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RESUMO

Uma das técni cas de estimulacéo de pocos de petroleo € ainjecdo de fluido acido auma
pressdo inferior a pressdo de fraturamento das rochas, chamada acidificacdo de matriz, que
promove sua dissolucdo pela formagdo de canais de ata permeabilidade, os wormholes,
afetando a injetividade do pogo, mas que pode comprometer a resisténcia e estabilidade da
rocha no seu entorno, além de ter sua eficiéncia afetada pelas heterogeneidades, como as
fraturas. Consistindo em um problema de interagdo rocha-fluido, o presente trabalho tem por
objetivo avaliar os efeitos da dissolucdo quimica nas propriedades petrofisicas e geomecanicas
pela acidificacdo de matriz, em rochas carbonéti cas sintéticas com e sem a presenca de fraturas.
Empregou-se umametodol ogia de confeccdo das amostras utilizando 90% de p6 calcério e 10%
deresinaepoxi (definidas apds dosagem), consolidadas por compactacéo e posterior tratamento
térmico. Para representacdo das fraturas, utilizou-se tiras de geotéxtil ndo-tecido inseridos
durante a construgdo da rocha, posicionadas em regides especificas e perpendiculares a direcéo
de injecdo do fluido, para verificacdo de suainfluéncia no processo dissolutivo. Desenvolveu-
se um sistema utilizando uma célula de dissolugdo quimica para a realizacdo dos testes de
acidificagdo, cujo fluido reativo utilizado consistiu numa solugéo de 10% de &cido acético em
dgua destilada, aplicado a uma pressdo constante, a fim de observar os efeitos de um écido
organico fraco paratempos de ensaios de 36, 72 e 108 horas. Ensaios quimicos (FRX e DRX),
petrofisicos (porosidade e permeabilidade), petrogréficos, geomecanicos (resisténcia a
compressao simples, diametral e triaxial) e analises por imagem utilizando microtomografia
computadorizada de Raios-X foram realizados para a caracterizagéo das rochas e verificagcdo
dos efeitos da acidificacdo. Observou-se alteragdes nas propriedades das amostras com o
aumento do tempo de contato rochafluido, destacando-se o aumento da porosidade e
permeabilidade provocado pelo maior volume de vazios e maior interconectividade entre os
poros causado pela dissolucéo de minerais. Analisando a formag&o dos wormholes, notou-se
padrdes do tipo ramificado e uniforme, estando associados a agéo retardada da dissociagéo do
&cido acético, as propriedades petrofisicas iniciais darocha e a baixa taxa de injecéo aplicada;
as fraturas influenciaram nestes canais, com intensificacéo da dissolucéo nas regides em que
estas estavam inseridas, aumentando as ramificagcOes presentes aos longo de sua estrutura,
desviando o fluido para a direcéo perpendicular a direcéo de injecdo, especialmente observado
ap0s 72 horas, destacando-se 0 uso do geossintético como material representativo de fraturas
em amostras sintéticas. Houve também a reducdo de resisténcia mecénica (UCS) com a
acidificacéo, que passou de 41,32 a 50,80 M Pa (moderadamente duraadura) paraaté 4,12 MPa



(muito branda) apo6s 108 horas de ensaio, com transi¢éo do comportamento tensdo-deformacéo
de fragil para ductil, além da reducdo de suarigidez. A metodologia de fabricacéo das rochas
carbonéticas sintéticas e o desenvolvimento do sistema utilizando a célula de dissolucdo
quimica para realizacdo dos testes de acidificagdo contribuiram para evidenciar os efeitos da

dissolugdo de minerais nas propriedades de rochas carbonéticas apds acidificacéo.

Palavras-chave: acidificacdo de matriz; &cido acético; dissolucdo quimica; fraturas,

geotéxtil; rocha carbonética sintética.



ABSTRACT

One of the techniques for stimulating oil wells is the injection of acidic fluid at a
pressure lower than the fracturing pressure of the rocks, known as matrix acidizing, which
promotestheir dissolution by forming high-permeability channels, the wormholes, affecting the
injectivity of thewell, but which can compromise the resistance and stability of the surrounding
rock, as well as having its efficiency affected by heterogeneities such as fractures. The aim of
this study is to evaluate the effects of chemical dissolution on the petrophysical and
geomechanical properties of matrix acidizing in synthetic carbonate rocks with and without
fractures. A methodol ogy was used to make the samples using 90% limestone powder and 10%
epoxy resin (defined after dosing), consolidated by compaction and subsequent heat treatment.
To represent the fractures, strips of non-woven geotextile inserted during the construction of
the rock were used, positioned in specific regions and perpendicular to the direction of fluid
injection, to verify their influence on the dissolution process. A system was developed using a
chemical dissolution cell to carry out acidification tests. The reactive fluid used consisted of a
10% solution of acetic acid in distilled water, applied at a constant pressure, in order to observe
the effects of aweak organic acid for test times of 36, 72 and 108 hours. Chemical tests (XRF
and XRD), petrophysical tests (porosity and permeability), petrographic tests, geomechanical
tests (simple, diametrical and triaxial compressive strength) and image analyses using X-ray
computed microtomography were carried out to characterize the rocks and verify the effects of
acidification. Changes were observed in the properties of the samples as the rock-fluid contact
time increased, especially the increase in porosity and permeability caused by the greater
volume of voids and greater interconnectivity between the pores caused by the dissolution of
mineras. An analysis of the formation of wormholes showed branched and uniform patterns,
associated with the delayed action of acetic acid dissociation, theinitial petrophysical properties
of the rock and the low injection rate applied; the fractures influenced these channels, with
intensification of dissolution in the regions where they were inserted, increasing the branches
present aong their structure, diverting the fluid in a direction perpendicular to the injection
direction, especialy observed after 72 hours, highlighting the use of geosynthetics as a
representative material for fractures in synthetic samples. There was also a reduction in
mechanical strength (UCS) with acidification, which went from 41.32 to 50.80 MPa
(moderately hard to hard) to up to 4.12 MPa (very soft) after 108 hours of testing, with a
transition in stress-strain behavior from brittle to ductile, as well as areduction in rigidity. The

methodology used to manufacture the synthetic carbonate rocks and the development of the



system using the chemical dissolution cell to carry out the acidification tests contributed to
showing the effects of minera dissolution on the properties of carbonate rocks after
acidification.

Keywords: matrix acidizing, acetic acid, chemica dissolution, fractures, geotextile,
synthetic carbonate rock.
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1INTRODUCAO

O capitulo 1 apresenta as consideragdes iniciais sobre a temética da pesquisa, seguido
dajustificativa que releva aimportancia dos temas abordados e os objetivos geral e especificos
a serem alcangados com a realizagdo da pesquisa. Por fim, apresenta-se a estrutura geral do
texto.

1.1 CONSIDERACOES INICIAIS

A industria de petréleo engloba uma longa cadeia de atividades, e movimenta grande
parte de seus recursos para a exploracdo e producdo de 6leo e gas natural, de modo a garantir e
atender a crescente demanda energética mundial. Diante deste cenario, torna-se necessario a
utilizac8o de técnicas capazes de viabilizar a producéo de hidrocarbonetos, com a exploracéo
denovas areas de producdo, perfuracéo de novos pogos, anteci pando aproducéo ou aumentando
a recuperacao em campo. Apesar das diversas técnicas disponivels, a engenharia de petréleo
depara-se com a heterogenei dade das rochas-reservatorio e o dano a formacéo, que dificultam
aproducdo de hidrocarbonetos.

As rochas-reservatorio, como 0s carbonatos ou 0s arenitos, podem apresentar
irregularidade no tamanho dos gréos e, associados aos processos de cimentagao, recristalizacéo
e deposicdo quimica, podem ter sua porosidade reduzida, além da presenca de fraturas, que
podem configurar como barreiras ou caminhos preferenciais para o fluxo de fluidos; ja os
processos de dissolucdo quimica sdo relevantes em carbonatos pois, podem formar, em sua
estrutura, cavidades muito pequenas ou até cavernas, aumentando o seu volume de vazios e sua
permeabilidade.

Além dainfluéncia das fraturas e dos processos de deposi¢do quimica observados em
reservatorios, o dano a formagéo influencia na producéo dos pogos, o que se relaciona com a
reducdo de permeabilidade nas regibes proximas a estes, representando um problema
operacional e econdmico presente na extracdo de hidrocarbonetos devido a perfuragéo,
estimulagdo, completacdo, manutencéo da producéo, abandono do pogo (HURST, CLARK E
BRAUER, 1967; LIMA, 2010), ou pela presenca de pastas cimenticias, lama e argila em torno
deste (AHMED, 2019).

Para que os mecanismos de formagdo de dano e as heterogeneidades ndo interfiram na
producéo do poco, técnicas de estimulacdo sdo empregadas para aumentar sua produtividade

ou injetividade; dentre elas, est4 a acidificacéo de matriz, cujo objetivo € remover o dano e
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aumentar o escoamento de 6leo e gas em regides proximas aos pogos (KREBS et al., 2015;
KARIMI et al., 2018, ZHANG E FANG, 2020; ZHOU et al., 2020; Su et al., 2022),
aumentando a produtividade em reservatorios de hidrocarbonetos (JAFARPOUR et al., 2019).
A técnica consiste em injetar acidos fortes (HCI, por exemplo) ou fracos (&cido acético) auma
pressdo abaixo dapressdo de fraturamento de formagao das rochas, promovendo sua dissolucéo
(KHALIL et al., 2021; FURUI et al., 2022), removendo o dano proveniente de atividades
operacionais e criando canais de ata permeabilidade, chamados wormholes (FREDD E
FOGLER, 1999; BUIJSE, 2000; YOO et al., 2019; WANG et al., 2020; RODRIGUES et al.,
2021; WANG et al., 2023), que conduzem os hidrocarbonetos do reservatério até o poco
produtor (JAFARPOUR et al., 2021).

Apesar da eficiéncia da acidificacdo de matriz na remoc¢do de dano, a dissolucéo dos
minerais da rocha provocada pela estimulacdo pode aumentar os riscos do colapso do poco,
sendo necessario, segundo Parandeh et al. (2023), avaiar a estabilidade mecénica do
reservatério antes do tratamento acido, através de testes para avaiar sua resisténcia, afim de
evitar resultados indesgjaveis. Além disso, as fraturas, estando elas isoladas ou conectadas,
agravam a compl exidade da geometria dos reservatorios, cuja orientacdo em relacdo a injecéo
do &cido podera alterar o fluxo injetado, e a eficiéncia da acidificacdo pode ser grandemente
influenciada (HUD, 2017; WU et al., 2022).

Embora o interesse nas propriedades mecanicas e petrofisicas de arenitos e carbonatos,
bem como no comportamento das rochas devido ainteracdo entre rochas e fluidos, tais andlises
demandam elevada amostragem de rochas. A obtencdo de amostras naturais é, em geral,
limitada, tornando-se um inconveniente para ensaios laboratoriais que requerem um nimero
significativo de amostras para representar um determinado problema e principamente para
ensai 0s geomecanicos destrutivos (ISHUTOV et al., 2018; KONG et al., 2019).

Além disso, devido ap complexo sistema poroso e as suas heterogeneidades, os
reservatorios carbonaticos (KARGARPOUR, 2020) provocam o surgimento de incertezas
experimentais, dificultando a obtencdo de resultados comparéaveis e reprodutiveis
(ALMETWALLY E JABBARI, 2020; de CASTRO DANTAS et al., 2020; FU et al., 2020;
GELL et al., 2019). O custo relacionado a amostragem torna dificil a obtencdo de um nimero
suficiente de amostras para quantificagdo desses sistemas e, com isso, 0 desenvolvimento de
rochas sintéticas em laboratério tornase uma aternativa, representando caracteristicas
ana ogas das rochas naturais, permitindo, assim, estes estudos.

A combinagdo de materiais andlogos e agentes cimentantes/aglomerantes sdo

usualmente estudados para a representacéo de matrizes rochosas. Dentre eles, destacam-se a
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utilizagdo de areia (TILLOTSON et al., 2012; GUO et al., 2016; DING et al., 2017; YU et al.,
2020) e pb de rochas (WANG et al., 2015; WANG et al., 2017(b)) como materiais sdlidos
anaogos; Cimento Portland (SANTOS et al., 2017; FEDRIZZI et al., 2018; SHAKIBA et al.,
2020; GALINDO et al., 2021) e resina epoxi (WANG et al., 2015; GUO et al., 2016; WANG
et al., 2017(a); MOHAMMED E SCHMMIT, 2020; YU et al., 2020) sdo citados como
materiais cimentantes. A tecnologia em impressdo 3D também vem sendo utilizada na
reproducdo de rochas sintéticas, estando limitada a resolucéo daimpressora e a disponibilidade
de materiais que reproduzam a mineralogia das rochas.

Outro desafio que o desenvolvimento de rochas sintéticas se depara € a escolha de
materiais que representem, de forma satisfatéria, as descontinuidades dos reservatérios (vuggs
efraturas), pois aestrutura escol hida deve configurar como barreiras ou caminhos preferenciais
para a percolacdo de fluidos nessas estruturas. Folhas de aluminio (TILLOTSON et al., 2012;
AMALOKWU et al., 2014; Wang et al. (2017) (b)) e tiras de isopor (WANG et al., 2015;
SANTOSet al., 2017) sdo 0s mais comuns paraarepresentacdo de fraturas em rochas sintéticas.

Os geossintéticos, que, segundo Pameira (2018), sdo produzidos por materiais
poliméricos naturais ou sintéticas com aplicacdes na engenharia civil, foram escolhidos, neste
trabalho, de forma inovadora, para a representacdo de fraturas em rochas carbonéticas
sintéticas, apresentando o geotéxtil ndo-tecido caracteristicas favoraveis a esta aplicacao, cujas
propriedades de permissividade (permeabilidade normal ao plano) e transmissividade
(permeabilidade longitudinal ao plano) associadas a sua estrutura com elevado volume de
vazios, podem representar canais de alta porosidade e ata permeabilidade, influenciando no
escoamento de fluidos como observado em fraturas naturais.

Desta maneira, a presente pesguisa compreende uma abordagem experimental acerca
da técnica de acidificac8o de matriz em reservatorios de petroleo através de ensaios realizados
em um sistema de injecdo de fluido &cido composto por uma célula de dissolucdo, reservatério
e controles da pressdo de confinamento e injecdo. As amostras utilizadas foram rochas
carbonéticas sintéticas homogéneas e com fraturas representadas por geotéxtil, avaliando os
processos dissolutivos provenientes da injecdo de uma solucdo &cida composta por acido
acético e égua destilada, analisando as ateragdes petrofisicas, quimicas, mineraldgicas e
geomecanicas provocadas pelo escoamento do fluido reativo, de modo a descrever os
mecanismos da interacdo rocha-fluido que ocorrem em rochas-reservatorio.
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1.2 JUSTIFICATIVA

Atender a demanda energética mundial € um grande desafio na atualidade, devido a
escassez e dificuldade de extracdo de recursos naturais em quantidades suficientes para a
crescente populagdo. Como principal fonte energética, os hidrocarbonetos (petroleo e gés
natural) sdo explorados em novos pogos localizados em éreas antes ndo exploradas, o que
representa altos investimentos econdmicos, utilizando-se as técnicas de estimulacéo
(fraturamento e acidificacdo) para contornar os processos de dano a formacdo e as
heterogenei dades das rochas-reservatorio.

Se tratando da utilizacgo da acidificagdo da matriz para aumento da produtividade de
pOgos, questiona-se, Muitas vezes, a interacdo que ocorre entre 0s componentes presentes na
composicdo das rochas-reservatorio, dos fluidos presentes nos seus poros e das
heterogeneidades presentes em sua estrutura com as solugdes é&cidas injetadas durante a
aplicacdo datécnica, sendo necessario o estudo acerca da dissolu¢do quimica que ocorre diante
das ateragbes induzidas pela presenca do fluido reativo.

Quanto as heterogeneidades, em especial as fraturas, estas podem influenciar na
eficiéncia da acidificagdo, uma vez que, atributos como intensidade, padrdes topol 4gicos,
abertura, rugosidade e grau de interconex&o podem afetar o escoamento (ALVAREZ et al.,
2021) e assim o tempo e o volume de solugdo necessaria para os wormholes atingirem a
profundidade desegjada.

Alteracfes nas propriedades geomecanicas envol vendo reducdo de resisténciae rigidez
configuram os principais problemas da aplicacdo da acidificacdo em reservatorios, sendo
necessario cada vez mais estudos que abordem a acdo do atague acido no comprometimento
destas propriedades, verificando sua estabilidade frente a injecdo para impedir eventos
relacionados ao colapso de poros.

Para o entendimento da interagdo rocha-fluido é necessério a coleta de testemunhos
naturais de rochas-reservatério; entretanto, tal prética possui alto custo na extragdo, aém de
deparar-se com as heterogeneldades que a constituem, dificultando o entendimento e
necessitando umaamostragem muito maior que a praticada de costume, aumentando aindamais
0S custos de extracao.

Embora apresentem algumas adversidades, principamente na escolha correta dos
materiais que formardo a matriz e suas heterogeneidades, além da selecdo de metodologias
empregadas na producdo para representar suas caracteristicas (em especial, a porosidade e

permeabilidade), a fabricagdo de rochas sintéticas € uma alternativa satisfatoria para a
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representacdo das rochas naturais, sendo submetidas a processos quimicos e mecanicos para a
reproducdo de técnicas empregadas em campo dentro dos processos de exploracdo e producéo

de pocos e amplamente incentivada na literatura atual para o estudos sobre o tema.

1.3 OBJETIVOS

S0 apresentados os objetivos, geral e especificos deste trabal ho.

1.3.1 Objetivo geral

Avadliar a interacdo rocha-fluido em termos das ateracGes das propriedades fisico-
guimico-mecanicas ocorridas durante a acidificacdo de matriz em reservatérios de petréleo,
utilizando rochas carbonaticas sintéticas homogéneas e com fraturas fabricadas em escala

plugue, andlogas as rochas-reservatdrio e suas heterogene dades.

1.3.2 Objetivos especificos

Podem ser relacionados, como objetivos especificos:

e Produzir, em escala plugue, rocha carbonatica sintética que apresente semelhancas em
sua estrutura e em suas propriedades geomecanicas, petrofisicas e mineraldgicas de
forma analoga a uma rocha carbonatica natural com o fim de adocdo como um material
alternativo andlogo para estudo de reservatorios;

e Desenvolver um sistema de injecéo de fluido écido paratestes de acidificacéo de matriz
em laboratorio, adaptando uma célula de dissolu¢do quimica como alternativa de uso
aos equipamentos ja utilizados naliteratura;

e Avadiar o comportamento do geotéxtil ndo-tecido como material representativo de um
elemento de alta permeabilidade (fraturas) em rochas carbonéticas sintéticas, e sua
influéncia nos processos de dissolugdo quimica;

e Avdiar experimentalmente a aplicacdo do acido acético (&cido organico fraco) no
processo de acidificagdo de matriz e sua contribui¢do no processo de formagédo de canais
de dissolucgdo (wormholes) para diferentes periodos de aplicagdo (tempo de contato) do
fluido reativo;
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e Avdiar e comparar as mudancas das propriedades petrofisicas, quimicas e
mineralogicas advindas da injecdo acida com a evolucdo temporal dos ensaios nas
amostras, antes e apds ensaios de dissol ugéo;

e Verificar os efeitos da acidificacdo nas propriedades geomecanicas em termos de
mudancas naresisténcia e rigidez das rochas carbonéticas sintéticas homogéneas e com

fraturas, antes e ap0os ensaios de dissolugéo.

1.4 ESTRUTURA DA TESE

A presente tese esta subdividida em sete capitul os, cujo conteido é descrito a seguir:

Capitulo 1 - INTRODUCAO: sfo apresentadas as consideracdes iniciais sobre a temética
abordada, justificativa e importancia do tema estudado, objetivos geral e especificos e estrutura
datese.

Capitulo 2 - REVISAO DA LITERATURA: apresenta arevisio da literatura acerca dos temas
abordados nesta tese, incluindo conceitos iniciais sobre reservatérios de petréleo, seus tipos e
propriedades; técnicas de estimulacdo de pocos, com destaque para a acidificacéo de matriz,
incluindo seus efeitos nas propriedades geomecanicas e influéncia das fraturas nos padroes de
dissolucdo; fabricagdo de rochas sintéticas para reproducdo de rochas-reservatérios €; tipos,
funcbes e propriedades dos geossintéticos, material que integra a producdo de rochas sintéticas
desenvolvidas neste trabalho a fim de representar fraturas em meios porosos artificiais.

CAPITULO 3 - DOSAGEM, PRODUCAO E CARACTERIZACAO DE ROCHAS
CARBONATICAS SINTETICAS: traz o procedimento experimental do desenvolvimento e
caracterizacdo das rochas carbonaticas sintéticas desenvolvidas neste trabal ho.

Capitulo 4 - ACIDIFICACAO DE MATRIZ - PROCEDIMENTO EXPERIMENTAL,
RESULTADOS E ANALISES: apresenta o desenvolvimento do sistema utilizado para
simulacéo da acidificacdo de matriz em laboratério, com andlises acerca dos efeitos da

estimulagdo écida nas rochas produzidas em termos petrofisicos, quimicos e mineral 6gicos.

Capitulo 5 - AVALIACAO DOS EFEITOS DA ACIDIFICACAO DE MATRIZ VIA
ANALISES POR IMAGENS DE MICROTOMOGRAFIA COMPUTADORIZADA DE
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RAIOS-X: avalia os efeitos da acidificacdo de matriz por meio de analises em imagens obtidas
por escaneamentos tomogréficos de Raios-X, com destaque para as mudancgas de porosidade
em termos de distribuicdo de tamanho e tipos de poros, assim como os padrdes de dissolucéo
gerados pelo atague acido na rocha carbonética sintética, com destaque para a avaliagéo da

influéncia das fraturas no processo dissol utivo.

CAPITULO 6 - EFEITOS DA ACIDIFICACAO DE MATRIZ NAS PROPRIEDADES
GEOMECANICAS DAS ROCHAS CARBONATICAS SINTETICAS: descreve, através de
comparagfes entre as propriedades geomecanicas pré e pos-acidificacdo, os efeitos da
dissolucdo quimica no comportamento mecénico das rochas produzidas, analises
complementares acerca de correlagbes entre geomecanica e petrofisica também so
estabel ecidas.

Capitulo 7 - CONCLUSOES E SUGESTOES PARA PESQUISAS FUTURAS. Sio
apresentadas as principais conclusdes obtidas através do desenvolvimento das metodologias e
das andlises dos resultados, bem como sugestdes para pesquisas futuras que visam

complementar os estudos desenvolvidos neste trabal ho.

Ao final, sdo apresentadas a lista de referéncias bibliogréficas utilizadas e apéndice

contendo materiais complementares a tese.
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2 REVISAO DA LITERATURA

Este capitulo relne o embasamento tedrico para a realizacdo da pesqguisa sobre
acidificacéo de matriz em reservatorios de petroleo, utilizando rochas carbonéticas sintéticas
para andlises dos mecanismos de interacéo rocha-fluido existentes nestes processos. Para isso,
destacam-se informacfes relacionadas aos reservatorios de petroleo, seus tipos, suas
propriedades e os processos de estimulacdo de pocos. O capitulo contempla ainda a producéo

de rochas sintéticas e aimportancia do uso dos geossintéticos para o presente trabal ho.

2.1 RESERVATORIOS DE PETROLEO: TIPOS E PROPRIEDADES

A acumulacdo de petréleo ocorre principalmente em reservatorios de rochas
sedimentares que podem apresentar condi¢des favoraveis, com porosidade suficiente para o
armazenamento de hidrocarbonetos, destacando-se como principais tipos de rocha-reservatério
0s arenitos e as rochas carbonéticas.

Osarenitos compreendem o tipo mais comum de rocha-reservatério, gue tem suaorigem
controlada pelos processos os quais a areia foi depositada. Se constituem de gréos de areia
provenientes da erosdo de arenitos mais velhos, e s8o0 normalmente compostos por minerais
estéveis (por exemplo, quartzo, feldspato e fragmentos de rocha), minerais acessorios e poros
saturados com fluidos. A quantidade de volume de poros e a natureza das interconexdes entre
poros podem estar relacionadas aos processos primarios sob 0s quais o arenito se depositou, ou
podem estar relacionadas a mudancas secundérias (diagénese) que sdo poOs-deposicionais
(WEIMER E TILLMAN, 1982).

A porosidade inicia dos arenitos depende do grau de selecdo dos gréos de arela. Se estes
gréos forem predominantemente arredondados e de mesmo tamanho, este tipo de rocha
apresenta porosidade entre 35% e 40%; entretanto, a irregularidade do tamanho dos gréos de
modo que 0s graos menores preenchem os espagos vazios entre 0s graos maiores da estrutura,
associ ados aos processos de cimentacdo que ocorrem entre as particul as, reduzem a porosidade
paravalores entre 10% e 20%. Outros fatores como presencade argilas, siltes ou placas de mica
resultante da ndo selecdo sedimentar durante sua deposi¢cdo diminuem tal porosidade.

A Figura 1 apresenta um esguema de uma amostra de arenito, em que se observa espacos
vazios (poros) entre suas particulas solidas (gréos). Esses espacos vazios podem, ainda, serem
maiores que a maior dimensdo desses graos, formando cavidades geradas por processos de

dissolucédo do material.
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Figura 1 - Estrutura de um arenito, em destaque a sua parte solida e seus espagos vazios.
ARENITO

vazios
graos solidos

Fonte: O Autor (2024).

Ja as rochas carbonéticas sdo compostas principa mente por calcita, (CaCOs), dolomita
(CaMg(COs)2) e aragonita (CaCOs), podendo ainda conter minerais secundarios (anidrita,
gipsita, quartzo, siderita, piritae argilominerais), 6xidos e sulfatos (ARH, 2008).

Os reservatorios carbonéticos, Segundo Lucia (2007), compreendem os calcérios e as
dolomitas, além das rochas intermediérias entre el as, apresentando, de formageral, porosidade
cujosvaloresvariam entre 1% e 35%. Observa-se, neste tipo de rocha, que a porosidade € quase
sempre secundaria, originada de processos de dissolucdo, dolomitizacéo e fraturamento; destes,
adissolucéo € o maisimportante, com cavidades variando entre poros e cavernas.

Os reservatoérios de rochas carbonéticas sdo importantes do ponto de vista econémico,
pois contribuem com aproximadamente 70% dos recursos de 6leo e gas mundiais, e cerca de
50% do petroleo recuperavel global. Cerca de 96,8% da producdo de hidrocarbonetos que séo
advindos de rochas carbonéti cas partem das regides do Oriente Médio, Américado Nortee Asia
Central; a China se destaca na producdo em carbonatos, produzindo, em 2015, 340 x 108
toneladas de 6leo e 24,3 x 10" m? de gés, representando 27% e 26,9% dos recursos totais
globais desses hidrocarbonetos, respectivamente (YANG et al., 2018).

Terra et al. (2010) relacionam os constituintes das rochas carbonaticas como sendo a
matriz, o cimento e os gréos. Sua matriz (micrita) € composta por cristais de calcita com
dimensdes inferiores a 4 um como material primério; o cimento ou esparita, € um agregado
formado principamente por calcita magnesiana, aragonita, calcita de baixo teor de magnésio
ou dolomita, com dimensdes de seus cristais superiores a 4 um, que se precipitam entre os
espagos vazios dos gréos dos sedimentos carbonaticos; os graos podem ser do tipo oncolitos,
esferulitos, peloides, intraclastos e bioclastos (oriundos de fragmentos de minerais, acrecéo

fisico-quimica ou organo-sedimentar e fosseis de estruturas calcarias).
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Estudos em reservatorios no Brasil intensificaram-se apos a descoberta de depositos de
petréleo do Pré-Sal (conjunto de rochas sedimentares formadas ha milhdes de anos no espaco
geogréfico criado pela separacdo dos continentes Americano e Africano). Iniciamente, entre
os dois continentes formaram-se, grandes depressdes, que deram origem a grandes lagos. Ali
foram depositadas, ao longo de milhdes de anos, as rochas geradoras de petrdleo do Pré-sal, as
quais continham grandes volumes de matéria organica depositados (PETROBRAS, 2021).

O Pré-sal, segundo Formigli, Pinto e Almeida (2009), armazenam petroleo de média a
alta qualidade, e estdo localizados numa area que se estende desde o estado do Espirito Santo
até o estado de Santa Catarina (Figura 2), em profundidades de 5 a7 km em relacdo ao nivel do
mar, podendo ter, em algum de seus trechos, espessurade até 2 km.

Figura2 - Localizag8o da &rea Pré-sal.

Caraea )

Fonte: PETROBRAS (2021).

2.1.1 Propriedades macr oscopicas das rochas-reservatorio

No estudo das rochas-reservatério, duas propriedades macroscopi cas séo derelevanciapara
o entendimento da migragdo e acumulagdo de hidrocarbonetos. a porosidade e a
permeabilidade.

Para Arh (2008), a porosidade € uma propriedade que esta relacionada com a capacidade
de armazenamento de hidrocarbonetos, e pode ser definida como sendo arazdo entre o volume
de vazios (poros) e o volume total da rocha-reservatorio, como mostra a Equagdo 1, em

percentual :



o= 2 x100 )
Vi

Em que @ é aporosidade, V, € 0 volume de poros e V; € o volume total darocha

Segundo 0 mesmo autor, a rocha-reservatério é formada por um volume total (V,),
constituido por seus gréos, suamatriz e 0 material de ligacéo (cimento), que juntos constituem
0 volume de materiais solidos (V;), e um volume de espacos vazios existentes entre eles,
chamado de volume poroso (1), cuja soma desses volumes configura o volume total darocha,

como mostra a Equagéo 2:
Ve= Vi +V, @)

A porosidade depende do tamanho, da forma dos gréos e de seu arranjo na estrutura,
além também do grau de cimentacdo da rocha, que pode influenciar na comunicacéo entre os
poros do reservatorio.

A medida que os sedimentos se depositavam e as rochas se formavam durante passados
tempos geoldgicos, aguns espacos vazios que se desenvolveram ficaram isolados os demais
espagos vazios por cimentacdo excessiva. Assim, muitos dos espacos vazios estéo interligados
enquanto alguns dos espacos porosos estdo completamente isolados. Isto leva a dois tipos
distintos de porosidade, a absoluta e a efetiva.

A porosidade absoluta € definida como a razéo entre 0 espaco total dos poros na rocha
e aseu volumetotal; a porosidade efetiva é a porcentagem de espaco poroso interconectado em
relacdo ao volume total, a qual é considerada em simulagdes de escoamento de fluido, pois
representa 0 espaco poroso interconectado que contém os fluidos de hidrocarbonetos
recuperaveis (AHMED, 2019).

A porosidade pode ser priméaria ou secundaria. A primaria é formada no momento da
deposicdo do material sedimentar, enquanto a secundéaria € advinda de processos pos-
deposicionais, também conhecida como porosidade induzida, como fraturas e cavidades
(DASGUPTA E MUKHERJEE, 2020).

Processos como dissolucdo, substituicdo mineralogica e recristalizagdo afetam a
porosidade das rochas-reservatorio, pois geram uma variedade de tipos e tamanhos de poros de
distribuicdo irregular, influenciando o comportamento da rocha
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A forma mais utilizada na prética para determinar o escoamento de fluido em meios
porosos € aplicando a equacdo formulada por Henry Darcy (DARCY, 1856), em que, quando
adaptada ao estudo de fluidos viscosos, pode ser definida como “a vaz&o através de um meio
poroso € proporcional a area aberta ao fluxo e ao diferencia de pressdo, e inversamente
proporcional ao comprimento e a viscosidade”. A permeabilidade, que esta relacionada com a
capacidade de se transferir fluidos por poros interconectados saturados, pode, entdo, ser
expressa por meio da “Lei de Darcy”, estabelecida para fluxos lineares isotérmicos, laminares
e permanentes de fluidos incompressiveis homogéneos e de viscosidade invaridavel com a

pressdo, dentro de um meio poroso homogéneo, que néo reage com o fluido, de acordo com a
Equacéo 3:

Q-u.L ©)

em que:

k (Darcy) = permeabilidade do meio viscoso;
Q (cmd/s) = vazéo do fluido;

A (cm?) = érea da secdo transversal;

U (cp) = viscosidade do fluido;

AP (atm) = diferencial de presséo €;

L (cm) = comprimento do meio poroso.

Em reservatérios carbonaticos, a permeabilidade € uma grandeza tensorial. Tal
propriedade € expressa em unidades de Darcy, tendo seus valores variando entre 0,01 mD
(miliDarcy) e superior a 1 Darcy, sendo uma permeabilidade de 0,2 mD a minima necessaria
para a producdo de petroleo; contudo, tais valores dependem do tamanho, volume e orientagéo
da amostra analisada, uma vez que, quando peguenos, 0s plugues ndo sao capazes de captar a
presenca de vugs e fraturas, o que aumentam consideravel mente os valores de permeabilidade
do meio (LUCIA, 2007).

Tiab e Donaldson (2004) diferenciam trés conceitos de permeabilidade: a absoluta,
guando o fluxo de um fluido atravessa 100% do espago poroso; a efetiva, quando se determina
a permeabilidade do fluido avaliado na presenca de outro fluido, ndo miscivel, no meio poroso
e a relativa, definida como sendo a razéo entre a permeabilidade efetiva e a permeabilidade

absoluta do meio.
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Schon (2014) mostra que, em sedimentos clésticos, o tamanho dos gréos controla o
tamanho dos poros, uma vez que a permeabilidade cresce com o aumento de tamanho e
interconectividade dos gréos; em rochas carbonati cas e magmaticas, a permeabilidade aumenta
intensamente, como resultado das fraturas (se conectadas) ou wvuggs serem caminhos

preferenciais para o escoamento de fluidos (Figura 3).

Figura 3 - Valores de Permeabilidade para diferentes rochas.

Fonte: Adaptado de Schén (2014).

2.1.2 Contribuicao dasfraturas a porosidade e per meabilidade de reservatoérios

Segundo Bonnet et al. (2001), as fraturas sdo descontinuidades observadas em rochas
gue se desenvolvem em resposta a um estado de tensdes que viola a resisténcia do material,
causando-Ihes deformagdes permanentes. Rupturas por cisalhamento e por tragdo causam essas
descontinuidades, podendo elas serem naturais ou induzidas (OLIVEIRA, 2019).

Correia (2014) identifica quatro morfologias distintas para essas fraturas. (1) as abertas
(juntas), as quais ndo foram deformadas e ndo estdo preenchidas por minerais precipitados; (2)
fraturas deformadas, produzidas por confinamento a zonas ducteis ou alteradas por tensdes de
confinamento; (3) fraturas preenchidas por minerais (veios), sendo elas preenchidas total ou
parcial mente por precipitados diagenéticos apos fraturamento e (4) vuggs (fratura vugular), que
configuram aargamentos no interior e ao longo de fraturas onde fluidos dissolveram e/ou
removeram a matriz rochosa.

Os reservatorios carbonaticos sdo sistemas de dupla porosidade, em que o sistema de
fraturas € o principal responsavel pelo escoamento devido a maior permeabilidade, enquanto
gue a matriz mostra-se como espaco de armazenamento (Figura4). O fluido presente na matriz

rochosa, em uma velocidade diferente do escoamento nas fraturas, desloca-se para as fraturas
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proximas (WANG, W et al., 2017). Tem-se aimportancia de se estudar tais reservatorios, pois
mais de 50% do 6leo e gas produzidos mundialmente tem sua origem desses reservatorios
fraturados (HE, 2015).

Figura4 - Modelo de dupla porosidade de reservatorios.
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Fonte: Adaptado de Wang, W et al. (2017).

A classificagdo dereservatoriosfraturados, segundo Nelson (2001), pode ser distinguida
pelarelacéo da porosidade ver sus permeabilidade e a contribuicédo de cada meio ao escoamento
e aos tipos de reservatorios natural mente fraturados em (Figura 5):

e Tipo 1. matriz impermeavel, em que as fraturas garantem a porosidade e a

permeabilidade do reservatorio;

e Tipo 2: a matriz contribui para mais de 50% da porosidade e armazenagem do
reservatério, mas ndo contribui de forma significativa com a permeabilidade e
produtividade do mesmo;

e Tipo 3: oreservatdrio jaapresenta producdo, em que suamatriz é porosa e permeavel,
tendo sua produtividade aumentada com a presenca de fraturas;

e Tipo 4: o0 reservatOrio apresenta fraturas, entretanto; a presenca dessas
descontinuidades funciona como barreiras a0 meio, impactando negativamente o

escoamento de fluidos.
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Figura5 - Relagdo da porosidade versus permeabilidade e a contribuigéo de cada meio ao escoamento de fluido e
a0s tipos de reservatorios natural mente fraturados.

