0,01 0,01 0,00 

SEQ 399,70 351,07 1,81 0,17 0,02 

R2 0,92 0,92 0,99 1,00 1,00 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 12,49 8,52 0,04 0,01 0,01 

n 0,30 0,34 0,83 0,92 0,90 

SEQ 68,71 40,29 0,02 0,06 0,22 

R2 0,99 0,99 1,00 1,00 0,99 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 17,49 12,03 0,10 0,17 0,35 

k (Pa.s) 3,27 2,92 0,04 0,01 0,00 

n 0,47 0,48 0,84 0,97 1,06 

SEQ 6,56 0,90 0,01 0,01 0,00 

R2 1,00 1,00 1,00 1,00 1,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; n = índice de comportamento; k = fator de 

consistência; SEQ = soma dos erros quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

As modelagens realizadas com os modelos de Lei de Potência e Herschel-Bulkley 

demonstraram bom ajuste aos dados experimentais, com coeficientes de determinação 

superiores a 0,99 e baixos valores de somas dos erros. No entanto, o modelo de Herschel-

Bulkley apresentou os melhores resultados em termos de precisão. 

Para as condições C1 e C2, os índices de comportamento obtidos pelo modelo de 

Herschel-Bulkley foram de 0,47 e 0,48, respectivamente. Nas condições C3 a C5, esses valores 

aumentaram significativamente, aproximando-se de 1,00, o que indica uma transição para um 

comportamento mais próximo ao de um fluido newtoniano, com isso, os fatores de consistência 

e a tensão de cisalhamento inicial do fluido F1, nessas condições, foram praticamente nulos. 

Nas modelagens de Lei de Potência, os fatores de consistência (k) para as condições 

C3, C4 e C5 foram de 0,04, 0,01 e 0,01, respectivamente. Já na modelagem de Bingham, os 

valores do limite de escoamento foram quase inexistentes. Esses resultados confirmam que o 

fluido de perfuração perdeu suas propriedades pseudoplásticas originais e passou a se comportar 

como um fluido newtoniano em condições C3 a C5. 

A Figura 5.31 detalha as propriedades reológicas do fluido em condições de altas 

pressões e altas temperaturas. 
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Figura 5.31 – Propriedades reológicas em altas pressões e altas temperaturas do fluido F1 

 

 

A Figura 5.31 mostra uma redução acentuada na força gel para C3 a C5, 40 vezes 

menor em comparação a C1 e C2. A VP permaneceu estável entre C1 e C2, indicando pouca 

degradação, mas reduziu drasticamente em C3, C4 e C5, corroborando as observações prévias. 

O LE em C4 e C5 foi praticamente nulo, evidenciando a perda de resistência ao fluxo. 

A filtração em alta pressão e alta temperatura do fluido F1 resultou no volume de 

filtrado e torta de filtro mostrados na Figura 5.32. 
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Figura 5.32 – Volume filtrado e torta de filtro da filtração em alta pressão e alta temperatura 

do fluido F1 

 

 

A filtração em alta pressão e alta temperatura, conforme mostrado na Figura 5.32, 

revelou um volume de filtrado com aparência leitosa, o que sugere a presença de tensoativos, 

polímeros e óleo emulsionados com água e incorporação de ar. A torta de filtro apresentava 

rachaduras e estruturas escamosas, indicando degradação polimérica, possivelmente devido à 

baixa estabilidade térmica do óleo de pinho, que compromete a emulsão. 

A Figura 5.33 mostra os parâmetros da filtração em alta pressão e alta temperatura. 

 

Figura 5.33 – Propriedades de filtração em alta pressão e alta temperatura do fluido F1 
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O volume de filtrado em alta pressão e alta temperatura aumentou em comparação à 

filtração LPLT, como esperado devido à redução da viscosidade com o aquecimento e o 

aumento da força de filtração com a pressão, que é 5 vezes maior em alta pressão e alta 

temperatura. A torta de filtro formada em alta pressão e alta temperatura foi 75% mais espessa 

que a da filtração LPLT, com uma espessura de 1,75 mm, refletindo a possível degradação do 

fluido e piora na formação do reboco. 

A Figura 5.34 apresenta os valores de permeabilidade calculados para as tortas de filtro 

formadas durante as filtrações realizadas sob condições de LPLT e alta pressão e alta 

temperatura. 

 

Figura 5.34 – Permeabilidade das tortas de filtro do fluido F1 em LPLT e alta pressão e alta 

temperatura 

 

 

Nota-se que as permeabilidades dos rebocos formados em condições de filtração em 

alta pressão e alta temperatura aumentaram significativamente em comparação às obtidas em 

regime LPLT. Esse aumento pode ser atribuído tanto à condição elevada de pressão e 

temperatura na filtração quanto à menor qualidade do reboco formado. Esses resultados 

corroboram as observações realizadas anteriormente sobre as propriedades reológicas e de 

filtração do fluido F1 em condições de alta pressão e alta temperatura. Por outro lado, os valores 

de permeabilidade ainda refletem a qualidade superior da torta de filtro em relação à valores 

reportados na literatura (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

 

5.3.6.2 Fluido 2 (água/glicerina; óleo de pinho; OCS) 

 

O comportamento do fluido de perfuração emulsionado 2 durante o ensaio em altas 

pressões e altas temperaturas é detalhado na Figura 5.35. 
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Figura 5.35 – Curvas de fluxo em altas pressões e altas temperaturas para o fluido F2 

 

 

Esse fluido exibiu um comportamento semelhante ao do fluido 1, o que era esperado, 

uma vez que a principal diferença entre eles é a inclusão de glicerina em uma proporção de um 

quarto da fase aquosa. O ponto de diminuição drástica da reologia do fluido 2 ocorreu a 26,2 ºC 

e 1700 psig, consolidando-se a 36,8 ºC e 4133 psig, o que indica a diminuição mais precoce em 

comparação ao fluido 1. Essa observação sugere que a presença de glicerina piorou o 

desempenho reológico do fluido em condições de altas pressões e altas temperaturas. 

A Figura 5.36 mostra as curvas de fluxo do fluido 2. 
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Figura 5.36 – Reologia em altas pressões e altas temperaturas e modelagem em Herschel-

Bulkley do fluido F2 

 

 

Na condição C2, já é evidente uma degradação em comparação à reologia LPLT, 

embora o fluido ainda mantenha características não-newtonianas. A pressão de C2 para o fluido 

2 foi de 915,8 psig, representando um aumento de 10,1% em relação à pressão de C2 para o 

fluido 1 (831,5 psig). Contudo, o desempenho do fluido 2 em C3 a C5 foi inferior ao do fluido 

1, apresentando degradação completa, com baixos valores reológicos e comportamento 

predominantemente newtoniano. A modelagem das curvas de fluxo foi realizada pelo modelo 

de Herschel-Bulkley, que melhor representou os dados, com coeficientes de determinação 

superiores a 0,98. Os valores das leituras de reologia estão apresentados em maiores detalhes 

no Apêndice O. 

Os modelos de Bingham e Lei de Potência também foram aplicados para comparação. 

Os resultados dessas modelagens estão dispostos na Tabela 5.19. 
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Tabela 5.19 – Parâmetros dos modelos das reologias em altas pressões e altas temperaturas do 

fluido F2 

Modelos Parâmetros C1 C2 C3 C4 C5 

Plástico de 

Bingham 

τ0 (Pa) 32,59 13,77 0,00 0,00 0,00 

μP (Pa.s) 0,10 0,07 0,01 0,01 0,01 

SEQ 852,63 166,08 0,04 0,12 0,96 

R2 0,89 0,96 1,00 1,00 1,00 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 9,49 2,34 0,01 0,01 0,02 

n 0,36 0,51 0,99 0,99 0,86 

SEQ 238,98 19,98 0,03 0,11 0,76 

R2 0,97 1,00 1,00 1,00 0,98 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 12,78 5,26 0,14 0,24 0,66 

k (Pa.s) 3,90 1,12 0,01 0,00 0,00 

n 0,48 0,60 1,02 1,07 1,12 

SEQ 187,21 0,52 0,00 0,01 0,00 

R2 0,98 1,00 1,00 1,00 1,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; n = índice de comportamento; k = fator de 

consistência; SEQ = soma dos erros quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

Na modelagem de Bingham, os limites de escoamento em C3 a C5 foram nulos, e as 

viscosidades plásticas foram de apenas 0,01 Pa.s, indicando comportamento newtoniano. O 

modelo de Lei de Potência evidenciou índices de comportamento próximos de 1,0, reforçando 

essa conclusão. A modelagem de Herschel-Bulkley confirmou essa transição, com fatores de 

consistência e limites de escoamento quase nulos e índices de comportamento que indicam 

comportamento newtoniano. 

A Figura 5.37 detalha as propriedades reológicas em altas pressões e altas temperaturas 

do fluido 2. 
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Figura 5.37 – Propriedades reológicas em altas pressões e altas temperaturas do fluido F2 

 

 

Observou-se uma redução significativa na formação de géis já na condição 2, com uma 

diminuição de 59,5% e 60,4% nas forças géis inicial e final, respectivamente. O limite de 

escoamento também foi afetado, caindo de 169,0 lbf/100 ft2 para 58,3 lbf/100 ft2. A viscosidade 

plástica, entretanto, aumentou de 31,0 cP para 48,3 cP com o aumento da pressão de 14,7 psig 

para 915,8 psig, o que é consistente com a tendência de maior interação entre partículas em 

suspensão sob pressão. 

A filtração em alta pressão e alta temperatura produziu o volume de filtrado e torta de 

filtro apresentados na Figura 5.38. 
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Figura 5.38 – Volume filtrado e torta de filtro em alta pressão e alta temperatura do fluido F2 

 

 

A filtração em alta pressão e alta temperatura produziu um volume de filtrado com 

presença de particulados, possivelmente constituídos de polímeros, tensoativos e óleo de pinho 

emulsionados. Diferente do fluido 1, a torta de filtro do fluido 2 não apresentou rugosidade, 

rachaduras ou escamas superficiais. Embora a temperatura e pressão não sejam tão elevadas em 

comparação às condições aplicadas durante a reologia, esse comportamento demonstra uma 

evidência de fragilidade do fluido a condições de altas pressões e altas temperaturas. 

A Figura 5.39 detalha os parâmetros de filtração. 
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Figura 5.39 – Propriedades de filtração em alta pressão e alta temperatura do fluido F2 

 

 

A Figura 5.39 mostra um volume de filtrado de 11,0 mL, superior ao do fluido 1. O 

jato inicial de 3,81 mL reforça a má qualidade do reboco, que demorou a se formar e apresentou 

degradação devido à instabilidade da emulsão. A espessura do reboco em alta pressão e alta 

temperatura foi de 1,90 mm, 118,4% mais espessa que a torta de LPLT para o mesmo fluido e 

8,5% mais espessa que a do fluido 1, indicando maior degradação estrutural. 

A Figura 5.40 ilustra os valores de permeabilidade calculados para as tortas de filtro 

formadas durante as filtrações realizadas sob condições de LPLT e alta pressão e alta 

temperatura. 

 

Figura 5.40 – Permeabilidade das tortas de filtro do fluido F2 em LPLT e alta pressão e alta 

temperatura 
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Similarmente ao observado para o fluido F1, verifica-se que as permeabilidades dos 

rebocos obtidos em regime de alta pressão e alta temperatura aumentaram substancialmente em 

comparação às condições de LPLT, efeito que pode ser atribuído às elevadas pressões e 

temperaturas da filtração em alta pressão e alta temperatura, bem como à menor qualidade do 

meio filtrante empregado. Esses resultados estão em acordo com as propriedades reológicas e 

de filtração previamente observadas para o fluido F1 em regimes de alta pressão e alta 

temperatura. Ainda assim, os valores de permeabilidade refletem a qualidade superior da torta 

de filtro em comparação aos valores reportados na literatura (Caenn, Darley e Gray, 2017). 

 

5.3.6.3 Fluido 3 (água; óleo de coco; OCS) 

 

A Figura 5.41 detalha o comportamento reológico do fluido F3 durante os ensaios em 

altas pressões e altas temperaturas. 

 

Figura 5.41 – Curvas fluxo em altas pressões e altas temperaturas para o fluido F3 

 

 

Diferentemente dos fluidos F1 e F2, o fluido F3 apresentou maior resistência à 

diminuição da reologia com o aumento da pressão e temperatura. Observou-se que a reologia 

de F3 diminuiu com o aumento da temperatura e pressão, refletida pela redução da amplitude 
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das leituras. O aumento da temperatura intensifica o movimento browniano, reduzindo a 

interação molecular e, consequentemente, a viscosidade. Já o aumento da pressão eleva a 

densidade e a viscosidade devido à compressibilidade. Além disso, em fluidos alcalinos, a 

elevação da temperatura promove reações internas que afetam a reologia (CAENN, DARLEY 

e GRAY, 2017). 

Os platôs observados no ensaio revelam comportamentos distintos. A primeira rampa 

de temperatura e pressão reduziu a reologia significativamente, enquanto a segunda teve 

impacto menor. A terceira rampa apresentou nova diminuição, mas com menor amplitude que 

a primeira. A redução de pressão ao final resultou em um leve aumento nas leituras, indicando 

retenção parcial das propriedades originais. 

