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RESUMO 

 

Uma das técnicas de estimulação de poços de petróleo é a injeção de fluido ácido a uma 

pressão inferior à pressão de fraturamento das rochas, chamada acidificação de matriz, que 

promove sua dissolução pela formação de canais de alta permeabilidade, os wormholes, 

afetando a injetividade do poço, mas que pode comprometer a resistência e estabilidade da 

rocha no seu entorno, além de ter sua eficiência afetada pelas heterogeneidades, como as 

fraturas. Consistindo em um problema de interação rocha-fluido, o presente trabalho tem por 

objetivo avaliar os efeitos da dissolução química nas propriedades petrofísicas e geomecânicas 

pela acidificação de matriz, em rochas carbonáticas sintéticas com e sem a presença de fraturas. 

Empregou-se uma metodologia de confecção das amostras utilizando 90% de pó calcário e 10% 

de resina epóxi (definidas após dosagem), consolidadas por compactação e posterior tratamento 

térmico. Para representação das fraturas, utilizou-se tiras de geotêxtil não-tecido inseridos 

durante a construção da rocha, posicionadas em regiões específicas e perpendiculares à direção 

de injeção do fluido, para verificação de sua influência no processo dissolutivo. Desenvolveu-

se um sistema utilizando uma célula de dissolução química para a realização dos testes de 

acidificação, cujo fluido reativo utilizado consistiu numa solução de 10% de ácido acético em 

água destilada, aplicado a uma pressão constante, a fim de observar os efeitos de um ácido 

orgânico fraco para tempos de ensaios de 36, 72 e 108 horas. Ensaios químicos (FRX e DRX), 

petrofísicos (porosidade e permeabilidade), petrográficos, geomecânicos (resistência à 

compressão simples, diametral e triaxial) e análises por imagem utilizando microtomografia 

computadorizada de Raios-X foram realizados para a caracterização das rochas e verificação 

dos efeitos da acidificação. Observou-se alterações nas propriedades das amostras com o 

aumento do tempo de contato rocha-fluido, destacando-se o aumento da porosidade e 

permeabilidade provocado pelo maior volume de vazios e maior interconectividade entre os 

poros causado pela dissolução de minerais. Analisando a formação dos wormholes, notou-se 

padrões do tipo ramificado e uniforme, estando associados à ação retardada da dissociação do 

ácido acético, às propriedades petrofísicas iniciais da rocha e à baixa taxa de injeção aplicada; 

as fraturas influenciaram nestes canais, com intensificação da dissolução nas regiões em que 

estas estavam inseridas, aumentando as ramificações presentes aos longo de sua estrutura, 

desviando o fluido para a direção perpendicular à direção de injeção, especialmente observado 

após 72 horas, destacando-se o uso do geossintético como material representativo de fraturas 

em amostras sintéticas. Houve também a redução de resistência mecânica (UCS) com a 

acidificação, que passou de 41,32 a 50,80 MPa (moderadamente dura a dura) para até 4,12 MPa 



 
 

(muito branda) após 108 horas de ensaio, com transição do comportamento tensão-deformação 

de frágil para dúctil, além da redução de sua rigidez. A metodologia de fabricação das rochas 

carbonáticas sintéticas e o desenvolvimento do sistema utilizando a célula de dissolução 

química para realização dos testes de acidificação contribuiram para evidenciar os efeitos da 

dissolução de minerais nas propriedades de rochas carbonáticas após acidificação. 

 

Palavras-chave: acidificação de matriz; ácido acético; dissolução química; fraturas; 

geotêxtil; rocha carbonática 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 

promotes their dissolution by forming high-permeability channels, the wormholes, affecting the 

injectivity of the well, 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 methodology 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 a weak 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 

minerals. An analysis of the formation of wormholes showed branched and uniform patterns, 

associated with the delayed action of acetic acid dissociation, the initial 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 along their structure, diverting the fluid in a direction perpendicular to the injection 

direction, especially 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 a reduction 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 mineral dissolution on the properties of carbonate rocks after 

acidification. 

 

Keywords: matrix acidizing, acetic acid, chemical dissolution, fractures, geotextile, 

synthetic carbonate rock. 
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1 INTRODUÇÃO 

 

O capítulo 1 apresenta as considerações iniciais sobre a temática da pesquisa, seguido 

da justificativa que releva a importância dos temas abordados e os objetivos geral e específicos 

a serem alcançados com a realização da pesquisa. Por fim, apresenta-se a estrutura geral do 

texto. 

 

1.1 CONSIDERAÇÕES INICIAIS 

 

 A indústria de petróleo engloba uma longa cadeia de atividades, e movimenta grande 

parte de seus recursos para a exploração e produção de óleo e gás natural, de modo a garantir e 

atender à crescente demanda energética mundial. Diante deste cenário, torna-se necessário a 

utilização de técnicas capazes de viabilizar a produção de hidrocarbonetos, com a exploração 

de novas áreas de produção, perfuração de novos poços, antecipando a produção ou aumentando 

a recuperação em campo. Apesar das diversas técnicas disponíveis, a engenharia de petróleo 

depara-se com a heterogeneidade das rochas-reservatório e o dano à formação, que dificultam 

a produção de hidrocarbonetos. 

As rochas-reservatório, como os carbonatos ou os arenitos, podem apresentar 

irregularidade no tamanho dos grãos e, associados aos processos de cimentação, recristalização 

e deposição química, podem ter sua porosidade reduzida, além da presença de fraturas, que 

podem configurar como barreiras ou caminhos preferenciais para o fluxo de fluidos; já os 

processos de dissolução química são 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 da influência das fraturas e dos processos de deposição química observados em 

reservatórios, o dano à formação influencia na produção dos poços, o que se relaciona com a 

redução de permeabilidade nas regiões próximas a estes, representando um problema 

operacional e econômico presente na extração de hidrocarbonetos devido à perfuração, 

estimulação, completação, manutenção da produção, abandono do poço (HURST, CLARK E 

BRAUER, 1967; LIMA, 2010), ou pela presença de pastas cimentícias, lama e argila em torno 

deste (AHMED, 2019). 

Para que os mecanismos de formação de dano e as heterogeneidades não interfiram na 

produção do poço, técnicas de estimulação são empregadas para aumentar sua produtividade 

ou injetividade; dentre elas, está a acidificação de matriz, cujo objetivo é remover o dano e 
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aumentar o escoamento de óleo e gás em regiões próximas aos poços (KREBS et al., 2015; 

KARIMI et al., 2018; ZHANG E FANG, 2020; ZHOU et al., 2020; Su et al., 2022), 

aumentando a produtividade em reservatórios de hidrocarbonetos (JAFARPOUR et al., 2019). 