Fonte: Adaptado de Nelson (2001).

2.2 DANO A FORMACAO EM RESERVATORIOS DE PETROLEO

Diante da crescente demanda energética mundial, torna-se cada vez mais frequente a
busca por atender o consumo de petréleo, e com isso, a engenharia de petréleo dispde de
técnicas capazes de viabilizar a producdo de hidrocarbonetos, explorando novos campos de
producdo, antecipando a producdo ou aumentando a recuperacéo em campo.

Apesar da exploracdo de novas areas e a perfuracdo de novos pogos, 0 que apresentaum
custo elevado, ou 0 uso de técnicas de estimulacdo de pogos ja perfurados, com custos mais
reduzidos, serem aternativas para atender essa demanda energética ascendente, a exploracéo
depara-se com a influéncia do dano a formagdo. Esse dano relaciona-se com a reducéo de
permeabilidade nas regides proximas a0 poco, que configura um problema operacional e
econdmico presente em todas as etapas de extracdo de hidrocarbonetos, devido a perfuracéo,
estimulagdo, completacdo, manutencdo da producdo, intervencbes pesadas (workovers) e
abandono do pogo (HURST, CLARK E BRAUER, 1967; LIMA, 2010). Lama, pasta de
cimento e particul as de argila sdo exempl os de materiai s que podem entrar naformacéo durante
as operacoes de exploracdo, reduzindo também a permeabilidade em torno do furo do poco
(AHMED, 2019).

O escoamento dos fluidos no meio poroso encontra condigbes adversas, como
rugosidade, tortuosidade, paredes com grande &rea superficial e reatividade de alguns minerais,

as quais tornam-se ideais para o aprisionamento fisico desses fluidos, contribuindo para a
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ocorréncia de reagdes quimicas rocha-fluido observados por Krueger (1986), Polli (2016),
Oliveira (2016), Oliveira (2019), Galindo et al. (2021) e Hakala et al. (2021). Conhecer 0
mecanismo gerador de danos é essencial, sendo necessario 0 uso de técnicas capazes de
diagnosticar tais condicbes adversas. Esses mecanismos dividem-se em trés grupos.
mecani smos fisicos, mecani smos quimicos e mecanismos biol dgicos.

Ghofrani, Alaboudi e Sengupta (1992) destacam como mecanismos fisicos agueles que
incluem o blogueio dos poros pela invasdo e a migragéo de solidos finos, blogueio por agua,
por gas ou por emulsdes, além do estreitamento dos canais capilares devido a adsorcéo
polimérica

Para Sharma, Yortsos e Handy (1985), a interacdo rocha-fluido € responsével pelos
mecani Smos quimicos de dano a formacao, devido a potencialidade reativa de algumas rochas,
gue podem atuar em reacdes quimicas causando o inchamento de argilas presentes nessas
estruturas, aém da producdo de precipitados como a caulinita.

Para rochas carbonaticas, o mecanismo quimico de precipitacdo carbonética tem
destaque, apresentando-se complexo, sobretudo, quando ocorrem em ambientes petroliferos,
onde a presencga de CO influencia diretamente nessas reagdes, uma vez que, em condicdes de
altas pressdes, 0 gés é solubilizado na &gua e no 6leo. Nestes processos, a calcita (CaCOs) €0
principal sal carbonético formado (BRANKLING, AYMAN E JENVEY, 2001; DAVIES E
SCOTT, 2006; GHARBI, 2014), apresentando-se maior estabilidade sob as condigdes de
operacdo oriundas dos campos de petroleo (ESEOSA E ATUBOKIKI, 2011).

Davies e Scott (2006) apontam que, para um reservatorio de petréleo, a combinacdo de
H>0 e CO, com o Ca" dissolvido na dguafavorecem a génese de formagao de calcita, seguindo
asequéncia

1. Dissolucdo de dioxido de carbono (CO2) em agua (H20), formando acido carbdnico

(H2CO3);

2. Dissociag&o do &cido carbonico (H2COs) em carbonato (COs*) e bicarbonato (HCOs),
reduzindo o pH;

3. Interacdo de ions carbonato (COs*) com o célcio (Ca*), precipitando o carbonato de
célcio (CaCOg).

Ao final, observa-se a equacéo geral (Equacdo 4) de formagdo de carbonato de calcio,
gue se apresenta em equilibrio quimico dindmico para reservatorios intactos, em que o inicio

de sua producdo associada a perfuragdo ainda ndo perturbou tal equilibrio.
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Ca2+(aq) + 2HCO3 (ag) <> CaCO3g + H20() + COxz(ag) 4)

Como mecani smos biol 6gicos, destaca-se 0 bloqueio de poros causado pela presenca de
col6nias de bactérias aerdbicas e anaerdbicas ja presentes ou que foram introduzidas no meio
durante o processo de perfuracéo, além de produtos precipitados por elas, causando a reducéo
de permeabilidade devido, também, & adsorcdo de polimeros, problemas com corroséo e
producédo de sulfeto de hidrogénio (H2S) (LOPES, 2012).

A regido em torno do poco que apresenta permeabilidade alterada devido aos fatores
citados anteriormente é chamada de zona danificada, que esta relacionada ao fator de pelicula,
também conhecido como fator “skin” (HURST, CLARK E BRAUER, 1967; YUAN et al.,
2015; JAFARPOUR et al., 2021; NGUYEN et al., 2021; AFSAR et al., 2022). Esta zona pode
se estender de alguns centimetros a varios metros do poco e, quando sdo estimulados por
acidificacdo ou fraturamento, podem experimentar 0 aumento da permeabilidade perto do furo
de poco, apresentando valores diferentes em regides onde ndo sofreu influéncia das técnicas de
estimulagdo (AHMED, 2019). A Figura 6 ilustra o efeito “skin” préximo ao pogo, em que “K”
€ a permeabilidade da formacdo que ndo sofreu influéncia da estimulagdo, “ksin” a

permeabilidade daregido danificada, (rsqn - rw) O raio daregido danificadae rw € 0 raio do poco.

Figura 6 - Efeito “skin” em pogos de petroleo.
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Fonte: Adaptado de Ahmed (2019).

Osfatores rel acionados ao dano aformacao podem produzir quedade pressao localizada
(Apsin) durante o fluxo, efeito resultante da aterac&o da permeabilidade nas proximidades do
poco. Ahmed (2019) lista trés situagdes relacionadas a pressao naregido do poco:
1) Apsin > 0, indica uma queda de pressdo adiciona devido a danos no pogo (Ksin < K).
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2) Apsin < 0, indica uma queda de pressdo menor que a prevista, isto €, ha uma resisténcia ao
escoamento menor naregido ao redor do pogo (Ksin > K).
3) Apsin = 0, indica que ndo ha mudancas na condicdo do pogo (Ksin = K).

Essas situagdes estdo ilustradas no grafico da Figura 7, que indica o perfil de saturacéo

da zona de dano com diferentes comportamentos.

Figura 7 - Perfil de saturagdo da zona de dano em diferentes comportamentos.
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2.3 TECNICAS DE ESTIMULACAO DE POCOS EM RESERVATORIOS DE PETROLEO

Para que os mecanismos de formagéo de dano ndo interfiram de forma negativa na
producdo do poco, utilizam-se as técnicas de estimul agdo para estabel ecer a comuni cacéo entre
0 poco e a zona sem dano. Define-se estimulagdo como um conjunto de atividades realizadas
em um poco de petrleo com o objetivo de aumentar sua produtividade ou injetividade,
estabel ecendo-se canais de escoamento do fluxo de fluidos entre o reservatério e o poco de alta
condutividade ou aumentando sua permeabilidade natural. Trés operagdes de estimulagéo
podem ser mencionadas: o fraturamento hidraulico, a acidificagdo de matriz e o fraturamento
&cido (FERNANDES, 2001).

No fraturamento hidraulico, transmite-se um fluido de fraturamento por tracdo
(geramente agua) contra arocha reservatorio com um elevado diferencial de pressdo, até a sua
ruptura, produzindo fraturas as quais sdo iniciadas no pogo e se propagam pela formagado
rochosa. Ao longo do processo, um volume de fluido, que propaga a fratura é bombeado acima
da presséo de fraturamento, acompanhado de um agente de sustentacéo, também chamado de

propante, para que a abertura induzida ndo feche. Com isso, cria-se um caminho preferencial
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com elevada condutividade, facilitando o escoamento de fluidos entre aformag&o e o pogo (LEI
et al., 2024).

Para que o fraturamento hidraulico sgja efetivo, o fluido utilizado deve ser capaz de
transportar 0 agente de sustentacdo até afratura criada, combinar-se com o material daformacéo
e do fluido ja presente na estrutura, gerar pressdes para, de fato, induzir o fraturamento, usar,
quando necessario, aditivos quimicos aprovados pel os érgdos ambientais e ser economicamente
viavel.

A acidificac8o de matriz € atécnicaem gue um acido é injetado a uma pressao inferior
a pressao de fraturamento da formagdo do reservatério, com o objetivo de remover o dano a
formacdo, sendo recuperado logo apOs o procedimento para prevenir na formacdo de
precipitados insol Gvels, aumentando ou recuperando a permeabilidade nas regides préximas ao
poco (ECONOMIDES et al., 2012).

A técnica de fraturamento &cido combina os processos de acidificagdo de matriz e
fraturamento hidréulico, por aplicar, como fluido fraturante, solucfes acidas a uma presséo
acima da pressdo de fraturamento do reservatorio, formando um caminho ndo uniforme de alta
condutividade devido a dissolucdo das paredes da fratura, a fim de abrir ou conectar mais
fraturas e cavidades naturais, sendo amplamente utilizada em reservatérios carbonéticos
(JAWEI et al., 2020).

Economides et al. (2012) mostram que a técnica de fraturamento hidréulico apresenta
melhor desempenho em reservatorios de baixa a moderada permeabilidade, exercendo forte
influéncia no seu fator de recuperacdo; além disso, para que o0 processo sgja eficiente, €
necessaria uma selecdo apropriada do fluido e do agente de sustentacdo (areia, resinas
ceramicas, cascalho), das quantidades do fluido e do propante, a presséo e a taxa de injegéo.

Aplicase o fraturamento &cido em dolomitos e calcérios que, por serem formacOes
carbonéticas sollveis em acidos, forma-se, durante o processo, caminhos preferenciais de
escoamento (wormholes), também observados no processo de acidificacdo de matriz
(OLIVEIRA, 2016).

Zhang, K et al. (2020)(a) relatam que um dos problemas observados na técnica de
fraturamento &cido € o vazamento da solucdo o que impede a propagacdo do fluido de
fraturamento e reduz a eficacia da disténcia de penetragdo do &cido ao longo do poco;
entretanto, 0 aumento da viscosidade do écido e a aplicacéo do acido em multipl os estégios séo
processos que estéo sendo aplicados para solucionar tal problema.

O topico a seguir apresenta de forma mais detalhada o processo de acidificagdo de

matriz, cujatécnica sera abordada experimental mente neste trabal ho.
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2.3.1 Acidificacdo de matriz

A acidificacdo de matriz € uma técnica de estimulacdo empregada em carbonatos e
arenitos que tem por objetivo remover o dano e aumentar o escoamento de 6leo e gas em regides
proximas aos pogos (KREBS et al., 2015; KARIMI et al., 2018; ZHANG E FANG, 2020;
ZHOU et al., 2020; SU et al., 2022), aumentando a produtividade em reservatorios de
hidrocarbonetos (JAFARPOUR et al., 2019). A técnicaconsiste em injetar &cidos auma pressao
abaixo da pressdo de fraturamento de formacdo das rochas, promovendo sua dissolucdo
(KHALIL et al., 2021; FURUI et al., 2022), removendo o dano proveniente de atividades
operacionais e criando canais de alta permeabilidade, chamados wormholes (FREDD E
FOGLER, 1999; BUIJSE, 2000; YOO et al., 2019; WANG et al., 2020; RODRIGUES et al.,
2021; WANG et al., 2023), que conduzem os hidrocarbonetos do reservatério até o poco
(JAFARPOUR et al., 2021). Os wormholes sdo formados no processo de dissolucéo da rocha,
guando 0s poros maiores crescem em uma taxa substancialmente maior que o crescimento dos
poros menores, de modo gque 0S poros maiores passam a receber uma quantidade de fluido de
dissolucdo em proporcdes cada vez maiores, observando-se a transferéncia de massa e reacéo
da superficie, consumindo-se a massa da rocha e contribuindo para a formagéo desses
caminhos,

Fredd et al. (2017) apresentam cinco padrdes de dissolucdo que podem ser observados
em rochas carbonaticas, variando-se a taxa de injecao &cida associada ao PVBT (pore volume
to breakthrough) (Figura 8): dissolucéo de face, que ocorre a taxas de injecdo muito baixas,
caracterizada pela dissolucéo concentrada na face da amostra, ndo formando wormholes, uma
Vez que o transporte advectivo € minimo e areacao € intensa, sendo necessério um longo tempo
de dissolucéo a vazles baixas para serem observadas, wormhole conico, formado a taxas de
injecao superiores as empregadas na dissolucéo de face, observando-se uma dissolucéo de face
menos intensa mas que a consome, e a formagéo de um canal principal caracterizado pela
diminuicdo de consumo do &cido, ja que ele é principa mente consumido no inicio; wormhole
dominante, € o padrdo desejado, pois requer um menor volume de &cido paraaformacéo de um
canal principa de didmetro uniforme com poucas ramificagdes, ja que amaior parte do &cido €
convertida para 0 avanco do canal; wormhole ramificado, que requer um volume de &cido
acimado ideal paraser formado, apresentando diversas ramificages formadas pelo vazamento
de &cido do canal principal devido ao avanco limitado do &cido por advecgdo, consumindo mais
rochae; dissolugéo uniforme, quando n&o seidentificao cana principa devido aaltadensidade

das ramificagoes.



Figura 8 - Padrdes de dissolucdo formados durante diferentes taxas de injegao/volume poroso de &cido
necessario para a formagéo do canal injetado.

Fonte: Adaptado de Fredd et al. (2017).

O &cido cloridrico (HCI) é o aido mais empregado para a acidificacéo de carbonatos,
por apresentar baixo custo e alta reatividade com formagdes carbonéticas, apresentando ato
potencial de dissolucdo, além dos produtos da reacdo serem solUveis em agua (FREDD E
FOGLER, 1996), usualmente utilizado na sua formadiluida em &gua em concentracdes de 15%
em peso (KARIMI et al., 2018; LUCAS et al., 2023).

Entretanto, sua altareatividade pode apresentar dissolugdo reduzida, criando padrdes de
wormholes indesgjaveis associados as rapidas taxas de dissolucdo, além do alto potencial de
corrosdo da tubulag@o especialmente a altas temperaturas, sendo necessario a utilizagdo de
inibidores que elevam os custos daoperagdo (MOORE et al., 1965; FREDD E FOGLER, 1998;
DACCORD et al., 1989).

Como alternativa, sdo usados acidos organicos, como o acido acético (CH3COOH) e
acido férmico, que sdo considerados écidos fracos, passando |entamente na matriz carbonética,
elevando o tempo de contato rocha-&cido, proporcionando penetracdo mais profunda e melhor
estimul agdo, apresentando baixa corrosividade (HARRIS, 1961; BUIJSE et al., 2003). Sob o
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mesmo condic¢des, ataxa de fluxo ideal para écidos mais fracos é significativamente menor do
que o encontrado para &cidos fortes. |sto compensa areducdo reatividade durante o escoamento
em meios carbonaticos porosos (AKANNI E NASR-EL-DIN, 2016).

A literatura traz diversos estudos de acidificacdo de matriz envolvendo a utilizagcdo de
HCI; contudo, estudos analisando a agdo do acido acético em matrizes carbonaticas sdo
limitados. Nasr-el-din et al. (2001) baseado em testes de laboratério indicaram que o0 uso de
10% em peso de &cido acético em sua forma regular ou emulsionada apresentam boas
solubilidades.

Huang et al. (2000), baseado em testes realizados em cor eflooding, observaram que o
&cido acético a 11,6% requer uma taxa de injecdo mais baixa e maior volume poroso para a
formacdo do wormhole comparado com 3,4% &cido cloridrico, e que a baixa reatividade do
acido acético (HAc) pode resultar em maiores wormholes do que os criados pelo HCI;
observando o padréo dos wormholes formandos, os autores observaram, para diferentes taxas
de injecdo &cidas, que o raio do wormhole é maior parataxas de injecdo menores que a 6tima,
e aumenta a medida em que a taxa de injecdo € maior que a 6tima, verificando-se a formacéo
de ramificagbes menores e mais Sinuosas.

Chen et al. (2021) observaram diferentes padrdes de dissolucéo pararochas calcérias e
dolomiticas utilizando acido acético: enquanto o calcario foi dissolvido homogeneamente, o
dolomito apresentou dissolucéo tornando-o semelhante a um favo de mel. Jora et al. (2021)
observaram, para diferentes rochas carbonaticas que, ao reagirem com o acido acético, elas
apresentam superficie rugosa, mas seu didmetro se mantém, cuja mudanca morfoldgica
relaciona-se com os mecanismos de reacdo, que depende da disponibilidade de H* em solucéo,
mais reduzida para este tipo de &cido em relagdo ao HCI.

Como limitagdes, 0 &cido acético sO pode ser empregado a baixas concentracfes
(menores que 13%), devido a baixa solubilidade dos sais de acetato de calcio formados (Figura
9) nareacdo pela liberacéo de ions acetato (Equacéo 5); normalmente ndo reagem em sua total
capacidade é&cida devido a liberagdo de CO. proveniente da dissolugcdo de carbonatos
(CHATELAIN et al., 1976; ALHAMAD et al., 2020); o grau de geragdo de ions de hidrogénio
diminui com o aumento datemperaturae; alto custo se comparado com o HCl (CHANG et al.,
2008).
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Figura 9 - Deposicéo de acetato de célcio (precipitado branco) em superficie de rocha carbonética acidificada
com é&cido acético.
T A
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Fonte: Adaptado de Mohamed et al. (2015).

2CH3COOH + CaCOs — Ca(CHsCOO)z + COx(g) + H20 (5)

2.3.1.1 Influéncia da acidificacdo de matriz nas propriedades geomecanicas de rochas

Apesar da eficiéncia da acidificacdo de matriz na remocgdo de dano, a dissolucéo dos
minerais da rocha provocada pela estimulacdo pode aumentar os riscos do colapso do poco.
Segundo Parandeh et al. (2023), a estabilidade mecanicado reservatério deve ser avaliada antes
do tratamento &cido, sendo necessérios testes para avadiar sua resisténcia, a fim de evitar
resultados indesgjaveis.

Abdulraheem (2022) investigou diferentes concentracdes &cidas para diferentes tempos
de tratamento de acidificacdo em rocha cal céria, onde observou uma reducéo gradativade UCS
com o0 aumento da concentragcdo e com a evolucdo temporal (Figura 10) paraintervalos de 10,
20 e 30 minutos de estimulagdo, chegando avalores de perda de resisténcia em torno de 48,01%
ao aplicar umasolucdo &cidade 15% de &cido cloridrico com 3% de KCl com tempo de contato

de 30 minutos, indicando o alto pontencia de dissolucdo de um &cido forte.

Figura 10 - Influéncia do tempo de contato e concentracdo de &cido na resisténcia mecanica de rochas
carbonaticas.

Fonte: Adaptado de Abdulraheem (2022).
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Em relagdo ao tempo contato do acido com arocha, Gou et al. (2019) verificam que o
tempo de tratamento modificam 0 comportamento tensdo-deformacdo de amostras
carbonéticas, sugerindo que o pico de resisténcia a compressao (UCS) diminui constantemente
em tratamentos écidos prolongados (Figura 11(a)), assim como apresenta reducdo em seu
Coeficiente de Poisson (Figura11(b)). Souza(2023) também observou areducdo de resisténcia
mecéanica com o aumento do tempo de contato entre o &cido e a rocha em tratamentos

envolvendo dissolucéo.

Figura 11 - (a) Reducéo do pico deresisténciae (b) e variag8o do Coeficiente de Poisson em rochas acidificadas
pelo aumento do tempo de contato com o acido.
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Fonte: Adaptado de Gou et al. (2019).

Zhang et al. (2020) avaliando as propriedades mecénicas de rochas carbonéticas
calcarias e cal carias dolomiticas de bai xa e alta cimentacéo apontam umareducdo naresisténcia

a compressao simples (UCS) (Figura 12) e no modulo de Elasticidade com redugdes de até



48

66,27% ap0s o ataque &cido; além disso, quanto aresisténciaresidual, o ataque &cido influencia
significativamente nas rochas calcérias, porém, pouco impacta nas rochas cal céarias dolomiticas.

Figura 12 - Efeitos da acidificacdo na resisténcia mecanica de rochas carbonaticas: (a) comparativo entre a
resisténcia a compressao antes e apds o atagque acido €; (b) taxa de reducéo da resisténcia a compressao.
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Fonte: Adaptado de Zhang et al. (2020).

Mustafa et al. (2022) ao avaliarem a acidificacdo de matriz empregando diferentes
tensdes de confinamento, observaram uma reducdo na rigidez de rochas do tipo gipsita (AC),
calcarea (IL) e dolomita (SD), todas acidificadas (Figura 13), e observaram uma reducdo de
47% em sua dureza superficial e decréscimo de 21% em seu modul o de el asticidade dinamico,
além de variagdes nos val ores de Coeficiente de Poisson causados pel 0 aumento da porosidade

advinda da dissolucéo.



49

Figura 13 - Correl a(;z?\cz1 grgge porosidade e rigidez (Médulo de Y oung) em amostras antes e ap6s a acidificacao.
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Fonte: Adaptado de Mustafa et al. (2022)

Alameedy et al. (2022) observaram a reducéo significativa na resisténcia mecéanica de
amostras calcérias acidificadas, atribuindo tal comportamento ao aumento do volume poroso
provocado pela formacdo dos wormholes e as mudancas em sua mineralogia apds o atague
acido: com relacdo da rigidez, os autores obtiveram uma reducéo de 13,70 GPa a 27,70 GPa
para rochas antes do tratamento acido para 8,62 GPa a 2,04 GPa ap6s o tratamento (Figura
14(a)); em relagdo ao Coeficiente de Poisson, mostra-se maiores valores deste parametro
elastico com a formagdo de maiores fraturas e wormholes, devido a sua perda de rigidez e

incompressibilidade (Figura 14(b)).

Figura 14 - Influéncia da acidificacgo no Médulo de Y oung (Modulo de Elasticidade) e no coeficiente de
Poisson de rochas carbonéticas.
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Fonte: Adaptado de Alameedy et al. (2022).

Lai et al. (2022) observaram areducdo do modulo elastico pds-acidificacdo, mostrando
também um aumento da reducdo com o aumento da concentracdo de acido na solucgdo do fluido
reativo utilizado em seus experimentos.

Barri et al. (2016) ndo recomendam o processo de acidificacdo de matriz usando
agentes quelantes em rochas de baixa resisténcia mecanica e alta porosidade, uma vez que 0s
fluidos alteram significativamente suas propriedades elésticas, incluindo sua resisténcia;
entretanto, avaliando o mesmo material em rochas calcarias de baixa porosidade, os autores
observaram que o menor volume de poros restringiu a difusdo dos agentes para toda a amostra

minimizando o impacto da estimulagcdo em suas propriedades mecanicas.

2.3.1.2 Influéncia das fraturas na acidificagdo de matriz

O escoamento de fluidos em macicos rochosos fraturados € um fendmeno comum em
sistemas naturais e de engenharia, cuja transmissividade da fratura ao longo das fraturas define
os caminhos de fluxo predominantes e controla todas as formas dos processos hidro-termo-
quimicos acoplados biomecani camente. Em processos dissol utivos, o fluxo reativo modifica os
espagos Vvazios, cujo impacto na transmissividade da fratura depende das taxas de reacéo,
difusdo e adveccdo (CARDONA, FINKBEINER E SANTAMARINA, 2021).
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As redes de fraturas agravam a complexidade da geometria dos reservatérios, além
disso, a orientacdo da fratura ira aterar o escoamento do &cido injetado, e a eficiéncia da
acidificacdo pode ser grandemente influenciada (HUDSON et al., 2017; WU et al., 2022).

Segundo Wu, Kou e Sun (2022), quando existe uma fratura no dominio, esta
desempenha o0 papel de um conduto e atra mais &cido para acompanhé&la em s,
independentemente do angulo dafratura.

Como resultado, a dissolucéo o padrédo é grandemente influenciado pela fratura. Wang
et al. (2020) também afirmam a influéncia das fraturas na determinacdo do caminho dos
wormholes, mesmo que el as estejam isoladas, com tendéncia de crescimento a medida em que
elas vao sendo conectadas.

ParaLiu et al. (2017), a propagacdo dos wor mholes depende da orientagdo das fraturas.
Quando umafraturaou um sistemade fraturas apresenta direcéo com angul agdo correspondente
com a direcéo de escoamento do fluido a propagacéo do canal de dissolucéo é dominada pelo
presenca da(s) fratura(s).

Entretanto, quando a orientacdo da fratura tende a se apresentar ortogonal a diregdo do
escoamento, a influéncia das fraturas na propagacéo do wormhole principal € pequena, mas a
fratura pode alterar a direcdo e quantidade de ramos. Ainda segundo o mesmo autor, fraturas
com pequenas aberturas ndo dominam a propagacéo dos wormholes e ndo tém influéncia
significativa sobre volume de avanco do fluido injetado.

Chen et al. (2018), ao integrarem modelos numéricos, introduziram fraturas ipticas
planares em simula¢des com diferentes inclina¢des (o = 0, 30, 60 e 90°) (Figura 15), cujos
resultados demonstram que, a uma taxa de injecdo constante, a presenca de fraturas na direcéo
perpendicular ainjecdo (menor inclinagcdo) levaram aramificacéo dos wormhol es (aumentando
o volume de &cido injetado) (Figura 15(a)), enquanto que as paralelas (maior inclinagdo)
aceleraram a acidificagdo, concentrando os ramos em um Unico caminho, formando um

wormhole e diminuindo o volume de &cido injetado (Figura 15(d)).
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Figura 15 - Influéncia dainclinagéo das fraturas na propagacdo dos wormholes: (a) 0°; (b) 30°; (c) 60° e (d) 90°.
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Fonte: Adaptado de Chen et al. (2018).

Qi et al. (2019) aplicando o modelo continuo de dupla-escala e modelo de pseudo-
fratura simularam descontinuidades com diferentes geometrias e orientagdes em processos de
acidificagdo em carbonatos, e algumas conclusdes foram obtidas: para fraturas paraelas a
direcdo de injecdo, estas concentram o fluido, acel erando o processo de penetragdo do &cido na
formacdo (Figura 16(a)), enquanto que as perpendiculares dispersam o fluido, diminuindo o
avango do &cido na rocha (Figura 16(b)); o efeito das fraturas retas e em arco na propagacéo
dos wormholes sdo similares, umavez que, quando o angulo de inclinagdo é inferior a 60°, sdo
consideradas como fraturas paralelas de comprimento correspondente (Figura 16(c)); fraturas
poligonais propagam wormholes em forma de X em ambos os lados (Figura 16(d)) e fraturas
circulares (Figura 16(e)) propagam womholes radiais ao longo da diregdo normal do arco da
fratura.
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Figura 16 - Influéncia da geometria das fraturas na propagacdo dos wormholes.
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Fonte: Adaptado de Qi et al. (2019).

Verificando as diferentes taxas de injegdo acidas, Ad, Sedaee e Kandowjani (2024)
apontam que, em taxas de injecdo intermediarias, o padréo de dissolucdo dominante ocorre,
atingindo seu valor minimo de PVbt; em taxas de injecdo inferiores as ideais, a propagacdo do
fluido ocorre gradua mente, portanto, quando o &cido entra em fraturas perpendicular adiregdo
do fluido, tem a oportunidade de se propagar perpendicularmente contra a direcéo de injecdo
(Figura 17), levando a um aumento do didmetro do wormhole e de sua ramificagdo antes e

depoisde atingir afratura.

No entanto, com um aumento na taxa de injecéo de acido, o efeito retardado da fratura
na acidificagdo diminui atal ponto que, em altas taxas de injegdo, o wormhole sa rapidamente
da fratura perpendicular. Com base nos resultados, a presenca de fraturas perpendiculares a
direcéo de injecdo provoca um atraso, enquanto as fraturas para elas melhoram a acidifcagéo.



Figura 17 - Influéncia da posi¢&o das fraturas na propagacéo dos wormholes.
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Fonte: Adaptado de Adl, Sedaee e Kandowjani (2024).

2.4 PRODUCAO DE ROCHAS SINTETICAS

Apesar do interesse em estudar as propriedades mecénicas e petrofisicas de arenitos e
carbonatos, bem como o comportamento das rochas devido a interacdo entre rochas e fluidos,
analises demandam elevada amostragem de rochas. Amostras naturais séo limitadas, tornando-
Sse um inconveniente para ensaios laboratoriais que requerem um numero significativo de
plugues para representar um determinado problema e principalmente para ensaios
geomecanicos destrutivos (ALMETWALLY E JABBARI, 2020; ISHUTOV et al., 2018;
KONG et al., 2019).

Com isso, o0 desenvolvimento de rochas sintéticas (rochas carbonaticas e areniticas) em
laboratério se mostra como uma aternativa, representando analogamente as caracteristicas das
rochas naturais de interesse; além disso, devido a alta complexidade do sistema poroso e alta
heterogeneidade, torna-se dificil obter um nimero suficiente de amostras para a quantificacéo
desses sistemas (FEDRIZZI et al., 2018).

Muitas técnicas para a sintese de rochas carbonaticas e areniticas sGo encontradas na
literatura, e diferenciam-se pelo tipo de material empregado para a representacdo da matriz
rochosa, pela metodologia de preparagdo e consolidacdo das amostras e pelo proposito de
desenvolvimento dessas rochas sintéticas em laboratério.

Shakiba et al. (2020) afirmam gue a producdo de amostras sintéticas permite controlar
propriedades como porosidade, permeabilidade e resisténcia a compressdo, a fim de gjudar a
engenharia de petréleo no entendimento das inter-relagbes entre os parametros fisicos e
geomecanicos de arenitos sob diferentes condicdes e para diversos processos de produgdo de

hidrocarbonetos.
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E possivel identificar umasérie de materiais que s3o utilizados para representar amatriz

rochosa nas amostras sintéticas, de diferentes composicdes, particulas com diferentes

dimensbes e proporcdes adicionadas para compor a rocha. A areia e o pé de rocha de

reservatorios analogos estdo presentes na composicdo para a representacdo de rochas

carbonéticas e areniticas sintéticas.

A Tabela 1 apresenta um resumo da utilizagdo dos principais materiais utilizados para

afabricacéo de rochas sintéticas estudadas.

Tabelal - Materiais utilizados para produgéo de rochas sintéticas.

Autores Materiais utilizados
Wang et al. (2008) arela quartzosa
Melo (2012) Arelaguartzosa, halimeda e hidréxido de célcio (Ca(OH),)

Tillotson et al. (2012)
Amalokwu et al. (2014)
Wang et al. (2015)
Husseiny e Vanorio (2015)
Oliveira (2016)

Guo et al. (2016)
Wang, Z et al. (2017)
Santos et al. (2017)
Ding et al. (2017)
Fedrizzi et al. (2018)
Vieira (2018)
Silvaet al. (2019)
Mohammed e Schmitt (2020)
Shakiba et al. (2020)
Yu et al. (2020)
Galindo et al. (2021)
Albalawi et al. (2021)
Miranda (2022)
Salek et al. (2022)
Morais et al. (2023)

areig, caulinita e silicato de sodio em gel
areia, caulinitae silicato de sodio em gel
p6 analogo e epdxi
halimeda e cimento Portland
Areig, halimeda e hidroxido de célcio (Ca(OH),)
areia quartzosa e epoxi
p6 analogo e epdxi
areia e cimento Portland
areia, feldspato, caulinita e silicato de sddio em gel
calcita, cimento Portland, areia e agua
Halimeda, areia quartzosa e cimento Portland
areia, cimento Portland e &gua
migangas de vidro e epoxi
cimento Portland, arela e caulinita
areia quartzosa e epoxi
areia, halimeda, hidréxido de célcio, cimento Portland e CO»
(resinas) Impresséo 3D
Halimeda e epoxi
(resinas) Impresséo 3D

(resinas) Impresséo 3D

Fonte: O Autor (2024).

O cimento Portland € um dos principais materiais aglomerantes utilizados para a

cimentacdo das particulas solidas durante a preparagcdo de rochas sintéticas (HUSSEINY E
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VANORIO, 2015; FEDRIZZI et al., 2018; VIEIRA, 2018; SILVA et al., 2019; SHAKIBA et
al., 2020; GALINDO et al., 2021). Tem-se utilizado, também, resinas a base de epoxi em
diferentes proporcoes para fazer tal processo de aglutinacéo, apresentando bons resultados na
consolidacdo das amostras, como visto em Wang et al. (2015), Guo et al. (2016), Wang, Z et
al. (2017), Mohammed e Schmitt (2020), Yu et al. (2020) e Miranda (2022) (Figura 18). Outros
materiais também sdo utilizados para a aglutinag@o das particulas, e envolvem processos de
precipitacéo e sinterizacdo, como silicato de sodio (TILLOTSON et al., 2012; AMALOKWU
et al. 2014; DING et al., 2017) e hidroxidos combinados com CO. (MELO, 2012; OLIVEIRA,
2016; GALINDO et al., 2021).

Figura 18 - Rochas carbonéticas sintéticas fabricadas utilizando resina epdxi como agente aglomerante.

Fonte: Miranda (2022).

Quanto as metodologias empregadas para a preparacéo e consolidacdo das amostras
sintéticas, a consolidagdo utilizando uma tensdo de compressdo é a mais empregada, seguida
de tratamento térmico em estufa ou mufla de acordo com o materia empregado. Husseiny e
Vanorio (2015), Wang et al. (2015), Guo et al. (2016), Santos et al. (2017), Wang, Z €t al.
(2017), Fedrizzi et al. (2018), Mohammed e Schmitt (2020), Yu et al. (2020), Galindo et al.
(2021) utilizam uma tensdo de compressdo para compactacdo das amostras em moldes de
diferentes geometrias, e em seguida submetem as amostras ao tratamento térmico em estufa
durante periodos que variam entre 12 e 24 horas com temperaturas entre 65°C (MOHAMMED
E SCHMITT, 2020) e 100°C com incrementos de 25°C até se atingir 300°C (FEDRIZZI et al.,
2018).
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Shakiba et al. (2020) dispbem uma mistura feita com cimento, areia e caulinita em
moldes cilindricos para a producdo dos exemplares durante 24 h numa temperatura controlada
de 22°C, e em seguida, realizam a cura por imersao durante 30 dias em solucdo com agua e
calcitaa 20°C, sendo posteriormente colocados em estufa a 100°C durante 24 h.

Galindo et al. (2021) propdem uma preparacdo em que amostras feitas com calcita,
areia, cimento e &gua sdo compactadas a uma tensdo de compressdo de 15 MPa durante 12
horas, e em seguida séo submetidas ao tratamento térmico em mufla durante 32 horas com
temperaturas variando entre 100 e 300°C; para amostras preparadas com halimeda (calcita),
areia e hidroxido de célcio, procederam com a moldagem a uma tensdo de compressdo de 15
MPa, e posteriormente estas foram submetidas & uma injecdo de gés carbbnico para
posteriormente serem colocadas em estufa durante 24 h.

A impressdo 3D tem sido apresentada como uma aternativa para produzir rochas
carbonatadas (Figura 19), reproduzindo pegas de carbonato de célcio e contribuindo para o
desenvolvimento de rochas artificiais (ALBALAWI E JABBARI, 2021; SALEK et al., 2022,
MORAIS et al., 2023), onde a resolucéo das impressoras e afalta de materiais comerciais para
imitar amineralogia da rocha séo considerados fatores limitantes do emprego da metodologia
(SAUERWEIN E DOUBROV SKI 2018; SHAKED et al. 2021).