As curvas de fluxo do fluido F3 nas condições de altas pressões e altas temperaturas 

estão mostradas na Figura 5.42. 

 

Figura 5.42 – Reologia em altas pressões e altas temperaturas e modelagem em Herschel-

Bulkley do fluido F3 

 

 

A Figura 5.42 ilustra a redução dos valores das propriedades e do comportamento 

reológico com o aumento de temperatura e pressão, mostrando que as curvas de fluxo entre C4 

e C5 estão mais próximas do que entre C3 e C4, sugerindo uma estabilização do fluido. Em 
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todas as condições, o comportamento pseudoplástico foi mantido, e as modelagens seguiram o 

modelo de Herschel-Bulkley, indicadas pelas linhas pontilhadas. Detalhes completos das 

leituras de reologia estão no Apêndice P. 

A Tabela 5.20 destaca os parâmetros dos modelos de reologia. 

 

Tabela 5.20 – Parâmetros dos modelos das reologias em altas pressões e altas temperaturas do 

fluido F3 

Modelos Parâmetros C1 C2 C3 C4 C5 

Plástico de 

Bingham 

τ0 (Pa) 18,90 17,51 9,78 7,00 5,60 

μP (Pa.s) 0,09 0,06 0,03 0,03 0,03 

SEQ 432,54 171,36 83,26 68,17 28,38 

R2 0,94 0,93 0,91 0,89 0,95 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 3,53 4,81 2,51 1,68 1,08 

n 0,49 0,38 0,40 0,42 0,48 

SEQ 8,26 21,91 2,14 1,09 2,74 

R2 1,00 0,99 1,00 1,00 1,00 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 3,80 7,66 2,38 0,00 1,89 

k (Pa.s) 2,48 1,73 1,55 1,68 0,56 

n 0,54 0,52 0,46 0,42 0,56 

SEQ 0,03 0,56 0,24 1,09 0,67 

R2 1,00 1,00 1,00 1,00 1,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; n = índice de comportamento; k = fator de 
consistência; SEQ = soma dos erros quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

O modelo de Bingham não apresentou ajuste ideal, com coeficientes de determinação 

inferiores a 0,95 e erros elevados. Os modelos de Lei de Potência e Herschel-Bulkley ajustaram-

se bem, sendo este último o mais preciso, com menores erros quadráticos. Para C4, ambos os 

modelos apresentaram parâmetros semelhantes. 

O comportamento do fluido F3 pode ser analisado através dos parâmetros reológicos 

em altas pressões e altas temperaturas, dispostas na Figura 5.43. 
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Figura 5.43 – Propriedades reológicas em altas pressões e altas temperaturas do fluido F3 

 

 

Observa-se que todas as propriedades reológicas de F3 diminuíram à medida que as 

condições de altas pressões e altas temperaturas se intensificaram. Em C2, embora a VA, LE e 

VP tenham diminuído, as forças géis aumentaram, evidenciando o efeito da pressão na 

aproximação de partículas, resultando em géis mais rígidos. A proximidade dos valores de G0 

e Gf sustenta essa observação. Em altas pressões e altas temperaturas, os géis se formam 

instantaneamente, sem aumento progressivo, o que é vantajoso para as operações de perfuração 

(CAENN, DARLEY e GRAY, 2017; HOSSAIN e AL-MAJED, 2015). 

A VA diminuiu em intervalos menores a cada rampa de pressão e temperatura, com 

diferença de apenas 4,71% entre C4 e C5. A VP aumentou em C5 em comparação a C4, 

enquanto LE e os géis mostraram leve redução. F3 apresentou estabilização entre 79,7 ºC e 

103,6 ºC e pressões de 5655,7 a 7779,7 psig. 

No caso dos fluidos utilizados neste trabalho, reações com os óleos e com a argila são 

intensificadas em temperaturas acima de 70 ºC e 90 ºC, respectivamente. Ainda, altas 

temperaturas tendem a degradar os polímeros presentes nos fluidos, como observado na seção 

5.3.4, o que pode prejudicar nas formações dos géis e na capacidade do fluido de carrear 

cascalho gerado na perfuração. Essas reações causam modificações na composição base do 
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fluido, possivelmente afetando suas propriedades (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017; DA 

CÂMARA et al., 2021). 

A VP de um fluido de perfuração influencia diretamente na eficiência da perfuração, 

uma vez que com o aumento de VP diminui a taxa de penetração da broca e aumenta a 

instabilidade do poço por movimento mecânico (movimento de tubulações), além de gastos 

elevados para bombeamento do fluido (AKPAN et al., 2019; ALAKBARI et al., 2021; 

PAIAMAN et al., 2009). 

A Figura 5.44 mostra o volume de filtrado e a torta de filtro na filtração em alta pressão 

e alta temperatura de F3. 

 

Figura 5.44 – Volume filtrado e torta de filtro em alta pressão e alta temperatura do fluido F3 

 

 

O volume de filtrado produzido na filtração em alta pressão e alta temperatura 

apresentou uma aparência líquida e com menor teor aparente de bolhas e polímeros dissolvidos, 

em comparação com os filtrados dos fluidos F1 e F2. A torta de filtro exibiu bolhas em sua 

superfície, um comportamento esperado para o fluido F3 e similar ao observado nos ensaios em 

condições de LPLT, conforme ilustrado na Figura 5.44. 

As propriedades de filtração são apresentadas na Figura 5.45. 
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Figura 5.45 – Propriedades de filtração em alta pressão e alta temperatura do fluido F3 

 

 

O volume de filtrado aumentou em mais de três vezes em comparação ao regime 

LPLT, o que é esperado em ensaios realizados sob condições de alta pressão e alta temperatura. 

Mesmo com esse aumento, o volume de filtrado ainda se encontra compatível com os valores 

reportados na literatura e do limite operacional de 25 mL estabelecido pela API (ALI, AHMAD 

e GANAT, 2022; API, 2019). Paswan et al. (2016) reportaram volumes de filtrado LPLT e de 

alta pressão e alta temperatura entre 5 a 5,7 mL e 12 a 12,5 mL, respectivamente, para fluidos 

de perfuração do tipo óleo em água, com 3,0% de bentonita, 0,7% de CMC sódica e óleo de 

jatrofa variando de 10-30% em volume. 

Um aumento também foi observado na taxa de filtração. Ainda, destaca-se que o jato 

inicial coletado foi consideravelmente elevado no ensaio de alta pressão e alta temperatura em 

comparação com o valor observado em LPLT, indicando possível atraso na formação do 

reboco. Enquanto no regime LPLT o jato inicial representava 20% do volume total coletado, 

em alta pressão e alta temperatura esse valor subiu para 33,3%. Um jato inicial elevado pode 

causar quedas de pressão, instabilidade do poço e aumento do volume de filtrado (DECCOD e 

BARET, 1994). Ademais, a espessura da torta de filtro apresentou um aumento de 30%, 

passando de 1,33 mm para 1,73 mm. 

A Figura 5.46 ilustra os valores de permeabilidade das tortas de filtro formadas durante 

as filtrações realizadas sob condições de LPLT e alta pressão e alta temperatura. 
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Figura 5.46 - Permeabilidade das tortas de filtro do fluido F3 em LPLT e alta pressão e alta 

temperatura 

 

 

A Figura 5.46 apresenta os valores de permeabilidade das tortas de filtro, evidenciando 

um aumento significativo ao comparar as condições de filtração LPLT e alta pressão e alta 

temperatura, embora menos acentuado do que o observado para os fluidos F1 e F2. Assim como 

nos casos dos fluidos F1 e F2, esse aumento é atribuído às elevadas pressões e temperaturas 

aplicadas durante a filtração em regime de alta pressão e alta temperatura. Ademais, verifica-se 

que a permeabilidade das tortas de filtro a 66 ºC é menor em comparação à obtida a 25 ºC, 

sugerindo que o aumento da temperatura promove o rearranjo das partículas do reboco, 

resultando em uma maior compactação e melhor eficiência de vedação do meio filtrante. 

Apesar do aumento expressivo nos valores de permeabilidade, estes permanecem 

dentro dos parâmetros definidos por Caenn, Darley e Gray (2017) de 10-3 mD. 

 

5.3.6.4 Fluido 4 (água/glicerina; óleo de coco; OCS) 

 

O comportamento do fluido F4 durante os ensaios de reologia em altas pressões e altas 

temperaturas é descrito na Figura 5.47. 
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Figura 5.47 – Curvas de fluxo em altas pressões e altas temperaturas para o fluido F4 

 

 

Semelhante ao fluido F3, o fluido F4 não apresentou sinais de degradação aparente ao 

longo do teste. Durante o ensaio, o aumento da pressão e da temperatura resultou em uma 

redução gradual dos valores referentes ao comportamento reológico do fluido, sendo a 

diminuição observada entre as condições C3 e C4 menor do que a verificada entre C2 e C3 e 

entre C4 e C5. 

A Figura 5.48 exibe as curvas de fluxo experimentais modeladas pelo modelo de 

Herschel-Bulkley. 
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Figura 5.48 – Reologia em altas pressões e altas temperaturas e modelagem em Herschel-

Bulkley do fluido F4 

 

 

Nota-se que, na primeira condição de altas pressões e altas temperaturas, a reologia do 

fluido F4 é quase idêntica à apresentada em LPLT, evidenciando estabilidade frente à variação 

de pressão de 14,7 psig para 867,4 psig. Nas condições subsequentes, as diminuições nas 

reologias com o aumento de temperatura e pressão foram consistentes com o comportamento 

esperado, similar ao do fluido F3. Entretanto, o fluido F4 apresentou valores de reologia 

superiores aos de F3 nas condições C3 a C5, indicando uma maior resistência a essas variáveis. 

Essa resistência é reforçada pela maior distância observada entre as curvas de F4. Detalhes 

adicionais das leituras de reologia estão disponíveis no Apêndice Q. 

A Tabela 5.21 apresenta os parâmetros de modelagem das curvas de fluxo. 
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Tabela 5.21 – Parâmetros dos modelos das reologias em altas pressões e altas temperaturas do 

fluido F4 

Modelos Parâmetros C1 C2 C3 C4 C5 

Plástico de 

Bingham 

τ0 (Pa) 24,50 25,71 14,45 9,79 6,98 

μP (Pa.s) 0,10 0,10 0,05 0,04 0,02 

SEQ 701,85 381,68 127,68 56,37 57,62 

R2 0,91 0,95 0,94 0,95 0,87 

Lei de 

Potência 

k (Pa.s) 5,54 5,95 3,64 2,24 1,90 

n 0,44 0,42 0,40 0,43 0,39 

SEQ 55,51 75,98 17,28 11,68 1,16 

R2 0,99 0,99 0,99 0,99 1,00 

Herschel-

Bulkley 

τ0 (Pa) 4,75 12,18 6,16 4,59 0,00 

k (Pa.s) 3,85 1,99 1,38 0,76 1,90 

n 0,48 0,57 0,53 0,57 0,39 

SEQ 45,91 0,76 1,51 1,01 1,16 

R2 0,99 1,00 1,00 1,00 1,00 
τ0 = tensão de cisalhamento inicial, ou limite de escoamento; μP = viscosidade plástica; n = índice de comportamento; k = fator de 

consistência; SEQ = soma dos erros quadráticos; R2 = coeficiente de determinação 

 

Os resultados da modelagem pelo modelo Plástico de Bingham mostraram somas de 

erros quadráticos altas e coeficientes de determinação abaixo de 0,95, indicando um ajuste de 

má qualidade aos dados experimentais. Os modelos de Lei de Potência e Herschel-Bulkley, por 

outro lado, demonstraram coeficientes de determinação acima de 0,99. Contudo, o modelo de 

Lei de Potência apresentou erros intermediários, particularmente nas condições de altas 

pressões e altas temperaturas. Portanto, o modelo de Herschel-Bulkley foi escolhido como o 

mais adequado para descrever as curvas de fluxo, com valores idênticos em C5 para ambas as 

modelagens. 

A Figura 5.49 ilustra as propriedades reológicas de F4 em altas pressões e altas 

temperaturas. 
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Figura 5.49 – Propriedades reológicas em altas pressões e altas temperaturas do fluido F4 

 

 

Observa-se que na condição C2, a primeira em altas pressões e altas temperaturas, F4 

apresentou valores elevados para todas as propriedades, exceto o LE. Isso sugere uma interação 

mais forte entre as partículas de F4 em comparação a F3, refletida nos aumentos de VP e VA, 

enquanto em F3 apenas as forças géis mostraram elevação. Com o aumento de temperatura e 

pressão, essas propriedades diminuíram, e na condição C5, a VP apresentou uma redução 

significativa. Notou-se também que o valor de G0 foi superior ao de Gf, comportamento esse 

incompatível com o observado nas outras condições. Entre as condições C1 a C4, o Gf foi maior 

que o G0, indicando o desenvolvimento de estruturas de gel ao longo do tempo, o que não é 

ideal para operações de perfuração (CAENN, DARLEY e GRAY, 2017). 