A técnica consiste em injetar ácidos fortes (HCl, por exemplo) ou fracos (ácido acético) a uma 

pressão abaixo da pressão de fraturamento de formação das rochas, promovendo sua dissolução 

(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 reservatório até o poço 

produtor (JAFARPOUR et al., 2021). 

Apesar da eficiência da acidificação de matriz na remoção de dano, a dissolução dos 

minerais da rocha provocada pela estimulação pode aumentar os riscos do colapso do poço, 

sendo necessário, segundo Parandeh et al. (2023), avaliar a estabilidade mecânica do 

reservatório antes do tratamento ácido, através de testes para avaliar sua resistência, a fim de 

evitar resultados indesejáveis. Além disso, as fraturas, estando elas isoladas ou conectadas, 

agravam a complexidade da geometria dos reservatórios, cuja orientação em relação à injeção 

do ácido poderá alterar o fluxo injetado, e a eficiência da acidificação pode ser grandemente 

influenciada (HUD, 2017; WU et al., 2022). 

Embora o interesse nas propriedades mecânicas e petrofísicas de arenitos e carbonatos, 

bem como no comportamento das rochas devido à interação entre rochas e fluidos, tais análises 

demandam elevada amostragem de rochas. A obtenção de amostras naturais é, em geral, 

limitada, tornando-se um inconveniente para ensaios laboratoriais que requerem um número 

significativo de amostras para representar um determinado problema e principalmente para 

ensaios geomecânicos destrutivos (ISHUTOV et al., 2018; KONG et al., 2019).  

Além disso, devido ao complexo sistema poroso e às suas heterogeneidades, os 

reservatórios carbonáticos (KARGARPOUR, 2020) provocam o surgimento de incertezas 

experimentais, dificultando a obtenção de resultados comparáveis e reprodutíveis 

(ALMETWALLY E JABBARI, 2020; de CASTRO DANTAS et al., 2020; FU et al., 2020; 

GELL et al., 2019). O custo relacionado à amostragem torna difícil a obtenção de um número 

suficiente de amostras para quantificação desses sistemas e, com isso, o desenvolvimento de 

rochas sintéticas em laboratório torna-se uma alternativa, representando características 

análogas das rochas naturais, permitindo, assim, estes estudos. 

A combinação de materiais análogos e agentes cimentantes/aglomerantes são 

usualmente estudados para a representação de matrizes rochosas. Dentre eles, destacam-se a 
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utilização de areia (TILLOTSON et al., 2012; GUO et al., 2016; DING et al., 2017; YU et al., 

2020) e pó de rochas (WANG et al., 2015; WANG et al., 2017(b)) como materiais sólidos 

análogos; Cimento Portland (SANTOS et al., 2017; FEDRIZZI et al., 2018; SHAKIBA et al., 

2020; GALINDO et al., 2021) e resina epóxi (WANG et al., 2015; GUO et al., 2016; WANG 

et al., 2017(a); MOHAMMED E SCHMMIT, 2020; YU et al., 2020) são citados como 

materiais cimentantes. A tecnologia em impressão 3D também vem sendo utilizada na 

reprodução de rochas sintéticas, estando limitada à resolução da impressora e à disponibilidade 

de materiais que reproduzam a mineralogia das rochas. 

Outro desafio que o desenvolvimento de rochas sintéticas se depara é a escolha de 

materiais que representem, de forma satisfatória, as descontinuidades dos reservatórios (vuggs 

e fraturas), pois a estrutura escolhida deve configurar como barreiras ou caminhos preferenciais 

para a percolação de fluidos nessas estruturas. Folhas de alumínio (TILLOTSON et al., 2012; 

AMALOKWU et al., 2014; Wang et al. (2017) (b)) e tiras de isopor (WANG et al., 2015; 

SANTOS et al., 2017) são os mais comuns para a representação de fraturas em rochas sintéticas. 

Os geossintéticos, que, segundo Palmeira (2018), são produzidos por materiais 

poliméricos naturais ou sintéticas com aplicações na engenharia civil, foram escolhidos, neste 

trabalho, de forma inovadora, para a representação de fraturas em rochas carbonáticas 

sintéticas, apresentando o geotêxtil não-tecido características favoráveis a esta aplicação, cujas 

propriedades de permissividade (permeabilidade normal ao plano) e transmissividade 

(permeabilidade longitudinal ao plano) associadas à sua estrutura com elevado volume de 

vazios, podem representar canais de alta porosidade e alta permeabilidade, influenciando no 

escoamento de fluidos como observado em fraturas naturais. 

Desta maneira, a presente pesquisa compreende uma abordagem experimental acerca 

da técnica de acidificação de matriz em reservatórios de petróleo através de ensaios realizados 

em um sistema de injeção de fluido ácido composto por uma célula de dissolução, reservatório 

e controles da pressão de confinamento e injeção. As amostras utilizadas foram rochas 

carbonáticas sintéticas homogêneas e com fraturas representadas por geotêxtil, avaliando os 

processos dissolutivos provenientes da injeção de uma solução ácida composta por ácido 

acético e água destilada, analisando as alterações petrofísicas, químicas, mineralógicas e 

geomecânicas provocadas pelo escoamento do fluido reativo, de modo a descrever os 

mecanismos da interação rocha-fluido que ocorrem em rochas-reservatório. 
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1.2 JUSTIFICATIVA 

 

 Atender a demanda energética mundial é um grande desafio na atualidade, devido à 

escassez e dificuldade de extração de recursos naturais em quantidades suficientes para a 

crescente população. Como principal fonte energética, os hidrocarbonetos (petróleo e gás 

natural) são explorados em novos poços localizados em áreas antes não exploradas, o que 

representa altos investimentos econômicos, utilizando-se as técnicas de estimulação 

(fraturamento e acidificação) para contornar os processos de dano à formação e as 

heterogeneidades das rochas-reservatório. 

Se tratando da utilização da acidificação da matriz para aumento da produtividade de 

poços, questiona-se, muitas vezes, a interação que ocorre entre os componentes presentes na 

composição das rochas-reservatório, dos fluidos presentes nos seus poros e das 

heterogeneidades presentes em sua estrutura com as soluções ácidas injetadas durante a 

aplicação da técnica, sendo necessário o estudo acerca da dissolução química que ocorre diante 

das alterações induzidas pela presença do fluido reativo.  

Quanto às heterogeneidades, em especial as fraturas, estas podem influenciar na 

eficiência da acidificação, uma vez que, atributos como intensidade, padrões topológicos, 

abertura, rugosidade e grau de interconexão podem afetar o escoamento (ALVAREZ et al., 

2021) e assim o tempo e o volume de solução necessária para os wormholes atingirem a 

profundidade desejada. 