Figura 19 - Reproducgdo de rochas sintéticas utilizando impressora 3D.

Fonte: Adaptado de Salek et al. (2021).

Quanto ao propdsito para o desenvol vimento das rochas sintéticas, estudos rel acionados
estdo focados em estabelecer informagdes acerca das propriedades petrofisicas, como
porosidade e permeabilidade (SANTOS et al., 2017; FEDRIZZI et al., 2018; SHAKIBA et al.,
2020); condutividade elétrica (MOHAMMED E SCHMITT, 2020), anisotropia dielétrica
(DING et al., 2017), propriedades mecani cas apos efeitos de dissolugdo quimica (SHAKIBA et
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al., 2020; GALINDO et al., 2021) mudancas no médulo de cisalhamento (G) (WANG, Z et al.,
2017) e molhabilidade (YU et al., 2020).

Shakiba et al. (2020) verificam a influéncia da quantidade de argamassa adicionada as
rochas sintéticas na porosidade, permeabilidade e naresisténcia a compressao, e suainfluéncia
na porosidade destas, indicando que a o aumento na quantidade de cimento adicionado reduz a
porosidade das amostras, fazendo analogias ao quantitativo de material cimentante das rochas
naturais.

Husseiny e Vanorio (2015) analisaram o quantitativo de micrita nas propriedades
acusticas em rochas carbonéticas sintéticas, avaliado valores de ondas Vp e Vs e sua relacéo
com aporosi dade apds dissolucdo quimicacom fluido reativo (CO2). Apontando que 0 aumento
do quantitativo de micrita promovia 0 aumento da rigidez das amostras, indicada pela
diminuicdo da pressdo de velocidade da passagem da onda no meio poroso; além disso,
verificou-se, também, uma diminui¢do nos médul os el sticos apds dissol ugao.

Wang, Z et al. (2017) verificaram a mudanca no Médulo de Cisalhamento (G) apés a
saturacao do meio poroso sintético com vugs e fraturas utilizando diferentes fluidos, e indicam
gue tal mudanca depende da natureza do fluido, estrutura dos poros e do grau de saturacéo do
mei o, apresentando val ores superiores de cisalhamento em amostras com fraturas comparando-
as com as estruturas com vugs, devido ao acoplamento viscoso ser mais ativo em poros estreitos.

Souza (2023) analisam as propriedades petrofisicas (porosidade), mineraldgicas e
mecanicas (resisténcia a compressao, resisténcia a tracdo e modulo de elasticidade E) apos
processos de dissolucdo quimica, e observaram aumento nos valores de porosidade e reducéo

das propriedades mecanicas analisadas ap6s a dissolucéo.

2.4.1 Representacdo de descontinuidades em rochas sintéicas

As heterogeneidades, como fraturas e wvugs, presentes em reservatérios de
hidrocarbonetos, podem ter vériostamanhos, aberturas e orientacdes, sendo um fator chave para
a sua producdo, principamente quando se trata de reservatérios ndo convencionais, pois
representam condutos para esses hidrocarbonetos (SILVA et al., 2019).

S80 diversos os materiais empregados para a representacdo dessas descontinuidades
presentes em reservatorios. O isopor geralmente € empregado pela facil dissolucéo em meio
&cido para a representacdo de fissuras na matriz rochosa. Ta material € inserido em forma de
folhas e pedagos ainda durante a consolidac&o das amostras e, em seguida, € dissolvido quando

tais rochas sintéticas séo submetidas ao ataque de uma solucao acida, gerando vazios na matriz
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rochosa e representando tai s descontinuidades, como visto em Wang et al. (2015), Santos et al.
(2017) e Silva et al. (2019). Tillotson et al. (2012), Amalokwu et al. (2014) e Wang, Z et al.
(2017) representaram fraturas utilizando folhas de aluminio em diferentes disposicoes, que
eram inseridas na etapa de consolidagéo da matriz rochosa sintética e depois eliminadas com a
utilizag@o de solugdes &cidas, deixando os vazios representativos das descontinuidades citadas.

Mohammed e Schmitt (2020) utilizaram tiras de polissacarideo comestivel como
material representativo de fissuras em amostras feitas com micangas de vidro e resina epoxi.
Os autores fizeram incisdes na matriz rochosa antes de seu processo de cura paraainser¢ao do
polimero e, apds 24 horas, as dissolveram com 0 uso de &gua destilada durante 24 horas,
formando os espagos representativos das fissuras.

25  GEOSSINTETICOS: CARACTERISTICAS GERAIS

Os geossintéticos sdo produtos poliméricos para 0 uso de obras geotécnicas e de
protecd0 ambiental, produzidos por materiais poliméricos naturais ou sintéticos. Suas
aplicacOes sdo diversas, sgja para solucionar problemas geotécnicos como reforco de aterros
sobre solos moles, taludes e estruturas de contencdo, como também para estabilizacdo de solos,
drenagem, filtrac&o, controle de eroséo e barreiras para sedimentos, fluidos e gases e protecéo
ambiental (PALMEIRA, 2018).

Bathurst (2007) identifica seis fungdes primérias para 0 geossintético: separacao,
filtrac&o, reforgo, drenagem, contencéo de fluidos e gases e controle de processos erosivos:

a) Separacdo: 0 geossintético tem a fungdo de separar duas ou mais camadas de solo

com distribui¢Bes granulométricas distintas;

b) Filtracdo: atua de forma semelhante a um filtro de areia, permitindo a passagem de
agua por meio do solo, retendo as particulas sdlidas, sendo empregado para evitar a
migrac&o do solo para dentro de tubul agbes, mantendo o fluxo do sistema.

c) Drenagem: o materia funcionacomo um dreno que carregao fluido através de solos
com menor permeabilidade, dissipando, por exemplo, a poro-pressdo na base de
aterros rodoviarios ou para acelerar a consolidagéo de solos moles em fundagdes de
aterros.

d) Reforgo: 0 geossintético pode atuar na melhoria das propriedades de resisténcia
mecanica de deformagao do solo quando os inseridos no terreno;

e) Barreiras de fluidos e gases/protecdo ambiental: este atua como uma barreira

aproximadamente impermeavel a fluidos e gases, sendo empregados na contencéo
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de residuos, para impedir o escoamento de certos liquidos e gases, em capas
asfdlticas de pavimentos e no envelopamento de solos ndo saturados (expansivos).

f) Controle de processos erosivos: reduz o efeito da erosdo do solo causados pelas
chuvas e pelo escoamento superficial da agua, aém de reter sedimentos carreados
durante o escoamento.

Palmeira, Gardoni e Araljo (2021) apontam vantagens na utilizacdo dos geossintéticos.

Dentre elas, podem ser citadas facilidade e rapidez de instalacéo, facilidade de transporte para

areas de dificil acesso, substituicdo de materiais de construcdo naturais, reducdo do impacto

ambiental em obras em relacdo as aternativas convencionais e repetibilidade e uniformidade

em suas propriedades.

251

Tipos de geossintéticos

Quanto afabricacdo, os geossintéticos podem ser classificados em diferentes categorias.

Bathurst (2007) os classificaem:

a)

b)

d)

f)

Geotéxteis: sdo mantas continuas, flexiveis e permeaveis, feitas em fibras ou filamentos,
tecidos, ndo tecidos, costurados ou tricotados, aplicados para separacdo, protecéo,
filtrac&o, drenagem, reforco e controle de erosdes (Figura 20(a)).

Geogrelhas: sdo materiais em forma de grelha (Figura 20(b)), tendo como principal
aplicacdo o reforco de solos.

Georredes. formadas por duas séries de membros extrudados paralelos, possuem
aparéncia semelhante as das grelhas, apresentando ata porosidade e indicadas para
condugéo de fluidos e gases (Figura 20(c)).

Geomembranas. usadas como barreiras para fluidos, gases e vapores, esses materiais
(Figura 20(d)) sdo mantas flexiveis e continuas de baixa permeabilidade, constituidas
de um ou mais materiais sintéticos.

Geocompostos. sdo formados pela combinacdo de mais de um tipo de geossintético,
como por exemplo o geotéxtil-georrede, geocomposto argiloso e geotéxtil-geogrelha
(Figura20(e)).

Geocompostos argilosos (GCL’s): tipo de geocomposto costurado ou agulhado
formados por uma camada de argila bentonitica incorporada entre geotéxteis de base e
topo ou associadas a uma membrana ou a uma Unica manta de geotéxtil, com a
finalidade de aumentar sua resisténcia ao cisalhamento, usados como barreiras para
liquidos e gases quando hidratados (Figura 20(f)).
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g) Geotubos: podendo serem perfurados ou ndo, esses tubos poliméricos sdo utilizados
paradrenagem de liquidos e gases e, quando perfurados, podem ainda serem envolvidos
por um filtro geotéxtil (Figura 20(Q)).

h) Geocélulas:. com arranjo tridimensional, sdo formadas por tiras poliméricas
relativamente espessas, soldadas para formarem células interconectadas, preenchidas
internamente por concreto ou solo. Podem ainda serem do tipo geocolch&o, quando
faixas de 0,50 a 1 m de largura de geogrelhas séo ligadas por hastes poliméricas
verticais, tornando a estrutura mais espessa (Figura 20(h)).

i) Geoexpandido: usado principamente para isolamento térmico, os geoexpandidos sdo
blocos ou placas produzidas por espuma de poliestireno expandido, apresentando baixa
densidade (Figura 20(i)).

Figura 20 - Classificacdo dos geossintéticos. (a) geotéxtil; (b) geogrelha; (c) georrede; (d) geomembrana; (€)
geocomposto; (f) geocomposto argiloso (GCL); (g) geotubo; (h) geocélulae; (i) geoexpandido.
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Fonte: Adaptado de Bathurst (2007).

2.5.1.1 Geotéxteis: tipos, caracteristicas e aplicacbes

Os geotéxteis, produtos permeaveis utilizados com fungdes de drenagem, filtracéo,
reforco, protecdo e separacdo, podem ser classificados, segundo seu processo produtivo, em
tecidos (GTW) e ndo tecidos (GTN). Os geotéxteis tecidos (GTW) resultam de filamentos,

laminetes e fios entrelagados, segundo direces preferenciais de fabricacdo definidas como
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trama (sentido transversal) e urdume (sentido longitudinal) (Figura 21(a)); os geotéxteis ndo
tecidos (GTN) tem suas fibras distribuidas espacialmente de maneira aeat6ria, podendo serem
subclassificados de acordo com seu processo de solidarizagdo em agulhado (GTNa), em que
asfibras sdo interligadas por agulhagem), termoligados (GTNt), onde ocorre afuso parcial das
fibras por aguecimento) e resinados (GTNr), cuja interligagcdo das fibras € feita com 0 uso
produtos quimicos (Figura 21(b)) (PALMEIRA, 2018).

Figura 21 - estrutura das fibras do geotéxtil: (a) geotéxtil tecido e (b) geotéxtil ndo tecido.

@ (b)
Fonte: Palmeira (2018).

Os polimeros sintéticos constituem-se como principal componente dos geotéxteis, como
polipropileno, poliéster, polietileno e poliamida (nylon). Além desses, outros materiais como
fibras de vidro, cabos e fios de ago também sdo usados para a elaboracéo de geotéxteis com
caracteristicas especiais. JA 0 uso de |8, acetato, algoddo e papel podem também entrar na
composicao desse tipo de geossintético, mas, por serem biodegradaveis, tem sua aplicacéo
limitada a casos em que tal biodegradacdo é desprezada, como, por exemplo, no controle
temporério da eroséo de uma determinada area (GIROUD, 1984).

Giroud (1984) destaca trés principais propriedades dos geotéxteis. 1) as intrinsecas,
como propriedadesfisicas e mecanicas, 2) ainteracdo com fluidos e 3) resisténciaadeterioracéo
(durabilidade):

1) Por ser um material bidimensiona (suaespessura € muito menor que seu compri mento

e largura), suas principais propriedades fisicas sdo0 espessura e densidade de area

(massa/area), que caracterizam a quantidade de material na direcdo perpendicular ao

plano do produto. Sobre seu plano, seu comportamento mecanico pode ser verificado

quanto arelacdo tensdo x deformagdo sobre e fora de seus planos, analisando-se aforca
maxima resistida por ele, sua deformacdo e seus modulos mecanicos. Ja seu

comportamento quando as tensdes sao aplicadas fora de seu plano é avaliado quanto a



2)

3)

filtro,
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suaresisténcia a flexdo e sua habilidade em resistir & danos (pungdo e rasgamento). O
tipo de polimero, tipo do geotéxtil, e quantidade de material disposto na direcéo
perpendicular ao plano do geossintético governam tais propriedades mecanicas.

A interacdo entre o fluido que atravessa a estrutura do geotéxtil pode ser expressa pelo
termo permeabilidade, cujas formas de avaia-la sdo através da determinagdo de sua
condutividade hidréulica (coeficiente de permeabilidade k), que indica a vel ocidade de
percolacéo do fluido no geotéxtil) e de sua permissividade (V), definida pela velocidade
em gue o fluido atravessa perpendicularmente o geotéxtil numa determinada area.

Sua durabilidade relaciona-se com a resisténcia a deterioracdo as agdes mecanicas e
fisico-quimicas do meio externo. A acdo mecéanica refere-se a abrasdo, enquanto que o
contato com o solo, condicdes atmosféricas e exposi¢cdo ao sol, e contato com agentes
quimicos relacionam agdes fisico-quimicas de degradacdo. Basant e Jahan (2012) ainda
apontam microorganismos, pH, e acdo do tempo como agentes de deterioracdo dos
geotéxteis, cujo dano pode ser minimizado com ainclusdo de aditivos especificos.

As aplicacdes iniciais dos geotéxteis sdo diversas, e desempenham funcdes de filtracéo,

drenagem, reforco, separacdo/barreirae protecdo (GIROUD, 1984; BASANT E JAHAN, 2012;
PALMEIRA, 2018; PALMEIRA, GARDONI E ARAUJO, 2021); no entanto, suas fungdes

drenantes e filtrantes serdo enfatizadas de acordo com os objetivos deste trabal ho.

Como materia filtrante/drenante, os geotéxteis devem atender, como dreno, aos

requisitos hidraulicos que permitam o fluxo livre de fluidos na direcdo longitudinal -

transmissividade (Figura22(a)) ou normal — permissividade (Figura22(b)) ao seu plano, e como

a garantir que os gréos de um material sgam contidos sem que haga a

obstrucdo/impedimento ao fluxo.

Figura 22 - Diregdo do fluxo de fluidos em geotéxteis: (a) direcdo longitudinal ao plano e (b) direcdo normal ao

plano.

@ (b)
Fonte: Gourc e Palmeira (2021).



A funcdo da drenagem é definida em Basant e Jahan (2012) como a capacidade do
geotéxtil em drenar fluidos de forma independente, tornando-o o préprio sistema de drenagem
no meio. Ao contrario, quando este é parte integrante de um sistema de drenagem, em que
comumente € usado para separar um solo e uma camada de material de granulometria grossa,
sua funcéo passa ser ade filtragdo.

Entretanto, a presenca de particulas solidas nos vazios dos geotéxteis influenciam na
sua compressibilidade e na sua abertura de filtracdo, de modo que a impregnacdo do geotéxtil
pode reduzir de forma significativa a abertura de filtracdo de filtros, indicando uma reducdo do
didmetro de outras particul as que poderiam atravessa-10, tendo sua aberturaaindamaisreduzida
com o efeito de confinamento (PALMEIRA, GARDONI E ARAUJO, 2021).

Parafuncionar como material drenante, Palmeira (2018) aponta que o elemento filtrante
(geotéxtil) deve possuir permissividade suficiente parapromover a passagem do fluxo do fluido
de forma satisfatoria, se que hgja o aumento de poropressdes no materia aplicado; além disso,
este, quando também for responsével pela conducéo do fluido ao longo de um plano para outro
local, deve apresentar transmissividade, de modo que essa transferéncia se dé sem trabalhar sob
pressao.

Num dado escoamento de fluido, o geotéxtil pode ser colocado para filtré-lo, e este
fluido podem conter finas particulas solidas em suspensdo, de modo que este geossintético
impede a passagem da grande mai oria dessas particul as, ndo |he danificando (GIROUD, 1984);
entretanto, quando estas particulas danificam o material, alguns mecanismos de interacéo
prejudiciais ao geotéxtil podem ser listados, como o cegamento, bloqueamento e col matacéo.

O cegamento (Figura 23(a)) ocorre quando finas particulas de solo sdo retidas pelo
geotéxtil causando a formagdo de uma camada de gréos finos de baixa permeabilidade; no
bloqueamento (Figura 23(b)), o geotéxtil perde consideravel mente sua permeabilidade, devido
os fechamento dos vazios superficiais por parte das particulas retidas; na colmatagdo (Figura
23(c)), ocorre o entupimento dos vazios e canais deste geossintético, pela acdo do proprio
material particulado, como o solo, por exemplo (colmatacdo fisica), pela precipitacéo de
compostos quimicos (colmatagdo quimica) ou por atividade biol6gica, como por exemplo, a
instalacdo de col6nia de bactérias a0 longo de sua superficie (colmatagdo bioldgica)
(PALMEIRA E GARDONI, 2000).
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Figura 23 - Mecanismos de interacéo prejudicial ao geotéxtil: (a) cegamento; (b) bloqueamento €; (c)
colmatacéo.
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Fonte: Palmeira e Gardoni (2000).

Palmeira, Gardoni e Aradjo (2021) destacam o desempenho favoravel de geotéxteis
como material defiltracdo, mas afirmam que, dependendo da situacdo empregada e de seu grau
de severidade de utilizac8o, suas propriedades estéo sujeitas a modificacdo, sendo necessario a
realizacdo de ensaios especiais para 0s casos em que esses elementos estejam submetidos a

confinamento elevado e solicitagbes de tracéo.
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3 DOSAGEM, PRODUCAO E CARACTERIZACAO DE ROCHAS CARBONATICAS
SINTETICAS

Apresenta-se aqui 0 processo de definicdo/dosagem das rochas carbonaticas utilizadas
neste trabal ho, assim como os materiai s que compdem sua matriz rochosa e que representa suas
fraturas. Além disso ser@o descritas as metodologias para a caracterizagdo da rocha
desenvolvida em termos petrofisicos, petrogréficos e geomecanicos sao apresentadas, assim

como os resultados e discussao obtidos pelo desenvolvimento das amostras.

3.1 MATERIAIS UTILIZADOS PARA REPRESENTACAO DA MATRIZ SOLIDA

Os materiais utilizados para a sintese das rochas carbonaticas sintéticas foram pé de
cacario, proveniente de fragmentos de rochas cacarias e resina epoxi como material
aglomerante/cimentante.

3.1.1P6 calcério

O pé de cacario foi obtido a partir de fragmentos de rochas de calcério laminado de
depdsitos carbonéticos da Formagdo Crato, localizado nabordanorte daBaciado Araripe, entre
as cidades de Santana do Cariri e Nova Olinda, no estado do Cear& (Figura 24).

Figura 24 - Mapa geol6gico da Bacia do Araripe e localizacdo da regido de coleta (em destaque) dos exemplares
para preparacdo d,E-’u‘oné decalcério.
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O materia € proveniente das atividades de mineracdo da extracéo de calcério para a
fabricacéo de cimento Portland, que configura como atividade econémicadaregido (SUGUIO,
2003; FE et al., 2022).

Estes depdsitos carbonaticos sdo considerados como rochas analogas ao intervalo
carbonético do reservatério do pré-sal das bacias marginais do sudeste do Brasil, em termos
petrofisicos, deposicionais e geocronologicos (TERRA et al., 2010; SANTOS et al., 2015;
CATTO et al., 2016).

A regido abrange laminitos com litofacies constituidas essenciamente de calcita
micritica com ocorréncia de dolomita e silica, apresentando tamanho dos gréos na sua maioria
inferior a 20 um, com laminagBes milimétricas e centimétricas de colocagdo claro-amarelo e
escuro-cinza (MIRANDA et al., 2018).

Devido as caracteristicas e composi ¢céo andl ogas apresentadas, o material foi escolhido
para a producdo de rochas sintéticas, afim de obter amostras com caracteristicas petrofisicas e
geomecanicas similares as rochas de reservatorio carbonaticas, aproximando-se da reproducéo
de plugues carbonaticos naturais. O pd calcario escolhido para esta pesquisa foi a litofacie
cinza-escuro do calcério laminado, embora materiais de diferentes litofacies provenientes da
Formacdo Crato possam ser usados nesta metodologia, com variagOes de suas propriedades
geomecanicas.

As amostras de afloramentos carbonéticos foram coletadas em pequenos blocos de
dimensdes distintas (Figura 25(a)), e posteriormente fragmentados em pedacos menores com o
auxilio do britador de mandibulas (Figura 25(b)). Em seguida, o material foi pulverizado com
o moinho de discos (Figura 25(c)) em porgdes sucessivas durante 40 segundos, até atingir a
granulometria desejada para esta etapa.

Por fim, o material coletado que se transformou em po foi peneirado com o auxilio da
série de peneiras e agitador, selecionando-se todo o p6 anal ogo carbonético passante na peneira
de abertura de 425 pm (Figura 25(d)).
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Figura 25 - Preparacdo do p6 calcario: (a) bloco de calcario; (b) calcario fragmentado viatriturador de
mandibulas; (c) pulverizacéo do calcario via moinho de discos e (d) p6 de calcario (<425 pm).

Fonte: O Autor (2024).

O pbd cacario foi caracterizado por sua distribuicdo granulométrica, obtida por
peneiramento e sedimentacdo, seguindo os procedimentos descritos pela NBR 7181 (ABNT,
2016), em que foi possivel obter sua curva granulométrica (Figura 26).

Figura 26 - Curva granulométrica do p6 calcario.

Fonte: O Autor (2024).



69

De acordo com a granulometria desejada para o po calcario a ser utilizado para a
fabricacdo das amostras, tem-se que, apos pulverizacdo, o material apresenta uma porcentagem
de gréos de 97,15% inferiores a 425 um (intervalo destacado em azul), contemplando
praticamente toda faixa granulométrica obtida.

A massa especificados graos do po6 calcério foi determinada seguindo as recomendagdes
daNBR 6458 (ABNT, 2016), utilizando o método do picndmetro, obtendo-se um valor de 2,79

g/cms,

3.1.2 Resina epoxi

Como material cimentante/aglomerante, escolheu-se a resina epoxi bicomponente
transparente 2004 de baixa viscosidade com endurecedor 3154 da fabricante Redelease®, com
utilizacdo em proporcao 2:1 (resina:endurecedor).

Segundo a fabricante, o produto apresenta alta resisténcia quimica e mecanica, possui
baixa contracdo, boa adesdo, estabilidade a ciclos térmicos e impactos, boa fluidez e ndo libera
subprodutos na sua utilizacgo, propriedades desgjdveis no preparo das amostras de rochas
sintéticas.

Este tipo de aglomerante apresenta-se na literatura (WANG et al., 2015; GUO et al.,
2016; WANG et al., 2017, MOHAMMED E SCHMITT, 2020; YU et al., 2020) como
dternativa para a unido das particulas sdlidas de rochas que reproduzem reservatérios de
hidrocarbonetos, apresentando resultados satisfatori os na aglutinacdo das particul as usadas e na

facilidade na aplicacéo.

3.1.3 Geotéxtil pararepresentacéo defraturas

A representacdo de fraturas em rochas sintéticas requer a selecdo de um materia que
apresente comportamento e caracteristicas compativeis dos el ementos representados, sem que
estes alterem a composi¢ao quimica da matriz solida da rocha.

Neste trabalho, escolheu-se um tipo de geossintético, o geotéxtil ndo-tecido, para
representar as descontinuidades no meio estudado. As fungdes de filtragdo e drenagem foram
consideradas para a selecdo do geotéxtil ndo-tecido como material representativo das
descontinuidades, devido as suas caracteristicas de distribuicdo de poros e estrutura
tridimensional complexa (MISZKOWSKA, LENART E KODA, 2017). Como filtro, o

geotéxtil permite que liquidos passem sobre sua estrutura, separando e retendo as particulas
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solidas em movimento (PALMEIRA E GARDONI, 2000); como dreno, o geossintético coleta
e conduz o fluido por um caminho até uma determinada regido através do seu plano (MORACI,
BILARDI E MANDAGLIO, 2022).

O geotéxtil ndo-tecido utilizado € produzido a partir de fibras agulhadas e consolidadas
de poliéster (Figura 27), cujas propriedades foram fornecidas pelo fabricante do produto
(Tabela 2).

Figura 27 - Geotéxtil ndo tecido utilizado para representagdo das fraturas em rochas sintéticas.

)

Fonte: O Autor (2024).

Tabela 2 - Propriedades do geotéxtil ndo-tecido.

Propriedades
Cor Preto
Gramatura (g/m?) 105
Espessura (mm) 0,7
Ponto de Amolecimento (°C) 230 a249
ResisténciaU.V (% horas) 50/500
Permeabilidade Normal (cnv/s) 0,35
Permissividade (s?) 3
Resisténcia atragdo no sentido longitudinal (KN/m) 3
Resisténcia ao puncionamento CBR (kN) 0,6

Fonte: O Autor (2024).

O geotéxtil utilizado para a representacéo das fraturas no meio poroso foi submetido a
acao dasolucdo acidaempregada neste trabalho (10% de HAc em adguadestilada) com pH igual
a 2,20 (a 25°C), seguindo os procedimentos descritos pela ASTM D5322 (2017), que avdiaa
resisténcia quimica de geossintéticos a liquidos potencialmente reativos. Esse ensaio foi
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realizado para verificar se 0 geotéxtil reagiria quimicamente ao &cido empregado durante o
ensaio de dissolugdo. Assim, uma tira de geotéxtil previamente pesada (m = 0,1358g) em
balanca analiticafoi submersa em solucdo de é&cido acético (mesmo fluido reativo utilizado nos
ensaios de dissolucao) (Figura 28) durante quatro semanas, tempo muito superior aos tempos
de ensaio executados. Apds o0 ensaio, verificou-se que ndo houve variacdo de massado material
e nem do pH da solucgdo, indicando aintegridade e ndo reatividade do geotéxtil frente a solugéo
do fluido écido.

Figura 28 - Tirade geotéxtil submerso em solugéo de 10% de &cido acético e &gua destilada durante o ensaio de
resisténcia quimica a liquidos potencial mente reativos.

Fonte: O Autor (2024).

3.2 PROCESSO DE FABRICACAO DE AMOSTRAS

3.2.1 Processo de fabricacao de amostr as homogéneas

Asrochas carbonati cas sintéticas foram preparadas através do processo de compactacao,
procedimento semelhante ao utilizado na producéo de rochas sintéticas descritos por Ei
Husseiny e Vanorio (2015), Wang et al. (2015), Guo et al. (2016), Ding et al. (2017), Santos et
al. (2017), Wang et al. (2017), Fedrizzi et al. (2018), Mohammed e Schmitt (2020), Yu et al.
(2020) e Galindo et al. (2022), que consiste em aplicar um carregamento no material que esta
confinado em um molde metalico, ate a sua consolidagéo.

As rochas sintéticas foram compactadas em um molde cilindrico metalico, composto
por uma base, corpo e colarinho (Figura 29(a)), com dimensdes de 4 cm de didmetro e 8 cm de
altura, com volume de 100,53 cmg.
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As quantidades de resina epdxi utilizadas como material aglomerante/aglutinante para
a fabricacdo de amostras em relagcdo a quantidade total de materiais utilizados, segundo a
literatura, variam entre 20% empregada em Wang et al. (2015) e Wang et al. (2017), 15%
empregada em Guo et al. (2016) e 10% empregada em Yu et al. (2020). Nesta pesquisa, foi
utilizado inicialmente uma proporgdo 85%:15% (matriz solida:aglomerante), sendo 85% de po
cacario e 15% de resina epOxi para a fabricacdo de uma amostra com as dimensdes
especificadas anteriormente, obtendo quantitativos diferentes de materiais, de modo a gjustar e
estabelecer um valor de massa especifica aparente que fosse possivel fabricar amostras com
aturainicial estabelecida de 8 cm e aspecto consolidado a olho nu, sem a presenca de vazios
superficiais eirregularidades ao longo de sua extensdo.

As amostras foram inicialmente fabricadas com um peso especifico aparente de 19
kN/m3, sendo realizados incrementos na mistura utilizada para aumentar o0 peso especifico
aparente das amostras até atingir valores entre 22,5 e 23,0 kN/ms, quando, entdo, as amostras
atenderam aos critérios estabel ecidos.

Apobs serem pesados 0s materiais, misturou-se previamente a resina e o endurecedor
(segundo recomendacdes do fabricante) para depois ser adicionado ao p6 calcério dentro de um
recipiente, misturando até se tornar um material homogéneo. O processo ndo foi realizado por
longo tempo devido a rapida reacdo de endurecimento da resina epoxi. Apds, a mistura foi
passada por uma peneira para 0 desmanche dos grumos maiores de material remanescente,
deixando-a uniforme (Figura 29(b)).

O preparo foi colocado no molde cilindrico, revestido internamente com uma fina
camada de vaselina solida parafacilitar a extracéo da amostrano processo de desmoldagem. Ja
o colarinho garantiu que o materia fosse colocado em uma Unica camada no molde que, por
ainda estar no estado solto, ocupou um volume superior ao volume final da amostra
Compactou-se a mistura em camada Unica, com 0 uso de uma prensa de compactacdo estética
(Figura 29(c)) com capacidade de 50 kN, aplicando uma tensdo vertical de 20 MPa até que a
amostra atingisse a atura preestabel ecida, deixando-a com a carga durante 10 minutos (Figura
29(d)). Discos de papel filtro foram colocados na base e no topo da amostra para que possivel
parcela da mistura ndo ficasse aderida ao molde no momento da compactacéo.

Apoés este periodo, a amostra foi retirada do molde e levada para a estufa a uma
temperatura de 60 °C durante um periodo de 24 horas (recomendada pel o fabricante daresina),
para completar o processo de consolidacéo e ganho de rigidez, obtendo-se aspecto homogéneo
e consolidado (Figura 29(e)).
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Figura 29 - Preparacdo das amostras. (a) componentes do molde cilindrico metédlico; (b) mistura homogénea apés
peneiramento; (c) prensa de compactacéo; (d) mistura no molde €; (€) amostras apos compactacdo e tratamento
térmico em estufa.

Fonte: O Autor (2024).

3.2.2 Processo de fabricacao de amostras com fraturas

A producdo das amostras com fraturas segue 0s processos descritos anteriormente para
rochas homogéneas, mas com algumas adaptacdes. Asfraturas foram representadas por tiras de
geotéxtil ndo-tecido de dimensdes 20,0 x 5,0 x 0,7 mm (COMPRIMENTO X LARGURA X
ESPESSURA), posicionadas a 1/3, 1/2 e 2/3 de altura em relacéo a base das amostras, como
mostra a Figura 30. Para este trabalho, as fraturas foram posicionadas perpendicularmente a
direcéo deinjecdo do fluido empregado, afim de verificar ainfluénciade desvio do escoamento

da solucéo &cida provocado pelas descontinuidades.
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Figura 30 - Esquema geral dainser¢do dastiras de geotéxtil para representagéo de fraturas nas amostras

sintéticas.
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Fonte: O Autor (2024).

Para insercdo do geotéxtil na amostra, inicialmente colocou-se dentro do molde 1/3 da
quantidade da mistura de p6 de calcério e resina epoxi e em seguida uma tira de geotéxtil;
posteriormente, 1/6 do material foi acomodado no molde e mais uma tira de geotéxtil foi
inserida; completou-se a moldagem com a acomodacdo de 1/6 da mistura, a Ultima tira de
geotéxtil (a 2/3 da base) e os 1/3 de mistura remanescente. Destaca-se ainda que a tira de
geotéxtil na posicdo do meio da amostra foi deslocada 1 cm na diregdo horizontal em relacéo
astiras superior einferior (ver Figura 30), e que ambas estéo centralizadas no interior darocha.

Em seguida, o processo de consolidagéo e desmolde segue as etapas descritas para a
preparacdo das amostras homogéneas, sendo submetidas também ao tratamento térmico em
estufa a uma temperatura de 60 °C durante 24 horas para completar seu processo de
consolidagao e ganho derigidez.

Na literatura, para representacdo de fraturas em meios sintéticos, os materiais
empregados s&o inseridos no meio e posteriormente removidos/dissolvidos (TILLOTSON et
al., 2012; WANG et al., 2015; SILVA et al., 2019; MOHAMMED E SCHMITT, 2020),
deixando 0s espacos vazios representativos dessas descontinuidades, neste trabalho, ao
contrario do que se vé na literatura, as fitas de geotéxtil permaneceréo na estrutura darocha, e
assim, seu desempenho serd avaiado, uma vez que o material possui propriedades
filtrantes/drenantes, permitindo o escoamento de fluidos na direcéo longitudinal e transversa
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ao plano, o que representam, respectivamente, a transmissividade e permissividade do material,
relacionando seu coeficiente de condutividade hidréulica normalizados pela sua espessura
(DING et al., 2021).

Assim, 0 material pode atuar como barreiras (desviando o escoamento) ou como
caminhos preferenciais no meio poroso sintético, representando a porosidade secundaria de
reservatérios de petréleo, influenciando nos padrfes de dissolucéo e formacéo de wormholes

das rochas acidificadas.

3.3 CARACTERIZACAO PETROFISICA E PETROGRAFICA DAS ROCHAS
CARBONATICAS SINTETICAS

Os ensaios para caracteri zacdo petrofisica e petrografica da rocha carbonatica sintética
desenvolvida consistiram em testes de permeabilidade a gas nitrogénio, porosimetriaagéshélio
e andlises em fotomicrografias utilizando microscopia eletronica.

3.3.1 Permeabilidade a gas nitrogénio

A Permeabilidade a gas nitrogénio (N2) foi mensurada em rochas moldadas utilizando
o permedmetro de fluxo continuo (DCI Test Systems®) do Departamento de Energia Nuclear
da Universidade Federal de Pernambuco, a uma pressdo confinante de 300 PSI (2,07 MPa) e
poropressdo de gas N2 de 50 PSl. As medi¢Oes foram realizadas, e os coeficientes de
permeabilidade absoluta “k” foram calculados de acordo com a Lel de Darcy (Equagéo 6),
aplicando as corregdes de Klinkenberg (Klinkenberg, 1941):

L P (6)
ks = 2000~ 1Q —s——
gas ATF (p2 +p3)

Em que:

kqas = Coeficiente de permeabilidade a gés (mD);
L = Comprimento da amostra (m);

A = Areada sego transversal da amostra (m?);

u = Viscosidade do gas (cP);

Q =Vazéo (md¥s);

p = Pressdo média (Pa);
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p1 = Pressdo de entrada (Pa);
p2 = Pressdo de saida (Pa).

Este procedimento foi adotado para a determinacéo da permeabilidade absoluta a gas
nitrogénio de todas as amostras deste trabalho em que foi necessério o célculo deste parametro.

3.3.2 Porosimetria a gas hélio

O volume de porosfoi determinado baseado naLei de Boyle, utilizando um porosimetro
a gés hdlio (He) (Core Laboratories®), modelo ULTRA-PORE 300 do Laboratério de
Geomecanica, - LITPEG daUniversidade Federal de Pernambuco), cujos valores de porosidade
(@) foram determinados em percentual (%) (Equacdo 1) para as amostras produzidas,
aplicando-se uma poropressdo de gas hélio de 150 PSI (1,03 MPa)

Este procedimento foi adotado para a determinacdo da porosidade a gas hélio de todas

as amostras deste trabalho em que foi necessario o calcul o deste parametro.

3.3.3 Andlise Petrogréfica

O estudo petrogréfico foi realizado no laboratério de Geologia Sedimentar e Ambiental
(LAGESE), localizado no departamento de Geologia da Universidade Federal de Pernambuco,
e consistiu inicialmente na confeccdo de umalamina delgada retirada a partir da porcéo central
de uma rocha sintética fabricada. Em seguida, analisou-se a lamina através do microscopio
petrogréfico com luz polarizada e cAmera integrada (ZEISS®, model Axioscope 5), gerando-
Se, posteriormente, imagens para representacao da estrutura e descricdo em termos de aspectos

de mineralogia, textura e porosidade.