A Figura 5.50 apresenta o volume de filtrado e a torta de filtro produzida na filtração 

em alta pressão e alta temperatura de F4. 
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Figura 5.50 – Volume filtrado e torta de filtro em alta pressão e alta temperatura do fluido F4 

 

 

O filtrado mostrou uma aparência semelhante à de F3, sem partículas visíveis e com 

aspecto turvo, indicando a presença de óleo, água e tensoativos emulsionados. A torta de filtro 

de F4 continha poucas bolhas na superfície e apresentou um reboco liso, sem rachaduras ou 

fissuras. 

Na Figura 5.51, as propriedades de filtração em alta pressão e alta temperatura de F4 

são comparadas. 

 

Figura 5.51 – Propriedades de filtração em alta pressão e alta temperatura do fluido F4 
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Verifica-se que o comportamento de F4 foi semelhante nas filtrações LPLT e alta 

pressão e alta temperatura. A taxa de filtração manteve-se quase constante, apesar do volume 

de filtrado ser maior e do jato inicial presente. A espessura da torta de filtro de F4, de 1,45 mm, 

foi menor em comparação a F3 (1,73 mm), com um aumento de apenas 22,9% entre LPLT e 

alta pressão e alta temperatura, enquanto F3 apresentou um aumento de 30% entre esses dois 

regimes. 

A Figura 5.52 mostra os valores de permeabilidade das tortas de filtro do fluido F4 sob 

condições de LPLT e alta pressão e alta temperatura. 

 

Figura 5.52 – Permeabilidade das tortas de filtro do fluido F4 em LPLT e alta pressão e alta 

temperatura 

 

 

Para o fluido F4, os valores de permeabilidade das tortas de filtro obtidos nas 

condições de filtração LPLT e alta pressão e alta temperatura apresentam a menor variação 

entre os quatro fluidos analisados. Observa-se apenas um leve aumento nos valores de 

permeabilidade no regime de alta pressão e alta temperatura em comparação ao regime LPLT, 

resultado das condições de pressão e temperatura elevadas, o que evidencia a estabilidade do 

reboco formado por esse fluido. Além disso, os valores registrados permanecem dentro dos 

parâmetros descritos na literatura. 
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6 CONCLUSÕES 

 

Neste estudo, foram formulados quatro fluidos de perfuração à base de emulsões óleo-

em-água (O/A) compostas por tensoativo saponificado de óleo de coco, água e glicerina como 

fases aquosas, e óleo de coco ou óleo de pinho como fase oleosa, com o objetivo de avaliar o 

comportamento desses fluidos sob condições de altas pressões e altas temperaturas. O óleo de 

coco saponificado (OCS) foi sintetizado em laboratório e devidamente caracterizado. As 

emulsões e os aditivos dos fluidos foram analisados por difração de raios-X (DRX), 

termogravimetria (TGA/DTA), espectroscopia de infravermelho por transformada de Fourier 

(FTIR), massa específica, pH, potencial zeta e reologia. As performances dos fluidos foram 

testadas por ensaios reológicos e de filtração em condições de baixa pressão e baixa temperatura 

(LPLT), após envelhecimento à 66 ºC, por 16 horas, e em condições de altas pressões e altas 

temperaturas. 

As principais conclusões deste estudo são: 

 

• As emulsões formuladas demonstraram elevada estabilidade, conforme indicado pelos 

valores negativos de potencial zeta superiores a 25 mV, o que sugere um menor risco 

de coalescência. 

• Do ponto de vista reológico, as emulsões apresentaram comportamento não-

newtoniano, sendo o modelo de Bingham adequado para descrever os dados 

experimentais. 

• Todos os fluidos formulados foram modelados pelos modelos de Bingham, Lei da 

Potência e Herschel-Bulkley. Entre eles, o modelo de Herschel-Bulkley apresentou o 

melhor ajuste aos dados experimentais, com índices de comportamento variando entre 

0,31 e 0,54 e coeficientes de determinação superiores a 0,988. Entretanto, em condições 

mais extremas de pressão e temperatura, os fluidos F1 e F2 apresentaram 

comportamento reológico newtoniano. 

• Em condições de LPLT, os fluidos contendo glicerina apresentaram valores superiores 

de viscosidade aparente (VA) e limite de escoamento (LE) em comparação aos fluidos 

formulados apenas com água. No entanto, a viscosidade plástica (VP) permaneceu 

inalterada, uma vez que os aditivos utilizados mantiveram sua composição uniforme. 
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• Observou-se um aumento no valor das forças géis em função do tempo para todos os 

fluidos. No entanto, esses valores não foram considerados significativos o suficiente 

para comprometer o desempenho das operações de perfuração. 

• Os fluidos F1 e F2 apresentaram volumes de filtrado inferiores a 0,3 mL e espessuras 

de torta de filtro menores que 1,0 mm. Já os fluidos F3 e F4 exibiram volumes de filtrado 

variando entre 2,0 e 2,6 mL, com espessuras de torta de 1,18 a 1,07 mm. A presença de 

glicerina nos fluidos influenciou positivamente o desempenho de filtração devido ao 

aumento da viscosidade. As tortas de filtro formadas foram flexíveis e isentas de 

fissuras, indicando a alta qualidade do reboco gerado. 

• O processo de envelhecimento dinâmico teve um impacto reduzido sobre as 

propriedades dos fluidos F1 e F2. Em contrapartida, os fluidos F3 e F4 foram 

significativamente afetados, apresentando redução no comportamento reológico em 

relação às condições observadas em LPLT. Além disso, foi detectado um aumento 

significativo nos valores das forças géis nos fluidos envelhecidos em comparação aos 

valores obtidos antes do envelhecimento. 

• O envelhecimento dinâmico também contribuiu para a melhoria da eficiência da 

filtração em LPLT, reduzindo tanto os volumes de filtrado quanto a espessura das tortas 

de filtro. Adicionalmente, observou-se uma redução no pH dos fluidos após o 

envelhecimento, possivelmente decorrente de reações químicas internas nos sistemas 

analisados. 

• As análises de termogravimetria indicaram que os fluidos de perfuração sofreram 

degradação térmica próxima a 100 ºC, resultado da evaporação da fase aquosa. Nos 

fluidos formulados com óleo de pinho, a degradação foi mais acentuada em 

temperaturas inferiores a 100 ºC, devido à volatilização dos compostos terpênicos 

presentes neste óleo. 

• Nos ensaios conduzidos sob condições de alta pressão e alta temperatura, os fluidos F1 

e F2 demonstraram uma redução drástica em seu comportamento reológico. Em 

contrapartida, os fluidos F3 e F4 apresentaram maior resistência a essas condições 

adversas. De modo geral, o aumento da pressão e da temperatura resultou na diminuição 

do desempenho reológico dos fluidos. Os fluidos F1 e F2 mostraram desempenho 

satisfatório até 25 ºC e pressões inferiores a 1000 psig. 

• O fluido F4 demonstrou menor perda no comportamento reológico em condições 

extremas de pressão e temperatura quando comparado ao F3, evidenciado por um 
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gradiente de reologia mais uniforme e pela manutenção das forças géis. Em torno de 

25 ºC e 900 psig, o fluido F4 manteve comportamento reológico semelhante ao 

observado em LPLT, indicando sua capacidade de preservar as propriedades sob 

variações súbitas de pressão. 

• Os fluidos F3 e F4 apresentaram volumes reduzidos de filtrado e tortas de filtro finas e 

flexíveis em condições de alta pressão e alta temperatura, o que reforça sua adequação 

para aplicações em perfuração sob essas condições.  

 

Diante dos resultados obtidos, conclui-se que as emulsões aquosas formuladas com 

óleos vegetais de coco e pinho, associadas ao tensoativo sintetizado a partir do óleo de coco 

(OCS), são adequadas para a formulação de fluidos de perfuração estáveis, com desempenho 

satisfatório em termos de reologia e filtração. Os fluidos formulados com óleo de coco 

demonstraram melhor desempenho sob altas pressões e temperaturas, evidenciando seu 

potencial como alternativa sustentável aos fluidos à base de óleo mineral. Dessa forma, os 

resultados deste estudo indicam que emulsões aquosas formuladas com óleos vegetais e 

tensoativos naturais representam uma alternativa promissora para aplicações industriais, 

combinando eficiência técnica e menor impacto ambiental. 
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APÊNDICE A – Procedimento experimental para determinação do índice de 

saponificação 

 

Materiais: 

• Equipamentos: 

o Manta aquecedora; 

o Condensador de refluxo; 

o Banho ultratermostático com circulação de água. 

• Vidraria: 

o Balão de fundo redondo de 500 mL; 

o Condensador de refluxo; 

o Proveta de 25 mL; 

o Bureta de 50 mL; 

o Pérolas de vidro ou pedrinhas de cerâmica. 

• Reagentes: 

o Amostra de óleo vegetal a ser caracterizado; 

o Etanol; 

o Ácido clorídrico (solução 0,5 M); 

o Hidróxido de potássio (solução etanólica de 0,5 M); 

o Solução alcoólica de fenolftaleína (1%). 

 

Procedimento Experimental: 

1. Preparar uma solução de ácido clorídrico (HCl) com concentração de 0,5 M e transferi-

la para uma bureta de 50 mL; 

2. Preparar uma solução de hidróxido de potássio (KOH) em etanol com concentração de 

0,5 M; 

3. Aferir exatamente 25 mL da solução alcoólica de KOH 0,5 M utilizando uma proveta 

de 25 mL e transferir para um balão de fundo redondo de 250 mL; 

4. Pesar aproximadamente 2 g de óleo vegetal diretamente no balão de fundo redondo 

utilizando uma balança analítica; 

5. Adicionar ao balão de fundo redondo 200 mL de álcool etílico para possibilitar o refluxo 

durante a reação; 
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6. Colocar o balão sobre uma manta aquecedora e conectar o balão a um condensador de 

refluxo. Manter a saponificação por 2 horas. O condensador deve estar conectado a um 

banho termostático com recirculação de água a uma temperatura de 5 ºC; 

7. Durante a saponificação, preparar um branco contendo apenas os 25 mL da solução 

alcoólica de KOH 0,5 M. Realizar uma titulação deste branco utilizando a solução de 

HCl 0,5 M, anotando o volume de HCl consumido, denominado como V2; 

8. Após o tempo de refluxo, retirar o balão da manta aquecedora. Adicionar 4-5 gotas de 

um indicador apropriado (por exemplo, fenolftaleína) ao balão; 

9. Titular o conteúdo do balão com a solução de HCl 0,5 M até o desaparecimento da cor 

rósea. Registrar o volume de HCl consumido, denominado como V1. 

 

Resultado: 

 

 𝐼𝑆 =
56,1 × 𝐹 × (𝑉2 − 𝑉1)

𝑃
 (A.1) 

 

Em que IS é o índice de saponificação em [mg de KOH por g de óleo], F é o fator de 

correção da solução de HCl, V1 é o volume gasto na titulação da amostra, V2 é o volume gasto 

na titulação de branco e P é o peso da amostra em gramas. O valor de 56,1 é um multiplicador 

equivalente à massa molecular do KOH. 
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APÊNDICE B – Preparação das soluções para determinação do índice de saponificação 

 

Preparação da Solução Etanólica de KOH 0,5 M 

 

Materiais: 

• Balança analítica com resolução de 0,0001 g; 

• Reagente KOH; 

• Reagente Álcool Etílico 99,8%; 

• Espátula de aço inox; 

• Bastão de vidro; 

• Béquer de 250 mL; 

• Proveta de 250 mL; 

• Balão volumétrico de 500 mL. 

 

Cálculos: 

Para preparar 0,5 L de uma solução de 0,5 M de KOH, a massa de reagente necessária 

deve ser calculada com base na definição de molaridade. A fórmula é a seguinte: 

 

 

𝑀𝐾𝑂𝐻 =
𝑛𝐾𝑂𝐻

𝑉𝑠𝑜𝑙
=

𝑚𝐾𝑂𝐻

[𝑀𝑀]𝐾𝑂𝐻𝑉𝑠𝑜𝑙
∴ 𝑚𝐾𝑂𝐻 = 𝑀𝐾𝑂𝐻[𝑀𝑀]𝐾𝑂𝐻𝑉𝑠𝑜𝑙

= (0,5 
𝑚𝑜𝑙

𝐿
) (56,1056 

𝑔

𝑚𝑜𝑙
) (0,5 𝐿) ∴ 𝒎𝑲𝑶𝑯,𝒕𝒆ó𝒓𝒊𝒄𝒂

= 𝟏𝟒, 𝟎𝟐𝟔𝟒 𝒈 

 

(B.1) 

 

Dado o teor da embalagem de KOH, tem-se: 

 

 𝑡 =
𝑚𝐾𝑂𝐻

𝑚𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑡𝑜
∴ 𝑚𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑡𝑜 =

𝑚𝐾𝑂𝐻

𝑡
=

14,0264𝑔

0,85
∴ 𝒎𝒑𝒓𝒐𝒅𝒖𝒕𝒐 = 𝟏𝟔, 𝟓𝟎𝟏𝟔𝒈 (B.2) 

 

Procedimento: 

1. Utilize uma balança analítica para pesar, com o auxílio de uma espátula, 16,5016 g de 

KOH em um béquer de 250 mL; 

2. Em uma capela com circulação de ar ativa, meça 150 mL de álcool etílico em uma 

proveta e transfira cuidadosamente para o béquer contendo o KOH; 
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3. Agite a mistura utilizando um bastão de vidro, para facilitar a dissolução completa do 

KOH no álcool etílico; 

4. Após a dissolução total, transfira a solução para um balão volumétrico de 500 mL; 

5. Enxágue o béquer com álcool etílico e complete o volume do balão volumétrico até a 

marca indicada, tampando o frasco imediatamente para evitar a evaporação. 