Alterações nas propriedades geomecânicas envolvendo redução de resistência e rigidez 

configuram os principais problemas da aplicação da acidificação em reservatórios, sendo 

necessário cada vez mais estudos que abordem a ação do ataque ácido no comprometimento 

destas propriedades, verificando sua estabilidade frente à injeção para impedir eventos 

relacionados ao colapso de poros. 

 Para o entendimento da interação rocha-fluido é necessário a coleta de testemunhos 

naturais de rochas-reservatório; entretanto, tal prática possui alto custo na extração, além de 

deparar-se com as heterogeneidades que a constituem, dificultando o entendimento e 

necessitando uma amostragem muito maior que a praticada de costume, aumentando ainda mais 

os custos de extração.  

 Embora apresentem algumas adversidades, principalmente na escolha correta dos 

materiais que formarão a matriz e suas heterogeneidades, além da seleção de metodologias 

empregadas na produção para representar suas características (em especial, a porosidade e 

permeabilidade), a fabricação de rochas sintéticas é uma alternativa satisfatória para a 
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representação das rochas naturais, sendo submetidas a processos químicos e mecânicos para a 

reprodução de técnicas empregadas em campo dentro dos processos de exploração e produção 

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

 

1.3 OBJETIVOS 

  

São apresentados os objetivos, geral e específicos deste trabalho. 

 

1.3.1 Objetivo geral 

 

Avaliar a interação rocha-fluido em termos das alterações das propriedades físico-

químico-mecânicas ocorridas durante a acidificação de matriz em reservatórios de petróleo, 

utilizando rochas carbonáticas sintéticas homogêneas e com fraturas fabricadas em escala 

plugue, análogas às rochas-reservatório e suas heterogeneidades. 

 

1.3.2 Objetivos específicos 

 

Podem ser relacionados, como objetivos específicos: 

 Produzir, em escala plugue, rocha carbonática sintética que apresente semelhanças em 

sua estrutura e em suas propriedades geomecânicas, petrofísicas e mineralógicas de 

forma análoga a uma rocha carbonática natural com o fim de adoção como um material 

alternativo análogo para estudo de reservatórios; 

 Desenvolver um sistema de injeção de fluido ácido para testes de acidificação de matriz 

em laboratório, adaptando uma célula de dissolução química como alternativa de uso 

aos equipamentos já utilizados na literatura; 

 Avaliar o comportamento do geotêxtil não-tecido como material representativo de um 

elemento de alta permeabilidade (fraturas) em rochas carbonáticas sintéticas, e sua 

influência nos processos de dissolução química;  

 Avaliar experimentalmente a aplicação do ácido acético (ácido orgânico fraco) no 

processo de acidificação de matriz e sua contribuição no processo de formação de canais 

de dissolução (wormholes) para diferentes períodos de aplicação (tempo de contato) do 

fluido reativo; 
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 Avaliar e comparar as mudanças das propriedades petrofísicas, químicas e 

mineralógicas advindas da injeção ácida com a evolução temporal dos ensaios nas 

amostras, antes e após ensaios de dissolução; 

 Verificar os efeitos da acidificação nas propriedades geomecânicas em termos de 

mudanças na resistência e rigidez das rochas carbonáticas sintéticas homogêneas e com 

fraturas, antes e após ensaios de dissolução. 

 

1.4 ESTRUTURA DA TESE 

 

 A presente tese está subdividida em sete capítulos, cujo conteúdo é descrito a seguir: 

 

Capítulo 1 - INTRODUÇÃO: são apresentadas as considerações iniciais sobre a temática 

abordada, justificativa e importância do tema estudado, objetivos geral e específicos e estrutura 

da tese. 

 

Capítulo 2 - REVISÃO DA LITERATURA: apresenta a revisão da literatura acerca dos temas 

abordados nesta tese, incluindo conceitos iniciais sobre reservatórios de petróleo, seus tipos e 

propriedades; técnicas de estimulação de poços, com destaque para a acidificação de matriz, 

incluindo seus efeitos nas propriedades geomecânicas e influência das fraturas nos padrões de 

dissolução; fabricação de rochas sintéticas para reprodução de rochas-reservatórios e; tipos, 

funções e propriedades dos geossintéticos, material que integra a produção de rochas sintéticas 

desenvolvidas neste trabalho a fim de representar fraturas em meios porosos artificiais. 

 

CAPÍTULO 3 - DOSAGEM, PRODUÇÃO E CARACTERIZAÇÃO DE ROCHAS 

CARBONÁTICAS SINTÉTICAS: traz o procedimento experimental do desenvolvimento e 

caracterização das rochas carbonáticas sintéticas desenvolvidas neste trabalho. 

 

Capítulo 4 - ACIDIFICAÇÃO DE MATRIZ - PROCEDIMENTO EXPERIMENTAL, 

RESULTADOS E ANÁLISES: apresenta o desenvolvimento do sistema utilizado para 

simulação da acidificação de matriz em laboratório, com análises acerca dos efeitos da 

estimulação ácida nas rochas produzidas em termos petrofísicos, químicos e mineralógicos. 

 

Capítulo 5 - AVALIAÇÃO DOS EFEITOS DA ACIDIFICAÇÃO DE MATRIZ VIA 

ANÁLISES POR IMAGENS DE MICROTOMOGRAFIA COMPUTADORIZADA DE 
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RAIOS-X: avalia os efeitos da acidificação de matriz por meio de análises em imagens obtidas 

por escaneamentos tomográficos de Raios-X, com destaque para as mudanças de porosidade 

em termos de distribuição de tamanho e tipos de poros, assim como os padrões de dissolução 

gerados pelo ataque ácido na rocha carbonática sintética, com destaque para a avaliação da 

influência das fraturas no processo dissolutivo.  

 

CAPÍTULO 6 - EFEITOS DA ACIDIFICAÇÃO DE MATRIZ NAS PROPRIEDADES 

GEOMECÂNICAS DAS ROCHAS CARBONÁTICAS SINTÉTICAS: descreve, através de 

comparações entre as propriedades geomecânicas pré e pós-acidificação, os efeitos da 

dissolução química no comportamento mecânico das rochas produzidas; análises 

complementares acerca de correlações entre geomecânica e petrofísica também são 

estabelecidas. 

 

Capítulo 7 - CONCLUSÕES E SUGESTÕES PARA PESQUISAS FUTURAS: São 

apresentadas as principais conclusões obtidas através do desenvolvimento das metodologias e 

das análises dos resultados, bem como sugestões para pesquisas futuras que visam 

complementar os estudos desenvolvidos neste trabalho. 