34 CARACTERIZACAO GEOMECANICA DAS ROCHAS CARBONATICAS
SINTETICAS

As rochas sintéticas foram ensaiadas para a determinacdo de suas propriedades
geomecanicas atraves dos protocol os estabel ecidos pel os ensaios de resisténcia a compressao
simples, denominado, neste trabalho, pela sigla UCS (do inglés, Unconfined Compressive
Srength), ensaio de resisténcia a compressdo diametral (ensaio brasileiro) e ensaio de
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resisténcia a compressdo triaxial. O ensaio de UCS também foi utilizado para definicdo da
dosagem das proporgdes dos materiais para a fabricagéo das rochas carbonéticas sintéticas.

3.4.1 Ensaio deresisténcia a compressao simples (UCYS)

O ensaio de resisténcia a compressdo simples (UCS), que consiste na aplicacdo de um
carregamento uniaxial de compressao na direcdo longitudinal das amostras até a sua ruptura,
seguiu os procedimentos descritos pela norma ASTM D2938-95 (2002) e utilizou uma prensa
hidréulica de compresséo de capacidade de 1000 kN (Figura 31(a)) até levar as amostras a
ruptura.

Durante 0 ensaio, registrou-se as medidas de deslocamentos axial e radial através da
instalacdo de extensdmetros (verificar detalhe na Figura 31(b)), determinando as deformagtes
axial e radia da rocha sintética. Além de poder avaliar 0 comportamento tensdo versus
deformacdo axial apresentada pelas amostras durante o ensaio.

Figura 31 - Prensa para ensaio de resisténcia a compressao simples: (a) prensa de compressio simples de
capacidade de 1000 kN e; (b) instrumentac&o com extensdmetros para determinacdo dos deslocamentos radial e
axial.

(a) ) MEDIGAO DE
/ DESLOCAMENTO

Fonte: O Autor (2024).
Com os dados carregamento maximo aplicado, e da area da secdo transversa da

amostra, foi possivel determinar sua resisténcia a compressdo simples maxima (UCS), através

da Equagéo 7:

F ()
ucs = —
A
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Em que:
UCS (MPa) = Resisténcia a compressao simples,
F (KN) = Forca maxima aplicada;
A (cm?) = Area da segfo transversal.
Correlacionando as dimensdes da amostra com os dados de sua deformacéo axial e

radial, determinou-se o Coeficiente de Poisson (v) darocha, através da Equacéo 8:
Ae fe, 8

Em que:
v = Coeficiente de Poisson;
Ae (mm) = Variagdo de dimensdo transversal (deslocamento radial total);
eo (mm) = Dimens3o transversal inicia (diametro inicial);
Al (mm) = Variacdo de deslocamento longitudinal (deslocamento longitudinal total);
[, (mm) = Dimensdo longitudinal inicial (dturainicia).
A partir das curvas do comportamento tensdo versus deformacdo, foi possivel
determinar o Modulo de Elasticidade médio (E), correspondente ao trecho eléstico da curva

(dado pela inclinacdo média da porcéo linear da curva tensdo-deformacéo), de acordo com a

Equacéo 9:

Oaxial (9)
&

E, =
Em que:
Em (Pa) = Médulo de Elasticidade médio;
Oaxiar (PQ) = Tensdo axial aplicada;
€ a= Deformacéo axial sofrida pelaamostra.

3.4.2 Ensaio deresisténcia a compressao diametral (ensaio brasileiro)
O ensaio de compressdo diametral, conhecido como ensaio brasileiro, € realizado em

rochas paraadeterminagdo de suaresisténciaatracdo de formaindireta, que consiste em aplicar

um carregamento diametral uniaxial, comprimindo-a até sua ruptura.
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O mesmo foi realizado segundo a ASTM D3967 (2016) para amostras cilindricas de
dimensdes 8 x 4 cm e ensai adas em um prensa hidraulica de compresséo de capaci dade de 1000
kKN (Figura 31(a)), aplicando-se, na posicdo horizontal da amostra, um carregamento P,
transmitido para a amostra através de uma haste de madeira posto ao longo do comprimento L
deste (Figura 32), numa &rea de largura equivaente ao produto entre o comprimento de sua
secdo transversal e longitudinal até serem rompidas, gerando tensdes de tragéo induzidas. Um
extensdmetro foi utilizado para a realizacéo das leituras de deslocamento radial ao longo do

ensaio, até a ruptura, formando-se uma fissura vertical na porcdo intermediaria das rochas.

Figura 32 - Ensaio de compressio diametral.

Fonte: O Autor (2024).
A resisténcia a compressao diametral € obtida através da Equacéo 10:

2.P (10)
w.D.L

O =

em que:

o; (MPa) = Resisténcia a compressao diametral;
P (kN) = Carregamento aplicado;

D (cm) = didmetro da amostra;

L (cm) = comprimento da amostra.

Apos a realizacdo do ensaio, construiu-se as curvas tensdo-deformacéo das amostras,

registrando-se a méxima resisténcia a tragdo das rochas carbondticas sintéticas produzidas.
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3.4.3 Ensaio deresisténcia a compressdo triaxial

O ensaio de resisténcia a compressdo triaxial foi realizado seguindo os procedimentos
descritos pela norma ASTM D2664 (2004), utilizando a prensa de compressao triaxial RTR-
1000 (GCTS Testing Systems®), com capacidade de 70 MPa (Figura 33). O procedimento
consistiu em aplicar uma pressdo hidrostética na amostra (o; = 03) €, logo em seguida, uma
tensdo desviadora Sy até a ruptura da amostra, determinando o comportamento tensdo-

deformacao e parametros de resisténcia das rochas.

Figura 33 - Equipamento de col

N

mpressdo triaxial pararochas.

ey, N

Fonte: O Autor (2024).

Paraisso, trés exemplares de rochas carbonéti cas sintéticas de dimensdes 8 x 4 cm foram
preparadas e nomeadas A-1, A-2 e A-3 (Figura 34). Ao iniciar 0 ensaio essas amostras foram
colocadas nos caps inferior e superior e envolvidas por uma membrana termo-retratil. Os
deslocamentos vertical e radial foram realizados por LVDT’s, registrados automaticamente

durante todo o ensaio (Figura 35).
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Figura 34 - Amostras preparadas para ensaio de compressdo triaxial (A-1, A-2 e A-3).

Fonte: O Autor (2024).

Figura 35 -

Instrumentacdo das amostras para ensaio de compress3o triaxial.

MEMBRANA
TERMORETRATIL

LVDT PARA LEITURA
DE DESLOCAMENTO
RADIAL

Fonte: O Autor (2024).

Apbs preparacdo da amostra na célula com toda a instrumentacdo, a camisafoi fechada
e preenchidapor 6leo, responsdvel pelaaplicagdo dapresséo de confinamento (o3). Naprimeira
etapa do ensaio, foi aplicada uma pressdo hidrostatica (o; = 03) na amostra, onde (o3)
permaneceu constante durante todo o ensaio. Os valores adotados para pressao hidrostética nos
ensaios foram de 2,2 MPa, 5,0 MPa e 10 MPa, respectivos as amostras A-3, A-2 e A-1.

Na segunda etapa do ensaio, atensdo vertica (g,) aumentou a umataxa de deformagéo
constante de 0,005% até a ruptura da amostra e (o5) permaneceu constante, correspondente a
aplicacdo datensdo desviadora Sq (Equacéo 11):

Si=0; — 03 (11)
em que:
Sq4 (Pa) = Tensdo desviadora;
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0, = Tensdo principal maior;

05 = Tensdo principal menor.

Também foi possivel determinar a envoltoriade resisténcia segundo o critério de Mohr-
coulomb, obtida a partir da reta tangente aos trés semi-circulos de Mohr construidos nos pares
de pontos (tensdo normal e tensdo de cisalhamento) em gque arocha apresenta ruptura para cada
uma das tensdes de confinamento aplicada, cujo plano forma um angulo a (45° + % ) com o
plano principal maior.

Assim, obtém-se a equacdo da envoltéria, podendo-se determinar os parametros de
resisténcia de coesdo (¢) e angulo de atrito (¢p) (Equacdo 12) para estas condicoes:

T=tand.c +C (12
em que:
1 (Pa) = tensdo de cisalhamento;
¢ (°) = éngulo de atrito;
o (Pa) = tensdo normal;

¢ (Pa) = coeséo.

35 DEFINICAO DA DOSAGEM E PRODUCAO DA ROCHA CARBONATICA
SINTETICA

O processo de sintese da rocha carbonética partiu-se de uma propor¢do de 85% de po
calcario e 15% de resina epdxi, com um peso especifico aparente de 19 kN/m3, relacionando o
peso do material necessario para ocupar 0 volume do molde, de modo a atingir as dimensbes
especificadas, entretanto, percebeu-se que, para a energia de compactacdo empregada, as
amostras apresentavam altura inferior a 8 cm e irregularidades em sua superficie, sendo
necessario adicionar maior quantidade de material para que estas atingissem as especificactes
de referéncia adotadas neste trabal ho.

Nesta fase, confeccionou-se amostras em que foram realizados ajustes na sua dosagem
(adicionando-se mais material para um volume fixo), com incrementos de 1 kN/m2 no peso
especifico aparente apartir do valor inicial adotado de 19 kN/m3: partindo-se de trés exemplares
entre 19,10 e 20,00 KN/m? (A01; A02 e A03); trés exemplares entre 20,10 e 21,00 KN/m? (A 04,
A05 e A06); cinco exemplares entre 21,10 e 22,00 kN/m3 (A07, A08, A09, A10 e All) e trés
exemplares finais entre 22,10 e 23,00 kN/m3 (A12, A13 e A14), até atingir valores superiores
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a 22,10 kN/m3, quando, entdo, as amostras atenderam aos critérios adotados, apresentando-se
uniforme a energia de compactacdo empregada de 20 MPa, com altura e didmetro fixos iguais
ao do molde metdlico utilizado para sua compactacéo, ausente de irregularidades e vazios ao
longo de sua superficie, totalizando, nesta fase, a producéo de 14 amostras.

A Tabela 3 apresenta os valores de UCS das 14 amostras ensaiadas inicialmente,
organizados em faixas de incrementos de valores de peso especifico aparente testados com os
val ores médios observados, e a Figura 36 relaciona os valores médios de UCS e peso especifico
aparente médio para as quatro faixas de ysmed destacados. Observa-se que hd o aumento de UCS
amedida em que sdo adicionadas maiores quantidades de materia para a fabricacdo darocha
mantendo-se 0 mesmo volume considerado. Tal comportamento indica que ha o preenchimento
de vazios da estrutura, tornando o material mais compacto e denso, acancando, assim, uma
maior resisténciamecani ca, sendo capaz de suportar maiores solicitagdes mecanicas sem sofrer
ruptura. As variacOes de peso especifico aparente das amostras se déo pelo fato de, durante o
preparo, devido a rdpida acdo cimentante do epoxi, uma pequena parcela da mistura preparada
fica retida nos instrumentos de preparacdo; 10go, percebe-se uma pequena variagdo entre 0s
valores adicionados e medidos.

Tabela 3 - Variagdo de Peso especifico aparente e UCS em fungdo do quantitativo de materiais adicionados para
amostras com 85% de p6 calcario e 15% de resina epoxi.

UCS UCSmd
AMOSTRA vs (KN/m?3) Intervalo ys  ysméd (KN/m3)

(MPa) (MPa)
AO01 19,10 26,94
AQ2 19,70 34,04 19,10 - 20,00 19,35 34,97
AQ03 19,80 43,93
A04 20,10 45,59
AQ05 20,10 43,37 20,10 - 21,00 20,33 49,19
A06 20,80 58,60
AOQ7 21,60 60,30
A08 21,70 54,19
AQ9 21,80 53,73 21,10— 22,00 21,75 57,84
A10 21,80 45,68
All 21,90 75,30
Al2 22,30 85,96
A13 22,40 87,01 22,10 - 23,00 22,37 80,98
Al4 22,40 70,00

Fonte: O Autor (2024).



Figura 36 - Relago UCS médio e peso especifico aparente médio das amostras produzidas para definicdo da
rocha carbonética sintética.
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Fonte: O Autor (2024).

Diante dos resultados descritos anteriormente, definiu-se inicialmente, como meio
poroso sintético desta pesquisa, uma rocha carbondtica sintética com as seguintes
caracteristicas: peso especifico aparente de 23 kN/m3, com proporgdes em porcentagem de 85%
de pé calcario:15% de resina epdxi e em massa iguais a 196,54 g de p6 andlogo e 34,68 g de
mistura de resina epoxidica com uma proporcdo de 2:1 (sendo 23,12 g de resina propriamente
dita e 11,56 g de endurecedor), sendo estas quantidades suficientes para que pudessem ser
moldados, com aenergiade compactacao pré-estabel ecida, exemplares de rochas sintéticas com
as dimensdes do molde utilizado, sem que houvesse irregul aridades e vazi 0s aparentes em suas
faces. A Figura 37 apresenta a rocha sintética produzida, com destaque de seu topo e sua base.

Figura 37 - Aspecto final darocha carbonatica sintética produzida (85%:15%).

TOPO

BASE

Fonte: O Autor (2024).
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O processo de consolidagdo por compactacdo das amostras sintéticas adotado nesta
pesquisa, combinando-se ao processo de molde, desmolde, energia de compactacdo e os
materiai s adotados fornece amostras uniformes, desgjaveis quando se produz rochas sintéticas.
A combinac&o das propriedades aglomerantes da resina epoxidica contribui para representar a
cimentagéo das particul as solidas observada em rochas carbonéticas.

Além disso, o uso de um pé calcario como matriz solida de uma rocha sintética permite
gue seu comportamento, frente aos processos quimicos a serem observados, aproximem-se do
que se é esperado em processos dissolutivos em reservatorios.

Para a verificagdo das propriedades geomecanicas, foram redlizados ensaios de
compressao simples (UCS) em oito amostras de rochas carbonaticas sintéticas, nomeadas de
AM-01 aAM-08. A Tabela 4 apresenta os resultados obtidos no ensaio de compressao simples
como os valores de UCS e dos parametros elésticos. Médulo de Elasticidade médio (Em) e
Coeficiente de Poisson v.

Os gréficos da Figura 38 apresentam as curvas tensdo-deformacado axia especifica das

amostras.
Tabela4 - UCS, E e v das amostras sintéticas preparadas na proporc¢éo 85%:15%.
Amostra  y, (KN/m?3) UCS (MPa) Em (GPa) v
AM-01 22,39 75,56 6,62 0,32
AM-02 22,41 71,00 6,66 0,28
AM-03 22,34 82,41 7,19 0,34
AM-04 22,56 86,92 7,84 0,29
AM-05 22,52 79,75 7,24 0,34
AM-06 22,63 84,46 7,79 0,35
AM-07 22,79 81,25 7,54 0,42
AM-08 22,48 73,40 7,34 0,37

UCSn&« =80,20 Em& =7,28 vmad =0,34
Fonte: O Autor (2024).
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Figura 38 - Curvas tensdo-deformacao de rochas carbonéticas sintéticas preparadas na proporcéo 85%:15%.
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Fonte: O Autor (2024).

Observa-se na Tabela 4, valores de UCS variando entre 71,00 MPa (AM-02) e 86,92
MPa (AM-04), com valor médio igual a 80,20 MPa. De acordo com os valores apresentados, a
rocha inicialmente desenvolvida pode ser classificada, de acordo com o ISRM (1981), como
uma rocha dura, por apresentarem valores de resisténcia a compressao simples entre 50 e 100
M Pa.

Quanto as curvas tensdo-deformacdo axial especifica (Figura 38), observa-se um
comportamento predominantemente frégil, apresentando inicialmente o trecho elastico linear
bem definido, seguido pelo trecho da curva pds pico com queda brusca de resisténcia
(VALLEJO, 2002). No entanto, as amostras AM-03 e AM-04 apresentaram pegueno patamar
de escoamento pléastico antes da ruptura, podendo esse comportamento ser justificado pela
operacdo da prensa de compressdo, cujos gustes de incremento de carregamento foram
necessarios para que as amostras sofressem ruptura, devido aos valores de UCS atingidos,
influenciando na deformac&o destas.

Além disso, observa-se na Figura 38 que o trecho elastico das curvas tem inclinagdo
semelhantes em todos os ensaios realizados, refletindo em uma variagdo pegquena nos valores
de M&dulo de Elasticidade, que representam a rigidez do material, variando-se entre 6,62 GPa
(AM-01) a 7,84 GPa (AM-04), com vaor médio de 7,28 GPa. Em relacéo ao coeficiente de
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Poisson (v), este apresentaval or médio de 0,34, o qual encontra-se dentro do interval o reportado
por Kurtulus et al. (2016) ao caracterizar rochas calcérias naturais (entre 0,29 e 0,38).

A0 mesmo tempo que ha pesquisa desgava-se a reproducdo de uma rocha carbonatica
sintética com resisténcia relativamente el evada, equivalente as rochas carbonaticas naturais, as
propriedades petrofisi cas também deveriam atender as necessi dades da pesquisa, cuja aplicacéo
final eraa utilizagdo em ensaios de acidificacéo de matriz, 0 que requer um meio poroso com
porosidade e permeabilidade adequadas para permitir apercolacéo do fluido internamente. Para
isso, foram realizados ensai 0s de porosimetria a gas hélio e permeabilidade a gés nitrogénio em
duas amostras fabricadas com as proporcdes de materiais citados, para a quantificagdo destas
propriedades.

Quanto a porosidade a gas hélio, as amostras apresentaram valores de @ = 1,27% e
1,31%, configurando baixa porosidade, inferiores a5% (ARCHIE, 1952; AHR, 2008) e quanto
a permeabilidade, ndo foi possivel quantifica-la, podendo ser justificado pelo reduzido volume
de poros totai s/interconectados, ndo sendo possivel fazer as medicdes através do permedmetro
disponivel no laboratério. Uma razéo para valores baixos de porosidade esta ha quantidade de
resina epoxi utilizada para a fabricacdo das amostras sintéticas, que pode ter sido alta para a
quantidade e granulometria de material seco (pd calcério) utilizado na preparacdo, havendo um
excesso de material cimentante namatriz, causando acolmatacdo de parte dos poros daamostra,
comprometendo, consequentemente, sua permeabilidade.

Entretanto, como o foco deste trabalho compreende os processos de dissolucédo, foi feito
um gjuste na proporcdo dos materiais utilizados para a fabricacéo das rochas carbonéticas
sintéticas, em que visou a reducéo de material cimentante e aumento de material seco. Assim,
foram preparadas duas amostras com proporcdes de 90% de p6 calcario e 10% de resina epoxi,
visando o aumento da porosidade e assim, umamel hor visualizag&o dos processos de dissolucéo
quimica durante os ensaios de acidificacao.

Com isso, o valor de porosidade encontrado para as amostras contendo esta proporcéo
foram de @ = 12,89% e 12,96%, 0 que se aproxima dos val ores médios de porosidade obtidos
para rochas carbonaticas analisadas por Miranda et al. (2018), na faixa de 12%. Quanto a
permeabilidade, foi possivel sua quantificacdo, apresentando valores de k iguais @ 6,52 mD e
6,59 mD. Para ambas as proporcoes observadas, os valores de porosidade foram inferiores aos
observados para amostras sintéticas produzidas por Melo (2012) (38 — 42%), El Husseiny e
Vanorio (2015) (14,3 — 29,60%), Oliveira (2016) (42 — 43%), Shakiba et al. (2020) (28 -
30,50%) e Galindo et al. (2021) (35 — 37%), sendo essa diferenca atribuida aos materiais e

metodol ogia adotados durante o processo de fabricagdo darocha.
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Diante dos resultados apresentados, decidiu-se reformular a dosagem de materiais das
rochas sintéticas, sendo utilizada, para as proximas etapas da pesquisa, a propor¢do contendo
90% de po de calcério (194,60 g) e 10% de resina epoxi (14,40 g deresinae 7,20 g de curador),
totalizando uma massa de 216,20 g e peso especifico aparente médio de 21,50 kN/m3. Os
tOpicos aseguir apresentam a caracterizagcdo geomecani ca, petrogréfica e petrofisica das rochas
carbonéticas sintéticas seguindo esta nova formul agéo.

3.6 CARACTERIZACAO GEOMECANICA

S0 apresentados os resultados e andlises obtidas através dos ensaios mecanicos de
caracterizacdo da rocha carbonédtica sintética preparada com proporcdes de 90% de p6 calcario

e 10% de resina epoxi.

3.6.1 Resisténcia a compressao simples (UCS)

A Tabela 5 apresenta os resultados obtidos através dos ensaios de resisténcia a
compressdo simples, relacionando os valores de UCS, Médulo de Elasticidade médio Em e
Coeficiente de Poisson para dez amostras produzidas na propor¢ao 90% de p6 calcério e 10%
de resina epdxi, nomeadas de P-01 aP-10. A Figura 39 apresenta as curvas tensdo-deformacéo

axial dos ensaios de compressao simples.

Tabela5 - UCS, E e v das amostras de rochas sintéticas preparadas na proporgdo 90%:10%.
AMOSTRA UCS(MPa) Em(GPa) v

P-01 48,44 597 0,20
P-02 46,83 6,01 0,26
P-03 47,43 799 0,30
P-04 48,43 641 045
P-05 49,22 6,00 025
P-06 48,83 727 041
pP-07 50,80 78 0,25
P-08 48,83 702 041
P-09 47,51 6,85 049
P-10 50,35 6,44 0,30
media 48,67 6,78 0,33

Fonte: O Autor (2024).
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Figura 39 - Curvas tensdo-deformacao de rochas carbonéticas sintéticas preparadas na proporcéo 90%:10%.
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Fonte: O Autor (2024).

Observa-se vaores de UCS préximos entre si, com variagéo entre 46,83 MPa (P-02) a
50,80 MPa (P-07), com valor médio de 48,67 MPa; segundo a classificacdo apresentada por
ISRM (1981), estas rochas podem ser classificadas como moderadamente duras (25 — 50 MPa)
aduras (50 — 100 MPa).

Parao Madulo de Elasticidade Médio, estes variaram entre 5,97 GPa (P-01) a 7,99 GPa
(P-03), com valor médio de 6,78 GPa; em relacdo ao coeficiente de Poisson (v), este apresenta
valor médio de 0,33, 0 qual encontra-se dentro do interval o reportado por Kurtulus et al. (2016)
a0 caracterizar rochas calcarias (entre 0,29 e 0,38).

Como observado na Figura 39, as curvas tensdo-deformacdo apresentam um
comportamento frégil paratodas as amostras, caracterizado pelo trecho elastico bem definido,
e queda brusca de resisténcia durante seu comportamento pés-pico apds atingirem seu valor
méximo (VALLEJO, 2002).

Comparando o0 comportamento das curvas entre si, observa-se a sobreposicdo dos
trechos el asticos das curvas, descrevendo uma repetibilidade das rochas carbonéticas sintéticas
produzidas quanto ao seu comportamento tensdo-deformagdo. A Figura40 apresenta a amostra
P-02 apds o0 ensaio de UCS, apresentando plano de ruptura diagona definido na sua por¢éo

central, observando o mesmo comportamento para as amostras fabricadas.
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Figura 40 - Amostra P-02 ap6s ensaio de UCS com plano de ruptura diagonal em sua porgéo central.

Fonte: O Autor (2024).

Comparando 0s parametros geomecanicos obtidos através do ensaio de compressao
simples das amostras 85%:15% e 90%:10%, observa-se uma reducéo de UCS ao diminuir a
proporcdo de resina epoxi no sistema, além de reduc&o na suarigidez ao serem comparados 0S
valores de Mddulo de Elasticidade médio; isso se deve a uma menor quantidade de material
aglomerante na preparacdo, deixando as amostras mais porosas, e consequentemente, menos
rigidas. Quanto ao Coeficiente de Poisson, este praticamente ndo sofreu ateractes se forem
comparados os val ores médios obtidos. Apesar desta diminuicéo dos valores de UCS, as rochas
sintéticas desenvolvidas nesta pesqui sa sdo fabricadas para serem resistentes e a0 mesmo tempo
porosas, tendo em vista uma melhor representacéo de rochas carbonéticas para alcancar 0s
objetivos do trabal ho.

Para a verificagdo da influéncia das fraturas (trés tiras de geotéxtil) nas propriedades
geomecani cas da rocha sintéticaforam fabricadas cinco amostras (intitulados F-01 a F-05) para
realizar os ensaios de compressao simples. A Tabela 6 relacionaosvaloresde UCS, Em e v das
amostras, a Figura 41 apresenta as curvas tensdo-deformagdo axial das rochas carbonéticas
sintéticas com fraturas.

Tabela6 - UCS, E e v das amostras preparadas na propor¢ao 90%:10% com fraturas.
AMOSTRA UCS(MPa) E (GPa) v

F-01 48,70 6,47 0,39
F-02 49,70 6,96 0,34
F-03 48,17 7,98 0,50
F-04 42,08 6,11 0,46
F-05 41,32 6,86 0,39
media 46,00 6,88 0,42

Fonte: O Autor (2024).
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Figura 41 - Curvas tensdo-deformacdo de rochas carbonaticas sintéticas preparadas na proporcao 90%:10% com

fraturas.
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Fonte: O Autor (2024).

N&o se observa de forma clara a influéncia das fraturas nos parametros geomecanicos
obtidos através do ensaio de compressao simples; os valores de UCS séo préximos variando de
41,32 MPa a 49,70 MPa com uma variagdo pouco maior que a observada pelas amostras
homogéneas, assm como a rigidez destas se forem analisados os resultados de Em; a maior
diferenca se deu para o coeficiente de Poisson (0,42 em relagdo a 0,33 para amostras
homogéneas).

Ainda assim mais amostras seriam necessarias para corroborar esta diferenca. Ocorre
também a sobreposicdo do trecho elastico das curvas tensdo-deformacéo, indicando
comportamento fragil com queda brusca de resisténcia ap0s atingirem o pico definido
(VALLEJO, 2002), 0 mesmo se observou para amostras homogéneas.

A presenca das tiras de goetéxtil ndo interferem de forma significativa na resisténcia
mecanica da rocha produzida devido a sua espessura, quantidade e tamanho que elas se
apresentam, assim como 0 posicionamento as quais foram inseridas no momento da fabricagéo

das amostras.
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A Tabela 7 apresenta os valores de resisténcia a tragdo (o) e a deformagdo radial

maxima para os ensaios realizados em cinco rochas carbonéticas sintéticas homogéneas. A

Figura 42 apresenta as curvas tensdo-deformacao radial das amostras ensaiadas.

Tabela 7 - ot e deformagdo radial das amostras.

AMOSTRA ot (MPa) &max (%)
t-1 3,78 0,56
t-2 3,89 0,44
t-3 4,62 1,14
t-4 3,96 0,68
t-5 5,13 1,00

Figura 42 - Curvas tensdo-deformaco radial das amostras durante o ensaio de compressdo diametral .

Fonte: O Autor (2024).

6,0

5,0

»
o

Tensao (MPa)
w
o

..... .t_l
20 —e—1t-2
- t-3
1,0 —a—t4
-e-t-5
010 1 1 1 1
00 10 20 30 40 50 60
g (%)

Fonte: O Autor (2024).

As amostras apresentaram o que variaram entre 3,78 MPa (t-1) e 5,13 MPa (t-5), com

valor médio de 4,28 MPa, cerca de 10% dos valores observados para seu UCS, estando o valor

médio proximo ao valor minimo e o valor maximo dentro do intervalo indicado por Aadnoy e

Looyeh (2014) paraaresisténcia atragdo em rochas calcérias, que variam entre 5 e 25 M Pa.

Anaisando o comportamento das curvas tensdo-deformacéo radial, observa-se uma

deformacdo variando entre 0,44% (t-2) e 1,14 % (t-4), com valor médio de & = 0,76%; para

todas as rochas ensaiadas, ambas apresentaram ruptura brusca apés atingir sua resisténcia

maxima, ndo apontando comportamento pds-pico.
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A Figura 43 apresenta o padréo de ruptura observado para a amostrat-5, apos 0 ensaio,
indicando o comportamento tipico observado para este tipo de ensaio, com uma fissuravertical
longitudinal ao seu comprimento L, na porcéo intermediaria da rocha (Figura 43(a) e Figura

43(b)), partindo a amostra em duas partes aproximadamente iguais (Figura 43(c)).

Figura 43 - Ruptura de amostra apés ensaio de compressao diametral: (a) vista superior dafissuralongitudinal;
(b) fissuralongitudinal €; (c) amostra bipartida.

Fonte: O Autor (2024).

3.6.3 Resisténcia a compressdo triaxial

A Tabela 8 apresenta o resumo dos dados obtidos das tensdes e dos parametros
geomecanicos (Modulo Secante e Coeficiente de Poisson) obtidos através dos ensaios de
compressao triaxial. A Figura44 mostra as curvas tensdo-deformagao axial eradia dos ensaios
para tensdes hidrostéticas (61=63) de 2,2, 5,0 € 10,0 MPa.

Tabela 8 - Par@metros geomecéanicos obtidos pel os ensai os de compressao triaxial.
Amostra | 61=063 (MPa) oimax (MPa) Simax (MPa) Es(GPa) v

A-1 10,0 80,41 70,41 1348 0,18
A-2 5,0 65,98 60,98 16,33 021
A-3 2,2 56,72 54,52 1944 0,23

Fonte: O Autor (2024).
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deformacdo sem que aconteca perda de resisténcia, descrevendo um comportamgnto ductil
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(VALLEJO, 2002). Observa-se essa mudanca de comportamento a medida que a presséo vai
mudando nos ensaios.

A Figura45 apresentaas amostras A-1, A-2 e A-3 apds ostestes triaxiais, com destague
ao plano de ruptura principal. Para A-1 (Figura 45(a)), o plano de ruptura principal se deu na
direcdo vertica (tipico de comportamento ductil), com angulagdo aproximada de 90°; para A-
2 (Figura 45(b)) e A-3 (Figura 45(c)), percebeu-se um plano de ruptura principa inclinado
(tipico de comportamento fragil), com uma angul agdo aproximada de 60°, nadirecdo diagonal.
Ta mudanca de comportamento se deve a magnitude da tensdo de confinamento, impondo a

rocha carbonatica sintéticas, diferentes padrées de ruptura.

Figura 45 - Inclinagdo dos planos de ruptura principal observados apds ensai os de compressao triaxial: (a) 90°
(o1=63 = 10,0 MPa); (b) 60° (1=063 = 5,0 MPa) €; (C) 60° (61=063 = 2,20 MPa).

(a) (b) ()

Fonte: O Autor (2024).

A Figura 46 apresenta a deformacao volumétrica em funcdo da deformacdo axial das

amostras para as tensdes confinantes adotadas.
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Figura 46 - Curvas deformagao volumétrica x deformagéo axial obtidas pelos ensaios de compressao triaxial.
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Fonte: O Autor (2024).

Observa-se uma curva unicamente de deformagdo por compressao para a amostra A-1,
com deformagao volumétricamaximade 0,65%; paraA-2 e A-3, inicialmente estas apresentam
uma variacdo volumétrica de compressdo, com valores maximos de 0,34% e 0,20%,
respectivamente, até se atingir a tensdo desviadora maxima, que configura a ruptura das
amostras e posterior expansdo de seu volume.

A deformacdo volumétrica foi menor para o0 menor valor de o3, aumentando-a com
acréscimo da tensdo confinante, comportamento este esperado para meios porosos. Desta
forma, o material se mostra com comportamento dil atante para tensdes confinantes menores, e
contrétil com endurecimento a uma tensdo confinante maior.

Ha de se destacar ainda que os ensaios foram realizados sem contemplar o efeito de
poropressao, uma vez que as amostras estavam secas. Isto implica num maior efeito da tenséo
confinante na defomac&o volumétrica no estagio hidrostatico.

A Figura 47 apresenta a trgjetoria de tensdes totaig/efetivas construidas a partir dos
valores de p = p’ = (61 + 063/2) e q (61 - 63/2). Ambas as trgetorias apresentam mesmo

comportamento, visto que, para o0 presente caso, a poropressao é igual azero (u = 0).
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Figura 47 - Tragjetéria de tensfes totais/efetivas.
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Fonte: O Autor (2024).

a de ruptura (em rosa) a partir das tragjetérias apresentadas anteriormente, com valores
“m” ¢ de O iguais a, respectivamente, 12,36 MPa e 26,89°.

Figura 48 - Linha de ruptura considerando atrajetéria de tensdes totais e efetivas da rocha carbonética sintética
produzida.

Fonte: O Autor (2024).

Entretanto, a rupturado material ocorre num plano como resultado de uma combinagdo

de efeitos entre tensdo normal (o) e tenséo de cisalhamento (t), de modo que a envoltoria de
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Mohr-Coulomb tangencia o circulo de Mohr em um plano diferente da tens&o de cisalhamento
maxima, formando um angulo o com o plano principal maior.

A Figura 49 apresenta a envoltéria de resisténcia construida a partir dos ensaios de
compressao triaxial das amostras A-1, A-2 e A-3, aplicando-se as tensdes hidrostéticas de 10,0
MPa, 5,0 MPa e 2,2 MPa, com a = 60,255°.

Figura 49 - Envoltdria de resisténcia de Mohr-Coulomb no plano t x .

Fonte: O Autor (2024).

Define-se, a partir da Equagéo 12, os parametros de resisténcia de coesdo (c) e angulo

de atrito (¢), respectivamente, 14,35 MPa e 30,51° para a rocha carbonética sintética.
3.7 CARACTERI ZAC;AO PETROFISICA E PETROGRAFICA
3.7.1 Caracterizagao petrofisica
Para a caracterizacdo petrofisica da rocha carbonatica sintética produzida em termos de

porosidade e permeabilidade, tomou-se as amostras P-01 a P-06 (antes do ensaio de UCS) para
a determinacdo de @ e kgss Utilizando, respectivamente, a porosimetria a gés hélio e
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permeabilidade a gés nitrogénio. A Tabela 9 relaciona os valores de @ e kgas obtidos para as

amostras.

Tabela 9 - Porosidade e permeabilidade a gas para as amostras P-01 a P-06.

AMOSTRA @ (%) Kgas(MD)
P-01 12,96 6,59
P-02 13,47 8,27
P-03 13,36 8,39
P-04 13,32 9,00
P-05 12,89 6,52
P-06 13,05 7,80

Fonte: O Autor (2024).

Quanto a porosidade, os valores variaram entre 12,89% e 13,47%, préximo a faixa de
valores de 12% apresentada por Miranda et al. (2018) para rochas calcarias, com um intervalo
de variacdo inferior a 1%; para a permeabilidade, os valores de kgas apresentam-se entre 6,52
mD e 8,39 mD, com um intervalo inferior a2 mD, mostrando-se na mesma ordem de grandeza
(103 Darcy) e dentro do interval o proposto por Schén (2014) pararochas cal cérias e dolomiticas
(entre 10 e 10° Darcy).

A proximidade dos valores obtidos e apresentados na Tabela 9 indica que o processo de
fabricacéo apresenta boa repetibilidade para reproducéo destas propriedades, produzindo
amostras homogéneas e similares, que € o objetivo da sintese de rochas artificiais, sendo capaz
de reproduzir as propriedades petrofisicas das rochas carbonaticas naturais.

A Figura 50 correlaciona a porosidade e a permeabilidade das amostras, mostrando que
a permeabilidade aumenta com o incremento da porosidade em uma tendéncia polinomial,
apresentando um coeficiente de regressdo quadrético (R?) de 0,925, mostrando uma boa
correlacdo entre esses valores; Fedrizzi et al. (2018) observaram uma correlagdo exponencial
entre a porosidade e a permeabilidade para rochas carbondticas sintéticas, com R* = 0,9,

indicando também aumento da permeabilidade com o aumento da porosidade.
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Figura 50 - Correlag8o entre porosidade e permeabilidade das amostras.

Fonte: O Autor (2024).

A Figura 51 compara a correlacdo entre a porosidade e a permeabilidade de rochas
carbonéticas naturais (SHAFIQ, MAHMUD E ARIF, 2018; RADWAN et al., 2021) esintéticas
(WANG, Z et al., 2017) com os valores obtidos neste trabalho, indicando um aumento da
permeabilidade com o aumento da porosidade; no entanto, a permeabilidade ndo depende
apenas do volume de poros da matriz rochosa, mas também da interconectividade existente
entre o0s poros, fraturas e descontinuidades dentro do sistema (WANG, W et al., 2017).

Figura51 - Comparativo entre arelacdo porosidade x permeabilidade com dados reportados pela literatura.