 

Preparação da Solução de HCl 0,5 M 

 

Materiais: 

• Reagente HCl; 

• Água destilada; 

• Pipeta volumétrica de 20 mL; 

• Pipeta graduada de 1,0 mL; 

• Béquer de 250 mL; 

• Bastão de vidro; 

• Balão volumétrico de 500 mL. 

 

Cálculos: 

Primeiramente, é necessário verificar a concentração e a densidade do HCl no frasco. 

A solução a ser preparada deve ter um volume de 250 mL e uma concentração de 0,5 M. 

Considerando que o HCl é um reagente líquido, antes de calcular o volume necessário, deve-se 

determinar a massa teórica do reagente a ser utilizada: 

 

 

𝑀𝐻𝐶𝑙 =
𝑛𝐻𝐶𝑙

𝑉𝑠𝑜𝑙
=

𝑚𝐻𝐶𝑙

[𝑀𝑀]𝐻𝐶𝑙𝑉𝑠𝑜𝑙
∴ 𝑚𝐻𝐶𝑙 = 𝑀𝐻𝐶𝑙[𝑀𝑀]𝐻𝐶𝑙𝑉𝑠𝑜𝑙

= (0,5 
𝑚𝑜𝑙

𝐿
) (36,458 

𝑔

𝑚𝑜𝑙
) (0,5 𝐿) ∴ 𝒎𝑯𝑪𝒍,𝒕𝒆ó𝒓𝒊𝒄𝒂

= 𝟗, 𝟏𝟏𝟒𝟓 𝒈 

(B.3) 

 

Dada a massa de HCl necessária para a preparação da solução teórica, procede-se com 

a análise da solução contida no frasco. A densidade fornece a relação entre massa e volume da 

solução, conforme descrito por: 

 

 𝑑 =
𝑚𝑠𝑜𝑙

𝑉𝑠𝑜𝑙
∴ 𝑉𝑠𝑜𝑙 =

𝑚𝑠𝑜𝑙

𝑑
 (B.4) 



186 

 

 

O teor da solução indica a relação de massa de HCl em solução. Assim: 

 

 𝑡 =
𝑚𝐻𝐶𝑙

𝑚𝑠𝑜𝑙
∴ 𝑚𝑠𝑜𝑙 =

𝑚𝐻𝐶𝑙

𝑡
 (B.5) 

 

Substituindo as equações: 

 

 𝑉𝑠𝑜𝑙 =
𝑚𝑠𝑜𝑙

𝑑
∴ 𝑉𝑠𝑜𝑙 =

𝑚𝐻𝐶𝑙

𝑡 × 𝑑
 (B.6) 

 

Seja o teor igual a 37% e a densidade igual a 1,19 g/mL, logo: 

 

 𝑉𝑠𝑜𝑙 =
𝑚𝐻𝐶𝑙

(𝑡)(𝑑)
=

(9,1145 𝑔)

(0,37) (1,19 
𝑔

𝑚𝐿)
∴ 𝑽𝒔𝒐𝒍 = 𝟐𝟎, 𝟕𝟎 𝒎𝑳 (B.7) 

 

Procedimento: 

 

1. Adicione 150 mL de água destilada em um béquer de 250 mL; 

2. Utilizando uma pipeta volumétrica de 20 mL e uma pipeta graduada de 1,0 mL, meça 

20,70 mL da solução de HCl e adicione-a ao béquer; 

3. Misture bem a solução no béquer utilizando um bastão de vidro; 

4. Quando a solução atingir uma aparência homogênea, transfira-a para um balão 

volumétrico de 500 mL; 

5. Enxágue o béquer com água destilada e complete o volume no balão volumétrico. 

 

Preparação da Solução de NaOH 0,5 M 

 

Materiais: 

• Balança analítica com resolução de 0,0001 g; 

• Reagente NaOH; 

• Água destilada; 

• Espátula de aço inox; 

• Bastão de vidro; 

• Béquer de 250 mL; 

• Proveta de 250 mL; 
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• Balão volumétrico de 250 mL. 

 

Cálculos: 

A preparação da solução de NaOH deve considerar que o NaOH é um reagente sólido. 

Assim, para preparar 0,25 L de uma solução de 0,5 M de NaOH, é necessário calcular a massa 

do reagente a ser utilizado. O cálculo segue os seguintes passos: 

 

 

𝑀𝑁𝑎𝑂𝐻 =
𝑛𝑁𝑎𝑂𝐻

𝑉𝑠𝑜𝑙
=

[
𝑚𝑁𝑎𝑂𝐻

𝑀𝑀𝑁𝑎𝑂𝐻
]

𝑉𝑠𝑜𝑙
=

𝑚𝑁𝑎𝑂𝐻

𝑀𝑀𝑁𝑎𝑂𝐻𝑉𝑠𝑜𝑙
∴ 𝑚𝑁𝑎𝑂𝐻

= 𝑀𝑀𝑁𝑎𝑂𝐻𝑀𝑁𝑎𝑂𝐻𝑉𝑠𝑜𝑙 ∴ 𝑚𝑁𝑎𝑂𝐻

= (39,997 
𝑔

𝑚𝑜𝑙
) × (0,5 

𝑚𝑜𝑙

𝐿
) × (0,1 𝐿) ∴ 𝒎𝑵𝒂𝑶𝑯

= 𝟒, 𝟗𝟗𝟗𝟔 𝒈 

(B.8) 

 

Dado o teor da embalagem de NaOH, tem-se: 

 

 𝑡 =
𝑚𝑁𝑎𝑂𝐻

𝑚𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑡𝑜
∴ 𝑚𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑡𝑜 =

𝑚𝑁𝑎𝑂𝐻

𝑡
=

4,9996𝑔

0,98
∴ 𝒎𝒑𝒓𝒐𝒅𝒖𝒕𝒐 = 𝟓, 𝟏𝟎𝟏𝟕𝒈 (B.9) 

 

Procedimento: 

1. Em uma balança analítica, pesar precisamente 5,1017 g de NaOH em um béquer de 250 

mL; 

2. Em uma capela com sistema de ventilação ativo, medir 150 mL de água destilada 

utilizando uma proveta e transferir cuidadosamente para o béquer contendo o NaOH; 

3. Utilizando um bastão de vidro, misturar a solução para facilitar a dissolução completa 

do NaOH na água destilada; 

4. Após a dissolução total, transferir a solução para um balão volumétrico de 250 mL; 

5. Enxaguar o béquer com água destilada e completar o volume do balão volumétrico até 

a marca de 250 mL. 
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APÊNDICE C – Padronização das soluções para determinação do índice de 

saponificação 

 

Padronização da Solução de NaOH 

 

Materiais: 

• Estufa; 

• Dessecador; 

• Balança analítica com resolução de 0,0001 g; 

• Reagente Biftalato de Potássio PA; 

• Solução alcoólica de fenolftaleína (1%). 

• Água destilada; 

• Espátula de aço; 

• Erlenmeyer de 250 mL; 

• Bureta de 50 mL. 

 

Reação: 

Figura C.1 – Reação entre o biftalato de potássio e o hidróxido de sódio 

K
+

O

OH

O

O

+ NaOH
(aq)

(aq)
(aq)Na

+

K
+

O

O

O

O

+ H
2
O

(l)

 

 

Procedimento 

1. Pesar uma quantidade adequada de biftalato de potássio PA e secar em uma estufa a 105 

ºC por 1 hora; 

2. Resfriar o biftalato em um dessecador até atingir a temperatura ambiente e armazenar o 

reagente em um dessecador; 

3. Pesar 0,3 g do biftalato de potássio seco em um erlenmeyer de 250 mL; 

4. Adicionar aproximadamente 50 mL de água destilada ao erlenmeyer, juntamente com 3 

a 5 gotas de fenolftaleína; 
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5. Encher uma bureta de 50 mL com a solução de NaOH que será padronizada; 

6. Realizar o procedimento de titulação em triplicata, registrando os volumes utilizados. 

 

• Resultado: 

 

 𝐶𝑁𝑎𝑂𝐻 [
𝑚𝑜𝑙

𝐿
] =

𝑚𝑏𝑖𝑓𝑡𝑎𝑙𝑎𝑡𝑜[𝑔]

𝑀𝑀𝑏𝑖𝑓𝑡𝑎𝑙𝑎𝑡𝑜 [
𝑔

𝑚𝑜𝑙
] × 𝑉𝑁𝑎𝑂𝐻,𝑢𝑠𝑎𝑑𝑜[𝐿]

 (C.1) 

 

Padronização da solução de HCl com a solução de NaOH 

 

Materiais 

• Solução de HCl a ser padronizada; 

• Solução de NaOH já padronizada; 

• Solução alcoólica de fenolftaleína (1%); 

• Erlenmeyer de 250 mL; 

• Pipeta volumétrica de 25 mL; 

• Bureta de 50 mL. 

 

Procedimento: 

1. Adicionar 25 mL da solução de HCl a ser padronizada em um erlenmeyer de 250 mL e 

3-5 gotas de fenolftaleína; 

2. Preencher uma bureta de 50 mL com a solução de NaOH; 

3. Realizar a titulação em triplicata. 

 

Resultado: 

 

 𝐶𝐻𝐶𝑙 =
𝐶𝑁𝑎𝑂𝐻𝑉𝑁𝑎𝑂𝐻,𝑡𝑖𝑡

𝑉𝐻𝐶𝑙
 (C.2) 
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APÊNDICE D – Procedimento experimental de saponificação 

 

O procedimento experimental detalhado para a saponificação do óleo de coco: 

 

1. Preparar o aparato experimental, que deve incluir um banho termostático conectado a 

um condensador de refluxo (montar e ligar antes das pesagens), uma manta aquecedora, 

um balão de fundo redondo de 1000 mL e um soxhlet que será acoplado entre o balão e 

o condensador. As juntas devem ser devidamente seladas com graxa de silicone. 

Também deve ser separado um prato aquecedor com agitação magnética para a segunda 

parte do experimento, além de uma bandeja para despejar o sabão; 

2. Medir 300 mL de álcool etílico P.A. e adicionar ao balão de fundo redondo de 1000 mL; 

3. Inserir esferas de cerâmica no balão para controlar o excesso de turbulência durante a 

ebulição; 

4. Pesar 100 g de óleo de coco em uma balança analítica e adicionar ao balão de fundo 

redondo; 

5. Com base no índice de saponificação do óleo, calcular a quantidade de NaOH necessária 

para saponificar 100 g de óleo. Para garantir a saponificação total do óleo, pesar a massa 

de NaOH e adicionar um excesso de aproximadamente 20%; 

6. Dissolver a massa de NaOH em 80 mL ou menos de água destilada e adicionar a solução 

alcalina ao balão de fundo redondo; 

7. Colocar o balão com os reagentes sobre a manta de aquecimento e conectar o soxhlet. 

Em seguida, conectar o condensador ao soxhlet. Ligar a manta aquecedora, monitorando 

para evitar borbulhamento excessivo; 

8. Quando o álcool evaporado começar a pingar dentro do soxhlet, iniciar a contagem de 

2 horas; 

9. Após 2 horas, despejar a solução final ainda quente em um béquer contendo uma barra 

magnética e colocar sobre o prato aquecedor por 2 horas para evaporar o álcool e a água; 

10. Quando o volume final se aproximar de 175-200 mL, desligar o aquecedor e despejar 

imediatamente o sabão em uma bandeja. Deixar em um local seco para finalizar a 

evaporação do álcool e da água residuais; 
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11. Por fim, macerar o sabão em um pó fino utilizando um mortar e um pistilo (usar máscara 

durante o processo). 
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APÊNDICE E – Procedimento de medição da reologia no Fann 35A 

 

O procedimento utilizado para a leitura das reologias é detalhado a seguir: 

 

1. Preparação: 

a. Após 24 horas da formulação do fluido de perfuração, verifique a estabilidade 

do fluido, assegurando que não haja sedimentação de sólidos, separação de fases 

ou comportamento indesejado; 

b. Se a leitura da reologia for realizada em um fluido que foi refrigerado, coloque-

o em banho-maria e misture-o continuamente com uma haste de vidro, 

monitorando a temperatura até que atinja a temperatura ambiente; 

c. Para os fluidos deste trabalho, transfira o fluido para um misturador 

convencional e misture em baixa rotação (~1500 rpm) por 15 minutos, 

garantindo a formação de um leve vórtice para evitar a formação de espuma. 

Para fluidos de perfuração que não espumam, agite-os por 15 minutos em um 

Hamilton Beach a 18000 rpm; 

d. Calibre um medidor de pH e meça o pH do fluido, garantindo que esteja entre 

9-11. Se não estiver dentro desse intervalo, ajuste o pH. 