 

Ao final, são apresentadas a lista de referências bibliográficas utilizadas e apêndice 

contendo materiais complementares à tese.
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2 REVISÃO DA LITERATURA 

 

Este capítulo reúne o embasamento teórico para a realização da pesquisa sobre 

acidificação de matriz em reservatórios de petróleo, utilizando rochas carbonáticas sintéticas 

para análises dos mecanismos de interação rocha-fluido existentes nestes processos. Para isso, 

destacam-se informações relacionadas aos reservatórios de petróleo, seus tipos, suas 

propriedades e os processos de estimulação de poços. O capítulo contempla ainda a produção 

de rochas sintéticas e a importância do uso dos geossintéticos para o presente trabalho. 

 

2.1 RESERVATÓRIOS DE PETRÓLEO: TIPOS E PROPRIEDADES 

 

 A acumulação de petróleo ocorre principalmente em reservatórios de rochas 

sedimentares que podem apresentar condições favoráveis, com porosidade suficiente para o 

armazenamento de hidrocarbonetos, destacando-se como principais tipos de rocha-reservatório 

os arenitos e as rochas carbonáticas. 

Os arenitos compreendem o tipo mais comum de rocha-reservatório, que tem sua origem 

controlada pelos processos os quais a areia foi depositada. Se constituem de grãos de areia 

provenientes da erosão de arenitos mais velhos, e são normalmente compostos por minerais 

estáveis (por exemplo, quartzo, feldspato e fragmentos de rocha), minerais acessórios e poros 

saturados com fluidos. A quantidade de volume de poros e a natureza das interconexões entre 

poros podem estar relacionadas aos processos primários sob os quais o arenito se depositou, ou 

podem estar relacionadas a mudanças secundárias (diagênese) que são pós-deposicionais 

(WEIMER E TILLMAN, 1982).  

A porosidade inicial dos arenitos depende do grau de seleção dos grãos de areia. Se estes 

grãos forem predominantemente arredondados e de mesmo tamanho, este tipo de rocha 

apresenta porosidade entre 35% e 40%; entretanto, a irregularidade do tamanho dos grãos de 

modo que os grãos menores preenchem os espaços vazios entre os grãos maiores da estrutura, 

associados aos processos de cimentação que ocorrem entre as partículas, reduzem a porosidade 

para valores entre 10% e 20%. Outros fatores como presença de argilas, siltes ou placas de mica 

resultante da não seleção sedimentar durante sua deposição diminuem tal porosidade. 

A Figura 1 apresenta um esquema de uma amostra de arenito, em que se observa espaços 

vazios (poros) entre suas partículas sólidas (grãos). Esses espaços vazios podem, ainda, serem 

maiores que a maior dimensão desses grãos, formando cavidades geradas por processos de 

dissolução do material. 
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Figura 1 - Estrutura de um arenito, em destaque a sua parte sólida e seus espaços vazios. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

Já as rochas carbonáticas são compostas principalmente por calcita, (CaCO3), dolomita 

(CaMg(CO3)2) e aragonita (CaCO3), podendo ainda conter minerais secundários (anidrita, 

gipsita, quartzo, siderita, pirita e argilominerais), óxidos e sulfatos (ARH, 2008).  

Os reservatórios carbonáticos, Segundo Lucia (2007), compreendem os calcários e as 

dolomitas, além das rochas intermediárias entre elas, apresentando, de forma geral, porosidade 

cujos valores variam entre 1% e 35%. Observa-se, neste tipo de rocha, que a porosidade é quase 

sempre secundária, originada de processos de dissolução, dolomitização e fraturamento; destes, 

a dissolução é o mais importante, com cavidades variando entre poros e cavernas. 

Os reservatórios de rochas carbonáticas são importantes do ponto de vista econômico, 

pois contribuem com aproximadamente 70% dos recursos de óleo e gás mundiais, e cerca de 

50% do petróleo recuperável global. Cerca de 96,8% da produção de hidrocarbonetos que são 

advindos de rochas carbonáticas partem das regiões do Oriente Médio, América do Norte e Ásia 

Central; a China se destaca na produção em carbonatos, produzindo, em 2015, 340 x 108 

toneladas de óleo e 24,3 x 1012 m³ de gás, 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 carbonáticas como sendo a 

matriz, o cimento e os grãos. Sua matriz (micrita) é composta por cristais de calcita com 

dimensões inferiores a 4 µm como material primário; o cimento ou esparita, é um agregado 

formado principalmente por calcita magnesiana, aragonita, calcita de baixo teor de magnésio 

ou dolomita, com dimensões de seus cristais superiores a 4 µm, que se precipitam entre os 

espaços vazios dos grãos dos sedimentos carbonáticos; os grãos podem ser do tipo oncolitos, 

esferulitos, peloides, intraclastos e bioclastos (oriundos de fragmentos de minerais, acreção 

físico-química ou organo-sedimentar e fósseis de estruturas calcárias).    
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Estudos em reservatórios no Brasil intensificaram-se após a descoberta de depósitos de 

petróleo do Pré-Sal (conjunto de rochas sedimentares formadas há milhões de anos no espaço 

geográfico criado pela separação dos continentes Americano e Africano). Inicialmente, entre 

os dois continentes formaram-se, grandes depressões, que deram origem a grandes lagos. Ali 

foram depositadas, ao longo de milhões de anos, as rochas geradoras de petróleo do Pré-sal, as 

quais continham grandes volumes de matéria orgânica depositados (PETROBRAS, 2021). 

O Pré-sal, segundo Formigli, Pinto e Almeida (2009), armazenam petróleo de média a 

alta qualidade, e estão localizados numa área que se estende desde o estado do Espírito Santo 

até o estado de Santa Catarina (Figura 2), em profundidades de 5 a 7 km em relação ao nível do 

mar, podendo ter, em algum de seus trechos, espessura de até 2 km. 

 

Figura 2 - Localização da área Pré-sal. 

 
Fonte: PETROBRAS (2021). 

 

2.1.1 Propriedades macroscópicas das rochas-reservatório 

 

No estudo das rochas-reservatório, duas propriedades macroscópicas são de relevância para 

o entendimento da migração e acumulação de hidrocarbonetos: a porosidade e a 

permeabilidade. 

Para Arh (2008), a porosidade é uma propriedade que está relacionada com a capacidade 

de armazenamento de hidrocarbonetos, e pode ser definida como sendo a razão entre o volume 

de vazios (poros) e o volume total da rocha-reservatório, como mostra a Equação 1, em 

percentual: 
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Φ=  
𝑉𝑝

𝑉𝑡
 x 100 (1) 

 

Em que Φ é a porosidade, Vp é o volume de poros e Vt  é o volume total da rocha. 