Fonte: O Autor (2024).
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Nota-se que, para as amostras apresentadas por Wang, Z et al. (2017), haumatendéncia
de aumento da permeabilidade com o aumento da porosidade; porém, para as amostras
apresentadas por Radwan et al. (2021), hauma variacdo nos valores de permeabilidade, mesmo
com a manutencdo da porosidade, cujo comportamento pode depender das condicOes
(interconectividade de poros e descontinuidades), e ndo apenas do volume poroso da matriz
rochosa.

Por isso, andlises mais detalhadas da permeabilidade relacionando-a com informactes
da escala dos poros, como a distribui¢do do tamanho dos poros (PSD) e a geometria dos poros
(BUITING E CLERKE, 2013), sd0 necessérias para detalhar melhor essa correlagdo. Ressalta-
se a importancia da andlise da permeabilidade em rochas sintéticas, uma vez que, para
reservatorios naturais de hidrocarbonetos, esta propriedade é de grande relevancia quando se
considera o reservatorio economicamente viavel a ser desenvolvido (SHAKIBA et al., 2020).

A relacdo entre a porosidade e a pressdo de compactacdo empregada para a preparagao
das amostras sintéticas € apresentada na Figura 52, que compara os resultados obtidos neste
trabalho com os resultados apresentados por Husseiny e Vanorio (2015) e Fedrizzi et al. (2018)
para amostras que também utilizaram o processo de compactacdo de materiais para consolidar

rochas carbonéticas sintéticas.

Figura52 - Comparativo entre arelagdo da pressdo de compactacdo e porosidade com dados reportados pela
literatura.

Fonte: O Autor (2024).
Nota-se que a porosidade € inversamente proporcional a pressdo de compactacdo

empregada para consolidar a matriz rochosa, de modo que quanto maior a energia, mais o ar
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ocluso presente no interior da matriz solida € eliminado, restando uma por¢éo de poros que
representam a porosidade intergranular, carateristica dos reservatorios carbonéticos.

Na sintese de rochas carbonéticas, a distribuicéo e o tamanho dos gréos do material, o
tipo de ligante utilizado, a proporcao entre gréos e ligante e o tempo de aplicacéo da pressio de
compactacdo afetam a distribuicdo e a quantidade de poros, influenciando também a
permeabilidade.

Por isso, conhecer o material utilizado, os componentes e apreparacao darochasintética
€ essencial para avaliar que tipo de rocha sera quando estiver acabada e para que fins sera
utilizada. Foi estabel ecidauma correlagéo polinomial entre os valores de porosidade e UCS das
amostras ensaladas (Figura 53), apresentando um coeficiente de regresséo (R?) de 0,83.

Verificase que, com o aumento da porosidade, a resisténcia da rocha diminui,
mostrando gue a porosidade influencia na resisténcia mecanica das rochas produzidas, sendo
uma propriedade inversamente proporcional a UCS (WENG et al., 2008; HSIEH et al., 2008).
As fraturas, descontinuidades e vuggs na estrutura da rocha afetam a sua integridade (ZHANG
E BENTLEY, 2003). Atapour e Mortazavi (2018) e Rice-Birchall, Faulkner e Bedford (2021)
também relataram o efeito da porosidade na UCS em rochas sintéticas, mostrando o mesmo

comportamento.
Figura 53 - Correlagéo entre porosidade e UCS das amostras.

Fonte: O Autor (2024).

A Figura 54 compara os valores de UCS e porosidade obtidos neste trabalho com os
valores de UCS e porosidade reportados pela literatura para rochas carbonaticas naturais
(PALCHICK, 2011; DESCAMPS et al., 2011; REYER E PHILIPP, 2014; GOU et al., 2021),
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mostrando que a reproducéo das amostras segue o comportamento entre UCS e porosidade

observado em carbonatos.

Figura 54 - Comparativo entre arelacdo da porosidade e UCS com dados reportados pela literatura para rochas
carbonédticas naturais.

Fonte: O Autor (2024).

3.7.2 Caracterizacao petrografica

O estudo petrografico consistiu na confeccdo de umalaéminadelgada retiradaa partir da
porcdo central de uma rocha carbonatica sintética fabricada, com posterior andlise via
microscopio petrogréfico. A andlise de uma lamina delgada obtida de uma amostra aponta a
estrutura geral da rocha sintética (Figura 55(a)), com a presenca de clastos (fragmentos de
calcario) de diferentes tamanhos e formas (< 425 um), dispersos em uma matriz composta por
resina epoxi (setas verdes) e graos muito finos de po calcério (regido em preto).

A Figura 55(b) e Figura 55(c) mostram regides em branco, que se referem a presenca
de poros de diferentes tamanhos e formas (setas vermelhas), formados a partir do processo de
consolidacéo, representando a porosidade intergranular, tipica de rochas carbonaticas (Lucia
1995).

A Figura55(d) mostra um fragmento de calcario laminado em detalhe, onde se observa
apresenca de umamatriz micritica (regido predominantemente cinza), composta por cristaisde
calcita (CaCOs) e componentes de aglomerados de pirita oxidada (FeS;) (manchas pretas) no
interior do clastos; também sdo observados componentes de origem bidtica (restos de matéria
organica) indicados por manchas de coloragdo marrom escura (setas amarelas), tipicamente
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presentes na formagdo (Gomes et al., 2021); que indica a presenca na Figura 55(c) e Figura
55(d)) devido a processos superficiais de intemperismo do calcario laminado cinza-escuro

utilizado (Miranda et al., 2018).

Figura 55 - Andlise petrogréfica das amostras sintéticas. fotomicrografia (Nicols paralelo) indicando (a) aspeto
geral da amostra com clastos (setas verdes) - fragmentos de calcario - de diferentes tamanhos e formas (< 425
um); (b) regides em branco indicando poros de diferentes tamanhos e formas (setas vermelhas); (c) regides em
branco indicando poros de diferentes tamanhos e formas (setas vermel has), presenca de clastos (setas verdes) e
restos de matéria organica (setas amarelas); (d) detalhe de fragmento de calcario com pontos pretos indicando
aglomerados de pirita oxidada (FeS;) e restos de matéria organica (setas amarel as).

(@)
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Fonte: O Autor (2024).
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4 ACIDIFICACAO DE MATRIZ - PROCEDIMENTO EXPERIMENTAL,
RESULTADOSE ANALISES

Neste estudo, a acidificaco de matriz foi realizada em rochas sintéticas homogéneas e
com fraturas utilizando um sistema composto por uma célula de injecdo de fluido, a fim de
verificar a influéncia do tempo de contato do &cido no processo dissolutivo da rocha, assim
como analisar a influéncia das fraturas no meio poroso. Para isso, a acidificacéo de matriz foi
realizada em intervalos de tempo de 36, 72 e 108 h, em duplicatas de rochas dos grupos
homogénea e com fraturas (tiras de geotéxtil ndo tecido) parafins de verificagdo dos resultados,
com um total de 12 amostras. A caracterizagdo das amostras acidificadas foi realizada e
apresentada, neste capitulo, em termos petrofisicos e quimicos.

4.1 DESENVOLVIMENTO DE SISTEMA DE ACIDIFICACAO E PROCEDIMENTO
EXPERIMENTAL

Para os testes de acidificagdo de matriz, foi desenvolvido um sistema para a realizacdo
do procedimento, utilizando uma célula de injecdo écida adaptada de Oliveira (2016),
combinada com reservatorios de &gua e de solucdo &cida, compressor de ar e controlador de

volume e presséo (Figura 56(a-b)).

Figura56 - (a) Esquemagera e; (b) Foto do sistema de acidificagdo de matriz.
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Fonte: O Autor (2024).

A célulade injegcdo é composta por base e topo em inox, e corpo cilindrico em acrilico
(Figura57).

Figura 57 - Projeto da célulade injecéo.

Fonte: Oliveira (2016).

Em sua base, estdo instaladas as valvulas para conex&o das mangueiras para aplicagéo
da solucgéo &cida, da pressdo confinante e para a saida do efluente ap0s a percol agdo da solucéo
no corpo darocha (Figura 58).

O reservatério de solucdo é&cida fabricado para esta pesguisa consiste em um
reservatério cilindrico desenvolvido para armazenar o fluido reativo, com capacidade de 6

litros. O materia escolhido para sua confecgdo foi 0 ago inox, resistente ao ataque écido da
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solucdo empregada no procedimento. Na sua parte superior hd uma entrada com conex&o
acoplada a uma mangueira pela qual o compressor de ar € diretamente ligado, para garantir a
pressdo de injecdo do fluido durante 0 ensaio. Na sua parte inferior, ha uma saida interligada a

uma mangueiraaqual conduz o fluido até a parte interna da célula de injecéo.

Figura 58 - Detalhe da montagem do ensaio de acidificagdo de matriz: (a) preparagdo da amostra g; (b) célulade

injecdo &cida em operacao.
I CANAL DE “- _
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CANAL PARA PURGA
ENTRADA DA
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T R
{’ St
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p OLUCAO ACIDA

SAIDA DO |
My EFLUENTE

£ DuPLA
' MEMBRANA

PRESSAO DE

BOTTOM CAP CONFINAMENTO

COM ORIFICIOS

As etapas para montagem e realizacéo do procedimento de acidificacdo utilizando este

Fonte: O Autor (2024).

sistema so listadas a seguir:

e Amostras de 7,60 cm de atura e 3,80 cm de didmetro sdo previamente preparadas e secas
em estufa a 60 °C durante 24 horas e entdo sdo colocadas no bottom cap fixado na parte
central dabase da célula (ver Figura 58 (a)). Pedras porosas sao colocadas no topo e nabase
das amostras para garantir a uniformizacéo da distribui¢do da entrada e da saida da solucéo
acida. Duas membranas de la&tex envolvem a amostra e sdo fixadas nos caps através de
o ’rings, garantindo que a &gua (pressdo confinante) ndo entre em contato direto com arocha
(Figura58(a));

e Enche-se o interior da célula com agua destilada, fecha-se a célula e aplica-se a pressao
confinante de 600 kPa (87 PSI) através do controlador de volume e pressdo, mantendo
constante a pressao de confinamento ao longo do ensaio (Figura 58(b));

¢ Injeta-se a solucéo &cida, contida no reservatério de inox, na amostra (através de um canal
fixado no top cap), com uma pressdo constante de 500 kPa (72,50 PSI). Essa presséo é

mantida através de um compressor de ar acoplado ao topo do reservatério, gerando um
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escoamento descendente (do topo a base da amostra), até a finalizagdo dos ensaios. No top
cap hdum canal de purga, necessério para eliminagdo de possiveis bolhas de ar oclusas no
sistema de injecéo;

e Por se tratar de amostras secas, devido ao volume poroso e ao caminho encontrado pelo
fluido no interior das rochas carbonéticas sintéticas, precisou-se de um tempo para sua
saturacdo, que variou entre 2 e 4 horas entre os 12 exemplares ensaiados, até que algum
volume do efluente percolado fosse mensurado no coletor;

¢ O efluente gerado apartir dareacdo quimicaentre a solucdo acida e aamostra percolaatravés
dos orificios presentes no bottom cap e sai pela vavula de saida da célula, onde € coletado
por uma proveta graduada e registrados o volume percolado e o pH, a cada duas horas;

e Ao longo do ensaio, determina-se a variagdo dos valores de permeabilidade a liquido (k)
através da equacdo de Darcy, com valores em Darcy (D);

e Apés afinalizagdo do ensaio, a amostra € retirada da célula de injecéo e imersa em agua
destilada durante uma hora (havendo renovacéo da agua de imersdo), afim de interromper a
reacdo quimica entre arocha e o &cido remanescente;

e Tanto a base como os canais de entrada da solucéo acida e saida do efluente percolado séo
lavados com agua destilada, a fim de eiminar o material &cido remanescente no aparato,
assm como depdsitos de material solido dissolvido, para preservacdo e manutencdo dos
componentes do sistema para 0s préximos testes.

e Em seguida, aamostra é seca e levada a estufa a umatemperatura de 60°C durante 48 horas

ou até a constancia de massa, para posterior caracterizacao apés acidificacao.

O sistema desenvolvido para avaliacdo da acidificacdo permite: a aplicacdo de
escoamento apressdes mais baixas, de modo que o &cido possaficar por maistempo em contato
com a matriz carbonéatica, aumentando as ramificaces de dissolucao; verificagdo da variagéo
de permeabilidade a liquidos sofrida pela amostra durante o ensaio; quantificagdo do volume
de solugcdo &cida que passa a0 longo da amostra em intervalos de tempo especificados €
avaliacdo as variagoes de pH sofridas pela solucédo/rocha através da col eta do efluente coletado
apos a passagem do &cido narocha.

As amostras, para 0 ensaio de acidificagcdo, foram nomeadas com a simbologia H para
0 grupo de homogéneas, F parao grupo com fraturas, 1, para o tempo de ensaio de 36 h, 2, para
o tempo de 72 h e 3, para o tempo de 108 h, sendo também diferenciadas pelas letras “a” ¢ “b”,
por setratar de duplicatas de amostras para as mesmas condicoes de ensaio (Figura 59).
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Figura 59 - Nomenclatura utilizada para as amostras do ensaio de acidificagdo de matriz.

a

T
HOMOGENEA

H-2a H-2b H-3a H-3b

FRATURAS

F-3a F-3b

Fonte: O Autor (2024).

A Tabela 10 resume as caracteristicas iniciais das rochas carbonéticas sintéticas (Figura
59) utilizadas nesta etapa em termos de massa inicial (mi), comprimento (L), didmetro médio
(D), &rea da secéo transversal (As), massa especifica dos gréos (yg), porosidade a gés hélio

inicia (¢g4;) e permeabilidade a gas nitrogénio inicial (kg;).

Tabela 10 - Caracteristicas iniciais das rochas carbonéticas sintéticas preparadas para testes de acidificacdo de

matriz.
orupo tempo N m; L D As Yo bgi kg

(h) (@ (ecm) (cm) (cm?) (g/em3) (%) (mD)

H-la |173,43 7,49 3,72 10,90 2,43 12,20 6,16

5 3 H-1b | 176,28 7,34 3,80 11,30 2,42 12,42 9,99
(E H-2a |18389 748 384 11,60 2,43 12,61 8,62
é G H-2b | 179,72 7,48 3,80 11,30 2,42 12,33 11,72
g 108 H-3a |18095 751 380 11,30 2,42 12,14 7,30
H-3b |[178,15 7,40 380 11,30 2,42 12,10 7,90

F-la |17963 752 3,79 11,30 2,42 12,64 8,38

0 % F-1b 179,86 750 3,79 11,30 2,42 12,03 10,18
% 2 F-2a | 17584 749 3,77 11,20 2,42 13,05 7,80
:: F-2b 182,12 7,49 3,80 11,30 2,42 11,24 6,52
E F-3a | 173,06 752 3,72 10,90 2,43 12,93 8,58
108 F-3b 17951 7,46 3,79 11,30 2,43 12,11 11,40

Fonte: O Autor (2024).
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Os parametros obtidos e avaliados a partir das amostras acidificadas apos aplicacdo da

metodol ogia apresentada foram:

e Permeabilidade a gas nitrogénio pés-acidificacéo (k), determinado pela Equacéo 6;

e Porosidade a gés hélio pos-acidificagdo (@), determinado pela Equacéo 1,

e Permeabilidadeinicia (ki) efinal (k;) ao fluido injetado, calculadosapartir daLe deDarcy,
determinado pela Equacdo 3, cuja viscosidade do fluido reativo () adotada foi igual a
viscosidade da dgua a 25°C (0,891 cp);

e Variagdo de vazéo;

e Indice de massa dissolvida (IMD), obtido pela raz&o entre a massa dissolvida e massa

inicial das amostras (Equacdo 13);

IMD (%) = ==L (13)
e Volume parcial etota do fluido reativo injetado;

e Variacdo de velocidade de injecéo;

e Variacdo de pH do efluente percolado, utilizando phmetro portatil;

e Volume poroso injetado (VPI), obtido pela razéo entre o volume total de solugdo injetada

(Vi) eo volume poroso inicia (Vpi) das rochas carbonéticas sintéticas Equagéo 14;

vpl =2 (14)

pi

Variagbes da morfologia, da altura e didmetro das amostras.

4.1.1 Preparacao da solucdo acida deinjecéo

O &cido acético CHsCOOH (com concentragdo de 99,70% em peso) foi escolhido nesta
pesquisa para a preparacéo da solucéo &cida utilizada nos ensaios de acidificagcdo, de modo a
verificar experimentalmente, como atua um &cido organico fraco nos padrdes de dissolucéo e
nas caracteristicas de rochas carbonaticas em termos quimicos, mineral6gicos, petrofisicos e
geomecanicos. Escolheu-se uma solucéo de 10% de acido acético em peso diluida em &gua

destilada (w/w), quantidade comumente utilizada em testes de acidificagdo utilizando este tipo
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de &cido, respeitando-se o quantitativo maximo de 13% como recomenda a literatura devido a
baixa solubilidade do acetato de célcio formado pelareacéo com a matriz carbonética.

4.1.2 Caracterizacao quimica/mineral6gica atravées das técnicas de FRX e DRX

Além daverificagdo das variagdes de pH apresentadas pelo efluente percolado ao longo
dos testes de acidificacéo, as rochas acidificadas foram caracterizadas através das técnicas de
fluorescénciade Raios-X (FRX) e difracéo de Raios-X (DRX), afim de verificar as alteragdes

quimicas e mineral dgicas sofridas através da estimulagdo para 0s tempos de ensaio testados.

O teste de Fluorescéncia de Raios-X (FRX) que consiste em uma técnica quantitativa,
teve por objetivo determinar a composicdo quimica das amostras. O ensaio utilizou o
espectrdmetro modelo PRIMINI (Rigaku®) efoi realizado no Laboratério de Quimica (LQ) do
Centro Académico do agreste da Universidade Federal de Pernambuco (UFPE-CAA).

O teste de difracéo de Raios-X (DRX), método qualitativo, visou identificar os minerais
presentes na rocha produzida. O procedimento utilizou o difratdbmetro de Raios-X modelo D
5000 (SIEMENS®) e filtro de cobre (Cu) e foi realizado no Laboratorio de Ciénciado Solo da
Universidade Federal Rural de Pernambuco; as andlises referentes as intensidades dos picos
dos minerais presentes nos difratogramas foram refinadas utilizando o Método de Rietveld
através do software Maud (LUTTEROTTI, 2000).

Para ambos os ensaios, preparou-se um pé obtido de fragmentos de rochas néo
acidificadas e rochas ap0s 36, 72 e 108 h de acidificacdo, para fins comparativos. Paraisso, as
amostras foram fragmentadas e trituradas com o auxilio do pildo e amofariz de porcelana, até
obter-se um material com granulometria passante na peneirade malha N° 200 (0,075 mm). Em
seguida, o po foi acondicionado e preparado segundo ametodol ogianecessariaparaarealizagdo
dostestes de FRX e DRX.

4.2 VISAO GERAL DOSRESULTADOS DOS ENSAIOS DE ACIDIFCACAO DE MATRIZ

Os ensaios de acidificagdo de matriz foram realizados respeitando-se o protocolo
apresentado e percebeu-se, com o tempo, que o volume do efluente percolado aumentava

gradativamente, indicando aumento de permeabilidade, perceptivel pelo aumento dafrequéncia
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de seu gotejamento no orificio de saida da torneira, especial mente para tempos superiores a 72
h.

O efluente coletado foi analisado a cada 2 horas, medindo-se o volume percolado e o
pH, apresentando uma mudanca de coloracéo em relacéo a solugdo acida preparada, de incolor
(Figura 28) para amarelo-alaranjado-claro (Figura 60(a)) e depdsito de materia sdlido
dissolvido no fundo do recipiente, proporcionada pelas reagdes quimicas entre a matriz
carbonética e o &cido acético advinda do processo de dissolucéo. Também foi possivel perceber
a producdo de géas carbonico, produto da reacdo entre o carbonato de célcio e 0 &cido acético
(Equacdo 5), formando-se bolhas no cana de saidado efluente (Figura 60(b)), que se tornavam

mai s frequentes em tempos superiores de ensaio.

Figura 60 - (a) Aparénciado efluente percolado €; (b) formacdo de bolhas de gas carbdnico durante os ensaios.
(b) .

Fonte: O Autor (2024).

A Tabela 11 apresenta os resultados obtidos a partir dos ensaios de acidificacdo de
matriz, relacionados ao volume poroso (V,), variagdo do indice de vazios (€), porosidade a gas
hélio (@), permeabilidade ao fluido injetado (k), permeabilidade a gas nitrogénio (kgas), ao
volume injetado (V1) e volume poroso injetado (VPI) e a variagdo de vazdo (Q) observada

durante os testes.

Os topicos a seguir apresentam e discutem os resultados obtidos através dos ensaios de

acidificacdo de matriz e apresentados na Tabela 11.
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Tabela 11 - Resumo dos parametros obtidos através dos testes de acidificagdo de matriz: volume poroso inicia (Vi) efinal (Vyy); indice de vaziosinicia (e) efina (e);
porosidade agés hélio inicial (D) efina (P r); permeabilidade a gas nitrogénio inicial (kgs) € fina (kgas); volume injetado (V1); volume poroso injetado (VPI); vaz&o inicial

(Q) efinal (Q).

orupo tempo Amosira Vi Vot . @; D kgisi kgasr ki k¢ VI Qi (x10%  Qr (x109)
(cm¥)  (cm?d) (%) (%) (mD) (mD) (mD) (mD) (cmd) (m¥h) (m¥h)

H-1la 993 1325 014 0,19 1220 1631 6,16 7,04 0,17 0,22 14300 1441 5,00 6,50

E % H-1b 10,34 1441 0,14 021 1242 1746 999 1285 017 0,25 19200 1857 5,25 7,75
E H-2a 10,92 26,34 0,14 044 1261 3047 862 1686 010 0,62 694,75 63,60 3,25 19,50
é 6 H-2b 1047 2739 0,14 048 12,33 32,27 11,72 1705 016 055 63887 61,02 4,75 16,80
CID 108 H-3a | 10,35 32,07 014 060 12214 3764 7,30 1508 0,07 059 88680 85,69 2,23 18,10
H-3b 10,16 34,74 0,14 0,73 12,10 4229 790 14,02 0,08 0,69 1180,22 116,22 2,50 21,40

F-la 10,72 1597 0,14 023 1264 1883 838 903 0,07 0,31 18902 17,63 2,00 9,50

0 % F-1b 10,18 14,13 0,14 0,20 12,03 16,70 10,18 10,97 011 0,25 141,48 13,89 3,25 7,67
% 7 F-2a 1091 2524 0,15 044 1305 30,36 7,80 1739 013 051 590,20 54,08 4,00 15,30
':: F-2b 954 1739 0,13 0,26 11,24 2047 652 1454 0,08 047 476,04 49,89 2,50 14,50
E F-3a 1059 36,79 0,15 084 1293 4552 858 2495 0,16 0,85 1168,02 110,31 4,75 25,00
108 F-3b 10,17 3488 014 0,72 12,11 419 1140 2435 010 0,82 139501 137,12 3,00 25,00

Fonte: O Autor (2024).
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4.3 ANALISES DE VAZAO, VELOCIDADE, PERMEABILIDADE A LIiQUIDO,
VOLUME INJETADO E VOLUME POROSO INJETADO

A Figura 61(af) relaciona a evolucdo da vazéo do fluido injetado (m3/h) em funcéo do
tempo (h) durante os testes de acidificagdo realizados mantendo-se a pressdo de injecéo
constante de 500 kPa, para os grupos de rochas homogénea e com fraturas. Observa-se um
aumento de Q amedida em que o ensaio avanca, passando de 5,00 para 6,50 (1 x 10°° m3/h) em
H-1a e de 5,25 para 7,75 (1 x 10°® m3/h) em H-1b, apds 36 h de acidificacdo. Analisando o
mesmo tempo de ensaio, as amostras com fraturas apresentaram um aumento da vazéo de 2,00
e 3,25 para 9,50 e 7,67 (1 x 10° m3/h) em F-1ae F-1b, respectivamente.

Figura 61 - Variagdo da vaz&o de percolagdo em fungéo do tempo: (a) H-lae H-1b — 36 h; (b) F-lae F-1b— 36
h; (c) H-2aeH-2b - 72 h; (d) F-2aeF-2b - 72 h; (e) H-3ae H-3b - 108 h ¢; (f) F-3ae F-3b— 108 h.
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(e) 25

—-4H-3a

0 12 24 36 48 60 72 84 96 108 0 12 24 36 48 60 72 84 96 108
Tempo (h) Tempo (h)

Fonte: O Autor (2024).

Apbs 72 h de ensaio, é possivel perceber uma evolucdo da vazdo, passando de 3,25 e
4,75 para 19,50 e 16,80 (1 x 10 m3/h) para H-2a e H-2b, respectivamente, e de 4,00 e 2,50
para 15,30 e 14,50 (1 x 10°® m3/h) para F-2a e F-2b, respectivamente. Essa mesma tendéncia se
manteve apds 108 h de ensaio, passando de 2,23 e 2,50 para 18,10 e 21,40 (1 x 10°® m3/h) para
as amostras homogéneas H-3a e H-3b, respectivamente, e de 4,75 e 3,00 para 25,00 (1 x 10°®
m?/h) para F-3a e F-3b, ambas com fraturas. Os patamares observados nos graficos indicam a
manutencdo de val ores medidos onde determinou-se, paraleituras seguidas (a cada 2 horas), o
mesmo volume de efluente col etado.

Seguindo a mesma linha de andlise, verificou-se-se a evolugdo da velocidade de
percolacdo do fluido (m/s) em funcdo do tempo, em segundos, cujos resultados séo
apresentados na Figura 62(a-f).

Analisando o tempo de 36 h, a vel ocidade aumenta gradativamente, passando de 1,28 e
1,29 (1 x 10°® m/s) para 1,66 € 1,90 (1 x 10 m/s) paraH-1ae H-1b, e de 0,49 € 0,80 (1 x 10
m/s) para 2,34 e 1,89 (1 x 10 m/s) em F-1a e F-1b, respectivamente. Apos 72 h, a velocidade
de percolacio passade 0,78 € 1,16 (1 x 10°® m/s) para 4,67 e 4,12 (1 x 10° m/s) paraH-2a e H-
2b, respectivamente, e de 1,00 e 0,61 (1 x 10 m/s) para 3,81 e 3,55 (1 x 10°® m/s) paraF-2ae
F-2b. Por fim, ap0s o tempo de ensaio de 108 h, as velocidades de percolagéo variam de 0,55 e
0,61 (1 x 10° m/s) para4,43 5,25 (1 x 10° m/s) em H-3a e H-3b, respectivamente, e de 1,21
€0,74 (1 x 10° m/s) para 6,38 €6,17 (1 x 10® m/s) em F-3a e F-b, respectivamente.
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Figura 62 - Variacdo da vel ocidade de percolacdo em fungdo do tempo: (a) H-lae H-1b - 36 h; (b) F-laeF-1b -
36 h; (c) H-2aeH-2b - 72 h; (d) F-2ae F-2b— 72 h; (e) H-3ae H-3b - 108 h g (f) F-3ae F-3b - 108 h.

Fonte: O Autor (2024).
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Comparando as amostras para um mesmo tempo de acidificacdo, nota-se valores
préximos entre si para Q e consequentemente para a vel ocidade de percolac&o entre as amostras
“a” e “b” das homogéneas ¢ “a” e “b” das com fraturas.

Comparando-se amostras homogéneas e com fraturas, verifica-se que para ostempos de
36 h e 108 h avazéo é maior paraas amostras com fratura, indicando um aumento na porosidade
do meio e sendo caminho preferencial ao longo da amostra. Esse mesmo comportamento n&o
foi observado para o tempo de 72 h porque as condi¢des internas de como o fluido encontra a
rocha formam diferentes padrdes de dissolucéo (wormholes), que se espalham e se distribuem
de diferentes formas ao longo da estrutura da matriz carbonética, influenciando na velocidade
de percolacdo da solugdo acida e consequentemente navazao do sistema, assim como observado
por Polli (2016), Hakala et al. (2021). As imagens de microtomografia computadorizada
apresentadas no Capitulo 5 destacatal comportamento.

Analisando o aumento da vazdo e consequentemente da velocidade de percolagéo do
fluido associado ao aumento do tempo de contato acido/fluido-rocha, observa-se que isto
rel aciona-se diretamente com o aumento da porosi dade do sistema que, para pressao de injegao,
mantida constante durante os testes, estdo associados aformacéo de wormholes como caminhos
preferenciais a partir da dissolugdo quimica da matriz rochosa, aumentando consequentemente
a permeabilidade da rocha carbonédtica sintética (ECONOMIDES et al., 2012).

I sto pode ser observado através dos graficos da Figura 63(a-f), que relaciona a evolugdo
com o tempo do coeficiente de permeabilidade (k) nas amostras ensaiadas.

Figura 63 - Evolucdo do coeficiente de permeabilidade aliquido (fluido injetado) em fungdo do tempo: (a) H-1a

eH-1b-36 h; (b) F-lae F-1b - 36 h; (c) H-2ae H-2b—- 72 h; (d) F-2ae F-2b - 72 h; () H-3ae H-3b - 108 h ¢,
(f) F-3aeF-3b- 108 h.
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Fonte: O Autor (2024).

Para o tempo de 36 h, as amostras homogéneas apresentaram umaevolucgdo de 0,17 mD
para0,22 mD (H-1a) e 0,25 mD (H-1b), 1,29 e 1,47 vezes maior que o inicia. Paraas amostras
com fraturas, a permeabilidade passou de 0,07 mD e 0,11 mD para 0,31 mD (F-14) e 0,25 mD
(F-1b), 4,43 e 2,27 vezes maior que ki, respectivamente.

Ao andlisar aacidificagdo apos 72 h, H-2a e H-2b passaram de 0,20 mD e 0,16 mD para
0,62 mD e 0,55 mD, 6,2 e 3,44 vezes maior, respectivamente, que o valor inicia dek; F-2ae
F-2b passaram de 0,13 mD e 0,08 mD para0,51 mD e 0,47 mD, sendo ks iguais a 3,93k; e 5,88k,
respectivamente. As 108 h de acidificaco, H-3a e H-3b tiveram um acrésimo de 8,43 e 8,63
vezes de k;, passando de 0,07 mD e 0,08 mD para 0,59 mD e 0,69 mD, respectivamente; para
F-3ae F-3b, tal acréscimo foi de 5,31 e 8,20 vezes, passando de 0,16 mD e 0,10 mD para 0,85
mD e 0,82 mD. Analisando ainda os valores de ki em termos absol utos para o tempo de ensaio
de 108 h, as amostras com fraturas apresentaram maiores permeabilidades. Esse acréscimo da
permeabilidade com o aumento do tempo de contato &cido-rocha corrobora os resultados
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observados por Melo (2012) e Oliveira (2016) que avaliaram a variagéo de k com o tempo em
dissolugdo de carbonatos utilizando células de injecdo de fluido &cido para avaliagdo da
acidificacdo. Os gréficos da Figura 64(a-f) relacionam o volume de solucéo &cidainjetada (V1)
com os tempos de ensai 0s analisados.

Figura 64 - Evolucgo de VI com o tempo: (a) H-lae H-1b — 36 h; (b) F-lae F-1b— 36 h; (c) H-2ae H-2b - 72 h;
(d) F-2aeF-2b—72h; (e) H-3aeH-3b—- 108 h g; (f) F-3ae F-3b— 108 h.

Fonte: O Autor (2024).
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Para o tempo de 36 h, os volumes injetados foram de 143,00; 192,00; 89,02 e 141,48
cm? para H-1a, H-1b, F-1a e F-1b, respectivamente; apos 72 h, o volume injetado evoluiu para
694,75 cm? (H-2a), 638,87 cmB (H-2b), 590,20 cm?3 (F-2a) e 476,04 cm?3 (F-2b); para o tempo
de 108 h, os volumes injetados foram de 886,80 e 1180,22 cm? para as amostras H-3a e H-3b,
respectivamente, e de 1168,02 e 1395,01 cm? para as amostras F-3a e F-3b.

Embora haja o acréscimo da permeabilidade, os sistemas de estimulagdo utilizando o
acido acético requerem um tempo de contato maior que 0 necessario do que quando se aplica
acidos fortes, como o HCI (Harris, 1961; Buijse et al., 2003), e consequentemente, maiores
volumes de solugdo injetada sdo necessarios para promover a dissolucdo quimica da matriz
carbonética, passando lentamente ao longo de sua estrutura, elevando o tempo de contato
necessario para que haja adissolucéo, sendo influenciado também, pelataxa de injecéo (vazado)
empregada no sistema.

No entanto, pontos positivos como aumento da profundidade de penetracdo dos
wormholes, maior ramificacdo e baixa corrosividade ao aplicar o acido acético justificam a
utilizacdo do écido nos processos dissolutivos (AKANNI E NASR-EL-DIN, 2016).

Relacionando o volume de solucéo écida injetada com o volume poroso inicial da
amostra (que é utilizado como pardmetro de avaliacéo), obtem-se os valores de volume poroso
injetado (VPI), cuja evolucdo é apresentada juntamente com a evolugdo do coeficiente de

permesabilidade k, na Figura 65(a-f).

Figura 65 - Evolucgéo da permeabilidade com o volume poroso injetado (VPI): (a) H-lae H-1b - 36 h; (b) F-1ae
F-1b—36 h; (c) H-2aeH-2b - 72 h; (d) F-2ae F-2b - 72 h; () H-3aeH-3b - 108 h ¢; (f) F-3ae F-3b - 108 h.
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Fonte: O Autor (2024).

Para o tempo de 36 h, os valores de VPl apresentam-se abaixo de 20, sendo de 14,41 e
18,57 paraH-1lae H-1b, e de 17,63 e 13,89 para as amostras F-1a e F-1b; isto indica que sgja
necessario a injecdo deste volume poroso de solucdo &cida para que a permeabilidade ks
aumente 1,29, 1,47 4,43 e 2,27 vezes 0 seu valor inicial para as respectivas amostras.

Para o tempo de 72 h, os valores de VPI apresentam-se entre 63,60 e 61,02 paraH-2ae
H-2b, respectivamente, e de 54,08 e 49,89 para F-2a e F-2b, respectivamente; promovendo um
aumento de permeabilidade ao fluido de 6,20 e 3,44 vezes nas amostras homogéneas (H-2a e
H-2b), e um aumento de 3,93 e 5,88 vezes para as amostras com fraturas (F-2a e F-2b). Ao
analisar o tempo de ensaio de 108 h, foram observados volumes porosos injetados de 85,69 e
116,22 paraH-3a e H-3Db, respectivamente, ede 110,31 e 137,12 para F-3a e F-3b, aumentando-
se apermeabilidade inicial em 8,43 e 8,63 vezes nas amostras homogéneas e 5,31 e 8,20 vezes

nas amostras com fraturas.
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O aumento gradativo de VPl com o tempo observado tanto para amostras homogéneas
(Figura 66(a)) quanto paraamostras com fraturas (Figura 66(b)) reflete 0 aumento dos poros da
rocha carbonética sintética provocado pela dissolugdo, sendo necessario um volume de solucéo
&cida cada vez maior para preencher internamente os espagos vazios do meio, de modo que os
poros maiores passam a receber um quantitativo de fluido em proporgdes cada vez maiores
(ECONOMIDES ¢t al., 2012), fenbmeno associado a formagao dos caminhos preferenciais de
alta permeabilidade (wor mholes).

Figura 66 - Variagéo de VPl em funcdo do tempo para (a) amostras homogéneas e (b) amostras com fraturas.
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Fonte: O Autor (2024).
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4.4 AVALIACAO DA POROSIDADE E PERMEABILIDADE A GAS

O gréfico da Figura 67 e grafico da Figura 68 relacionam a porosidade inicial efina e
volume poroso inicia e fina das amostras acidificadas homogéneas e com fraturas,

respectivamente, obtidas por porosimetriaa gas hélio.

Figura 67 - Variacdo de porosidade e volume poroso para as amostras acidificadas ao longo do tempo — amostras
homogéneas.

Fonte: O Autor (2024).

Figura 68 - Variacdo de porosidade e volume poroso para as amostras acidificadas ao longo do tempo — amostras
com fraturas.