 

2. Medição da Viscosidade: 

a. Encaixe o rotor no viscosímetro, garantindo que a trava esteja acionada; 

b. Despeje 350 mL do fluido de perfuração no copo do viscosímetro Fann 35A; 

c. Coloque o copo na base do viscosímetro e eleve o fluido até a profundidade de 

imersão adequada, indicada por uma linha gravada no rotor (aproximadamente 

entre os dois furos localizados na lateral do rotor); 

d. Usando a marcha de velocidade (Figura A.1) e a alavanca do motor, inicie as 

medições a partir da velocidade de 600 rpm, seguindo a seguinte programação: 

600, 300, 200, 100, 6, 3, 6, 100, 200, 300, 600 rpm; 

e. Para cada configuração de velocidade, aguarde até que o ponteiro se estabilize 

em um valor, com um tempo mínimo de espera de 1 minuto; 

f. Se o ponteiro continuar se movendo, registre o valor mais alto que ele alcançar; 

g. Anote a leitura do ponteiro para cada velocidade antes de prosseguir para a 

próxima. 
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Figura E.1 – Parte superior do viscosímetro Fann 35A 

 

 

3. Medição da Força de Gel: 

a. Após registrar os valores de tensão de cisalhamento em todas as velocidades, 

ajuste a velocidade para 600 rpm e aguarde 1 minuto; 

b. Em seguida, ajuste a velocidade para 3 rpm e desligue o viscosímetro; 

c. Aguarde 10 segundos e ligue o viscosímetro na configuração de 3 rpm, 

registrando a leitura máxima do ponteiro como a força gel inicial; 

d. Ajuste novamente a velocidade para 600 rpm e aguarde 1 minuto; 

e. Em seguida, ajuste a velocidade para 3 rpm novamente e desligue o 

viscosímetro; 

f. Aguarde 10 minutos e ligue o viscosímetro na configuração de 3 rpm, 

registrando a leitura máxima do ponteiro como a força gel final. 
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APÊNDICE F – Procedimento de filtração em baixa pressão e baixa temperatura 

 

O procedimento completo para realização da filtração em baixa pressão e baixa 

temperatura (LPLT) segue: 

 

1. Configuração do compressor: 

a. Ligue o compressor de gás e ajuste o regulador para atingir 150 psi. Certifique-se 

de que o manômetro de saída do compressor indique 100 psi (pressão do teste), 

mantendo assim uma constante de 100 psi na célula de filtração; 

b. Verifique se as válvulas da célula de filtração e de alívio estão fechadas (no 

posicionamento perpendicular à direção da linha da mangueira) durante a 

operação do compressor, a fim de evitar vazamento de ar comprimido. 

2. Preparação do fluido: 

a. Se o fluido foi armazenado e resfriado, coloque-o em banho-maria, agitando 

com um bastão de vidro até que atinja a temperatura ambiente; 

b. Transfira o fluido de perfuração para um béquer e agite-o em um agitador a 1200 

– 1800 rpm por 15 minutos; 

c. Misture o fluido em baixa rotação, formando um leve vórtice para evitar a 

formação de espuma. 

3. Montagem da célula de filtração: 

a. Verifique se o tubo de drenagem, localizado no centro da base da célula de 

filtração, está devidamente rosqueado para evitar vazamentos durante o teste; 

b. Monte a célula de filtração organizando os seguintes itens a partir da seção 

inferior: borracha de vedação I, tela metálica, papel filtro, borracha de vedação 

II e corpo da célula; 

c. Fixe o corpo da célula girando-o até que o pino de tranca se encaixe na fenda, 

garantindo que o corpo não fique folgado; 

d. Verta 300 mL da amostra de fluido de perfuração na célula, feche-a colocando 

a tampa e rosqueie a manivela de segurança adequadamente. 

4. Coleta do filtrado: 

a. Posicione um tubo de ensaio graduado sobre o suporte do tubo coletor, 

assegurando que esteja verticalmente centralizado com o tubo de drenagem; 
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b. Utilize um cronômetro para registrar o tempo do experimento (máx. 30 minutos) 

e um meio de registrar os volumes em função do tempo, especialmente os 

volumes coletados após 7,5 e 30 minutos; 

c. Tenha tubos de ensaio graduados adicionais à disposição caso o volume do 

filtrado exceda a capacidade do cilindro inicialmente posicionado; 

5. Início da filtração: 

a. Abra a válvula da célula para iniciar o processo de filtração e inicie a contagem 

do tempo por 30 minutos; 

b. Ao final dos 30 minutos, remova o cilindro graduado e despeje seu conteúdo em 

um tubo Falcon para armazenamento; 

c. Feche a válvula da célula e abra a válvula de alívio para liberar o gás contido 

dentro do corpo da célula; 

d. Desrosqueie a manivela de segurança e remova a tampa da célula; 

e. Despeje a lama de volta no béquer e remova cuidadosamente o corpo da célula. 

6. Manuseio do papel de filtro e do reboco: 

a. Usando uma pinça, remova a borracha de vedação II, que está localizada sobre 

o papel filtro; 

b. Retire cuidadosamente o papel de filtro posicionada sobre a tela metálica e, com 

o papel de filtro e reboco repousando em sua mão, derrame água destilada 

suavemente sobre o reboco para remover o excesso de fluido de perfuração; 

c. Coloque o papel filtro em uma área seca para permitir que o reboco seque 

parcialmente antes de prosseguir para a medição da espessura. 

7. Medição da espessura do reboco: 

a. Coloque o papel filtro entre duas placas de vidro de dimensões conhecidas; 

b. Utilizando um paquímetro, meça a espessura combinada de ambas as placas de 

vidro e do reboco em todos os quadrantes do sistema; 

c. Calcule a espessura média do reboco a partir da média aritmética das medições. 
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APÊNDICE G – Espectroscopia de Infravermelho por Transformada de Fourier (FTIR) 

do OCS e dos óleos de coco e pinho 

 

A espectroscopia no infravermelho por transformada de Fourier (FT-IR) foi aplicada 

para obtenção do espectro de infravermelho dos óleos de coco e pinho e do OCS produzido, 

utilizando um espectrômetro FTIR SHIMADZU, modelo IRPrestige-21, do Laboratório de 

Combustíveis e Materiais (LACOM) DQ-UFPB. A análise dos óleos de coco e pinho foram 

realizadas por meio da técnica de reflexão atenuada total (ATR). A técnica de pastilha de KBr 

foi utilizada para o OCS. A aquisição dos espectros ocorreu na faixa de 4000 a 600 cm-1, com 

resolução de 4 cm-1 e 20 acumulações.  

A análise dos grupos funcionais das amostras de óleo de coco e OCS é apresentada na 

Figura G.1, que exibe os espectros de infravermelho de ambas as amostras em um único gráfico. 

 

Figura G.1 – Espectros de infravermelho do óleo de coco e do OCS 

 

 

Através da análise das regiões dos espectros, observa-se a presença das seguintes 

bandas e suas correspondentes identificações presentes em ambas amostras (Tabela G.1): 
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Tabela G.1 – Lista de bandas observadas em ambos os espectros de infravermelho do óleo de 

coco e do OCS 

Bandas (cm-1) Descrições das Bandas 

Óleo de 

Coco 
OCS Ligação Referências 

723,3 723,3 Dobramento angular de metileno (4xCH2) (PAVIA et al., 2015) 

875,7 877,6 Vibração de oscilação =CH no plano (GANDHI et al., 

2022) 958,6 993,3 Dobramento C–H da dupla ligação trans 

1066,6 1045,4 Ligação C–O–C (alifática) 

(HANRY et al., 

2022; PAVIA et al., 

2015) 

1107,1 1111,0 Estiramento C–O de ésteres (PAVIA et al., 2015) 

1155,4 1199,7 Estiramento C–O em HC–O–(C=O) de ésteres 
(GANDHI et al., 

2022) 

1234,4 1255,7 Estiramento C–O no grupo éster O–C(=O)–CH3 

(BRANDÃO et al., 

2021; GANDHI et 

al., 2022) 

1373,3 1369,5 Dobramento angular do metil (CH3) 

(PAVIA et al., 2015; 

YUNUS, FEN e 

YEE, 2009)  

1460,1 1446,6 Dobramento angular de metileno (CH2) 

2854,6 2850,8 Estiramento axial simétrico (CH2) 

2924,1 2922,2 Estiramento axial assimétrico (CH2) 

3469,9 3427,5 Estiramento O–H da água 

 

Observa-se, por meio da listagem apresentada na Tabela G.1, características de grupos 

funcionais típicos de ácidos graxos, tanto na região apolar (cadeias carbônicas) quanto na 

porção polar (sal de ácido carboxílico, característico do sabão). Além disso, nota-se a presença 

de diversos picos associados a ésteres, os quais são característicos dos ácidos graxos e aparecem 

em bandas próximas às regiões detectadas no óleo de coco, ainda presentes no OCS. 

No OCS, também foram identificadas bandas em 923,9 cm-1, correspondentes ao 

dobramento de ligações O–H, o que sugere a presença de glicerina, uma vez que essa banda 

está localizada na região de impressão digital da amostra (DANISH et al., 2015). Além disso, 

foram observadas bandas em 1423,5 cm-1 e 1560,4 cm-1, características de estruturas de sabão 

(DANISH et al., 2015; HANRY et al., 2022). Por fim, em 2956,9 cm-1, verifica-se o estiramento 

axial assimétrico de grupos CH3 (PAVIA et al., 2015). 

A análise dos grupos funcionais da amostra de óleo de pinho e é apresentada na Figura 

G.2. 
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Figura G.2 – Espectro de infravermelho do óleo de pinho com lista dos picos 

 

 

Através da análise das regiões do espectro, observa-se a presença das seguintes bandas 

e suas correspondentes identificações (Tabela G.2): 
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Tabela G.2 – Lista de bandas observadas no espectro de infravermelho do óleo de pinho 

Bandas (cm-1) Descrição das Bandas Referências 

881,5 Vibração de deformação =CH no plano 
(GANDHI et al., 

2022) 

920,0 Dobramento O–H 
(DANISH et al., 

2015) 

1047,3 Estiramento (C–O) de álcool saturado 
(PAVIA et al., 

2015) 

1085,9 Ligação C–O–C (alifática) 
(HANRY et al., 

2022) 

1132,2 Estiramento (C–O) de ésteres 
(PAVIA et al., 

2015) 

1213,2 Estiramento (C–O) em HC–O–(C=O) de éster 
(GANDHI et al., 

2022) 

1271,1 Estiramento (C–O) no grupo éster O–C(=O)–CH3 

(BRANDÃO et al., 

2021; GANDHI et 

al., 2022) 

1377,2 Dobramento angular metil (CH3) 

(PAVIA et al., 

2015; YUNUS, 

FEN e YEE, 2009) 

1444,7 Dobramento C–H 
(DANISH et al., 

2015) 

1649,1 Estiramento C=C 

(PRADHITA, 

MASRURI e 

RAHMAN, 2015) 

1745,6 Estiramento (C=O) de aldeído 

(PAVIA et al., 

2015) 

2833,4 
Estiramento axial simétrico (CH2) 

2879,7 

2974,2 Estiramento axial assimétrico (=CH) 

3340,7 Estiramento O–H da água ou grupo funcional álcool 
(YUNUS, FEN e 

YEE, 2009) 

 

Diferentemente do óleo de coco, o óleo de pinho é predominantemente composto por 

terpenos, os quais contêm grupos funcionais álcool e éster, além de estruturas cíclicas 

insaturadas, incluindo compostos aromáticos (DORNA et al., 2021). A análise das bandas 

espectrais do óleo de pinho revela ligações características desses compostos, como a banda em 

1649,1 cm-1, associada à ligação dupla de um ciclo-hexano, possivelmente pertencente ao α-

terpineol ou limoneno. Além disso, a presença simultânea das bandas em 2833,4 cm-1, 2879,7 

cm-1 e 2974,2 cm-1 é característica do α-terpineol, principal constituinte do óleo de pinho 

(ZHANG et al., 2023). 
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APÊNDICE H – Microscopia eletrônica de Varredura (MEV) do OCS e das tortas de 

filtro 

 

A morfologia das partículas de OCS foi analisada por microscopia eletrônica de 

varredura (MEV) utilizando um microscópio TESCAN, modelo VEGA4 LMS, 

LAMAB-UFPB. As micrografias foram obtidas após dispersão das partículas secas peneiradas 

em malha metálica de 200# em um stub coberto com fita de carbono, seguido pela deposição 

de uma fina camada de ouro nas amostras. A captura das imagens ocorreu com intensidade de 

5 kV.  

As micrografias obtidas estão apresentadas na Figura H.1. 

 

Figura H.1 – Micrografias das (a) partículas de OCS (ampliação 250 vezes) e (b) morfologia 

da superfície do OCS (ampliação de 15 mil vezes) 

 

 

Previamente à análise de MEV, o OCS foi seco à 50 ºC em uma estufa, por 24 horas, 

para garantir a evaporação completa da umidade. Após seco, o OCS foi triturado em finas 

partículas. Uma amostra do OCS foi peneirada em peneira de 200#, produzindo as partículas 

observadas na micrografia da Figura H.1a, que possui magnitude de ampliação de 250 vezes. 