 Segundo o mesmo autor, a rocha-reservatório é formada por um volume total (𝑉𝑡), 

constituído por seus grãos, sua matriz e o material de ligação (cimento), que juntos constituem 

o volume de materiais sólidos (𝑉𝑠), e um volume de espaços vazios existentes entre eles, 

chamado de volume poroso (𝑉𝑝), cuja soma desses volumes configura o volume total da rocha, 

como mostra a Equação 2: 

 

𝑉𝑡 =  𝑉𝑠 + 𝑉𝑝 (2) 

 

A porosidade depende do tamanho, da forma dos grãos e de seu arranjo na estrutura, 

além também do grau de cimentação da rocha, que pode influenciar na comunicação entre os 

poros do reservatório.  

À medida que os sedimentos se depositavam e as rochas se formavam durante passados 

tempos geológicos, alguns espaços vazios que se desenvolveram ficaram isolados os demais 

espaços vazios por cimentação excessiva. Assim, muitos dos espaços vazios estão interligados 

enquanto alguns dos espaços porosos estão completamente isolados. Isto leva a dois tipos 

distintos de porosidade, a absoluta e a efetiva. 

A porosidade absoluta é definida como a razão entre o espaço total dos poros na rocha 

e a seu volume total; a porosidade efetiva é a porcentagem de espaço poroso interconectado em 

relação ao volume total, a qual é considerada em simulações de escoamento de fluido, pois 

representa o espaço poroso interconectado que contém os fluidos de hidrocarbonetos 

recuperáveis (AHMED, 2019). 

 A porosidade pode ser primária ou secundária. A primária é formada no momento da 

deposição do material sedimentar, enquanto a secundária é advinda de processos pós-

deposicionais, também conhecida como porosidade induzida, como fraturas e cavidades 

(DASGUPTA E MUKHERJEE, 2020). 

Processos como dissolução, substituição mineralógica e recristalização afetam a 

porosidade das rochas-reservatório, pois geram uma variedade de tipos e tamanhos de poros de 

distribuição irregular, influenciando o comportamento da rocha.  
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A forma mais utilizada na prática para determinar o escoamento de fluido em meios 

porosos é aplicando a equação formulada por Henry Darcy (DARCY, 1856), em que, quando 

adaptada ao estudo de fluidos viscosos, pode ser definida como “a vazão através de um meio 

poroso é proporcional à área aberta ao fluxo e ao diferencial de pressão, e inversamente 

proporcional ao comprimento e à viscosidade”. A permeabilidade, que está relacionada com a 

capacidade de se transferir fluidos por poros interconectados saturados, pode, então, ser 

expressa por meio da “Lei de Darcy”, estabelecida para fluxos lineares isotérmicos, laminares 

e permanentes de fluidos incompressíveis homogêneos e de viscosidade invariável com a 

pressão, dentro de um meio poroso homogêneo, que não reage com o fluido, de acordo com a 

Equação 3: 

 

𝑘 = −
𝑄. 𝜇. 𝐿

𝐴. ∆𝑃
 

(3) 

 

em que: 

k (Darcy) = permeabilidade do meio viscoso; 

Q (cm³/s) = vazão do fluido; 

A (cm²) = área da seção transversal; 

µ  (cp) = viscosidade do fluido; 

∆P (atm) = diferencial de pressão e; 

L (cm) = comprimento do meio poroso. 

    

Em reservatórios carbonáticos, a permeabilidade é uma grandeza tensorial. Tal 

propriedade é expressa em unidades de Darcy, tendo seus valores variando entre 0,01 mD 

(miliDarcy) e superior a 1 Darcy, sendo uma permeabilidade de 0,1 mD a mínima necessária 

para a produção de petróleo; contudo, tais valores dependem do tamanho, volume e orientação 

da amostra analisada, uma vez que, quando pequenos, os plugues não são capazes de captar a 

presença de vugs e fraturas, o que aumentam consideravelmente os valores de permeabilidade 

do meio (LUCIA, 2007). 

Tiab e Donaldson (2004) diferenciam três conceitos de permeabilidade: a absoluta, 

quando o fluxo de um fluido atravessa 100% do espaço poroso; a efetiva, quando se determina 

a permeabilidade do fluido avaliado na presença de outro fluido, não miscível, no meio poroso 

e a relativa, definida como sendo a razão entre a permeabilidade efetiva e a permeabilidade 

absoluta do meio. 
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Schön (2014) mostra que, em sedimentos clásticos, o tamanho dos grãos controla o 

tamanho dos poros, uma vez que a permeabilidade cresce com o aumento de tamanho e 

interconectividade dos grãos; em rochas carbonáticas e magmáticas, a permeabilidade aumenta 

intensamente, como resultado das fraturas (se conectadas) ou vuggs serem caminhos 

preferenciais para o escoamento de fluidos (Figura 3). 

 
Figura 3 - Valores de Permeabilidade para diferentes rochas. 

 
Fonte: Adaptado de Schön (2014). 

 

2.1.2 Contribuição das fraturas à porosidade e permeabilidade de reservatórios 

 

Segundo Bonnet et al. (2001), as fraturas são descontinuidades observadas em rochas 

que se desenvolvem em resposta a um estado de tensões que viola a resistência do material, 

causando-lhes deformações permanentes. Rupturas por cisalhamento e por tração 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 não foram deformadas e não estão preenchidas por minerais precipitados; (2) 

fraturas deformadas, produzidas por confinamento a zonas dúcteis ou alteradas por tensões de 

confinamento; (3) fraturas preenchidas por minerais (veios), sendo elas preenchidas total ou 

parcialmente por precipitados diagenéticos após fraturamento e (4) vuggs (fratura vugular), que 

configuram alargamentos no interior e ao longo de fraturas onde fluidos dissolveram e/ou 

removeram a matriz rochosa. 

Os reservatórios carbonáticos são sistemas de dupla porosidade, em que o sistema de 

fraturas é o principal responsável pelo escoamento devido à maior permeabilidade, enquanto 

que a matriz mostra-se como espaço de armazenamento (Figura 4). O fluido presente na matriz 

rochosa, em uma velocidade diferente do escoamento nas fraturas, desloca-se para as fraturas 
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próximas (WANG, W et al., 2017). Tem-se a importância de se estudar tais reservatórios, pois 

mais de 50% do óleo e gás produzidos mundialmente tem sua origem desses reservatórios 

fraturados (HE, 2015). 

Figura 4 - Modelo de dupla porosidade de reservatórios. 