Fonte: O Autor (2024).
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Considerando o efeito da acidificagdo nas amostras homogéneas (Figura 67), observa-
se um aumento da porosidade com o aumento do tempo de ensaio: analisando o tempo de 36 h,
aporosidade aumenta de 12,20% e 12,42% para 16,31% (H-1a) e 17,46% (H-1b); as 72 h, essa
variacdo é maior, passando de 12,61% e 12,33% para 30,47% (H-2a) e 30,27% (H-2b) €, a0
analisar o tempo de 108 h, essa variagcdo aumenta, passando de 12,14% e 12,10% para 37,64%
(H-3a) e 42,29% (H-3b). Ao avaliar o efeito da acidificacdo nas amostras com fraturas (Figura
68), observa-se 0 mesmo aumento da porosidade com a evolucdo do tempo de ensaio:
analisando o tempo de 36 h, a porosidade de aumenta de 12,64% e 12,03% para 18,83% (F-14)
e 16,70% (F-1b); as 72 h, essa variagdo € maior, passando de 13,05% e 11,24% para 30,36%
(F-2a) e 20,47% (F-2b) e, ao analisar o tempo de 108 h, essa variagéo cresce, passando de
12,93% e 12,11% para 45,52% (F-3a) e 41,96% (F-3b).

Em relacdo as porosidades iniciais das amostras homogéneas e com fraturas, observa-
se uma manutencao da porosidade e volume poroso verificada pela proximidade dos valores
apresentados com ¢; predominantemente na faixa de 12%. Isto evidencia a efetividade da
metodologia de fabricagcdo das rochas carbonéticas sintéticas, que produz amostras com uma
mesma faixa de val ores para uma determinada propriedade, desejavel ao se aplicar atécnicade
fabricacéo de rochas sintéticas.

Comparando ainda os valores iniciais desta propriedade petrofisica para as rochas
homogéneas e com fraturas, ndo é possivel notar umadiferenca entre a porosi dade das amostras
considerando a presenca das tiras de geotéxtil ndo-tecido que representam as fraturas, visto
gue, a metodologia de porosimetria a gas hélio, utilizada para a quantificagdo destes valores,
obtém um valor total para o volume poroso, ndo sendo possivel diferenciar o volume poroso
por secao da estrutura da rocha; além disso, as fitas inseridas possuem dimensdes reduzidas e,
a0 serem compactadas durante o processo de fabricagdo das rochas, unem-se ao material da
matriz rochosa, sendo necessario metodologias mais precisas para avaliagdo local desta
porosidade, identificando assim os espagos vazi 0s (volume poroso) remanescentes mesmo apos
a consolidacdo destas.

Avaliando efeito da acidificacdo na permeabilidade a gas das amostras homogéneas
(Figura 69), observa-se um aumento deste parémetro com a evolugdo temporal: analisando o
tempo de 36 h, akgas aumentade 6,16 mD €9,99 mD para 7,04 mD (H-14) e 12,85 mD (H-1b);
as 72 h, essavariagao € maior, passando de 8,62 mD e 11,72 mD para 16,86 mD (H-2a) e 17,05
mD (H-2b) e; ao analisar o tempo de 108 h, essa variacdo aumenta, passando de 7,30 mD e 7,90
mD para 15,08 mD (H-3a) e 14,02 mD (H-3b).
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Ao avaliar a mudanca de permeabilidade a gés nas amostras com fraturas (Figura 70),
analisando o tempo de 36 h, a kgas de aumenta de 8,38 mD e 10,18 mD para 9,03 mD (F-1a) e
10,97 mD (F-1b); as 72 h, essa variacéo aumenta, passando de 7,80 mD e 6,52 mD para 17,39
mD (F-2a) e 14,54 mD (F-2b) e; ao analisar o tempo de 108 h, essa variacéo cresce, passando
de 8,58 mD e 11,40 mD para 24,95 mD (F-3a) e 24,35 mD (F-3b).

Figura 69 - Variacdo da permeabilidade a gas para amostras acidificadas ao longo do tempo — homogéneas.
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Fonte: O Autor (2024).

Figura 70 - Variagdo da permeabilidade a gas para amostras acidificadas ao longo do tempo — com fraturas.
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Fonte: O Autor (2024).
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Considerando as porosidades finais com o volume poroso injetado (VPI) calculado
(Figura 71), estas apresentam-se proximas para 0 mesmo tempo de ensaio adotados, de modo
que a evolugdo temporal esta associada ao aumento de tempo de contato fluido/acido-rocha e
conseguentemente ao aumento do volume poroso injetado (VPl) de acido acético, promovendo
sua dissolugdo (KHALIL et al., 2021; FURUI et al., 2022). Sendo ¢, dependente do volume
de solucéo acida injetada, pode-se descrever uma tendéncia de poténcia com R2 igual a 0,92,
em que, quanto maior o VPI, maior € a porosidade final das rochas carbonaticas sintéticas,

descrevendo um aumento potencial.

Figura 71 - Correlacdo entre VPI e porosidade final das amostras.
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Fonte: O Autor (2024).

Uma correlacdo em tendéncia de poténcia (com R? = 1 para amostras homogéneas e
com fraturas) também pode ser descrita ao relacionar aporosidade final com o indice de vazios
fina (&) (Figura 72), que considera a razdo entre o volume poroso com o volume de sdlidos
presente nas amostras.

Com a evolucéo temporal, que causa o aumento da porosidade da matriz rochosa,
aumenta-se consequentemente o indice de vazios do sistema, o qual, ao mesmo tempo em que
se aumenta o denominador (volume poroso), reduz-se o volume de solidos das amostras,

fazendo com que esta propriedade fisica evolua com a evolucéo da porosidade.
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Figura 72 - Correlagdo entre indice de vazios final e porosidade final das amostras.
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Fonte: O Autor (2024).

A Figura73 correlacionaaporosidade agés hélio com a permeabilidade a gas nitrogénio

(kgas) Obtidos antes e apds os testes de acidificacdo de matriz.

Figura 73 - Correlacdo entre porosidade e permeabilidade a gas das amostras.
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Fonte: O Autor (2024).

Observa-se que, antes do ensaio, os valores de porosidade e permeabilidade sGo muito
préximos, evidenciado pela sobreposicdo dos pontos (cheios) indicada pelo gréfico; com a
evolugdo temporal, essa correlagdo pode ser descrita em tendéncia polinomia para amostras
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homogéneas (R? = 0,82), ndo apresentando uma boa correlacdo, e em tendéncia logaritmica
para amostras com fraturas (R? = 0,94).

Uma mesma analise pode ser realizada, agora correlacionando a porosidade obtida via
porosimetria a gas hélio com a permeabilidade ao fluido injetado (k) no inicio e no final dos
testes de acidificagdo (Figura 74). Nesta correlacdo, tanto as amostras homogéneas quanto as
com fraturas apresentam um acréscimo da permeabilidade com o aumento da porosidade
descritas em tendéncialogaritmica (R2 iguais a 0,95 e 0,94, respectivamente).

Figura 74 - Correlag&o entre porosidade e permeabilidade ao fluido injetado das amostras.
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Fonte: O Autor (2024).

Com a passagem do &cido narocha, os poros vao se tornando cada vez maiores e mais
interconectados, criando canais de ata permeabilidade (wormholes) (FREDD E FOGLER,
1999; BUIJSE, 2000; YOO et al., 2019; WANG et al., 2020; RODRIGUES €t al., 2021;
WANG et al., 2023), cujaideia central da técnica de estimulagdo € a formagdo destes canais,
gue conduzem os hidrocarbonetos do reservatorio até o poco (JAFARPOUR et al., 2021).

Entretanto, outros fatores podem influenciar nesta permeabilidade, que ndo so
dependem do volume de poros formado pela estimulagéo, o que pode justificar a correlagcéo
apresentada entre a porosidade final e a permeabilidade a gés nitrogénio final para as amostras
homogéneas, como a interconectividade existente entre os poros e as descontinuidades do
sistema (WANG, W et al., 2017); andlises mais detalhadas acerca da permeabilidade séo
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sugeridas por Buiting e Clerke (2013) acerca de informagdes sobre a escala de poros, como

distribuicdo de tamanho de poros (PSD) e a geometria de poros.

4.5 AVALIACAO DA MASSA DISSOLVIDA

A Tabela 12 apresenta a massaiinicial (mi) e final (my), variagdo de massa (m; — my),
massa especifica dos gréos inicia (yq) e fina (yg) e indice de massa dissolvida (IMD) das

rochas carbonédticas sintéticas utilizadas nos ensaios de acidificacdo de matriz.

Tabela 12 - indice de massa dissolvida (IMD) das amostras acidificadas.
tempo m; mg m; — mg Yai Yof IMD

grupo amostra
(h) (9 (9 (9) (glem3)  (g/em3) (%)

H-la |17343 16240 11,08 243 239 636

< ® Hb 17628 16253 1375 242 239 780
& H2a |18389 137,00 4689 243 228 2550
S " Hab 17972 13421 4551 242 234 2532
§ g | 13 18095 11890 6205 242 224 3429
H3b |17815 9825 7990 242 207 4485

F-la | 17963 166,14 1349 242 241 751

" ® " Eib 17986 16908 1078 242 240 599
?5‘ , | F7a |17584 13368 4216 242 231 2398
> F2b | 18212 15330 2882 242 227 1582
i F-3a | 17306 9945 7361 243 226 4253
0 e 17051 o740 8202 243 202 4569

Fonte: O Autor (2024).

Considerando os valores iniciais de ygi iguais a 2,42 — 2,43 g/cm3, a massa especifica
pouco varia para 36 h de ensaio, apresentando uma reducdo méxima para 2,39 g/cm? para as
amostras homogéneas H-1a e H-1b, ja que pouca massa foi dissolvida nesse estégio de tempo
(11,03 g e 13,75 g, respectivamente); aumentando-se o tempo para 72 h, essa diferenca cresce,
atingindo uma reducdo maximade 2,28 g/cm? e 2,34 g/cm? para H-2a e H-2b, respectivamente.
Para o tempo de 108 h, o ataque acido reduz yg para 2,24 g/cm? (H-3a) e 2,07 g/cm? (H-3b).

A reducéo de yqtambém € observada para amostras com fraturas, sendo proximaparao
tempo de 36 h (de 2,42 g/cm? para 2,41 g/cmd e 2,40 g/cm3 em F-1a e F-1b, respectivamente)
aumentando em 72 h, com valor final de 2,31 g/cm? e 2,27 g/cm3 em F-2a e F-2b. Jaao analisar
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o tempo de 108 h, a massa especifica dos gréaos reduz-se de forma mais expressiva na amostra
F-3b, em que 82,02 g de suamassainicial foi dissolvida durante o ensaio, com yg igua a2,02
g/cms,

O indice de massa dissolvida (IMD) apresenta-se entre 6,36% e 7,80% para H-1a e H-
1b, e de 7,51% e 5,99% para F-1a e F-1b, respectivamente, apds 36 h de ensaio. Para o tempo
de 72 h, o IMD aumenta para 25,50% e 25,32% para H-2a e H-2b, e para 23,98% e 15,82% em
F-2a e F-2b, respectivamente. A massa dissolvida aumenta de forma expressiva apos 108 h de
ensaio, apresentando valores de 34,29% e 44,85% para H-3a e H-3b, e de 42,53% e 45,69%
para F-3a e F-3b. Analisando os valores de massa especifica dos gréos final, observa-se uma
dependéncia da reducdo da massa especifica dos gréos com o tempo relacionada diretamente
com aperda de massa do sistema, jaque, quanto maior 0 tempo de ensaio, mais gréos dasrochas
carbonéticas sintéticas sdo dissolvidos. Essa correlagdo entre a massa dissolvida com o avanco
do tempo de acidificagdo (Figura 75) pode ser associada a uma tendéncia de poténcia com R?
iguais a 0,97 e 0,96 para amostras homogéneas e com fraturas, respectivamente.

Figura 75 - Evolucéo de IMD com o tempo.
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Fonte: O Autor (2024).

Observa-se que a porosidade final esta diretamente ligada ao quanto de matriz rochosa
foi dissolvida ao longo do ensaio, crescendo com o aumento de IMD a uma tendéncia linear

(Figura 76) (R? iguais a 0,98 e 0,96 para amostras homogéneas e com fraturas,
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respectivamente), de modo que, quando mais massa dissolvida, menor € massa de matriz
rochosa, passando a ser ocupado pelo volume de vazios formados pelos wormholes na parte

interna darocha.
Figura 76 - Correlacéo entre IMD e porosidade final das amostras.
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Fonte: O Autor (2024).

Isto fica evidente para a amomstra F-2b que, mesmo acidificada durante 72 h, esta
apresentou um IMD de 15,82%, inferior aos valores apresentados pelas rochas que foram
ensaidas para 0 mesmo intervalo de tempo; isso pode ser explicado pela dificuldade que a
solucdo de &cido acético encontrou ao penetrar em seu interior, relacionado a permeabilidade
inicial, a interconectividade de poros, pelo seu volume poroso inicial ser pouco menor que 0s
observados nas demais amostras e pela influéncia das fraturas presentes, as quais podem ter
desviado e concentrado o escoamento de fluido para seu interior, impedindo o avanco dos
wormholes e conseguentemente o contato da solugcdo com a matriz rochosa.

Uma correlacéo com tendéncia de poténcia também pode ser estabelecidaentre o indice
de massa dissolvida com o volume poroso injetado (Figura 77), apresentando R2 iguais a 1,00
e 0,98 para amostras homogéneas e com fraturas, respectivamente. Quanto maior o volume

poroso de solugdo injetada, maior € ataxa de matriz rochosa que € dissolvida de sua estrutura.
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Figura 77 - Correlacéo entre IMD e VPI.
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Fonte: O Autor (2024).

Sendo VPI arazéo entre o volume de solugdo injetada e 0 volume poroso inicia das
amostras, ao passo que a matriz carbonatica é dissolvida, maior o volume de solugdo necessaria
para 0 preenchimento de seus vazios, que crescem pelo fato de os gréos estarem sendo
dissolvidos e gerando cada vez mais espacos vazios maiores e interconectados, aumentando
assim os vaores de VPI. Esta correlagdo corrobora o que foi observado paraa amostra F-2b ao
relacionar a porosidade final com o IMD, a qua apresenta um VPl menor dentre as amostras
acidificadas durante 72 h, associando-se aos fatores ja citados.

A taxa de reacdo quimica de dissolucdo além da disponibilidade i6nica de H* presente
na solucao, que € mais reduzida em se tratando de acido acético (JORA et al., 2021), governam
a evolucdo do processo de dissolucéo da calcita, sendo representada por quanto de massa do
mineral foi perdida ao longo da acidificagdo (SOUZA, 2023); entretanto, deve-se ressaltar que
a liberagdo de CO2 como produto da reagdo quimica entre o carbonato e o &cido acético pode
impedir atotal reacdo da rocha com a solugéo (CHATELAIN et al., 1976; ALHAMAD et al.,
2020), o que pode justificar o lento processo dissolutivo observado.

4.6 CARACTERIZACAO QUIMICA/MINERALOGICA DO FLUIDO EFLUENTE POS-
ACIDIFICACAO

A Tabela 13 resume os valoresiniciais e finais do pH do efluente percolado durante os

ensaios. Os gréficos da Figura 78(af) apresentam a evolucéo temporal do pH do efluente
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coletado durante os testes de acidificacdo, tomando como valor inicial o pH da solugéo de &cido

acético de 2,20 (25°C).

Tabela13 - Vaores de pH inicial e final do efluente durante os testes de acidificacdo.

grupo Tempo(h) amostra pH Solucdo pHi pHs
H-1a 593 5,33
36
E H-1b 590 5,48
& H-2a ~ |597 513
O 72 2,20
C§> H-2b 570 5,08
o H-3a 5,67 4,96
T 108
H-3b 560 4,63
F-la 5,65 5,40
36
(<,t) F-1b 5,74 5,48
o F-2a X 590 5,19
D 72 2,20
';: F-2b 570 5,14
i F-3a 568 4,76
108
F-3b 6,03 4,60

“(pH a 25°C).

Fonte: O Autor (2024).

Figura 78 - Variagdo do pH ao longo dos testes de acidificagdo: (a) H-laeH-1b - 36 h; (b) F-laeF-1b - 36 h;

(c) H-2aeH-2b-72h; (d) F-2ae F-2b— 72 h; (e) H-3aeH-3b - 108 h e, (f) F-3ae F-3b — 108 h.



135

Fonte: O Autor (2024).

Para o tempo de 36 h, os pHs variaram de 5,93 para 5,33 (H-1a), 5,90 para 5,48 (H-1b),
5,65 para 5,40 (F-1a) e de 5,74 para 5,48 (F-1b) entre a primeira e a Ultima medi¢cdo do do pH
do efluente. Em 72 h, as variacGes foram de 5,97 para 5,13 (H-2a), de 5,70 para 5,08 (H-2b),
de 5,90 para 5,19 (F-2a) e de 5,70 para 5,14 (F-2b). Ao analisar o tempo de ensaio de 108 h, as
variagdes foram de 5,67 para 4,96 (H-3a), de 5,60 para 4,63 (H-3b), de 5,68 para 4,76 (F-3a) e
de 6,03 para4,60 (F-3b).

Percebeu-se que, a0 entrar em contato com a rocha, a partir do primeiro volume
mensurado, o pH do efluente aumentou de 2,20 para valores proximos a 6,0, tornando-o menos
&cido que a solugdo original, o que afirma a solubilidade do mineral carbonato de cécio
(CaCO3) presente na matriz rochosa sintética, pois, ao reagir com o célcio, o hidrogénio em
excesso diminui a concetragdo inicial dos ions hidrogénio (H™), fato também observado por
Souza (2023).

Com aevolucéo do tempo, esse pH torna-se ligeiramente mais acido em comparagao ao

pH do efluente medido inicialmente, indicando uma diminuicdo do consumo de ions H*, pois
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a0 passo em gue ocorre a dissolucdo do carbonato de célcio, a passagem do fluido &cido tende
a se concentrar nos canais ja formados (dissolvidos), que se tornam preferenciais devido a sua
maior permeabilidade, apresentando maior facilidade de atravessar 0 meio poroso em regides
gue jaforam solubilizadas pel 0 acido acético. Esse efeito se evidenciamais com o tempo maior
de ensaio, no caso 0 de 108 h, onde observa-se que o pH va se tornando ligeiramente mais
&cido.

Como o critério de andlise e de parada dos testes de acidificacdo deste estudo foi 0
tempo, os valores finais de pH sdo diferentes do valor inicial da solucdo acida; além disso,
observando-se a diferenca entre amedidainicial e final do pH do efluente, estas ndo séo altas,
se relacionados aos tempos de ensai o adotados para a dissol ugéo.

Isto corrobora os estudos apresentados por Buijse et al. (2004), que afirmam que a
reacdo deionizacdo envolvendo o &cido acético impulsionada pelo consumo de H* nasuperficie
darocha é lenta, em que a concentracdo dos ions H* diminuem lentamente em comparagdo ao
uso do HCl, sendo favoréavel, deste ponto de vista, por atingir e dissolver regides mais profundas
dosreservatorios. Aindaassim, observa-se umatendéncia de queda em diregdo ao pH inicial da
solucdo injetada (igual a2,20), podendo atingir este val or apos tempos superiores aos analisados
nesta pesquisa.

A baixa dissociacdo de H™ apresentada pelo acido acético permite uma reacdo quimica
mai's controlada, o que pode justificar avariacéo lentado pH ao longo do ensaio; isso infuencia
na taxa de injecdo ideal que, neste caso, € menor se comparada a taxa de injecdo de um acido
forte, compensando, como mostra (AKANNI E NASR-EL-DIN, 2016; BUIJSE et al., 2003), a
reducéo de reatividade durante o escoamento no meio carbonatico poroso.

Comparando amostras homogéneas e com fraturas, a presenca das fraturas ndo
influenciaram no pH fina dasolugéo, visto que o geotéxtil ndo-tecido, material empregado para
a representacdo das fraturas, sGo quimicamente inertes e ndo se dissolvem frente ao acido
empregado, confirmando o resultado obtido a partir da verificacéo do pH da solugéo &cidaapos
quatro semanas, contendo umatira do material submerso apresentado no Capitulo 3.

A Tabela 14 apresenta de forma quantitativa (%) 0s componentes quimicos presentes
nas amostras ensaiadas, obtidos através de testes de FRX para amostras ndo acidificadas e para
amostras apés 36, 72 e 108 h de acidificacéo. Para a amostra ndo acidificada, observa-se que o
calcio naforma de Oxido de cédlcio (CaO) encontra-se em maior proporcdo (82,02%), seguido
de 6xido de ferro (I11) (FexOs), 6xido de magnésio (MgO), silica (SO2), 6xido de manganés
(MnO) e outros componentes em menores proporgoes.
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Tabela 14 - Resultados obtidos via FRX.
COMPONENTES (%)

CaO FeOs MgO SO2 MnO SO3 SSO Al20s  P20s K20 Cl
Oh 8202 659 669 1,75 140 101 024 016 0,07 0,07 0,08
36h | 7805 902 75 198 160 1,12 014 024 0,12 0,07 0,09
72h 7293 10,77 829 381 19 152 015 030 011 0,06 0,12
108h | 7262 1041 860 378 1,77 19 014 033 015 0,08 0,16

tempo

Fonte: O Autor (2024).

A medida em que o tempo de reacdo da rocha com o &cido acético aumenta, héa o
consumo de calcio haamostra, indicado peladiminuicéo dos valores de CaO para os tempos de
36 h (78,05%), 72 h (72,93%) e 108 h (72,62%); os demais componentes presentes indicam
aumento em suas proporcdes, influenciado pelo decréscimo dos valores de 6xido de cdcio da
rocha carbonatica sintética.

A Figura 79 apresenta os difratogramas de Raios-X realizados nas amostras referentes
aos tempos Oh (ndo acidificada), 36 h, 72 h e 108 h de acidificagdo, relacionando o angulo 2
theta (°) com a intensidade dos picos difratados. Identificou-se a presenca dos minerais de
calcita (a— CaCQs) e kutnohorita (b — CaMn?*(COs)2), um carbonato de manganés (Mn) de
célcio membro do grupo da dolomita.

Para a amostra antes da acidificacdo, nota-se que o pico caracteristico de cacita se
mostra com maior intensidade em 2 theta entre 25° e 30° (Figura 79(a)); apo6s a dissolucdo,
observa-se a diminuicéo da intensidade deste pico e dos demais picos referentes a (a) medida
em que o tempo de contato rocha-acido aumenta; j& o pico caracteristico de (b) presente em 2
theta entre 30° e 35° apresenta-se com maior intensidade em relacéo ao de (a), mantendo-se
praticamente constante para os tempos de 36 h (Figura 79(b)), 72 h (Figura 79(c)) e 108 h
(Figura79(d)).

A reducéo dos picos de calcitaindica umamaior dissolugéo de carbonato de calcio com
o tempo, provocado pelo pH da solugdo de acido acético injetada, o que diminui a estabilidade
cristalinado mineral, favorecendo sua solubilidade. Tal comportamento corroboraos resultados
quantitativos de FRX presentes na Tabela 14, que indica a presenca de céalcio (Ca) e de
manganés (Mn) na composi¢do da rocha, além de indicar o consumo de CaO pela diminuicéo

da proporcéo do componente com o aumento do tempo de acidificacéo.
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Figura 79 - Difratograma de Raios-X obtidos para as amostras; (a) ndo acidificada; apds (b) 36 h, (c) 72 h e (d)
108 h de acidificagéo.
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4.7 ANALISE MORFOLOGICA DAS AMOSTRAS ACIDIFICADAS

médio.

A morfologiadas rochas carbonati cas sintéticas pos-acidificacéo foi avaliadaem termos
de alteragbes sofridas em seu topo, base e face, além das variagdes de forma, altura e diametro

A Figura80 relaciona o aspecto geral do topo das amostras (entradadainjecéo defluido)
em relacdo aos tempos de ensaio avaliados. A Figura 81 e Figura 82 relacionam,
respectivamente, o aspecto geral da base (saida de injecéo do fluido) e face das amostras.
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Figura 80 - Morfologia das amostras acidificadas - topo.
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Fonte: O Autor (2024).
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Figura 82 - Morfologia das amostras acidificadas - face.
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Fonte: O Autor (2024).

Umaalteracéo nos poros superficiais do topo foi notada nas amostras, tornando-os mais
aparentes devido aos longos tempos de contato da rocha com a solucéo acida, provocando o
aumento de seus diametros, devido ao ataque acido em sua superficie, comparando-se com os
poros presentes no topo das amostras antes da acidificacdo. Uma maior rugosidade também foi
observada na superficie destas amostras.
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Também se observou umamudanca de coloracdo de tom marrom-aaranjado em regides
da superficie dos topos, bases e faces das rochas, podendo ser atribuido ao produto de reacéo
quimica entre o 6xido de ferro (111) (FexOz3) - cuja presenca € indicada pelas andlises de FRX
(Tabela 14) - e 0 &cido acético, havendo a corrosdo metalica do ferro e formando o acetato de
ferro (111) ((CH3COO)sFe), sal que apresenta coloracao caracteristica a observada nas amostras
e no efluente percolado.

Quanto maior o tempo de contato entre o oxido ferroso 11l e 0 &cido acético, maior a
formacéo do sal ferroso, indicado por sua maior evidéncia nas bases e faces das amostras com
tempo de ensaio de 72 h e 108 h e em menor evidéncia em regides isoladas nas faces para o
tempo de 36 h.

Ja os depdsitos de coloracado branca presentes na superficie das rochas (especialmente
nas bases da Figura 81 — 36 h e faces da Figura 82) podem ser atribuidos ao produto de reacéo
entre o carbonato de célcio e 0 &cido acético, o acetato de calcio (Ca(CH3COO)-), precipitado
de coloragdo branca, que consiste em um sal insollvel, especiamente detectado na base e na
regido inferior das faces, também detectado por Mohamed et al. (2015) apés a acidificacéo de
carbonatos com écido acético. A Figura 83 apresenta em detalhes o indicativo dos sais acetato

deferro (I11) e acetato de célcio em amostras apés acidificacao.
Figura 83 - Presenca de acetato de ferro (111) e acetato de calcio em amostras acidificadas.

ACETATO DE

ACETATO DE :
CALCIO

FERRO (lll)

Fonte: O Autor (2024).

Durante 0 ensaio de acidificagdo, nenhuma das amostras ensaiadas apresentaram
ruptura, fato desegjavel, visto que, por se tratar de acidificagcdo de matriz, pressdes de injecéo
acida foram aplicadas abaixo da pressdo de fraturamento, ndo comprometendo sua integridade
diante deste ponto de vista. Com relacdo as tiras de geotéxtil ndo-tecido utilizadas para
representacao das fraturas, estas permaneceram integras apds os ensaios realizados (Figura 84),
apresentando-se quimicamente inertes, confirmando o resultado obtido a partir do ensaio de

perda massica do material em solucéo &cida, 0 qual ndo apresentou variagdo entre sua massa
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inicial e final para um tempo de 4 semanas, muito superior ab maior tempo de ensaio de
acidificacdo analisado.

Figura 84 - Aspecto geral das fraturas (tiras de geotéxtil) apds acidificacao.

| FRATURA APOS ACIDIFICAGAO ]

Fonte: O Autor (2024).

4.7.1 Avaliacao das dimensdes das amostras acidificadas

A Tabela 15 relaciona os comprimentos, didametros médios e a variagéo de dimensdes

das rochas carbonaticas sintéticas pré e pés-acidificacao.

Tabela 15 - Variagdo de dimensdes das amostras ap6s acidificagio.
grupo t(h) amostra Li(mm) Li(mm) AL (mm) Di(mm) D:i(mm) AD (mm)

H-la | 7493 74,93 0,00 37,18 37,18 0,00
M TS 7343 7343 0,00 3800 38,00 0,00

% L, | H2a 7476 74,76 0,00 3841 3841 0,00
2 H-2b | 7484 7484 0,00 3800 38,00 0,00
E= H-3a | 7513 7508 0,05 3801 3801 0,00
108 H-3b | 7458 7356 1,02 37,84 37,71 0,13

Fla | 7517 7517 0,00 3791 37,91 0,00

ST 7502 7502 0,00 37,90 37,90 0,00

§ 72 F2a | 7523 7523 0,00 3751 3751 0,00
8 F2b | 7488 7482 0,06 3802 38,02 0,00
- F3a | 7521 7475 0,46 37,23 37,10 0,13
108 F30 | 7464 74,20 0,44 37,87 37,77 0,10

Fonte: O Autor (2024).

Observa-se que o didmetro médio e o comprimento das amostras mantiveram-se
praticamente inalterados apos a acidificacdo, apresentando maiores alteractes com reducdo de
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1,02 mm no comprimento da amostra H-3b e reducéo de 0,13 mm no didmetro médio das
amostras H-3b e F-3a, ambas para o tempo de ensaio de 108 h. O fato da dissolucéo utilizando
acido acético ser mais homogénea mantém as dimensdes das amostras, havendo apenas uma
pequena variacao paratempos maiores de ensaios.

A morfol ogia apresentada pelas amostras coincide com observado por Joraet al. (2021)
que relatam, para diferentes matrizes carbonéticas ao reagirem com acido acético, superficie
rugosa, mas manutencdo de suas dimensdes, estando este comportamento ligado aos
mecanismos de reacdo quimica envolvendo a disponibilidade de H* em solugdo, a qual é

reduzida para &cidos fracos como é o caso do HAC.
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5 AVALIACAO DOS EFEITOS DA ACIDIFICACAO DE MATRIZ VIA ANALISES
POR IMAGENS DE MICROTOMOGRAFIA COMPUTADORIZADA DE RAIOS-X

Este capitulo apresenta as metodologias e resultados da utilizacdo da microtomografia
computadorizada de Raios-X empregada para andlise da acidificagdo de matriz em rochas
carbonéticas sintéticas, verificando-se dos padroes de dissolucdo formados nas amostras
acidificadas homogéneas e com fraturas. Sao apresentados ainda andlises referentes ao perfil
de distribuicéo de porosidade e distribuicdo de tamanho de poros apresentados pelas amostras

acidificadas utilizando dados obtidos via escaneamentos tomogréficos.

5.1 MICROTOMOGRAFIA COMPUTADORIZADA DE RAIOS-X

A microtomografiacomputadorizadade raios-X, que consiste em umatécnicade andlise
ndo destrutiva, foi realizada para verificagdo da morfologia interna em termos de
homogeneidade, distribuicdo de tamanho e interconectividade de poros e padrdes de dissolucdo
(wormholes) formados na estrutura das rochas carbonéticas sintéticas homogéneas e com
fraturas. A metodol ogia é amplamente utilizada para analises de morfol ogia, tamanho de gréos
e de poros (Galindo et al., 2022).

Paraisso, amostras acidificadas do grupo homogénea e com fraturas foram escaneadas
(Figura 85) utilizando o tomdgrafo industrial (Nikon Metrology®, modelo XT H 225), com
voltagem de 150 kV, corrente de 63 VA, filtro de aluminio e tempo de exposi¢éo de 500 ms do
Departamento de Energia Nuclear da UFPE.

Figura ?5 - Escan

Fonte: O Autor (2024).



145

Os escaneamentos tomogréficos subdividiram as rochas em 1490 fatias com resolucéo
de 55 pm; para a reconstrucdo das imagens, utilizou-se o software CT PRO 3D XT 3.0.3,
gerando as fatias nos planos xy, xz e yz (2D). Para a visualizacdo e andlise das imagens,
utilizou-se os softwares ImageJ® e VG Studio®, este tltimo responsavel pela reconstrucéo das

amostras em trés dimensdes (3D) para futuras aplicacdes a serem descritas neste capitulo.

5.2 VERIFICACAO DA MORFOLOGIA E PADROES DE DISSOLUCAO DAS ROCHAS
CARBONATICAS SINTETICASACIDIFICADAS

Para analise dos padrdes de dissolucdo das rochas carbonaticas sintéticas acidificadas,
foram consideradas as imagens reconstruidas a partir das fatias geradas através da
microtomografia computadorizada de Raios-X; tomou-se, para andlise, a imagem em que
melhor apresentou aformacao dos canais preferenciai s de dissol ugdo para cadaumadasrochas.

Foram analisadas imagens da secdo longitudinal que melhor demonstrasse a formagdo
do canal de dissolucdo principal, assim como trés imagens referentes a secéo transversal da
rocha, localizadas especialmente nas posi¢des as quais estdo presentes as fraturas, sendo 1, a
secdo localizada mais proxima ao topo, 2, a secdo localizada no centro da amostra e, 3,
localizada mais préxima a base (Figura 86), tendo como referéncia a direcdo da injecéo da
solucdo acida utilizada; para melhor comparacdo, as secOes transversais das amostras

homogéneas foram tomadas a partir das mesmas posi¢des das amostras com fraturas.

Figura 86 - Esgquema de andlise das se¢les para estudo dos padrdes de dissolucdo das amostras.

R

SECAO LONGITUDINAL

DIRECAO DE INJECAO
SECAO TRANSVERSAL

Fonte: O Autor (2024).
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53 DETERMINACAO DO PERFIL DE DISTRIBUICAO DE POROSIDADE E
DISTRIBUICAO DE TAMANHO DE POROS (PSD)

O perfil de distribuicéo de porosidade consiste em descrever a distribuicdo de poros ao
longo do comprimento das amostras, verificando a porosidade local em que os poros se
concentram; ja a distribuicdo de tamanho de poros, do inglés pore size distribution (PSD),
consiste em determinar a frequéncia com que os diferentes diametros se apresentam, e as
variagoes de frequéncia das suas dimensdes. Ambas as andlises foram realizadas em amostras
ndo acidificadas e em amostras apds testes de acidificacdo, comparando-as para discussdo dos
efeitos da dissolugdo quimica considerando estas andlises.

Paraambas as andlises, foi utilizado o software VG Studio®, em gue inicialmente foram
importadas as fatias feitas pelos escaneamentos correspondentes ao plano xz em 16 bits,
selecionando aregido de interesse e passando em seguida o filtro de mediana para eliminagéo
de possiveis artefatos das imagens.

A proxima etapa foi a criacdo da superficie de andlise, gjustando-se as condicbes de
imagem e resolucdo de modo que fossem captadas as regides em preto, referentes ao volume
poroso (Figura 87), havendo a distin¢&o da matriz sélida remanescente nas rochas de coloracéo

cinza.

Figura 87 - Selecdo de superficie de andlise com destague para a regido correspondente ao volume poroso no
plano () xz e (b) xy.

Fonte: O Autor (2024).

Por fim, através do médulo transport phenomena > capillary pressure, disponivel no
software, foram simulados a passagem de um fluido (&gua) nos espacos vazios, gerando-se em
seguida os perfis de porosidade total, isolada e interconectada, assim como a distribui¢éo do
tamanho de poros.
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O perfil de distribuicdo de porosidade é ent&o determinado, apresentando a porosidade
isolada, interconectada e total em (%), quantificando os poros isolados e interconectados
distribuidos na estrutura interna da matriz rochosa ao longo de cada fatia segmentada de seu
comprimento.

Jaadistribuicdo do tamanho de poros (PSD) é cal culada usando a abordagem de esferas
inscritas méximas, cujo software utiliza esferas de tamanhos variados e as encaixa no espaco
poroso; para cada ponto, € encontrada a maior esfera de gjuste que se sobrepde a esse ponto,
cujo didmetro dessa esfera € atribuido ao diametro local do poro (ponto).

Ao final, geram-se os respectivos histogramas com a distribui¢éo/frequéncia com gque
estas esferas se encaixam nesses espagos. Lonoy (2006) propds faixas de classificacdo de
tamanho de poros interparticulas (Tabela 16), distinguindo microporos, mMesoporos e
macroporos em rochas carbonaticas. Tal classificac8o sera adotada para a presente pesquisa

paraa classificagdo do volume poroso das amostras.

Tabela 16 - Classificagdo do tamanho de poros.
micropor o Mesopor o macr opor o

10- 50 pm 50 - 100 pm > 100 pm
Fonte: Lonoy (2006).

diametro do poro

5.4 ANALISE MORFOLOGICA DOS PADROES DE DISSOLUCAO DAS AMOSTRAS
ACIDIFICADAS

A Figura88(a) apresenta asegdo longitudinal da amostra homogénea “H” e com fraturas
“F” na dire¢do do comprimento (Figura88(b)) elarguradafratura(Figura88(c)); aFigura89(a)
e Figura 89(b) apresentam, respectivamente, as segoes transversais de “H” (homogénea) ¢ “F”
(fraturada), tendo esta segunda as tiras de geotéxtil destacadas em vermelho. Ambas as
amostras foram preparadas utilizadas para comparativo entre a morfologia das rochas

carbonéticas sintéticas pré e pos-acidificacao.
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Figura 88 - Secéo longitudinal da amostra: (a) “H” e “F” na dire¢do do (b) comprimento da fratura e (c) da
larguradafratura

Fonte: O Autor (2024).