Com o intuito de examinar a morfologia dessas partículas em maior detalhe, utilizou-se um 

aumento de 15 mil vezes no microscópio, resultando na micrografia da Figura H.1b. Nessa 

imagem, é possível observar cristais com formato acicular formados na superfície das 

partículas, indicados pelas setas amarelas. Durante o processo de síntese, a evaporação do etanol 

aumenta a concentração de OCS na solução. Com o resfriamento da solução, o OCS precipita, 
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originando cristais e estruturas ramificadas. Essas estruturas, destacadas pelas setas em rosa 

claro, sugerem a formação de redes complexas e interações intermoleculares fortes. 

A morfologia do papel de filtro e das tortas de filtro produzidas pelos fluidos de 

perfuração em LPLT foram analisadas por microscopia eletrônica de varredura (MEV) 

utilizando um microscópio TESCAN, modelo VEGA4 LMS, LAMAB-UFPB. As micrografias 

foram obtidas após dispersão das partículas secas peneiradas em malha metálica de 200# em 

um stub coberto com fita de carbono, seguido pela deposição de uma fina camada de ouro nas 

amostras. A captura das imagens ocorreu com intensidade de 5 kV. 

A análise morfológica das tortas de filtro permite examinar as estruturas formadas 

tanto na superfície do filtro quanto em camadas mais profundas. A Figura H.2 apresenta a 

micrografia (magnitude de ampliação de 500 vezes) de um recorte do papel de filtro especial 

da Fann utilizado nos ensaios de filtração LPLT. 

 

Figura H.2 – Micrografia da superfície do papel de filtro (ampliação de 500 vezes) 

 

 

A imagem revela a morfologia dos línteres de algodão entrelaçados, típicos deste tipo 

de papel, cuja principal função é a retenção de partículas com diâmetros entre 2 e 5 µm 

(LASHKARI, TABATABAEI-NEZHAD e HUSEIN, 2021). Observa-se, uma alta 

concentração de poros interconectados em camadas profundas, destacada pela elipse amarela, 
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além de regiões de porosidade mais dispersa, indicadas por setas, contribuindo para uma 

eficiência de filtragem variável ao longo do papel. 

Para quantificar essas regiões porosas, utilizou-se o software Fiji ImageJ, amplamente 

empregado na análise morfológica de imagens digitais (RUEDEN et al., 2017; SCHINDELIN 

et al., 2012). Para evitar interferências, o processamento da imagem excluiu áreas pixeladas 

escuras inferiores a 10 µm2, evitando a contagem de artefatos que poderiam ser erroneamente 

identificados como poros, como fendas resultantes de relevo. Após o processamento, foram 

identificadas 627 regiões distintas, e seus respectivos diâmetros e áreas foram calculados. A 

Figura H.3. ilustra essas regiões porosas, e para a medição de diâmetro foi utilizado o diâmetro 

de partícula de Feret, adequado para quantificação de tamanhos irregulares em partículas e 

poros (BRESCH et al., 2022; DRAŽIĆ, SLADOJE e LINDBLAD, 2016; LOURENÇO et al., 

2015). 

 

Figura H.3 – Identificação das regiões de vazios (poros) na superfície do papel de filtro 

 

 

O histograma na Figura H.4 mostra a distribuição do tamanho dos poros do papel de 

filtro. 
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Figura H.4 – Gráfico de distribuição de tamanho de poros Feret do papel de filtro 

 

 

Observa-se que 50% das regiões apresentam poros menores que 7 µm, enquanto 90% 

possuem diâmetro inferior a 27,8 µm. Este perfil evidencia uma predominância de poros 

pequenos, refletindo a eficiência do papel de filtro na retenção de partículas de pequeno 

diâmetro. A análise indica que, aproximadamente, 13,6% da área total do papel é ocupada por 

poros, com um diâmetro médio de 14,176 ± 12,162 µm. O desvio padrão elevado revela uma 

grande variabilidade no tamanho dos poros, com valores extremos entre 4,680 µm e 99,809 µm. 

As micrografias das tortas de filtro formadas durante os ensaios de filtração LPLT 

estão apresentadas na Figura H.5, com ampliação de 100 vezes, correspondendo aos fluidos (a) 

F1, (b) F2, (c) F3 e (d) F4. As imagens foram obtidas a partir de amostras das bordas do papel 

de filtro para minimizar perturbações na estrutura das tortas de filtro. 
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Figura H.5 – Micrografias das superfícies das tortas de filtro dos fluidos (a) F1, (b) F2, (c) F3 

e (d) F4 (ampliação de 100 vezes) 

 

 

As rachaduras observadas nas micrografias Figura H.5a e Figura H.5b são atribuídas 

ao manuseio das tortas secas e ao processo de secagem, que pode fragilizar as estruturas devido 

ao ressecamento dos polímeros. O descolamento parcial da torta de filtro do papel de filtro pode 

também ter contribuído para o surgimento dessas fissuras, destacando a necessidade de um 

controle rigoroso durante a secagem para evitar degradações mecânicas. 

As tortas de filtro F1 e F2 exibem superfícies homogêneas e bem seladas, sem poros 

aparentes, sugerindo uma compactação eficiente e baixa permeabilidade, o que se alinha com 

os baixos volumes de filtrado observados nos ensaios. Esta compactação eficiente está 
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possivelmente relacionada à interação eficaz das emulsões com polímeros e sólidos, formando 

uma camada uniforme e compacta. 

A torta de filtro do fluido F3 (Figura H.5c) mostra uma distribuição de poros mais 

visível, indicando uma estrutura menos densa e, possivelmente, explicando o maior volume de 

filtrado observado para este fluido em comparação com F1 e F2. Já a torta de filtro do fluido 

F4 (Figura H.5d) exibe poros de menor diâmetro, o que também pode influenciar em um volume 

de filtrado maior. 

Micrografias de aproximação das mesmas regiões da Figura H.5 foram obtidas com 

uma resolução de 20 μm e ampliação de 2 mil vezes, e estão representadas na Figura H.6, 

detalhando as superfícies das tortas de filtro dos fluidos (a) F1, (b) F2, (c) F3 e (d) F4. 
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Figura H.6 – Aproximações das superfícies das tortas de filtro dos fluidos (a) F1, (b) F2, (c) 

F3 e (d) F4 (ampliação de 2 mil vezes) 

 

 

Na Figura H.6a, a torta de filtro do fluido F1 apresenta uma superfície com 

descamações uniformemente distribuídas. Regiões mais uniformes, como a destacada por uma 

elipse amarela, e áreas contendo partículas, possivelmente cristais de calcita revestidos com 

polissacarídeos, promovem uma selagem eficaz. A Figura H.6b, correspondente ao fluido F2, 

revela predominância de áreas uniformes, sem descamações, onde partículas de CaCO3, 

revestidas por polímeros como GX e CMC, reforçam a capacidade de selagem. 

As micrografias das tortas produzidas pelos fluidos de base óleo de coco, nas Figura 

H.6c e Figura H.6d, exibem uma superfície rugosa. A Figura H.6d evidencia uma quantidade 

significativa de porosidade (elipses amarelas), mas os poros são menores do que os vistos na 
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Figura H.5c, possivelmente justificando o maior volume de filtrado observado no fluido F3 em 

comparação ao F4. Rugosidade e porosidade são aspectos críticos na análise de permeabilidade 

e retenção de filtrado (HENNEMANN, GASTL e BECKER, 2021). 

Para uma observação das camadas mais profundas, micrografias transversais foram 

produzidas a partir de recortes das tortas de filtro, um método destrutivo, porém necessário 

devido à adesão das tortas ao papel de filtro. A Figura H.7 mostra as seções transversais das 

tortas de filtro dos 4 fluidos, com ampliação de 250 vezes. 

 

Figura H.7 – Seções transversais das tortas de filtro dos fluidos (a) F1, (b) F2, (c) F3 e (d) F4 

(ampliação de 250 vezes) 
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As micrografias das seções transversais dos fluidos F1 e F2 não produziram uma 

visualização clara das áreas de interesse devido à obstrução de fibras do papel de filtro que 

foram perturbadas durante o recorte da amostra. Por outro lado, as micrografias das tortas dos 

fluidos F3 e F4 permitem distinguir a separação entre a torta de filtro e o papel. A seção do 

fluido F4, entretanto, não revelou as camadas internas do reboco, possivelmente devido à 

flexibilidade da superfície que recobriu essas áreas durante o recorte, inviabilizando sua análise. 

A micrografia transversal da torta do fluido F3, ilustrada na Figura H.7c, permite a 

análise da disposição dos sólidos em camadas mais profundas. 

A Figura H.7c, mostra a seção transversal da torta de filtro no centro da imagem, com 

a superfície da torta abaixo e o papel de filtro acima, junto com a fita de carbono usada para 

fixação. Cristais de calcita, identificados por suas formas romboédricas irregulares, são visíveis 

e distribuídos uniformemente no reboco, o que, junto às estruturas poliméricas, contribui para 

uma selagem eficaz e baixo volume de filtrado (AL OMARI et al., 2016; FENG, 2011; WANG 

et al., 2012). Alguns estudos sugerem a existência de gradientes de densidade no reboco, o que 

não foi observado nesta imagem (ELKATATNY, MAHMOUD e NASR-EL-DIN, 2012). 

Para a análise da espessura da torta de filtro, utilizou-se a ferramenta Local Thickness 

no software Fiji ImageJ, permitindo uma avaliação precisa das variações de espessura 

(DOUGHERTY e KUNZELMANN, 2007). A Figura H.8 ilustra o resultado dessa análise. 
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Figura H.8 – Análise da espessura da torta de filtro seca do fluido F3 por Local Thickness 

 

 

A Figura H.8 apresenta um mapa de calor que indica a espessura local da torta. A barra 

de calibração, localizada no canto superior direito e expressa em micrômetros, auxilia na 

interpretação dos valores. apresenta o mapa de calor da espessura, e o histograma revela uma 

espessura média de 360,8 ± 46,2 μm, com variação de, aproximadamente, ± 12,8% ao longo da 

amostra. 
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APÊNDICE I – Dados da determinação da concentração micelar crítica do OCS 

 

Tabela I.1 – Dados completos das concentrações obtidas por diluição e suas respectivas 

tensões superficiais para os ensaios em duplicata da concentração micelar crítica (C.M.C.) de 

OCS em água destilada 

Ensaios de C.M.C. de OCS em Água Destilada 

Cf 
1 [g/L] Cf 

2 [g/L] 

Tensão Superficial [dyn/cm] 

Ensaio 1 Ensaio 2 

Média 
Desvio 

Padrão 
Média 

Desvio 

Padrão 

5,16 5,11 38,35 0,15 38,50 0,30 

4,55 4,51 38,85 0,15 38,65 0,15 

4,07 4,03 39,45 0,15 39,30 0,10 

3,60 3,57 40,65 0,05 40,45 0,05 

3,10 3,07 41,95 0,05 41,65 0,05 

2,81 2,79 43,25 0,05 43,00 0,10 

2,58 2,56 43,65 0,05 44,10 0,10 

2,31 2,29 45,75 0,15 45,60 0,10 

2,06 2,04 47,50 0,00 47,25 0,05 

1,82 1,80 49,05 0,15 48,90 0,00 

1,63 1,61 50,65 0,05 50,65 0,05 

1,40 1,38 52,65 0,05 52,45 0,05 

1,22 1,21 54,20 0,10 54,95 0,05 

1,09 1,08 56,50 0,10 56,65 0,05 

0,89 0,88 58,95 0,05 59,20 0,10 

0,70 0,69 62,50 0,20 62,10 0,20 

0,54 0,54 64,60 0,10 65,40 0,10 

0,41 0,40 66,65 0,15 67,20 0,40 

0,27 0,27 69,30 0,10 69,55 0,05 

0,18 0,18 70,45 0,15 70,60 0,20 

0,00 0,00 72,10 0,00 72,10 0,00 
Cf

1 - concentração após diluição do ensaio 1, Cf
2 - concentração após diluição do ensaio 2 e 

dyn/cm – dina por centímetro 

 

Tabela I.2 – Dados do cálculo da C.M.C. do ensaio 1 em água destilada 

Cálculo da C.M.C. em Água Destilada - Ensaio 1 

a1 b1 a2 b2 b2 - b1 a1 - a2 C.M.C. 1 [g/L] 

-2,494 50,276 -12,144 71,228 20,952 9,650 2,171 
Os valores de a e b são, respectivamente, os coeficientes angulares e linear das retas de regressão linear 

calculadas 
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Tabela I.3 – Dados do cálculo da C.M.C. do ensaio 2 em água destilada 

Cálculo da C.M.C. em Água Destilada - Ensaio 2 

a1 b1 a2 b2 b2 - b1 a1 - a2 C.M.C. 2 [g/L] 

-2,518 50,192 -12,473 71,569 21,377 9,955 2,147 
Os valores de a e b são, respectivamente, os coeficientes angulares e linear das retas de regressão linear 
calculadas 

 

Tabela I.4 – Dados completos das concentrações obtidas por diluição e suas respectivas 

tensões superficiais para os ensaios em duplicata da C.M.C de OCS em salmoura de 2% em 

massa de NaCl 

Ensaios de C.M.C. de OCS em Salmoura (2% NaCl) 

Cf 
1 [g/L] Cf 

2 [g/L] 

Tensão Superficial [mN/m] 

Ensaio 1 Ensaio 2 

Média Desv. Média Desv. 