 
Fonte: Adaptado de Wang, W et al. (2017). 

 

A classificação de reservatórios fraturados, segundo Nelson (2001), pode ser distinguida 

pela relação da porosidade versus permeabilidade e a contribuição de cada meio ao escoamento 

e aos tipos de reservatórios naturalmente fraturados em (Figura 5): 

 Tipo 1:  matriz impermeável, em que as fraturas garantem a porosidade e a 

permeabilidade do reservatório; 

 Tipo 2: a matriz contribui para mais de 50% da porosidade e armazenagem do 

reservatório, mas não contribui de forma significativa com a permeabilidade e 

produtividade do mesmo; 

 Tipo 3: o reservatório já apresenta produção, em que sua matriz é porosa e permeável, 

tendo sua produtividade aumentada com a presença de fraturas; 

 Tipo 4: o reservatório apresenta fraturas; entretanto; a presença dessas 

descontinuidades funciona como barreiras ao meio, impactando negativamente o 

escoamento de fluidos. 

 

MATRIZ FRATURA VUGS 
MATRIZ FRATURAS 
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Figura 5 - Relação da porosidade versus permeabilidade e a contribuição de cada meio ao escoamento de fluido e 
aos tipos de reservatórios naturalmente fraturados. 

 
Fonte: Adaptado de Nelson (2001). 

 

2.2 DANO À FORMAÇÃO EM RESERVATÓRIOS DE PETRÓLEO 

 

Diante da crescente demanda energética mundial, torna-se cada vez mais frequente a 

busca por atender o consumo de petróleo, e com isso, a engenharia de petróleo dispõe de 

técnicas capazes de viabilizar a produção de hidrocarbonetos, explorando novos campos de 

produção, antecipando a produção ou aumentando a recuperação em campo. 

Apesar da exploração de novas áreas e a perfuração de novos poços, o que apresenta um 

custo elevado, ou o uso de técnicas de estimulação de poços já perfurados, com custos mais 

reduzidos, serem alternativas para atender essa demanda energética ascendente, a exploração 

depara-se com a influência do dano à formação. Esse dano relaciona-se com a redução de 

permeabilidade nas regiões próximas ao poço, que configura um problema operacional e 

econômico presente em todas as etapas de extração de hidrocarbonetos, devido à perfuração, 

estimulação, completação, manutenção da produção, intervenções pesadas (workovers) e 

abandono do poço (HURST, CLARK E BRAUER, 1967; LIMA, 2010). Lama, pasta de 

cimento e partículas de argila são exemplos de materiais que podem entrar na formação durante 

as operações de exploração, reduzindo também a permeabilidade em torno do furo do poço 

(AHMED, 2019). 

O escoamento dos fluidos no meio poroso encontra condições adversas, como 

rugosidade, tortuosidade, paredes com grande área superficial e reatividade de alguns minerais, 

as quais tornam-se ideais para o aprisionamento físico desses fluidos, contribuindo para a 
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ocorrência de reações químicas rocha-fluido observados por Krueger (1986), Polli (2016), 

Oliveira (2016), Oliveira (2019), Galindo et al. (2021) e Hakala et al. (2021). Conhecer o 

mecanismo gerador de danos é essencial, sendo necessário o uso de técnicas capazes de 

diagnosticar tais condições adversas. Esses mecanismos dividem-se em três grupos: 

mecanismos físicos, mecanismos químicos e mecanismos biológicos. 

Ghofrani, Alaboudi e Sengupta (1992) destacam como mecanismos físicos àqueles que 

incluem o bloqueio dos poros pela invasão e a migração de sólidos finos, bloqueio por água, 

por gás ou por emulsões, além do estreitamento dos canais capilares devido à adsorção 

polimérica.  

Para Sharma, Yortsos e Handy (1985), a interação rocha-fluido é responsável pelos 

mecanismos químicos de dano à formação, devido à potencialidade reativa de algumas rochas, 

que podem atuar em reações químicas causando o inchamento de argilas presentes nessas 

estruturas, além da produção de precipitados como a caulinita.  

Para rochas carbonáticas, o mecanismo químico de precipitação carbonática tem 

destaque, apresentando-se complexo, sobretudo, quando ocorrem em ambientes petrolíferos, 

onde a presença de CO2 influencia diretamente nessas reações, uma vez que, em condições de 

altas pressões, o gás é solubilizado na água e no óleo. Nestes processos, a calcita (CaCO3) é o 

principal sal carbonático formado (BRANKLING, AYMAN E JENVEY, 2001; DAVIES E 

SCOTT, 2006; GHARBI, 2014), apresentando-se maior estabilidade sob as condições de 

operação oriundas dos campos de petróleo (ESEOSA E ATUBOKIKI, 2011). 

Davies e Scott (2006) apontam que, para um reservatório de petróleo, a combinação de 

H2O e CO2 com o Ca+ dissolvido na água favorecem a gênese de formação de calcita, seguindo 

a sequência: 

1. Dissolução de dióxido de carbono (CO2) em água (H2O), formando ácido carbônico 

(H2CO3); 

2. Dissociação do ácido carbônico (H2CO3) em carbonato (CO3
2-) e bicarbonato (HCO3

-), 

reduzindo o pH; 

3. Interação de íons carbonato (CO3
2-) com o cálcio (Ca2+), precipitando o carbonato de 

cálcio (CaCO3). 

Ao final, observa-se a equação geral (Equação 4) de formação de carbonato de cálcio, 

que se apresenta em equilíbrio químico dinâmico para reservatórios intactos, em que o início 

de sua produção associada à perfuração ainda não perturbou tal equilíbrio. 
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Ca2+
(aq) + 2HCO3

-
(aq) ↔ CaCO3(s) + H2O(l) + CO2(aq) (4) 

 

Como mecanismos biológicos, destaca-se o bloqueio de poros causado pela presença de 

colônias de bactérias aeróbicas e anaeróbicas já presentes ou que foram introduzidas no meio 

durante o processo de perfuração, além de produtos precipitados por elas, causando a redução 

de permeabilidade devido, também, à adsorção de polímeros, problemas com corrosão e 

produção de sulfeto de hidrogênio (H2S) (LOPES, 2012). 

A região em torno do poço que apresenta permeabilidade alterada devido aos fatores 

citados anteriormente é chamada de zona danificada, que está relacionada ao fator de película, 

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 centímetros a vários metros do poço e, quando são estimulados por 

acidificação ou fraturamento, podem experimentar o aumento da permeabilidade perto do furo 

de poço, apresentando valores diferentes em regiões onde não sofreu influência das técnicas de 

estimulação (AHMED, 2019). A Figura 6 ilustra o efeito “skin” próximo ao poço, em que “k” 

é a permeabilidade da formação que não sofreu influência da estimulação, “kskin” a 

permeabilidade da região danificada, (rskin - rw) o raio da região danificada e rw é o raio do poço. 