Figura 89 - Segdes transversais 1, 2 e 3 das amostras (a) “H” e (b) “F”.

Fonte: O Autor (2024).
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Destaca-se, para amostras que ndo foram acidificadas, a homogeneidade interna dos
exemplares, devido a uniformidade observada ao longo das se¢des longitudinais e transversais
de “H” ¢ “F”, além da manutengdo da posi¢ao das tiras de geotéxtil representando as fraturas;
tal observacdo corrobora a efetividade da combinagdo dos materiais utilizados com a
metodol ogia de consolidacéo para fabricacdo de amostras de rochas carbonéti cas sintéticas.

Os tdpicos a seguir apresentam andlises feitas em amostras acidificadas, destacando a

acao do atagque écido na dissolucéo.

5.4.1 Amostras homogéneas

A Figura 90 apresenta a se¢cdo longitudinal das amostras H-1a (Figura 90(a)) e H-1b
(Figura 90(b)), referentes aos resultados apds 36 h de acidificacdo, onde as regides claras
representam a matriz carbondtica e as regides escuras (preto) representam as regides
dissolvidas. A Figura 91 apresenta as se¢des transversais destas amostras.

Figura 90 - Secdo longitudinal das amostras (a) H-1a e (b) H-1b (Tempo de acidificacdo de 36 h).
(@ (b)

Fonte: O Autor (2024).
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Figurq 91 - Secdo transversal das amostras (a) H-1a e (b) H-1b (Tempo de acidificago de 36 h).

)

Fonte: O Autor (2024).

Para ambas as amostras, € possivel observar a formacdo de canais de dissolucéo,
wormholes, dispersos nas proximidades do topo da amostra, caracterizado por varios ramos
(gahos) interligados por canais centrais, cujo diametro é superior em relacéo aos apresentados
pelasramificagOes. Em (@), observa-se aformagdo de um canal principal, enquanto que, em (b),
ha aformacdo de 3 canais principais predominantes.

Anaisando as secOes transversais dessas amostras (Figura 91), observa-se que 0s
wormholes atingiram apenas a secao 1, caracterizadas por regides mais escuras (dissolvidas),
com caracteristica mais dispersa em H-1b (Figura 91(b)), ja que, de acordo com a secéo
longitudinal, notou-se a formagéo de trés canais principais. Para ambas as amostras, as se¢oes
2 e 3 permaneceram com o mesmo aspecto em relacdo aamostra pré-acidificacdo (Figura89(a).

Considerando os padrdes de wormholes propostos por Fredd et al. (2017), observa-se
um padrdo de dissolucdo proximo ao ramificado, caracterizado por diversas ramificacOes
formadas pel o vazamento de &cido do canal principal devido ao avanco limitado da solucéo por
adveccao, consumindo mais matriz carbonatica, requerendo um volume de &cido acimado ideal
para ser formado.

A Figura 92 apresenta a secéo longitudinal das amostras H-2a e H-2b e a Figura 93

apresenta as se¢Oes transversai s destas amostras para o tempo de 72 h.
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Figura 92 - Secdo longitudinal das amostras (a) H-2a e (b) H-2b (Tempo de acidificacdo de 72 h).

Fonte: O Autor (2024).

Figura 93 - Se¢do transversal das amostras (a) H-2a e (b) H-2b (Tempo de acidificagdo de 72 h).

Fonte: O Autor (2024).

Os resultados referentes a acidificagcdo apds 72 h apresentados pelas secdes
longitudinais da Figura 92, referentes a H-2a e H-2b, apontam o avanco da dissolucgéo,
caracterizado pela formagéo de dois canais preferenciais em H-2a e de um canal preferencial
principal em H-2b, o qual concentrou-se naface da amostra, identificada nalateral esquerda da
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secdo longitudinal. Observa-se 0 aumento do didmetro do wormhole e uma maior profundidade
de dissolucéo atingida por eles em relagcdo aos canais observados em 36 h, fato que pode ser
atribuido ajuncéo de canais menores, que vao se encontrando e se unindo ao longo daevolucéo
temporal, formando assim um wormhole principal predominante. Ambos avancaram até
aproximadamente 2/3 do comprimento da amostra.

Analisando as se¢Oes transversais, observa-se que as regides em preto (dissolvidas), sGo
maiores na secdo 1, regido em que sofreu maior tempo de contato com o &cido acético, e menor
na secao 3, cujo tempo de contato foi menor.

Anaisando ainda a se¢do transversal 2, em H-2a (Figura 93(a)), observam-se duas
regifes dissolvidas predominantes, associadas aos dois caminhos principais formados; ja em
H-2b (Figura93(b)), apenas uma regido predominante € identificada, associadaao canal central
dominante formados apds as 72 h de ensaio.

Observa-se um padrdo de dissolucéo predominante do tipo uniforme, atribuido a alta
densidade das ramificagbes, formando-se um canal de aspecto uniformemente dissolvido
(FREDD et al., 2017); ainda assim, notam-se varias ramificagcdes menores predominantemente
concentradas na extremidade inferior da frente de dissolucéo.

A Figura 94 apresenta a secdo longitudinal das amostras H-3a e H-3b e a Figura 95
apresenta as segoes transversais destas amostras, para o tempo de ensaio de acidificacéo de 108

h.
Figura 94 - Secdo longitudinal das amostras (a) H-3a e (b) H-3b (Tempo de acidificagdo de 108 h).

Fonte: O Autor (2024).
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Figura 95 - Secdo transversal das amostras (a) H-3a e (b) H-3b (Tempo de acidificagdo de 108 h).

Fonte: O Autor (2024).

Avaliando a morfologia de dissolucdo apresentada pela se¢do longitudinal das amostras
H-3a (Figura 94(a)) e H-3b (Figura 94(b)) apds 108 h de acidificacéo, observa-se a formacéo
de um cana dominante, com diametro superior ao observado pelos tempos anteriores, e
comprimento atingindo as proximidades da base em (a) e atravessando todo o comprimento em
(b); além disso, nota-se 0 aumento de didmetro do cana a medida em que ha o ganho de
profundidade de dissolucéo.

Para H-3b, ainda é possivel apontar um comportamento semelhante ao observado em
H-2b, em que o wormhole principal desenvolveu-se junto a face da amostra (lateral esquerda
da secéo).

Como observado no tempo de 72 h, esse desenvolvimento do canal principal se dapela
unido de canais menores, que vao se encontrando ao longo do ensaio, formando wormhole
principal predominante.

Quanto as secles transversais, € possivel identificar a dissolugdo em todas as segdes
analisadas, com maior regido dissolvida em 1, e menor em 3; comparando as se¢des de H-3a
(Figura 95(a)) com as de H-3b (Figura 95(b)), esta Ultima apresenta uma maior regido
dissolvida, indicando um maior volume de poros em sua estrutura pos-acidificacao.

Destaca-se também como padréo de dissolucéo predominante o do tipo uniforme, com

um cana de aspecto uniformemente dissolvido (FREDD et al., 2017), atribuindo-se a alta
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densidade de ramificacfes formadas devido ao elevado volume de &ciddo injetado (VPI), ndo
sendo possivel identificar com precisdo as ramificagdes individua mente formadas ao longo do
ensaio.

Os padrdes de dissolucdo formados estdo relacionados a fatores como tipo de écido
utilizado, a variagdo da taxa de injegdo (vazdo), a pressdo de injecdo (constante) do fluido e
propriedades petrofisicas (porosidade e permeabilidade iniciais).

Sendo o é&cido acético um écido organico fraco, sua reacdo quimica junto a matriz
carbonética requer um tempo de contato maior para ocorrer adissolucdo. Além disso, o fluido,
é injetado a uma baixa pressdo de 500 kPa em uma rocha com baixa permeabilidade (na ordem
de 10° a 10! mD), com baixo volume poroso inicial disponivel e interconectado para ocupar,
dificultando ainda mais a sua transmissibilidade no meio.

Isto justificao fato de os canais principais de dissolugdo atingirem somente 1/3 e 2/3 do
comprimento da rocha ap6s 36 h e 72 h de ensaio, respectivamente, e atingindo a base da
amostra apenas apos 108 h, valores reduzidos frente ao tempo de ensaio executado (na ordem
dedias).

Sendo aformagdo dos wormholes um fendmeno gue depende do equilibrio do processo
de difusdo, adveccéo e reacdo (LUCAS et al., 2023), todos esses fatores influenciam na
quantidade de volume poroso injetado necessario para a dissolucéo, requerendo um maior VPI,
tornando a dissolucdo ineficiente e afetando este equilibrio, visto que, neste caso, 0 sistema
necessita de um volume maior de solucéo &cida e ao mesmo tempo ndo se forma o wormhole
do tipo dominante, desgjavel e considerado como ideal ao se aplicar atécnica de acidificacéo
de matriz (FREED E FLOGER, 1998).

5.4.2 Amostras com fraturas

A Figura 96 apresenta a secéo longitudinal das amostras F-1a (Figura 96(a)) e F-1b
(Figura 96(b)), referentes ao resultado apos 36 h de acidificagdo, onde as regifes claras
representam a matriz carbonética e as regibes escuras (preto) representam as regides
dissolvidas. A Figura 97 apresenta as se¢des transversais destas amostras.
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Figura 96 - Secdo longitudinal das amostras (a) F-1a e (b) F-1b (Tempo de acidificacéo de 36 h).

Fonte: O Autor (2024).

Figura 97 - Segdo transversal das amostras (a) F-1a e (b) F-1b (Tempo de acidificacdo de 36 h).

Fonte: O Autor (2024).

E possivel observar aformag&o dos wormholes, dispersos nas proximidades do topo da
amostra, caracterizado por varios ramos (gal hos) interligados por canais centrais, cujo diametro
€ superior em relacdo aos apresentados pel as ramificagdes. Tanto F-1a quanto F-1b apresentam
aformacéo de dois canais de dissolucdo principais, atingindo uma profundidade de propagagéo
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que chega até afratura1l: em (&), o cana de dissolucdo é desviado ao longo do comprimento da
fratura, propagando-se horizontalmente ao longo desta, e formando ramificagOes em suaregido
inferior; em (b), o wormhole propaga-se ao longa da largura da fratura 1, desviando o
escoamento para a direcdo perpendicular em relacdo a direcdo de injecdo e formando as
ramificagdes na sua parte inferior.

Anaisando as secOes transversais dessas amostras (Figura 97), observa-se que 0s
wormholes atigiram apenas a secdo 1, regido referente a fratura 1, caracterizadas por regioes
gue apresentam dissolucdo em torno datira de geotéxtil. Para ambas as amostras, as segdes 2 e
3 permaneceram com 0 mesmo aspecto em relacdo a amostra pré-acidificagéo (Figura 89(b)).

Observa-se um padréo de dissolucéo do tipo ramificado (FREDD et al., 2017), 0 mesmo
observado para as amostras homogéneas referentes a 36 h de ensaio, caracterizado por diversas
ramificacBes formadas pelo vazamento de acido do canal principal devido ao avanco limitado
da solucéo por advecgdo, consumindo mais matriz carbonética, requerendo um volume de &cido
acimda do ideal para ser formado.

A Figura 98 apresenta a secdo longitudinal das amostras H-2a e H-2b e a Figura 99

apresenta as secOes transversai s destas amostras para 0 tempo de acidificacdo de 72 h.

Figura 98 - Secdo longitudinal das amostras (a) F-2a e (b) F-2b (Tempo de acidificacéo de 72 h).

Fonte: O Autor (2024).
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Figura 99 - Secdo transversal das amostras (a) F-2a e (b) F-2b (Tempo de acidificagdo de 72 h).

Fonte: O Autor (2024).

As secOes longitudinais dos resultados referentes a acidificacdo apés 72 h (Figura 98),
referentes a H-2a e H-2b, apontam o avanco da dissolucdo, caracterizado pelaformagdo de um
cana principal em ambas as amostras, conseguindo alcancar a fratura 3 até uma profundidade
aproximadamente igua a 2/3 do comprimento da rocha, além de um aumento de seu didmetro
comparando-se aos wor mholes formados ap6s 36 h de ensaio, sendo atribuido aunido de canais
menores.

Andisando a fratura 1, observa-se que o fluido € desviado horizontalmente
(perpendicular a direcdo de injegdo) ao longo do comprimento em F-2a e predominantemente
ao longo da sualargura em F-2b, apresentando intensa dissolugdo ao seu redor, especialmente
observada na Figura 98(a). Observa-se também a formacdo de ramificagcbes de maiores
didmetros em sua regido inferior, aumentando horizontal mente a frente de dissolugdo quimica.
O fluido segue e atinge a fratura 2, onde é possivel observar também o desvio da injecéo e
concentracdo da dissolucdo ao longo de sua estrutura (desvio perpendicular), contudo, menor
intensa comparada afratura 1. Nafratura 3, observa-se apenas pequenas ramificacdes e poucas
regides dissolvidas, sem a presenca do canal principal.

Analisando as segles transversais, observa-se as regioes dissolvidas ao redor das tiras
de geotéxtil (destacadas em vermelho), especialmente na secdo 1 e 2, cujo tempo de contato

com o é&cido foi maior, e menor em 3, corroborando tal fenémeno jé observado nas secoes
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longitudinais. Observa-se como padréo de dissolucéo predominante uma transicéo entre o do
tipo ramificado e do tipo uniforme (FREDD et al., 2017). A Figura 100 apresenta a secéo
longitudinal das amostras F-3a e F-3b e a Figura 101 apresenta as segdes transversais destas

amostras para o tempo de ensaio de 108 h.

Figura 100 - Sec&o longitudinal das amostras (a) F-3a e (b) F-3b (Tempo de acidificaco de 108 h).

Fonte: O Autor (2024).

Figura 101 - Secéo transversal das amostras (@) F-3a e (b) F-3b (Tempo de acidificacdo de 108 h).

Fonte: O Autor (2024).



159

Quanto a morfologia de dissolucdo apresentada pela se¢do longitudinal das amostras F-
3a (Figura 100(a)) e F-3b (Figura 100(b)) ap6s 108 h de acidificacdo, observa-se uma
dissolucdo intensa, com o encontro de trés canais principais em F-3a e de dois canais em F-3b,
gue unem-se formando um canal principal central, atigindo a base das amostras. Neste tempo,
ndo é possivel identificar a influncia das fraturas na conducdo do fluido na diregéo
perpendicular a injecdo; entretanto, nota-se um canal com didmetro mais largo se comparado
aos canais formados nas amostras homogéneas para 0 mesmo intervalo de tempo; pela posicéo
perpendicular a direcdo de escoamento do fluido, as tiras de geotéxtil conduzem a solucéo
horizontal mente, espalhando-a nestadirecéo e, consequentemente, formando mais ramificactes
gue unem-se com a evolugdo temporal, formando assim um canal de maior diametro.

As secOes transversais 1, 2 e 3 de ambas as amostras (Figura 101(a) e Figura 101(b)),
apontam intensa dissolucdo ao redor dastiras de geotéxtil (destacadas em vermelho), indicando
a propagacao das ramificagcdes em torno delas. Destaca-se também como padrdo de dissolucéo
predominante o do tipo uniforme, com um canal de aspecto uniformemente dissolvido (FREDD
etal., 2017).

Nota-se a influéncia das fraturas no caminho de dissolucéo formado ao longo dos
ensaios; estando elas posicionadas na direcdo perpendicular a direcdo de injecdo do fluido,
como esperado, estas desviaram 0 escoamento para a sua estrutura, agindo como um conduto,
atraindo mais écido para aregido onde ela esta presente (WU, KOU e SUN, 2022).

As fraturas contribuiram para a dissolucdo localizada ao seu redor, especialmente
observada no tempo de ensaio de 72 h, formando wormholes adicionais como ramificacoes
saindo destas descontinuidades, como observado por Liu et al. (2017).

Observa-se que a propagacdo dos wormholes depende da orientacdo em que essas
fraturas estdo dispostas; no caso do presente trabalho, o fato do posicionamento das tiras terem
sido perpendiculares a diregcdo de injecdo do fluido, a mesmo tempo em que elas aumentaram
a quantidade de ramificagdes (CHEN et al., 2018), ha um aumento em seu diametro naregiéo
antes e ap0s sua estrutura, fato observado especialmente em F-2a, corroborando as observacoes
feitas por Adl, Sedaee e Kandowjani (2024).

Um pequeno retardo no avango da propagacdo da dissolucéo péde ser observado nas
amostras F-2a e F-2b se comparadas com H-2a e H-2b, pois, por serem perpendiculares a
direcéo de injecdo, as fraturas desviaram e dispersaram parte deste fluido para esta direcéo,
concentrando o &cido nas trés fraturas presentes e impedindo que atotalidade da solucéo acida
que chega até aguela profundidade pudesse avancar livremente; tal comportamento €
confirmado através dos resultados apresentados na literatura por Qi et al. (2019) e Adl, Sedaee
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e Kandowjani (2024), podendo ser corroborado também pela reducéo de VPI (54 — F-2a e 50
— F-2b) observado em comparacéo aos valores apontados pelas amostras homogéneas neste
mesmo intervalo de tempo (64 — H-2a e 61 — H-2b), onde se observa esse desvio/retardo com
maior intensidade em comparagdo ao tempo de 36 h.

Entretanto, este retardo ndo foi possivel ser notado nas amostras com fraturas nos
tempos de 36 h e 108 h, visto que, paraas primeiras, ndo houve volume suficiente de &cido para
haver uma concentracdo e consequentemente dissolugdo i ntensa que indicasse ou ndo influéncia
no avanco e, para as Ultimas, o tempo de ensaio foi grande o suficiente para que ndo fosse
possivel identificar ainfluéncia das fraturas na propagacéo do canal, ja que arocha havia sido
intensamente dissolvida uniformemente.

Em relacdo a utilizac8o dastiras de geotéxtil como estruturas representativas de fraturas,
pode-se dizer que o material apresentou resultados satisfatorios sob o ponto de vista de
reproduzir a influéncia das fraturas na propagacéo dos wormholes, desviando a direcéo do
fluido injetado e concentrando volume de &cido ao longo de seu comprimento.

O desvio de escoamento nadirecéo perpendicular ainjecdo observado nos ensaios pode
ser atribuida a sua propriedade hidraulica de transmissividade, que permite a passagem e
transmissdo de fluido ao longo de sua direcdo longitudinal; ja a capacidade que o material tem
em permitir que o fluido atravesse na direcdo norma ao plano esta atrbuida a sua
permissividade, que € altanesses materiais (DING et al., 2021; GOURC E PALMEIRA; 2021);
além disso, ndo se observou a colmatacéo do geotéxtil, garantindo a passagem do fluido reativo
para 0s tempos de ensaios observados. Logo, diante destas propriedades, o geotéxtil utilizado
pode ser empregado na fabricacdo de rochas sintéticas quando se pretende avaliar ainfluéncia
da transmissividade de fluidos nas fraturas, cuja propriedade, segundo Cardona, Finkbeiner e

Santamarina (2021), define os caminhos de escoamento predominantes.

5.5 COMPRIMENTO DE PROPAGACAO DA DISSOLUCAO

A partir das imagens de UCT geradas, foi possivel realizar a reconstrucdo em trés
dimensdes dos canais de dissolucdo formados para cada amostra acidificada. A Figura 102
apresenta a reconstrucéo em 3D de todos os canais formados em conjunto ao final dos testes,
para as amostras homogéneas e com fraturas, que correspondem as regides dissolvidas pela

acao do é&cido acético.
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Figura 102 - Reconstrugdo em 3D da dissolucdo das amostras acidificadas.

Fonte: O Autor (2024).

E possivel observar o avanco da propagacao dos caminhos preferenciais com aevolugio
temporal, tanto na diregdo de seu comprimento (propagacdo vertical) quanto na direcéo de seu
diametro (propagacdo horizontal), tomando como referéncia a direcéo do fluido injetado. Esse
comprimento de propagacdo foi quantificado paraambas as direcdes (vertical — Lw e horizontal

- Dw) considerando a propagagdo do principal wormhole formado ao longo dos ensaios, cujos
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valores estéo apresentados na Tabela 17, correl acionando-se com 0s comprimentos e diametros
finais pés-acidificacao.

Tabela 17 - Comprimento e didmetro de propagacéo da dissolucéo.

grupo t(h) amostra Li(cm) Lw(cm) Lw/L: Lw(%) D:i(cm) Dw(cm) Dw/D:i Dw (%)

H-la | 749 194 026 26 372 047 013 13
* 734 197 027 27 380 062 016 16

% L, | M2 | 748 563 075 75 384 160 042 @ 42
2 H-2b | 748 546 073 73 380 156 041 41
2 H-3a | 751 656 087 87 380 253 067 67
% e 736 718 098 98 377 324 08 86

Fla | 752 278 037 37 379 095 025 25

T 750 260 035 35 379 052 014 14

S F2a | 752 507 067 67 375 271 072 T2
% e F2b | 748 500 067 67 380 223 059 59
" F3a | 748 676 09 90 3707 311 084 84
i 742 742 100 100 378 351 093 93

Fonte: O Autor (2024).

A Figura 103(a) relaciona o volume total injetado (V1) com o comprimento de
propagacéo do cana (wormhole) principal formado na direcéo vertical, e a Figura 103(b)
relaciona o volume poroso injetado (VPI) com a razéo entre a propagacéo vertical do canal
principal (Lw) e o comprimento fina da amostra acidificada (L) para ambos os grupos de
amostras (homogénea e com fraturas), referindo-se aos dados da Tabela 17.

Figura 103 - Relacdo entre (a) VI e comprimento de propagacéo e relacdo entre (b) VPI e Lw/L+.
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Fonte: O Autor (2024).

Considerando a propagacdo vertical (Lw) das amostras homogéneas, apos 36 h de
ensaio, o avanco foi maior em H-1b, que apresentou um VPI de 19 (192,00 cm?), atingindo um
comprimento de 1,97 cm, o gque corresponde a 27% do comprimento total da amostra; para as
amostras com fraturas, F-la apresentou o maior Lw (2,78 cm), correspondendo a 37% do
comprimento final da amostra, apds a injecdo de 189,00 cm3 de solugdo acida, o que
correspondeu a 18 VPI (Figura 103(b)).

Apbs 72 h, houve o avanco dessa propagacdo, sendo maior, entre as amostras
homogéneas, em H-2a (5,63 cm), correspondendo a 75% do comprimento final darocha, com
um VPI de 64 (Figura 103(b)), o que corresponde a 694,75 cm® de volume injetado;
considerando o grupo com fraturas, F-2a apresentou uma propagacao de dissolucéo vertical de
5,07 cm(Figura 103(a)), atingindo 67% de seu comprimento final, com valor préximo
observado em H-2b, cuja propagacéo extendeu-se em 5,00 cm (67%) de seu comprimento final,
para valores de VPI de 54 (com VI de 590,20 cmd) e 50 (com VI de 476,04 cm?d),
respectivamente.

Para o tempo de 108 h, a dissolugdo atinge as proximidades da base das amostras
homogéneas, com L de 6,56 cm (87%) e 7,18 cm (98%) para H-3a e H-3b (Figura 103(a)),
respectivamente, com VPI’s de 86 (VI de 886,80 cm?®) e 110 (VI de 1180,22 cm?) (Figura
103(b)); para as rochas com fraturas, Lw atinge 90% do comprimento final de F-3a (6,76 cm) e
a base (100%) de F-3b (comprimento total de 7,42 cm), apos ainjecdo de 110 (VI de 1168,02
cmd) e 137 (VI de 1395,01 cm?3) VPI, respectivamente.

A Figura 104(a) relaciona o volume total injetado (VI) com o comprimento de
propagacdo do canal (wormhole) principal formado na diregdo horizontal (Dw), e a Figura
104(b) relaciona o volume poroso injetado (VPI) com arazéo entre a propagacéo horizontal do
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canal principal (Dw) e o didmetro fina da amostra acidificada (D) para ambos os grupos de
amostras (homogénea e com fraturas).

Figura 104 - Relacdo entre (a) VI e comprimento de propagacéo e relacdo entre (b) VPl e Dw/D:x..
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Fonte: O Autor (2024).

Apb6s 36 h de acidificacdo, considerando a propagacdo horizontal das amostras
homogéneas, a propagacdo foi maior em H-1b, que apresentou um VPI de 19 (192,00 cm3),
atingindo um Dy de 0,62 cm (Figura 104(a)), o que corresponde a 16% do didmetro final da
amostra; paraas amostras com fraturas, F-1a apresentou o maior Dy (0,95 cm), correspondendo
a 25% do didmetro fina da amostra, apds a injecdo de 189,00 cm? de solucdo &cida, o que
correspondeu a 18 VPI (Figura 104 (b)).

Em 72 h, houve o avango dessa propagacdo, sendo superior, entre as amostras
homogéneas, em H-2a (1,60 cm), correspondendo a 42% do diametro final da rocha, com um
VPI de 64, com 694,75 cm? de volume injetado (Figura 104(a)); considerando o grupo com
fraturas, F-2a apresentou uma propagacdo de dissolugdo horizontal de 2,71 cm, atingindo 72%
de seu didmetro final, com valor superior ao observado em H-2b, cuja propagacdo extendeu-se
em 2,23 cm (59%) de seu diametro final, para valores de VPI de 54 (com VI de 590,20 cmd) e
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50 (com VI de 476,04 cm?3) (Figura 104(b)), respectivamente. Para o tempo de 108 h a
dissolugdo atinge, para as amostras homogéneas, Dw de 2,53 cm (67%) e 3,24 cm (86%) para
H-3a e H-3b, respectivamente, com VPI’s de 86 (VI de 886,80 cm?®) e 110 (VIde 1180,22 cm?)
(Figura 104(b)); para as rochas com fraturas, Dy atinge 84% do didmetro final de F-3a (3,11
cm) e 93% de F-3b (Dw de 3,51 cm), apds ainjecdo de 110 (VI de 1168,02 cmd) e 137 (VI de
1395,01 cm?®) VPI (Figura 104(b)), respectivamente.

O avanco de Lw e de Dw com a evolugéo tempora é mostrando na Figura 105 e Figura
106, para as amostras homogéneas e com fraturas, respectivamente, o que se relaciona com o
aumento do tempo de contato entre a solucéo &cida e a matriz carbonética, cuja interacéo
quimica é capaz de dissolver a rocha, aumentando o comprimento dos canais (wormholes).
Fazendo uma comparagdo entre as rochas (a e b) paraum mesmo intervalo de tempo, verifica-
se gque, quanto maior o VPI, maior o valor de Lw e Dw, sendo os comprimentos de propagacéo
vertical e horizontal diretamente proporcionais a0 volume poroso injetado. Analisando a
influéncia das fraturas nos comprimentos de propagacdo, devido a0 seu posicionamento
(perpendicular a direcdo de injecdo) e a sua estrutura de alta porosidade, estas interferem no
comprimento vertical e horizontal da dissolugdo, conforme os fatores ja& mencionados,
especialmente Dy, aumentando-o, mesmo que de forma pouco expressiva, paratodos os tempos
observados em comparagao aos valores apresentados para as amostras homogeéneas. Isto se da
pelo fato de que sua estrutura facilita a transmisséo/propagacdo do escoamento ao longo de seu
comprimento longitudinal (transmissividade), espalhando os canais de dissolugdo na direcéo

transversal da secéo das rochas.

Figura 105 - Relacdo entre tempo e VPl no avango de propagagdo da dissolugdo em amostras homogéneas.
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Fonte: O Autor (2024).
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Figura 106 - Relacdo entre tempo e VPl no avango de propagacéo da dissolugdo em amostras com fraturas.
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Fonte: O Autor (2024).

5.6 ANALISE DO PERFIL DE DISTRIBUI(;AO DE POROSIDADE

Para a avaliacdo do avanco da dissolucdo com a evolugdo tempora no perfil de
distribuicédo de porosidade, foram tomadas como rochas representativas as amostras H-1a e F-
1a (36 h), H-2ae F-2a (72 h) e H-3a e F-3b (108 h), sendo elas, respectivamente, homogéneas
e com fraturas, e que foram comparadas com as amostras “H” e “F”, que ndo sofreram
acidificacdo. A Figura 107 apresenta o perfil de distribuicdo de porosidade da amostra “H”,
juntamente com a reconstrucéo darochaem 3D.

Figura 107 - Perfil de distribui¢&o de porosidade da amostra “H”.
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A amostra apresenta 1,03% de poros isolados e 7,87% de poros interconectados (que
permite a transmissdo do fluido de um poro a outro), com um total de 8,89%; aém disso, nota-
se que a rocha apresenta uma distribuicéo de poros uniforme ao longo de seu comprimento,
evidenciada pela constancia do comportamento das curvas entre a sua regiao superior (topo) e
inferior (base). A reconstrucdo em 3D confirmatal comportamento, em que € possivel percebé-
la homogénea e consolidada, e com uma conservagéo de sua morfologia entre seu topo e sua
base, ja observada através da Figura 88. A mesma andlise foi feita com a amostra “F”, cujo

perfil de distribuicdo de porosidade é apresentado na Figura 108.

Figura 108 - Perfil de distribuigdo de porosidade da amostra “F”.
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Fonte: O Autor (2024).

A rocha em questdo apresenta 1,12% de porosidade isolada, 8,01% de porosidade
interconectada e 9,13% de porosidade total. Através desta metodologia, é possivel identificar
picos de porosidade via perfil de distribuicéo, que coincidem com as regides em que foram
inseridas as tiras de geotéxtil para a representacéo das fraturas, ago que néo se identifica na
metodol ogia de porosimetria a gas hélio, ja que esta calcula a porosidade geral das amostras.
Nessas regides, sdo observadas maiores porosidades, visto que o material inserido apresenta
espagos vazios maiores em relagcéo a matriz rochosa.

Esta observacdo corrobora a influéncia do material na propagacdo da frente de
dissolucdo nos ensaios de acidificacdo realizados. Isto permite que fluido escoe com umamaior
facilidade se comparado a rocha homogénea, desviando assim o0 escoamento e concentrando-o
ao longo de seu comprimento. A Figura 109(a-f) apresenta os perfis de distribuicdo de
porosidade ao longo do comprimento das rochas acidificadas considerando os tempos de

ensaios para amostras homogéneas e com fraturas.
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Figura 109 - Perfis de distribuicéo de porosidade para os tempos de: 36 h— H-1a(a) e F-1a(b); 72 h—-H-2a(c) e
F-2a(d) e; 108 h— H-3a (e) e F-3b (f).
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Analisando a amostra H-1a (Figura 109(a)) apds 36 h de ensaio, houve um aumento da
porosidade, apontando valores de 1,07% para porosidade isolada, 14,11% para porosidade
interconectada e 15,18% para porosidade total; 0 aumento do volume de poros se concentrou
na regido proxima ao seu topo, e avangou até uma distancia de aproximadamente 1/3 de seu
comprimento, o que coincide com a distancia alcangada pelos wormholes nas secOes
longitudinais da Figura 90(a); como néo foi possivel observar uma dissolucdo nas regides
centrais e proximas a sua base, os seus perfis de porosidade comportaram-se semelhantes ao
da amostra pré-acidificacdo. Para 0 mesmo tempo de andlise, a amostra com fraturas F-la
(Figura 109(b)) apresentou 0,96% de porosidade isolada, 18,25% de porosidade interconectada
e 19,21% de porosidade total, com comportamento semel hante ao apresentado pela amostra H-
1a, além de ser possivel identificar um maior pico de porosidade nafratural (aqual concentrou
e desviou o fluido da solugdo &cida em sua estrutura), e picos menores nas fraturas 2 e 3, as
quais, de acordo com as imagens geradas, ndo influenciaram escoamento, visto que afrente de
dissolucdo ndo foi capaz de atingi-las.

Para 0 tempo de 72 h, a amostra H-2a (Figura 109(c)) apresentou 0,0004% de
porosidade isolada e 28,01% de porosidade interconectada e total; considerando a amostra F-
2a (Figura 109(d)), esta apresentou 0,001% de porosidade isolada, e 27,72% de porosidade
interconectada (a qual conicidade com atotal). 1sso mostra que, com o avango da dissolucéo
proporcionado pela acidificagcéo de matriz, a diferenca entre poros isolados e interconectados
aumenta, havendo uma transic¢éo de poros isolados em interconectados e ampliacéo dos poros
interconectados ja presentes; ao analisar o0 comportamento do perfil, para ambas as amostras,
h& um avango expressivo da porosidade nas fatias até 2/3 do comprimento da amostra e
manutengdao de comportamento na regido proxima a base se comparado com as amostras “H” e
com a amostra “F”, a qual apresenta uma tendéncia de maior porosidade nas fraturas 1 e 2 e
menor porosidade nafratura 3, coincidindo com o comportamento observado pel os padrdes de
dissolucdo da Figura92 e Figura 93.

A Figura109(e) e Figura 109(f) apresentam os perfis de distribuicéo de porosidade apos
108 hde ensaio, paraaamostras H-3ae F-3b, respectivamente. Em H-3a, estaapresentou 0,24%
de porosidade isolada, 35,92% de porosidade interconectada e 36,16% de porosidade total; em
F-3b, os valores de porosidade isolada, interconectada e total, foram de 0,108%, 41,27% e
41,38%, respectivamente. Como observado para os tempos de ensaio anteriores, a diferenca
entre a porosi dade i sol da e interconectada aumentaram, proporcionado pela dissolugdo quimica
damatriz carbonatica. Analisando o comportamento dos perfis, 0 aumento da porosidade se da

até a base das amostras. Neste tempo, € possivel identificar um mesmo padréo de perfil de
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distribuicdo para as trés fraturas considerando F-3b (Figura 109(f)), com um maior volume de
poros que compreende a regido em que as tiras de geotéxtil estdo inseridas.

A Tabela 18 compara os valores de porosidade obtidos para as amostras considerando
as metodologias de porosimetria a gas hélio e andlise por imagem via microtomografia
computadorizada (UCT).

Tabela 18 - Comparativo entre a porosidade obtida por porosimetria a gas hélio e por andlises de uCT.

Porosidade (%)
Tempo S
grupo Amostra Porosimetria
(h) o uCT
agashdio
g 0 H (Pré-acidificacéo) 12,23 8,89
& 36 H-1a 16,31 15,18
(@)
2 72 H-2a 30,47 28,01
o
< 108 H-3a 37,64 36,16
0 F (Pré-acidificacao) 12,54 9,13
S 36 F-la 18,83 19,21
>
S 72 F-2a 30,36 27,72
- 108 F-3b 41,96 41,38

Fonte: O Autor (2024).

Observa-se que, para todas as amostras ensaiadas, os valores obtidos via analises por
imagem (UCT) sdo inferiores aquel es cal culados pela porosimetria a gés hélio; isso se deve ao
fato desta técnica ser limitada a capacidade do equipamento e consequentemente a resolucéo
das imagens geradas, de modo que os poros do sistema menores do que os voxels da imagem
analisada ndo sdo quantificados (COSTA et al., 2016), limitacéo esta que ndo é observada pela
metodologia utilizando o gas hélio. Observa-se na Tabela 18 que essa diferenca é maior na
amostra pré-acidificagdo onde deve conter poros menores do que os voxels daimagem.

5.7 ANALISE DE DISTRIBUICAO DE TAMANHO DE POROS (PSD)

A distribuicdo de tamanho de poros (PSD) levou em consideracdo as andlises obtidas
via andlise por imagem utilizando o software VG Studio, comparando tal distribuicdo das
amostras “H” e “F”, as quais ndo foram acidificadas, com as amostras acidificadas H-1a, F-1a,
H-2a, F-2a, H-3a e F-3b.

A Figura 110 apresenta a distribuicdo do tamanho de poros com o0s respectivos
didametros para as amostras “H” (Figura 110(a)) e “F” (Figura 110(b)). Observa-se que, para

ambas as amostras, 0s poros se concentram na faixa de 10 um, com uma maior variedade de
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tamanho de poros para a amostra com fraturas, o que pode ser atribuido a presenca dastiras de

geotéxtil, apresentando poros maiores do que os observados na amostra homogénea (H).
Figura 110 - PSD das amostras (a) “H” e (b) “F”.

Fonte: O Autor (2024).

Considerando a classificagdo proposta por Lonoy (2006), a amostra “H” apresenta
91,37% de microporos e 8,63% de macroporos; para a amostra “F”, esta apresenta 87,85% de
microporos e 12,15% de macroporos (superior ao observado em H), o que reflete a distribuicéo
de poros maiores estendendo-se paraa direita do grafico, devido a presenca das fraturas.