5,02 5,16 32,35 0,25 33,25 0,15 

4,43 4,55 33,50 0,10 33,35 0,15 

3,97 4,07 33,35 0,15 33,50 0,10 

3,50 3,60 33,30 0,00 33,20 0,00 

3,01 3,09 33,15 0,05 33,20 0,10 

2,74 2,81 33,25 0,15 33,15 0,05 

2,51 2,58 33,25 0,05 32,90 0,10 

2,25 2,31 33,25 0,05 33,00 0,20 

2,01 2,06 32,65 0,15 32,90 0,10 

1,77 1,82 32,65 0,15 32,90 0,10 

1,59 1,63 33,15 0,05 33,05 0,05 

1,36 1,40 34,35 0,05 34,65 0,35 

1,19 1,22 35,10 0,30 35,00 0,20 

1,06 1,09 36,65 0,15 35,55 0,15 

0,87 0,89 40,15 0,15 38,05 0,05 

0,68 0,70 43,00 0,00 42,15 0,15 

0,53 0,54 46,50 0,10 46,55 0,05 

0,40 0,41 54,00 0,10 52,35 0,15 

0,26 0,27 58,55 0,25 58,20 0,10 

0,18 0,18 63,70 0,40 62,75 0,05 

0,00 0,00 72,25 0,00 72,25 0,00 
Cf

1 - concentração após diluição do ensaio 1, Cf
2 - concentração após diluição do ensaio 2 e 

dyn/cm – dina por centímetro 

 

Tabela I.5 – Dados do cálculo da C.M.C. do ensaio 1 em salmoura (2% NaCl) 

Cálculo da C.M.C. em Salmoura (2% NaCl) - Ensaio 1 

a1 b1 a2 b2 b2 - b1 a1 - a2 C.M.C. 1 [g/L] 

-0,488 34,837 -33,763 68,599 33,763 33,276 1,015 
Os valores de a e b são, respectivamente, os coeficientes angulares e linear das retas de regressão linear 

calculadas 
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Tabela I.6 – Dados do cálculo da C.M.C. do ensaio 2 em salmoura (2% NaCl) 

Cálculo da C.M.C. em Salmoura (2% NaCl) - Ensaio 2 

a1 b1 a2 b2 b2 - b1 a1 - a2 C.M.C. 2 [g/L] 

-0,321 34,379 -34,875 68,282 33,903 34,553 0,981 
Os valores de a e b são, respectivamente, os coeficientes angulares e linear das retas de regressão linear 
calculadas 
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APÊNDICE J – Análise granulométrica do redutor de filtrado 

 

Para o redutor de filtrado, CaCO3, foi realizada uma análise granulométrica por 

difração a laser utilizando o equipamento Particle Size Analyzer da CILAS, modelo 1090, 

LAMAM-UFPB, visando caracterizar a distribuição de tamanhos de partículas. A metodologia 

líquida foi adotada devido à baixa solubilidade do CaCO3 em água. Na metodologia aplicada, 

a água destilada é circulada pelo equipamento sob fluxo controlado, enquanto uma porção da 

amostra é dispersa nesse fluxo. O tamanho das partículas é, então, medido com base na 

passagem desse fluxo de água contendo as partículas dispersas diante de um feixe de laser. Esse 

modo de operação permite uma caracterização mais detalhada das faixas granulométricas. 

A análise granulométrica do CaCO3 tem como objetivo caracterizar esse aditivo 

redutor de filtrado em termos de tamanho de partículas. O tamanho das partículas do CaCO3 é 

relevante para sua função de plugar os poros na formação rochosa, facilitando a formação do 

reboco. A escolha de partículas de tamanhos específicos depende do diâmetro dos poros da 

rocha (HUI et al., 2021). Em geral, o CaCO3 é amplamente utilizado na indústria de perfuração, 

sendo bem documentado na literatura (ETTEHADI e ALTUN, 2017; NASCIMENTO et al., 

2019; SOARES et al., 2020; TALUKDAR e GOGOI, 2015; VILLADA et al., 2022). 

A Figura J.1 apresenta a análise granulométrica do CaCO3 utilizado neste trabalho. 

 

Figura J.1 – Análise granulométrica do CaCO3 P.A. 
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As medições revelam que 50% das partículas possuem tamanho médio inferior a 

5,84 μm, enquanto 90% são menores que 15,76 μm, com um tamanho médio de 7,38 μm. A 

escolha da distribuição de partículas está relacionada ao tipo de formação rochosa, onde rochas 

com gargantas de poro de maior diâmetro e formato semelhante a um "funil" exigem uma 

distribuição ampla de partículas para promover um empacotamento eficiente e reduzir a invasão 

de fluidos na formação (HUI et al., 2021). 
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APÊNDICE K – Potencial zeta e tamanho de partícula dos polissacarídeos 

 

Os polissacarídeos CMC e GX foram caracterizados quanto ao potencial zeta e 

tamanho de partícula. A caracterização do potencial zeta e do DLS das soluções de CMC e GX 

foi realizada em um equipamento Zetasizer, modelo Series Nano, LAMAB-UFPB. As amostras 

foram preparadas por homogeneização de 0,5 g de polissacarídeo em 50 mL de uma solução de 

KCl a 1,0 mM, seguindo a metodologia de Nascimento et al. (2019). As soluções foram agitadas 

em agitador magnético, por 1 hora, para garantir a completa hidratação das partículas em 

suspensão. As medições foram realizadas em triplicata para assegurar a confiabilidade dos 

resultados. 

Os polissacarídeos utilizados neste trabalho, GX e CMC, têm funções específicas nos 

fluidos de perfuração (DA LUZ, FAGUNDES e BALABAN, 2017; SOARES et al., 2020; 

YANG e ZHU, 2007): a GX atua como viscosificante e a CMC, em conjunto com o CaCO3, 

age como redutor de filtrado. Esta combinação é eficaz para formar uma torta de filtro, 

compensando a incapacidade do CaCO3 de selar formações rochosas sozinho (DA LUZ, 

FAGUNDES e BALABAN, 2017; FAGUNDES et al., 2018). A Figura K.1 ilustra esse efeito. 

 

Figura K.1 – Efeito sinérgico de moléculas de polissacarídeos e partículas de redutor de 

filtrado para formação de um reboco eficiente 

 

 

A análise do potencial zeta e do tamanho de partícula desses polissacarídeos, cujos 

dados estão na Tabela K.1, assegura a qualidade dos materiais utilizados. 
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Tabela K.1 – Propriedades dos polissacarídeos 

Polissacarídeo Z (mV) d (nm) 

Goma Xantana (GX) -31,30 ± 1,56 4351,91 

Carboximetilcelulose (CMC) -34,13 ± 1,44 3112,90 
Z = potencial zeta; d = tamanho de partícula; PdI = índice de polidispersão do tamanho de partícula 

 

Os potenciais zeta negativos, conforme descrito na literatura (KHOURYIEH et al., 

2007; SAVVIDES et al., 2012; YANG e ZHU, 2007), indicam uma estabilidade elevada, 

fundamental para manter as partículas sólidas em suspensão, minimizando a sedimentação de 

sólidos, como cascalho, nos fluidos de perfuração. Quanto aos tamanhos de partículas, a GX 

apresenta moléculas hidratadas maiores, coerente com sua função viscosificante. Em 

contrapartida, a CMC tem moléculas menores, mas ainda consideravelmente grandes, o que 

sugere um leve impacto na viscosidade. Abaixo, a Figura K.2 e a Figura K.3 apresentam a 

distribuição de tamanho de partículas para a GX e CMC, respectivamente. 

 

Figura K.2 – Distribuição de partículas da GX 
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Figura K.3 – Distribuição de partículas da CMC 

 

 

Nota-se que as partículas de GX concentram-se em maiores tamanhos, enquanto a 

CMC exibe três aglomerações distintas, possivelmente correspondentes a partículas menos 

hidratadas. 
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APÊNDICE L – Difração de raios-X dos aditivos 

 

A identificação da estrutura cristalina do CaCO3 P.A. e da argila Bentonita foi 

realizada por difração de raios-X (DRX). Para isso, utilizou-se um difratômetro Bruker, modelo 

D8 Advance Eco, no LabCim-UFRN e no NEPEM-UFPB. As amostras submetidas à análise 

foram previamente secas em estufa à 105 ºC por 12 horas e, em seguida, peneiradas com uma 

malha de 200 mesh. Os parâmetros operacionais para ambos os equipamentos incluíram: filtro 

de detecção de Ni, radiação Cu-Kα, faixa de leitura de 0º a 60º e passo de varredura de 0,03º. 

A avaliação das estruturas cristalinas foi realizada com o software Xpert Highscore 

Plus 3.0, utilizando a comparação entre os picos dos difratogramas e os padrões de cartas de 

referência (estrelas e/ou puros) do banco de dados ICDD (International Centre for Diffraction 

Data), em condições de temperatura e pressão ambientes. 

 Os difratogramas das amostras de CaCO3 P.A. e bentonita estão ilustrados na Figura 

L.1 e na Figura L.2, respectivamente. 

 

Figura L.1 – Difratograma do CaCO3 P.A. 
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Figura L.2 – Difratograma da bentonita 

 

 

O difratograma do CaCO3 P.A. exibe picos intensos em 2θ = 23,09º, 29,45º, 30,81º, 

31,51º, 36,01º, 39,44º, 40,95º, 43,19º, 44,83º, 47,15º, 47,54º, 48,54º, 50,17º, 50,86º, 56,65º e 

57,42º. A análise com o software Xpert Highscore 3.0 identificou calcita e anquerita como as 

formas cristalinas presentes, com referência nos documentos ICDD Ref. 01-083-0578 (calcita) 

e Ref. 00-041-0586 (anquerita). 

No difratograma da bentonita, picos intensos em 2θ = 5,79º, 12,31º, 19,77º, 20,96º, 

26,65º, 29,51º, 34,84º, 39,65º, 42,62º e 45, indicam a presença de montmorilonita, com presença 

de quartzo e caulinita, com referência na literatura (FIL, ÖZMETIN e KORKMAZ, 2014; 

IKHTIYAROVA et al., 2012; KLOSEK-WAWRZYN, MALOLEPSZY e MURZYN, 2013; 

WU et al., 2022), e sulfeto de manganês, com referência no documento ICDD Ref. 01-089-

4088. 
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APÊNDICE M – Análise termogravimétrica dos aditivos dos fluidos 

 

O estudo da degradação térmica dos principais aditivos dos fluidos de perfuração foi 

conduzido utilizando um analisador termogravimétrico da TA Instruments, modelo SDT650, 

no Labfilm-UFPB. As amostras em pó foram peneiradas em peneira de 200#. As análises foram 

realizadas por meio de termogravimetria (TGA) com avaliação diferencial (DTA), utilizando 

cadinhos de platina, em um intervalo de temperatura de 25 ºC a 600 ºC. A taxa de aquecimento 

das amostras foi estabelecida em 10 ºC/min, e o gás utilizado durante as análises foi o 

nitrogênio, promovendo uma atmosfera inerte, com um fluxo fixo de 50 mL/min. 

Para avaliar a degradação térmica tanto dos fluidos formulados quanto dos seus 

aditivos, foi realizada a análise termogravimétrica (TGA) acompanhada de análise térmica 

diferencial (DTA). A Figura M.1 mostra a TGA do OCS. 

 

Figura M.1 – Análise termogravimétrica com DTA do OCS 

 

 

A TGA do OCS revelou quatro etapas principais de perda de massa. A primeira etapa 

ocorre entre 33 ºC e 144 ºC, associada à evaporação de água e etanol residual, com picos de 

DTG em 63,9 ºC e 126,7 ºC, com 19,81% de perda de massa. A segunda etapa (126,7 ºC a 

281 ºC) representa uma perda gradual de massa com um pico menor em 222,2ºC, sugerindo a 
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decomposição da glicerina, que é um subproduto da saponificação, com 6,79% de perda de 

massa. A terceira etapa (281 ºC a 405,8 ºC) pode estar relacionada à decomposição de 

componentes residuais da glicerina e início da degradação da estrutura das cadeias carbônicas 

do OCS, evidenciada por um leve pico na curva de DTG, com 1,8% de perda de massa. A quarta 

etapa, com o maior pico de DTG a 518,4 ºC, está ligada à degradação dos sais de ácidos graxos 

e componentes orgânicos remanescentes, com 48,7% de perda de massa. 

Os dados de TGA indicam que a maior parte da degradação do OCS ocorre devido à 

decomposição dos sais de ácidos graxos e dos compostos orgânicos, refletido em uma 

degradação térmica rápida. 

A TGA da GX está mostrada na Figura M.2. 

 

Figura M.2 – Análise termogravimétrica com DTA da GX 

 

 

A TGA da GX apresenta quatro etapas de decomposição. A primeira etapa (25 ºC a 

97,9 ºC) corresponde à evaporação da umidade, com 13,2% de perda de massa. A segunda etapa 

(97,9 ºC a 207,5 ºC) envolve a decomposição gradual da estrutura da GX, com 6,0% de perda 

de massa. A terceira etapa (207,5 ºC a 366,8 ºC), com pico de DTG em 311,7 ºC, corresponde 

à rápida degradação térmica dos polissacarídeos, com 41,0% de perda de massa, com reações 
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exotérmicas evidenciando carbonização e liberação de voláteis. A quarta etapa (366,8 ºC a 590 

ºC) inclui a decomposição residual da amostra, com 13,0% de perda de massa. 