 

Figura 6 - Efeito “skin” em poços de petróleo. 

 
Fonte: Adaptado de Ahmed (2019). 

 

 Os fatores relacionados ao dano à formação podem produzir queda de pressão localizada 

(∆pskin) durante o fluxo, efeito resultante da alteração da permeabilidade nas proximidades do 

poço. Ahmed (2019) lista três situações relacionadas à pressão na região do poço: 

1) Δpskin > 0, indica uma queda de pressão adicional devido a danos no poço (kskin < k). 
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2) Δpskin < 0, indica uma queda de pressão menor que a prevista, isto é, há uma resistência ao 

escoamento menor na região ao redor do poço (kskin > k). 

3) Δpskin = 0, indica que não há mudanças na condição do poço (kskin = k). 

  Essas situações estão ilustradas no gráfico da Figura 7, que indica o perfil de saturação 

da zona de dano com diferentes comportamentos. 

 

Figura 7 - Perfil de saturação da zona de dano em diferentes comportamentos. 

 
Fonte: Adaptados de Ahmed (2019). 

 

2.3 TÉCNICAS DE ESTIMULAÇÃO DE POÇOS EM RESERVATÓRIOS DE PETRÓLEO 

 

Para que os mecanismos de formação de dano não interfiram de forma negativa na 

produção do poço, utilizam-se as técnicas de estimulação para estabelecer a comunicação entre 

o poço e a zona sem dano. Define-se estimulação como um conjunto de atividades realizadas 

em um poço de petróleo com o objetivo de aumentar sua produtividade ou injetividade, 

estabelecendo-se canais de escoamento do fluxo de fluidos entre o reservatório e o poço de alta 

condutividade ou aumentando sua permeabilidade natural. Três operações de estimulação 

podem ser mencionadas: o fraturamento hidráulico, a acidificação de matriz e o fraturamento 

ácido (FERNANDES, 2001).  

No fraturamento hidráulico, transmite-se um fluido de fraturamento por tração 

(geralmente água) contra a rocha reservatório com um elevado diferencial de pressão, até a sua 

ruptura, produzindo fraturas as quais são iniciadas no poço e se propagam pela formação 

rochosa. Ao longo do processo, um volume de fluido, que propaga a fratura é bombeado acima 

da pressão de fraturamento, acompanhado de um agente de sustentação, também chamado de 

propante, para que a abertura induzida não feche. Com isso, cria-se um caminho preferencial 
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com elevada condutividade, facilitando o escoamento de fluidos entre a formação e o poço (LEI 

et al., 2024).  

Para que o fraturamento hidráulico seja efetivo, o fluido utilizado deve ser capaz de 

transportar o agente de sustentação até a fratura criada, combinar-se com o material da formação 

e do fluido já presente na estrutura, gerar pressões para, de fato, induzir o fraturamento, usar, 

quando necessário, aditivos químicos aprovados pelos órgãos ambientais e ser economicamente 

viável. 

A acidificação de matriz é a técnica em que um ácido é injetado a uma pressão inferior 

à pressão de fraturamento da formação do reservatório, com o objetivo de remover o dano à 

formação, sendo recuperado logo após o procedimento para prevenir na formação de 

precipitados insolúveis, aumentando ou recuperando a permeabilidade nas regiões próximas ao 

poço (ECONOMIDES et al., 2012). 

A técnica de fraturamento ácido combina os processos de acidificação de matriz e 

fraturamento hidráulico, por aplicar, como fluido fraturante, soluções ácidas a uma pressão 

acima da pressão de fraturamento do reservatório, formando um caminho não uniforme de alta 

condutividade devido à dissolução das paredes da fratura, a fim de abrir ou conectar mais 

fraturas e cavidades naturais, sendo amplamente utilizada em reservatórios carbonáticos 

(JIAWEI et al., 2020).  

Economides et al. (2012) mostram que a técnica de fraturamento hidráulico apresenta 

melhor desempenho em reservatórios de baixa a moderada permeabilidade, exercendo forte 

influência no seu fator de recuperação; além disso, para que o processo seja eficiente, é 

necessária uma seleção apropriada do fluido e do agente de sustentação (areia, resinas 

cerâmicas, cascalho), das quantidades do fluido e do propante, a pressão e a taxa de injeção. 

  Aplica-se o fraturamento ácido em dolomitos e calcários que, por serem formações 

carbonáticas solúveis em ácidos, forma-se, durante o processo, caminhos preferenciais de 

escoamento (wormholes), também observados no processo de acidificação de matriz 

(OLIVEIRA, 2016).  

Zhang, K et al. (2020)(a) relatam que um dos problemas observados na técnica de 

fraturamento ácido é o vazamento da solução o que impede a propagação do fluido de 

fraturamento e reduz a eficácia da distância de penetração do ácido ao longo do poço; 

entretanto, o aumento da viscosidade do ácido e a aplicação do ácido em múltiplos estágios são 

processos que estão sendo aplicados para solucionar tal problema. 

O tópico a seguir apresenta de forma mais detalhada o processo de acidificação de 

matriz, cuja técnica será abordada experimentalmente neste trabalho. 
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2.3.1 Acidificação de matriz 

 

A acidificação de matriz é uma técnica de estimulação empregada em carbonatos e 

arenitos que tem por objetivo remover o dano e aumentar o escoamento de óleo e gás em regiões 

próximas aos poços (KREBS et al., 2015; KARIMI et al., 2018; ZHANG E FANG, 2020; 

ZHOU et al., 2020; SU et al., 2022), aumentando a produtividade em reservatórios de 

hidrocarbonetos (JAFARPOUR et al., 2019). A técnica consiste em injetar ácidos a uma pressão 

abaixo da pressão de fraturamento de formação das rochas, promovendo sua dissolução 

(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 reservatório até o poço 

(JAFARPOUR et al., 2021). Os wormholes são formados no processo de dissolução da rocha, 

quando os poros maiores crescem em uma taxa substancialmente maior que o crescimento dos 

poros menores, de modo que os poros maiores passam a receber uma quantidade de fluido de 

dissolução em proporções cada vez maiores, observando-se a transferência de massa e reação 

da superfície, consumindo-se a massa da rocha e contribuindo para a formação desses 

caminhos. 