A Figura 111 apresenta a distribuicdo do tamanho de poros com 0s respectivos
diametros das amostras acidificadas. Paraa Figura 111(a), que representa a amostra H-1a apds
36 h de ensaio, apresenta seus poros concentrando-se na faixa de 18 um e variando até 4606
pm com predominancia de microporos (80,35%) e 19,35% de macroporos; paraa amotra F-1a
(Figura111(b)), os porostambém de concentram em suamaior parte nafaixade 18 um variando
até 4262 um, com 80,41% de microporos e 19,59% de macroporos.

As amostras H-2a (Figura 111(c)) e F-2a (Figura 111(d)), concentram a maior parte de
seus porosnafaixade 17 um e 13 um, e que variam até 13902 um e 5365 pm, respectivamente;
quanto aclassificagdo proposta, estas apresentam 62,35% e de 66,09% de microporos e 37,65%
e de 33,91% de macroporos, respectivamente, mostrando um aumento dos macroporos e
reducdo dos microporos apos 72 h de acidificagéo.

H-3a(Figuralll(e)) e F-3b (Figura111(f)) concentram seu maior quantitativo de poros
na faixa de 10 um e 2256 pum, e variando-se até 6425 e 8248 um, respectivamente, com
microporos e macroporos de 36,62% e 63,38% para H-3a e de 16,21% e 83,79% para F-3Db,
apos 108 h de ensaio.
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Figura111 - PSD das amostras acidificadas para os tempos de: 36 h — H-1a(a) e F-1a(b); 72 h— H-2a(c) e F-2a
(d) €; 108 h — H-3a (e) e F-3b (f).

Fonte: O Autor (2024).

Observa-se que, a medida em que a acidificagdo evolui, h4 uma inversdo entre a

proporcao do tamanho de poros do sistema, havendo uma tendéncia de desl ocamento dos picos
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do gréfico para a direita (Que representa o aumento de poros), de modo que, com 0 avango do
tempo, afrequénciade microporos diminui, enquanto que afrequénciade macroporos aumenta,
mostrando a agdo da dissolucéo do acido acético no aumento do diametro de poros provocado
pela estimulagdo (ECONOMIDES et al., 2012); Meng et al. (2023), ao analisar os efeitos da
acidificacéo em rochas carbonaticas via uCT, também observaram esta mesma tendéncia de
deslocamento do grafico paraadireita, com aumento dafrequéncia dos poros maiores e reducéo
dos poros menores apos a dissolucdo de carbonatos.

Para todas as andlises de PSD apresentadas na Figura 110 e Figura 111, n&o houve a
quantificac@o de mesoporos ao ser considerada a classificagéo proposta por Legngy (2006), que
estabel ece valores entre 50 e 100 um para esta faixa; isto pode ser justificado pela forma como
0 software distribuiu a subdividiu as faixas de didmetros analisados, ndo considerando e
quantificando os diametros correspondentes a classificacdo de mesoporos nas analises; observa-
se ainda que, diametros inferiores a faixa de 10 ym nao foram quantificados, estando
relacionado a resolucdo das imagens de UCT utilizadas, as quais ndo foi possivel identificar
poros com diametrosinferiores aestes, sendo esta umalimitacdo da metodol ogiaparaapresente

andlise.
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6 EFEITOS DA ACIDIFICACAO DE MATRIZ NAS PROPRIEDADES
GEOMECANICASDASROCHAS CARBONATICASSINTETICAS

Este capitulo apresenta uma discussdo dos efeitos da acidificacdo de matriz nas
propriedades geomecénicas das rochas carbonéticas sintéticas, avaliando e comparando as
variagbes do comportamento tensdo-deformacéo das curvas e dos valores de UCS, Modulo de
Elasticidade e Coeficiente de Poisson pos-dissolucéo quimica. Sdo comparados 0s parametros
geomecani cos antes e apos a acidificacdo, assim como sdo correl acionados tai s parametros com
as propriedades petrofisicas, peso especifico dos gréos e comprimento de dissolugdo das
amostras.

6.1 ENSAIOS GEOMECANICOS EM AMOSTRAS ACIDIFICADAS

As propriedades geomecanicas das rochas carbonéticas sintéticas pos-acidificacdo de
matriz foram determinadas através do ensaio de resisténcia a compressdo simples (UCYS)
(Equagdo 7), utilizando uma prensa de compressdo servocontrolada com deslocamento
constante de 0,12 mm/min de capacidade de 100 kN, levando as amostras até a sua ruptura
(Figura 112). Os deslocamentos axia e radial foram medidos ao longo do ensaio através de
extensdmetros posicionados ao longo da porcdo longitudinal e do didmetro da amostra,
respectivamente.

Os parametros el ésticos de Coeficiente de Poisson (v) e Mddulo de Elasticidade médio

(Em) foram determinados de acordo com as Equacfes 09 e 10.

Figura 112 - Amostras acidificadas (a) antes e (b) ap6s 0 ensaio de UCS.

Fonte: O Autor (2024).
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6.1.1 Par ametr os geomecanicos das amostr as acidificadas

A Tabela 19 apresenta os valores de UCS, Modulo de Elasticidade (Em) e Coeficiente
de Poisson (v) das amostras acidificadas. A Figura 113(a-C) e Figura 114(a-c) apresentam,

respectivamente, as curvas tensdo-deformagéo axial das amostras acidificadas homogéness e

com fraturas.
Tabela 19 - Par@metros geomecani cos das amostras acidificadas.
Grupo| Tempo(h) |[AmostrasAcidificadas UCS(MPa) Em (GPa) v
36 H-la 12,45 1,33 0,20
5 H-1b 17,11 0,67 0,17
& 7 H-2a 4,61 0,20 0,16
(@]
e H-2b 6,17 036 017
(@]
< H-3a 6,69 0,40 0,25
108
H-3b 412 0,17 0,15
36 F-1a 12,82 1,75 0,13
F-1b 24,18 0,88 0,16
@ F-2a 6,52 044 0,36
5 72
§ F-2b 11,20 0,71 0,26
” F-3a 471 020 026
108
F-3b 4,14 0,20 0,17

Fonte: O Autor (2024).

Figura 113 - Curvas tensdo-deformacéo axial para amostras acidificadas homogéneas apds tempos de ensaio

de: (@) 36 h; (b) 72 he; (c) 108 h.
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Figura 114 - Curvas tensdo-deformaco axia para amostras acidificadas com fraturas apds tempos de ensaio de:

a)26
24
22
20
18
16
14
12
10

8

6

Tensao (MPa)

4
2
0

(836 h: (b) 72he; (c) 108 h.

b) 26
L A 24
| -<-F-1a F" Y 2 | o F-2a
_o-F-1b “ [ =, T
L pd 20
(ﬂl
L P 18
L A L
o - 16
L A g 14
A S o 12 |
v o9 WG a,
s o/ 2 -
T '-,“, 2 10 - ‘uJ'-‘
I ? #,“'.‘ 8 r &
DR 6 | s
i fu ‘Q -u oooooooo
] o o, LI
kS & o 4 - )u" 00
PoA Ag®
h o 2 8o
[ e
— L 1 L L L 1 L L 1 L 0 2= 1 L L
0,0 051,015 20 25 3,035 40 45 5,0 55 6,0 0,005 1015 20

Deformacéo axial especifica (%)

c)26
24
22
20
18
16
14
12
10

Tensao (MPa)

o N OB O

—-<o--F-3a
| ---a---F-3b
OO,
L 33&0" Q
- WEB _58 nnnnngaaeﬁ oly
gsﬁﬂssg

0,0 0,5 1,0 1,5 2,0 2,5 3,0 3,5 40 4,5 50 55 6,0
Deformacéo axial especifica (%)

Fonte: O Autor (2024).

2530354045505

Deformacéo axial especifica (%)

5

6,0



177

Comparando os valores de UCS para os tempos estudados, hd uma reducdo progressiva
de resisténcia com o aumento do tempo de contato fluido/écido-rocha. Para o tempo de 36 h, as
amostras apresentaram valores de UCS de 12,45 MPa a 17,11 MPa e de 12,82 MPa a 24,18
MPa, considerando, respectivamente, rochas homogéneas e com fraturas. Avaliando o tempo
de 72 h, h& uma reducdo dos valores de UCS, passando para 4,61 MPa a 6,17 MPa e de 6,52
MPaa 11,20 MPa, considerando, respectivamente, rochas homogéneas e com fraturas. Para o
tempo de 108 h, areducéo daresisténcia foi mais expressiva, apresentando valores de UCS de
6,69 MPaa4,12 MPae de 4,71 MPa e 4,14 MPa para, respectivamente, rochas homogéneas e
com fraturas.

Uma variabilidade no comportamento das curvas pode ser observada comparando as
amostras para um mesmo tempo de ensaio realizado. Essa variacdo pode ser atribuida a como
os canais de dissolucéo (wormholes) foram formados na parte interna da rocha; associados a
interconectividade dos poros e permeabilidade e para 0 caso das amostras com a presenca das
fraturas, os wormholes atingem &reas distintas, alterando as condi¢cdes mineraldgicas iniciais
da matriz rochosa e, com isso, o materia apresenta condicdes internas diferentes entre si, de
modo que, ao se aplicar uma tensdo até sua ruptura, a capacidade de absorver o acréscimo de
tensdo vai depender de como a sua estrutura esta arranjada, refletida nesta variacéo de
comportamento das curvas.

Quanto a influéncia das fraturas no comportamento UCS, as amostras com fraturas
apresentam valores um pouco superior para os tempos de 36 h e 72 h, ao comparéa-las com as
amostras homogéneas, podendo ser atribuido ao espalhamento da frente de dissolucdo causado
pelo desvio de parcela do volume injetado para a diregdo transversal da rocha provocado pelos
geotéxteis, comprometendo menos a integridade da rocha ao ser submetida a uma tenséo de
compressao; para o tempo de 108 h, a frente de dissolucdo j& atingiu quase todo ou todo o
comprimento das rochas, passando a ndo ser mais observada a influéncia das fraturas pelo
elevado grau de dissolucéo.

O gréfico da Figura 115 compara as curvas tensdo-deformacdo axial de amostras
homogéneas e com fraturas que ndo sofreram atagues acido, apresentadas no capitulo 3, com

as curvas tensdo-deformagao das amostras acidificadas.
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Figura 115 - Comparativo entre as curvas tensdo-deformagdo axial de amostras ndo acidificadas e amostras

acidificadas.
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Fonte: O Autor (2024).

Fica evidente a mudanca provocada pel os diferentes tempos de ataque do &cido acético
na rocha carbonética, ndo s apenas na mudanca do pico de resisténcia (UCS), mas também no
comportamento das curvas. Analisando as amostras que ndo foram acidificadas, tanto as
homogéneas como as com fraturas, observa-se um comportamento frégil, tipico de rochas duras
de alta resisténcia, apresentando pegquenas deformacdes el asticas com reducdo significativa na
resisténcia e com pouca ou nenhuma deformagao plastica apds sua ruptura.

Ao andisar o tempo de 36 h, ha um aumento da deformacéo para duas (H-1b e F-1b)
das quatro amostras ensaiadas, sugerindo umatransi¢céo de comportamento para fragil-dictil, e
reducdo expressiva na inclinagdo das curvas. Para os tempos de 72 h e 108 h, as curvas se
comportam de maneira semelhante, de modo que as amostras apresentam um aumento
progressivo das deformacgdes sem que acontecesse perda de resisténcia, o que reflete numa
maior capaci dade de se deformar sem se romper, caracterizando um comportamento dctil, com
deformac0es plésticas irreversiveis (VALLEJO, 2002). A transi¢cdo do comportamento fragil -
ductil de rochas carbonéticas, apos a acidificagdo, também foi observada por Gou et al. (2019)
e Zhang et al. (2020) apds testes de UCS.
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A Figura 116 apresenta amostras acidificadas apds a ruptura, para os tempos de ensaio
de 36 h (Figura 116(a)), 72 h (Figura 116(b)) e 108 h (Figura 116(c)), apontando diferentes

padrdes de ruptura.

Figura 116 - Amostras acidificadas apds ruptura, para os tempos de ensaio de: (a) 36 h; (b) 72 h g; (c) 108 h.

(@) (b) (c)

Fonte: O Autor (2024).

De acordo com a classificagdo proposta por ISRM (1981), apds aacidificacdo, as rochas
carbonéticas sintéticas homogéneas e com fraturas passaram de moderadamente dura a dura
(com valores de UCS variando entre 41,32 e 50,80 MPa), para branda (5 — 25 MPa) ap6s 36 h
de ensaio, por apresentar valores entre 12,45 MPa e 24,18 MPa, e para muito branda (1 — 5
MPa) a branda (5 — 25 MPa) por apresentar valores de UCS entre 4,61 MPa e 11,20 MPa e
entre 4,12 MPa e 6,69 M Pa apds, respectivamente, 72 h e 108 h de acidificacao.

A Figura 117 relaciona as curvas tensdo-deformacdo axial das amostras acidificadas
com uma respectiva imagem de microtomografia computadorizada referente ao padréo de
dissolucdo (wormholes) tipico apresentado pelas amostras deste estudo, para os tempos de 36
h, 72 h e 108 h de ensaio.



Figura117 - comparativo entre as curvas tensdo-deformacéo axia e padrdes de dissolucdo de amostras
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Fonte: O Autor (2024).
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Observa-se um decréscimo progressivo do valor médio de UCS das curvas,

representado pela reducdo do pico de resisténcia das amostras com 0 aumento do tempo de

ensaio. Correlacionando com as imagens, a resisténcia foi significantemente reduzida pelo

aumento de porosidade causado pela dissolucéo quimica do acido acético que, com 0 aumento

de tempo de ensaio (maior volume de &cido injetado) e aumataxa de injecdo baixa, mais massa

da matriz rochosa foi dissolvida (representada pelas regides em preto no interior da rocha),

aumentando o volume de vazios da estrutura, além das mudancas mineral 0gicas sofridas pela

rocha pés-acidificacéo, afetando, desta forma, a integridade da amostra; a combinagéo destes
fatores, segundo Eide (2012), Alameedy et al. (2022) e Parandeh et al. (2023), pode causar

danos severos a formagdo rochosa, envolvendo problemas geomecénicos no pogo como o

colapso de poros.
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Nota-se ainda que, comparando amostras homogéneas e com fraturas antes da
acidificacdo, identifica-se, como mostrado nas curvas tensdo-deformacao, poucainfluénciadas
descontinuidades inseridas (fitas de geotéxtil representativas como fraturas) na resisténcia da
rocha; logo, as demais correl agdes seréo apresentadas em conjunto, diferenciando-se apenas em
termos de tempo de ensaio.

Os vaores de UCS das amostras pos-acidificadas podem ser correlacionados com os
tempos de ensaio analisados neste trabalho. A Figura 118 apresenta uma tendéncia média em
poténcia com R2 = 0,99 para as amostras, com areducéo do UCS mostrando que a resisténcia
mecéanica € inversamente proporcional ao tempo de acidificacdo de matriz, diretamente
relacionado ao aumento do volume de &cido injetado e consequentemente ao aumento do

volume poroso das rochas.

Figura 118 - Correlagéo entre perda de UCS e tempo de ensaio.
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Fonte: O Autor (2024).

A reducéo de UCS pode ser comparada com o valor médio obtido para aresisténcia a
compressdo simples das rochas carbonéticas sintéticas pré-adificicagdo, com UCS de 47,78
MPa, considerando amostras homogéneas e com fraturas. O grafico da Figura 119 relaciona e

compara areducdo de UCS das amostras com o tempo de ensaio.
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Figura 119 - Taxa de reducdo de UCS com o tempo.
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Fonte: O Autor (2024).

Para o tempo de 36 h, areducéo variou entre 49,39% e 73,94%; para o tempo de 72 h,
areducdo apresentou-se entre 76,56% e 90,35% e; considerando o tempo de 108 h, a reducédo
obtida variou entre 86,00% e 91,38%. Tal comportamento descreve uma reducdo daresisténcia
mecanica com o aumento do tempo de contato fluido/acido-rocha.

Analisando o tempo de contato acido/fluido-rocha, os resultados apresentados naFigura
119 indicam uma reducdo brusca de UCS para os tempos de 36 h, 72 h e 108 h de ensaios,
ocorrendo adiminui¢do do pico deresisténciaparatratamentos &cidos prolongados, assim como
foi verificado por Gou et al. (2019), Galindo et al. (2022) e Abdulraheem (2022), que
verificaram a influéncia do tempo e identificaram uma reducdo na resisténcia mecénica de
rochas carbonéticas sintéticas apos a acidificagdo com o aumento deste tempo de contato
(Figura 120), sendo este um fator relevante ao se considerar a aplicacdo da técnica de
estimulagdo, relacionando-se com o tipo de &cido e taxa de injecdo empregada, a fim de evitar

0 colapso no entorno do pogo.
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Figura 120 - Comparativo dareducéo de UCS com o aumento do tempo de acidificagdo com dados reportados

pelaliteratura.
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Fonte: O Autor (2024).

O gréfico daFigura 121 comparao Modulo de Elasticidade (E) pré-acidificacdo de 6,81
GPa, obtido a partir da média entre os valores de E das amostras homogéneas e com fraturas

apresentadas no Capitulo 3, com os valores do parametro elastico das amostras acidificadas.

Figura 121 - Comparativo entre a média de E pré-acidificagio com os valores de E das amostras acidificadas.
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*média dos valores de E pré-acidificacdo (Capitulo 03).
Fonte: O Autor (2024).

Andisando o Mdodulo de Elasticidade (E), estes apresentaram reducdo entre seus
valores, indicando a perda de rigidez gradativa da rocha a medida em que o tempo de ensaio

aumenta. Essa reducéo pode ser observada através das curvas da Figura 115, evidenciada pela
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reducdo da inclinagdo do trecho eléstico em relagdo a inclinagdo das curvas pré-acidificagéo,
apresentando maiores def ormagdes el &sticas resultantes da aplicacéo de tensdes.

O comportamento de reducdo do parametro com o tempo corrobora a tendéncia de
diminuicdo gradativa dainclinagéo do trecho eléstico das curvas, variando-se entre 0,67 GPa e
1,75 GPa apds 36 h de ensaio, entre 0,20 GPa e 0,71 GPa apos 72 h e entre 0,17 GPa e 0,40
GPaap6s 108 h de acidificacao, tendo-se uma reducdo meédia comparada com o valor de E pré-
acidificacdo de 83,00%, 93,72% e 96,44%, para os tempos de ensaio de 36 h, 72 h e 108 h,
respectivamente.

A dissolucéo provocada pelo écido acético, correlacionada com a perda de massa e
aumento da porosidade influenciam diretamente na rigidez da rocha, de modo que, quanto
maior o tempo de dissolucdo, maior amassa dissolvidae maior aporosidade, menor é o Modulo
de Elasticidade e, consequentemente, menosrigida é aamostra. A variacdo derigidez derochas
carbonéticas provocada pela acidificacdo também foi observada por Zhang et al. (2020),
Alameedy et al. (2022), Mustafa et al. (2022), Abdulraheem (2022) e Lai et al. (2022), em que
ambos relataram a reducdo do modul o elastico pos-acidificacéo.

Para o Coeficiente de Poisson v (Figura 122), estes variaram entre 0,13 (F-la para o
tempo de 36 h) e 0,36 (F-2a para o tempo de 72 h), ndo sendo possivel observar umatendéncia
de reducdo gradativa dos valores com 0 aumento do tempo de ensaio, mas que, sempre séo

menores ou iguais ao valor de v das amostras ndo acidificadas.

Figura 122 - Comparativo entre amédiade v pré-acidificagdo com os valores de v das amostras acidificadas.
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Comparado com o valor médio de v obtido a partir da média dos valores do parametro
de amostras homogéneas e com fraturas pré-acidificacdo, estes sdo iguais ou menores pés-
acidificacdo, indicando que o acido acético contribui para a reducdo da razéo entre expansao
radial eacompresséo axial dasrochas carbonaticas sintéticas, também observado por Alameedy
et al. (2022).

6.2 RELACAO ENTRE PROPRIEDADES PETROFISICAS E GEOMECANICAS DAS
AMOSTRASACIDIFICADAS

A Figura 123 correlaciona os val ores da porosidade pos-acidificacdo com os resultados
de UCS apresentados pelas amostras acidificadas, em que é possivel observar uma tendéncia
de poténciado decréscimo de UCS com o0 aumento da porosidade, sendo aresisténciamecanica

inversamente proporcional a esta propriedade petrofisica.

Figura 123 - Correlagéo entre porosidade e UCS das amostras acidificadas.

30
A Homogénea
AFraturas
ol A UCS = 827,38, 1402
R?=0,86
20 r
g
g15 -
-] A &
10 r
K A
5r A e e

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50
Pr(%)

Fonte: O Autor (2024).

Pelo ataque do fluido reativo promovido pelo acido acético, a medida em que a matriz
rochosa € dissolvida, mais espagos vazios vao sendo formados, aumentando o volume de vazios
do sistema, resultando numa perda de contato entre os gréos e degradacdo mineralégica da
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rocha. Oliveira (2016), Galindo et al. (2022) e Parandeh et al. (2023) observaram, por meio de
resultados experimentais, tendéncia de decréscimo desta correl agéo.

Assim como apresentado por De Groot (1966), Ciantia et al. (2014) e Galindo et al.
(2022), para amostras acidificadas, a dissolucdo quimica das ligagdes diagenéticas ocorre em
maior propor¢ado quanto mais a rocha carbonética € exposta ao contato com o &cido.

A medida em que o tempo evolui, as ligagdes que formam a estrutura sio
progressivamente desgastadas, sendo governada pela taxa de reacdo de dissolucéo e a
composicao iénicado fluido ao qual arochaentraem contato, representada pela quantidade de
calcita perdida ao longo do tempo, corroborado pelos resultados de FRX e DRX apresentados
neste trabal ho.

O gréfico da Figura 124 correlaciona a razéo entre a porosidade final e inicial com a

razdo dos vaores de UCS das amostras acidificadas com o valor médio de UCS pré-

acidificagéo.
Figura 124 - Correlacéo entre raz&o de porosidade e razéo de UCS antes e ap6s acidificacio.
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Fonte: O Autor (2024).

Observa-se um decréscimo darazéo de UCS com o0 aumento darazéo de porosidade das
amostras em uma tendéncia de poténcia, mostrando que, um aumento a partir de
aproximadamente 50% do volume de poros (@ depois/ @ antes = 1,5) ja € 0 suficiente parareduzir

aresisténciamecanicapara 25% (UCSdepois/ UCSantes = 0,25) daresisténciainicial; essa reducéo
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aumenta com o0 aumento da razéo da porosidade, em que, para valores de @ depois/ P antes
proximos a 2,5, a resisténcia reduz-se a valores proximos de 0,10 a 0,15 do vaor inicial,
apresentando, para um aumento da raz&o de porosidade para 3,5, um certo comportamento de
estabilidade, com umarazdo de UCS proximo dos valores de 0,10 e 0,15.

A correlacdo entre o volume poroso injetado (VPI) e a resisténcia mecanica das rochas
é apresentada na Figura 125, que se descreve em uma tendéncia de poténcia. Com o aumento
da injecdo &cida, menor se apresentam os valores de UCS, sendo a resisténcia mecanica
inversamente proporciona ao aumento de volume de &cido injetado nas rochas carbonaticas
sintética. Assim, observa-se uma certa tendéncia de estabilidade, indicando que, apartir de VPI
igual a61,02, ndo é possivel identificar uma reducéo expressiva da resisténcia mecanicacom o

aumento do volume de écido injetado até o VPI de 137,12.

Figura 125 - Correlagéo entre VPI e UCS das amostras acidificadas.
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Essa tendéncia de estabilidade mantém-se aproximadamente igual ao que se observana
Figura 124, que corrobora a interdependéncia do aumento da porosidade com o decréscimo da

resi sténcia mecanica das rochas carbonaéti cas sintéticas acidificadas.
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7 CONCLUSOES E SUGESTOES PARA PESQUISASFUTURAS

Este capitulo apresenta as conclusdes obtidas a partir dos resultados obtidos pelo
desenvolvimento das metodol ogias propostas neste trabalho. O capitul o traz também sugestbes
para trabal hos futuros, como forma de continuidade das investigacOes realizadas até o presente
momento acerca da temética abordada.

7.1 CONCLUSOES

Este trabalho utilizou a metodologia de fabricagdo de rochas carbonéticas sintéticas
como forma de avaliar a acidificacdo de matriz em reservatorios de petroleo utilizando &cidos
organicos (&cido acético), a fim de controlar suas propriedades e, com isso, analisar as
mudancas causadas pela técnica de estimulagéo de pogcos em reservatérios carbonéti cos quanto
as suas propriedades petrofisicas, quimicas, mineralégicas e geomecanicas, e a influéncia de
fraturas no processo dissolutivo delas. As seguintes conclusdes podem ser destacadas ap0os 0
desenvolvimento deste trabal ho:

(1) A metodologia de produgédo associada aos materiais utilizados para 0 desenvolvimento de
60 amostras de rochas carbonéti cas sintéticas fabricadas nesta pesguisa, entre elas homogéneas
e com fraturas, e que foram utilizadas para fins de definicdo de dosagem, caracterizacéo
petrofisical/petrografica/geomecénica e testes de acidificacdo de matriz € vista como uma
dternativa para fabricacdo de amostras sintéticas para estudos envolvendo reservatorios
carbonéticos, controlando-se suas caracteristicas e eliminando as heterogeneidades e outros
fatores como custos e dificuldade de extracdo que impedem a observacdo de fenémenos de
interac@o rocha-fluido em reservatérios carbonatios naturais.

(2) Asrochas sintéticas produzidas neste trabal ho, quando comparadas com rochas carbonati cas
naturais relatadas pela literatura, apresentaram semelhancas em sua estrutura e propriedades
geomecanicas e petrofisicas, mostrando que a combinacdo dos materiais e 0 processo de
consolidagdo utilizado para sua producdo reproduziu a porosidade intergranular tipica das
rochas carbonaticas, além de contribuir para a sua resisténcia mecanica e manutencdo de seu
comportamento (observado pela semelhancga entre os parametros e curvas tensdo-deformagéo
apresentados através dos ensaios de UCS, compressdo diametral e compressao triaxial),
podendo representar um reservatério carbondtico e ser aplicado em estudos envolvendo

mecanica de rochas e interacdo rocha-fluido em reservatorios de petrol eo.
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(3) A mudanca de dosagem na propor¢cdo de materiais entre po calcario e resina epoxi de
85%:15% para 90%:10% contribuiu parao aumento da porosidade e permeabilidade das rochas
produzidas, aumentando-se 0 volume de poros e interconectando-os de modo a favorecer na
sua aplicacdo nos testes de injecdo do fluido; tal mudanca contribuiu também na diminuicéo da
resisténcia mecénica da rocha carbonética produzida, apresentando-se, ainda assim, com
resisténcia superior as rochas sintéticas reportadas na literatura.

(4) A utilizacdo de geotéxtil ndo-tecido como material representativo de fraturas mostrou-se
como inovagdo no processo de sintese de rochas artificiais, cujo processo de fabricacdo
empregado ndo comprometeu no posicionamento das tiras, mesmo apds os testes de
acidificacdo. A ndo necessidade de remocéo do material para a representacédo de um caminho
preferencial (ja que esta permite o escoamento do fluido ao longo de sua estrutura por meio de
suas propriedades de transmissividade e permissividade) ap0s a consolidacdo das rochas
sintéticas destaca-0 como material alternativo pararepresentacao de fraturas em outras amostras
sintéticas.

(5) O sistema desenvolvido para os ensaios de acidificacdo de matriz utilizando a célula de
injecdo mostra-se como umaalternativa paraavaliacéo datécnicaem laboratorio, especialmente
quando é desgjavel a manuntecdo da pressdo de injecdo e variagdo dataxa de injegdo (vazéo de
injecdo) durante a estimulacdo &cida; ajustes na sua capacidade de pressdo de injecdo sdo
desgjaveis para 0 aumento do escoamento de fluido nas rochas, reproduzindo condicbes de
ensaio diferentes dos utilizados nesta pesquisa.

(6) O é&cido acético (&cido organico fraco) injetado em solugdo com agua destilada dissolvido a
uma concentracdo de 10% contribuiu para a dissolucéo quimica da rocha carbonética sintética,
mostrando ter uma agao retardada devido a sua baixa taxa de dissociacdo de H* e formagéo de
CO- como produto da reacdo (que impede a total dissolucdo da rocha), sendo necessario um
tempo de 108 h para que o canal principal de dissolugdo percolasse todo o comprimento da
amostra até atingir sua base, tendo como vantagem a formacéo de ramificacbes mais intensas
gue contribuiram para uma maior quantidade de massa dissolvida advinda de um maior tempo
de contato necessério entre acido e rocha para a dissolucéo ocorrer.

(7) A baixa pressdo de injecdo associada aos reduzidos val ores de porosidade (especialmente o
volume de poros interconectados) e permeabilidade requereram um volume poroso injetado
(VPI) acimado volume ideal, contribuindo para a formagdo de wormholes do tipo ramificado
(em 36 h de acidificacdo), ramificado e uniforme (em 72 h de acidificagéo), e uniforme apos
108 h de ensaio, ndo sendo possivel averificacdo do wormhole do tipo dominante; ainda assim,

a utilizacdo de solucbes com acidos organicos fracos, devido a dissolucéo retardada do acido
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pela baixa dissociagéo de H* (evidenciada pelareducdo lenta de pH durante os testes), aumenta
0 tempo de contato com a matriz rochosa, contribuindo para o aumento da quantidade de massa
dissolvida e requerendo uma taxa de injecéo inferior aquela necessaria ao se injetar acidos
fortes; baixa corrosividade e aplicabilidade em atividades envolvendo altas temperaturas séo
outras vantagens a serem destacadas ao escolher o &cido acético natécnica de acidificagdo.

(8) Mudancas nas propriedades petrofisicas de porosidade e permeabilidade foram evidentes
apos a acidificacdo, apresentando o aumento desses valores com a evolugdo temporal; o
aumento do tempo de contato estabel ecido entre o fluido injetado e a matriz rochosa provocou
0 aumento do volume de poros, aém disso, observou-se uma transicao entre poros isolados e
interconectados, diminuindo-se os primeiros e aumentando-se os Ultimos a medida em que o
tempo de ensaio aumentava, refletindo-se na permeabilidade das amostras. Foi possivel
destacar também o aumento da porosi dade especial mente nas regides onde as fraturas estavam
presentes. Destaca-se ainda a transicdo entre o aumento de macroporos e diminuicdo de
microporos, relacionado ao aumento do didmetro dos poros.

(9) Alteragbes das andlises de fluorescéncia de Raios-X e Difracdo de Raios-X apos a
acidificacéo revelam a dissolucéo da matriz carbonatica micritica com o aumento do tempo de
ensaio, sendo evidenciada pela reducdo quantitativa de célcio (CaO) nas proporcoes
apresentadas pelo FRX e nareducgdo gradativa do pico caracteristico do carbonato de célcio nos
testes de DRX.

(10) As fraturas, representadas pelas tiras de geotéxtil ndo-tecido posicionadas em regides
especificas e perpendiculares a direcdo de injecdo, influenciaram na formacdo dos canais de
dissolucdo da rocha (atribuindo-se as suas condic¢des de permissividade e transmissividade),
especia mente observado ap6s 36 e 72 h de ensaio, com intensificagéo da dissolucdo nas regibes
das fraturas e desvio do fluido na diregdo perpendicular, espalhando as ramificacOes
provenientes da formac&o dos wormholes ao longo de seu comprimento e largura; notou-se
ainda suainfluéncia no desvio do volume do fluido apés 72 h, quando a solucéo acida aplicada
apresentava-se presente em todas as fraturas, concentando parte do volume poroso injetado
especialmente na fratura 1 e 2, apresentando pequena reducéo do VPI se comparado com as
amostras homogéneas para 0 mesmo tempo de ensaio, ja que este valor é medido somente apos
o fluido atravessar toda a rocha.

(11) O aumento do tempo de contato fluido-rocha influenciou no Médulo de Elasticidade e
Cosficiente de Poisson, reduzindo sua rigidez e resisténcia de pico (resisténcia maxima) das
rochas carbonaticas sintéticas, além de sua influéncia no comportamento tensdo-deformagéo,

observando-se a transicdo de comportamento fragil para ductil com a evolucéo temporal.
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Quanto a sua classificagdo considerando os valores de UCS, esta passou de moderadamente
dura a dura para branda (apds 36 h de acidificacdo) e de branda a muito branda apés 72 e 108
h de ensaio; a dissolucéo advinda da técnica de estimulagdo, associada ao aumento do volume
de solucéo écida injetada representada pelo VPI e consequentemente aumento de porosidade
das amostras provocada pela dissolucéo quimica das ligagOes diagenéticas, ocorrem em maior
propor¢cdo a medida em que ha o aumento deste tempo de contato, aumentando-se o risco de
colapso do reservatério ao aplicar a técnica de acidificacdo de matriz; recomenda-se
verificacOes adicionais da estabilidade mecanicado reservatorio antes do tratamento acido para
avaliagbes desses efeitos, a fim de evitar resultados ndo desgjaveis com a aplicacdo da
estimulagdo em campo.

(12) Observou-se poucainfluéncia da presenca das fraturas nas propri edades geomecanicas das
rochas pré-acidificacdo, sendo atribuido ao fato de suas dimensdes (incluindo comprimento,
largura e espessura) serem reduzidas e por estarem posi cionadas em regides (internaaestrutura)
em gue estas ndo influenciam de forma expressiva a resisténcia mecanica da rocha produzida.
No cenério pés-acidificacdo, as amostras com fraturas apresentam val ores de resisténcia pouco
superiores para 0s tempos de ensaio iniciais de 36 h e 72 h, comparando-as com as amostras
homogéneas, atribuindo-se ao espalhamento da frente de dissolucéo causado pelo desvio de
parcela do volume injetado para a direcéo transversal da rocha provocado pelos geotéxteis,
comprometendo menos a integridade da rocha ao ser submetida a uma tensdo axial; para o
tempo de 108 h, a frente de dissolucéo ja atingiu quase todo ou todo o comprimento das
amostras, passando a ndo ser mais observada a influéncia das fraturas pelo elevado grau de
dissolucéo apresentado. Ensaios complementares seriam necessarios para corroborar tal
comportamento.

7.2 SUGESTOES PARA PESQUISAS FUTURAS

Como sugestdes para pesquisas futuras, tem-se:

e Testar novas proporgdes de materiais entre o po de calcario e a resina epoxi para a
fabricacdo de rochas carbonéticas sintéticas e avaliar suas mudancas nas propriedades
petrofisicas e geomecanicas;

o Utilizar diferentes gramaturas (espessuras) de geotéxteis como forma de representar
sistemas de fraturas com diferentes aberturas;

e Avadiar diferentes formatos, dimensdes e posi¢les das tiras de geotéxtil (fraturas) e

avaiar suainfluéncia na propagacdo dos canais de dissoluc&o (wormholes);
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e Ensaiar as amostras desenvolvidas utilizando “coreflooding” para determinagdo de
PVBT e taxa de injecdo Otima aplicando-se taxas de injecao superiores as utilizadas neste
trabal ho;

e Ajustar a capacidade do sistema de acidificacdo de matriz desenvolvido para aplicacéo
de injegdes de fluido a pressdes superiores;

e Avdiar os efeitos da temperatura no tempo e nos padrdes de dissolucéo formados
utilizando &cido acético;

e Avadliar aacidificagdo de matriz na rocha desenvolvida utilizando écidos fortes (&cido
cloridrico) em diferentes concentracoes,

¢ Redlizar ensaio de compressdo diametral (ensaio de tragao) e triaxial para as amostras
acidificadas;

e Empregar as amostras em outras aplicagdes rel acionadas as rochas-reservatorios, como
em testes de dano aformacéo e de efeito ciclicos de injecdo de fluidos;

e Analisar numericamente os mecanismos de dissolucéo observados pelo &cido acético,
considerando a degradacdo quimica e mecanica provocada pela acidificacdo, como também
investigar os padrdes de wormholes formados por esse &cido para diferentes condices de
ensaio (taxa de injegdo, temperatura, propriedades petrofisicas e geomecanicas) para a rocha
carbonética sintética desenvolvida
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