A GX demonstra uma estabilidade térmica considerável até a segunda etapa. A rápida 

degradação na terceira fase sugere quebra de cadeias poliméricas e possível formação de 

resíduos carbonosos (DA SILVA et al., 2018). 

A TGA da CMC está apresentada na Figura M.3. 

 

Figura M.3 – Análise termogravimétrica com DTA da CMC 

 

 

A análise da CMC mostra quatro fases de perda de massa. A primeira etapa (32 ºC a 

85,3 ºC) é atribuída à evaporação de umidade, com 7,1% de perda de massa. A segunda etapa 

(85,3 ºC a 231,2 ºC) sugere decomposição gradual e possível transição vítrea, com impacto na 

temperatura devido ao teor de água, com 5,5% de perda de massa. A terceira etapa (231,2 ºC a 

334,7 ºC) inclui uma rápida degradação da estrutura do polissacarídeo, com 26,4% de perda de 

massa. A última etapa (334,7 ºC a 590 ºC) envolve decomposição residual, com 8,8% de perda 

de massa. 

Os resultados de TGA dos óleos de coco e de pinho estão mostrados na Figura M.4. 
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Figura M.4 – Análise termogravimétrica com DTA do (a) óleo de coco e (b) óleo de pinho 

 

 

A TGA do óleo de coco apresenta uma única etapa significativa de perda de massa 

entre 283 ºC e 442 ºC, com 95% de perda de massa e um pico diferencial de massa em 420 ºC, 

indicando degradação dos componentes. A análise sugere que o óleo de coco tem uma 

estabilidade térmica moderada até a temperatura de degradação, com uma única etapa de 

decomposição térmica que reflete a quebra dos componentes orgânicos principais. 

O óleo de pinho apresenta degradação contínua pela curva gravimétrica, mas duas 

etapas de perda de massa são identificadas pela curva de DTA. A primeira etapa (25 ºC a 
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88,52 ºC) está associada à evaporação de componentes voláteis, com pico de DTG em 68,2 ºC 

e 67% de perda de massa. A segunda etapa (88,52 ºC a 180,93 ºC) mostra uma perda de massa 

mais lenta, com picos menores em 106,9 ºC e 132,4 ºC, indicando a degradação de componentes 

menos voláteis, com perda de massa de 30,22%. O óleo de pinho demonstra volatilidade 

significativa em baixas temperaturas, refletindo a presença de compostos que se evaporam 

rapidamente, seguidos por uma etapa de degradação mais lenta dos componentes menos 

voláteis. De fato, o óleo de pinho é composto por diversos compostos do tipo terpeno, muitos 

desses altamente voláteis (SILORI, KUSHWAHA e KUMAR, 2019). 

A Figura M.5 mostra a TGA da glicerina. 

 

Figura M.5 – Análise termogravimétrica com DTA da glicerina 

 

 

A glicerina apresenta uma única etapa de perda de massa entre 100 ºC e 276 ºC, com 

um pico diferencial de massa em 271,5 ºC íngreme e com repentina queda, indicando 

evaporação completa. A glicerina possui uma faixa de evaporação clara, evidenciando sua 

volatilidade em temperaturas moderadas e a ausência de resíduos significativos após a 

evaporação, o que é um indicativo da pureza do aditivo. 
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APÊNDICE N – Dados de reologia em altas pressões e altas temperaturas para o fluido 

1 

 

Tabela N.1 – Dados experimentais e modelagem para fluido 1 em altas pressões e altas 

temperaturas 
 τExp (Pa) τCalc (Pa)  

γ (s-1)  Experimental Plástico de Bingham Power Law Herschel-Bulkley 

C1 

104,55 112,17 100,19 104,25 1021,8 

79,82 72,87 81,35 79,98 510,9 

68,34 59,77 72,02 69,07 340,6 

55,08 46,67 58,48 54,65 170,3 

29,07 34,36 25,11 27,30 10,2 

22,95 33,96 20,39 24,56 5,1 

C2 

95,06 102,31 91,92 94,88 1021,8 

71,15 64,60 72,45 71,31 510,9 

60,33 52,03 63,04 60,77 340,6 

47,33 39,46 49,69 46,90 170,3 

21,47 27,64 18,91 20,99 10,2 

17,95 27,26 14,91 18,44 5,1 

C3 

13,82 14,46 13,82 13,84 1021,8 

7,80 7,23 7,78 7,76 510,9 

5,56 4,82 5,56 5,54 340,6 

3,06 2,41 3,13 3,13 170,3 

0,41 0,14 0,30 0,38 10,2 

0,26 0,07 0,17 0,26 5,1 

C4 

7,75 7,88 7,72 7,74 1021,8 

4,03 3,94 4,09 4,05 510,9 

2,75 2,63 2,82 2,79 340,6 

1,58 1,31 1,49 1,51 170,3 

0,26 0,08 0,11 0,26 10,2 

0,20 0,04 0,06 0,22 5,1 

C5 

5,10 5,06 5,06 5,11 1021,8 

2,65 2,68 2,71 2,63 510,9 

1,84 1,88 1,88 1,83 340,6 

1,02 1,09 1,01 1,06 170,3 

0,36 0,34 0,08 0,38 10,2 

0,41 0,32 0,04 0,37 5,1 
C1 = condição 1 (25 ºC; 14,7 psig); C2 = condição 2 (25,5 ºC; 831,5 psig); C3 = condição 3 (59,8 ºC; 4044,2 psig); C4 = condição 4 (79,3 
ºC; 5697,3 psig); C5 = condição 5 (102,9 ºC; 7860,4 psig); τExp = tensão de cisalhamento experimental; τCalc = tensão de cisalhamento 

calculada; γ = taxa de cisalhamento 
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APÊNDICE O – Dados de reologia em altas pressões e altas temperaturas para o fluido 

2 

 

Tabela O.1 – Dados experimentais e modelagem para fluido 2 em altas pressões e altas 

temperaturas 
 τExp (Pa) τCalc (Pa)  

γ (s-1)  Experimental Plástico de Bingham Power Law Herschel-Bulkley 

C1 

117,81 130,82 118,25 121,32 1021,8 

102,00 81,70 91,88 90,60 510,9 

71,15 65,33 79,28 76,84 340,6 

55,34 48,96 61,60 58,71 170,3 

25,76 33,57 22,12 24,68 10,2 

21,42 33,08 17,19 21,31 5,1 

C2 

79,00 84,28 77,73 79,14 1021,8 

54,37 49,03 54,75 53,87 510,9 

43,04 37,27 44,61 43,31 340,6 

30,09 25,52 31,43 30,29 170,3 

10,15 14,48 7,58 9,84 10,2 

8,06 14,12 5,34 8,27 5,1 

C3 

10,10 10,11 10,08 10,10 1021,8 

5,05 5,05 5,07 5,04 510,9 

3,37 3,37 3,39 3,38 340,6 

1,73 1,68 1,71 1,73 170,3 

0,20 0,10 0,10 0,23 10,2 

0,20 0,05 0,05 0,18 5,1 

C4 

7,60 7,59 7,57 7,59 1021,8 

3,72 3,79 3,81 3,75 510,9 

2,55 2,53 2,55 2,52 340,6 

1,33 1,26 1,28 1,33 170,3 

0,36 0,08 0,08 0,29 10,2 

0,20 0,04 0,04 0,27 5,1 

C5 

6,27 6,41 6,18 6,28 1021,8 

3,26 3,21 3,41 3,24 510,9 

2,30 2,14 2,41 2,30 340,6 

1,38 1,07 1,33 1,41 170,3 

0,71 0,06 0,12 0,69 10,2 

0,66 0,03 0,07 0,67 5,1 
C1 = condição 1 (25 ºC; 14,7 psig); C2 = condição 2 (25,5 ºC; 915,8 psig); C3 = condição 3 (59,8 ºC; 3988,8 psig); C4 = condição 4 (79,6 
ºC; 5708,7 psig); C5 = condição 5 (103,3 ºC; 7864,7 psig); τExp = tensão de cisalhamento experimental; τCalc = tensão de cisalhamento 

calculada; γ = taxa de cisalhamento 
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APÊNDICE P – Dados de reologia em altas pressões e altas temperaturas para o fluido 3 

 

Tabela P.1 – Dados experimentais e modelagem para fluido 3 em altas pressões e altas 

temperaturas 
 τExp (Pa) τCalc (Pa)  

γ (s-1)  Experimental Plástico de Bingham Power Law Herschel-Bulkley 

C1 

105,32 113,60 104,40 105,35 1021,8 

73,95 66,25 74,41 73,85 510,9 

60,18 50,47 61,04 60,17 340,6 

42,59 34,68 43,50 42,69 170,3 

12,50 19,85 11,00 12,41 10,2 

9,69 19,37 7,84 9,74 5,1 

C2 

69,36 74,44 67,20 69,22 1021,8 

50,64 45,97 51,62 50,73 510,9 

42,18 36,48 44,24 42,61 340,6 

32,54 27,00 33,98 32,11 170,3 

13,67 18,08 11,65 13,40 10,2 

11,37 17,79 8,95 11,68 5,1 

C3 

40,90 44,59 40,48 41,04 1021,8 

30,80 27,18 30,65 30,40 510,9 

25,45 21,38 26,05 25,59 340,6 

19,02 15,58 19,73 19,20 170,3 

6,94 10,13 6,38 6,93 10,2 

5,71 9,96 4,83 5,67 5,1 

C4 

31,37 34,81 31,76 31,76 1021,8 

24,53 20,90 23,68 23,68 510,9 

19,89 16,27 19,94 19,94 340,6 

14,43 11,63 14,86 14,86 170,3 

4,39 7,28 4,51 4,51 10,2 

3,42 7,14 3,36 3,36 5,1 

C5 

29,89 31,87 29,22 29,73 1021,8 

20,55 18,74 21,00 20,71 510,9 

16,37 14,36 17,31 16,86 340,6 

12,60 9,98 12,45 12,01 170,3 

4,03 5,87 3,26 3,96 10,2 

3,11 5,73 2,34 3,29 5,1 
C1 = condição 1 (25 ºC; 14,7 psig); C2 = condição 2 (29,3 ºC; 682,8 psig); C3 = condição 3 (60,1 ºC; 4014,6 psig); C4 = condição 4 (79,7 

ºC; 5655,7 psig); C5 = condição 5 (103,6 ºC; 7779,7 psig); τExp = tensão de cisalhamento experimental; τCalc = tensão de cisalhamento 

calculada; γ = taxa de cisalhamento 
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APÊNDICE Q – Dados de reologia em altas pressões e altas temperaturas para o fluido 

4 

 

Tabela Q.1 – Dados experimentais e modelagem para fluido 4 em altas pressões e altas 

temperaturas 
 τExp (Pa) τCalc (Pa)  

γ (s-1)  Experimental Plástico de Bingham Power Law Herschel-Bulkley 

C1 

112,46 124,15 113,40 114,52 1021,8 

88,74 74,33 83,84 83,27 510,9 

68,34 57,72 70,26 69,29 340,6 

47,69 41,11 51,95 50,92 170,3 

16,83 25,50 15,25 16,60 10,2 

13,77 25,00 11,27 13,22 5,1 

C2 

115,31 123,13 111,87 115,33 1021,8 

82,01 74,42 83,42 81,68 510,9 

66,81 58,19 70,26 67,34 340,6 

49,52 41,95 52,39 49,35 170,3 

20,09 26,69 15,92 19,66 10,2 

16,83 26,20 11,87 17,22 5,1 

C3 

61,51 65,76 59,54 61,22 1021,8 

43,86 40,10 45,03 44,24 510,9 

36,26 31,55 38,24 36,86 340,6 

28,20 23,00 28,92 27,39 170,3 

11,22 14,96 9,30 10,91 10,2 

9,03 14,71 7,03 9,45 5,1 

C4 

44,73 47,53 43,19 44,51 1021,8 

31,16 28,66 32,12 31,46 510,9 

25,40 22,37 27,02 25,90 340,6 

19,64 16,08 20,09 18,93 170,3 

7,65 10,17 6,04 7,46 10,2 

6,22 9,98 4,49 6,52 5,1 

C5 

27,59 30,74 27,96 27,96 1021,8 

22,29 18,86 21,37 21,37 510,9 

17,95 14,90 18,26 18,26 340,6 

13,72 10,94 13,96 13,96 170,3 

4,54 7,22 4,69 4,69 10,2 

3,67 7,10 3,58 3,58 5,1 
C1 = condição 1 (25 ºC; 14,7 psig); C2 = condição 2 (23,9 ºC; 867,4 psig); C3 = condição 3 (60 ºC; 4092,9 psig); C4 = condição 4 (79,5 ºC; 
5750,3 psig); C5 = condição 5 (102,9 ºC; 7754,5 psig); τExp = tensão de cisalhamento experimental; τCalc = tensão de cisalhamento calculada; 

γ = taxa de cisalhamento 
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