Fredd et al. (2017) apresentam cinco padrões de dissolução que podem ser observados 

em rochas carbonáticas, variando-se a taxa de injeção ácida associada ao PVBT (pore volume 

to breakthrough) (Figura 8): dissolução de face, que ocorre a taxas de injeção muito baixas, 

caracterizada pela dissolução concentrada na face da amostra, não formando wormholes, uma 

vez que o transporte advectivo é mínimo e a reação é intensa, sendo necessário um longo tempo 

de dissolução a vazões baixas para serem observadas; wormhole cônico, formado a taxas de 

injeção superiores às empregadas na dissolução de face, observando-se uma dissolução de face 

menos intensa mas que a consome, e a formação de um canal principal caracterizado pela 

diminuição de consumo do ácido, já que ele é principalmente consumido no início; wormhole 

dominante, é o padrão desejado, pois requer um menor volume de ácido para a formação de um 

canal principal de diâmetro uniforme com poucas ramificações, já que a maior parte do ácido é 

convertida para o avanço do canal;  wormhole ramificado, que requer um volume de ácido 

acima do ideal para ser formado, apresentando diversas ramificações formadas pelo vazamento 

de ácido do canal principal devido ao avanço limitado do ácido por advecção, consumindo mais 

rocha e; dissolução uniforme, quando não se identifica o canal principal devido à alta densidade 

das ramificações. 
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Figura 8 - Padrões de dissolução formados durante diferentes taxas de injeção/volume poroso de ácido 
necessário para a formação do canal injetado. 

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

 

O ácido clorídrico (HCl) é o ácido mais empregado para a acidificação de carbonatos, 

por apresentar baixo custo e alta reatividade com formações carbonáticas, apresentando alto 

potencial de dissolução, além dos produtos da reação serem solúveis em água (FREDD E 

FOGLER, 1996), usualmente utilizado na sua forma diluída em água em concentrações de 15% 

em peso (KARIMI et al., 2018; LUCAS et al., 2023).  

Entretanto, sua alta reatividade pode apresentar dissolução reduzida, criando padrões de 

wormholes indesejáveis associados às rápidas taxas de dissolução, além do alto potencial de 

corrosão da tubulação especialmente a altas temperaturas, sendo necessário a utilização de 

inibidores que elevam os custos da operação (MOORE et al., 1965; FREDD E FOGLER, 1998; 

DACCORD et al., 1989).  

Como alternativa, são usados ácidos orgânicos, como o ácido acético (CH3COOH) e 

ácido fórmico, que são considerados ácidos fracos, passando lentamente na matriz carbonática, 

elevando o tempo de contato rocha-ácido, proporcionando penetração mais profunda e melhor 

estimulação, apresentando baixa corrosividade (HARRIS, 1961; BUIJSE et al., 2003). Sob o 
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mesmo condições, a taxa de fluxo ideal para ácidos mais fracos é significativamente menor do 

que o encontrado para ácidos fortes. Isto compensa a redução reatividade durante o escoamento 

em meios carbonáticos porosos (AKANNI E NASR-EL-DIN, 2016). 

A literatura traz diversos estudos de acidificação de matriz envolvendo a utilização de 

HCl; contudo, estudos analisando a ação do ácido acético em matrizes carbonáticas são 

limitados. Nasr-el-din et al. (2001) baseado em testes de laboratório indicaram que o uso de 

10% em peso de ácido acético em sua forma regular ou emulsionada apresentam boas 

solubilidades.  

Huang et al. (2000), baseado em testes realizados em coreflooding, observaram que o 

ácido acético a 11,6% requer uma taxa de injeção mais baixa e maior volume poroso para a 

formação do wormhole comparado com 3,4% ácido clorídrico, e que a baixa reatividade do 

ácido acético (HAc) pode resultar em maiores wormholes do que os criados pelo HCl; 

observando o padrão dos wormholes formandos, os autores observaram, para diferentes taxas 

de injeção ácidas, que o raio do wormhole é maior para taxas de injeção menores que a ótima, 

e aumenta à medida em que a taxa de injeção é maior que a ótima, verificando-se a formação 

de ramificações menores  e mais sinuosas.   

Chen et al. (2021) observaram diferentes padrões de dissolução para rochas calcárias e 

dolomíticas utilizando ácido acético: enquanto o calcário foi dissolvido homogeneamente, o 

dolomito apresentou dissolução tornando-o semelhante a um favo de mel. Jora et al. (2021) 

observaram, para diferentes rochas carbonáticas que, ao reagirem com o ácido acético, elas 

apresentam superfície rugosa, mas seu diâmetro se mantém, cuja mudança morfológica 

relaciona-se com os mecanismos de reação, que depende da disponibilidade de H+ em solução, 

mais reduzida para este tipo de ácido em relação ao HCl. 

Como limitações, o ácido acético só pode ser empregado a baixas concentrações 

(menores que 13%), devido à baixa solubilidade dos sais de acetato de cálcio formados (Figura 

9) na reação pela liberação de íons acetato (Equação 5); normalmente não reagem em sua total 

capacidade ácida devido à liberação de CO2 proveniente da dissolução de carbonatos 

(CHATELAIN et al., 1976; ALHAMAD et al., 2020); o grau de geração de íons de hidrogênio 

diminui com o aumento da temperatura e; alto custo se comparado com o HCl (CHANG et al., 

2008). 
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Figura 9 - Deposição de acetato de cálcio (precipitado branco) em superfície de rocha carbonática acidificada 
com ácido acético. 

 
Fonte: Adaptado de Mohamed et al. (2015). 

 

2CH3COOH + CaCO3 → Ca(CH3COO)2 + CO2(g) + H2O (5) 

 

2.3.1.1 Influência da acidificação de matriz nas propriedades geomecânicas de rochas 

 

Apesar da eficiência da acidificação de matriz na remoção de dano, a dissolução dos 

minerais da rocha provocada pela estimulação pode aumentar os riscos do colapso do poço. 

Segundo Parandeh et al. (2023), a estabilidade mecânica do reservatório deve ser avaliada antes 

do tratamento ácido, sendo necessários testes para avaliar sua resistência, a fim de evitar 

resultados indesejáveis. 

Abdulraheem (2022) investigou diferentes concentrações ácidas para diferentes tempos 

de tratamento de acidificação em rocha calcária, onde observou uma redução gradativa de UCS 

com o aumento da concentração e com a evolução temporal (Figura 10) para intervalos de 10, 

20 e 30 minutos de estimulação, chegando a valores de perda de resistência em torno de 48,01% 

ao aplicar uma solução ácida de 15% de ácido clorídrico com 3% de KCl com tempo de contato 

de 30 minutos, indicando o alto pontencial de dissolução de um ácido forte.  

 

Figura 10 - Influência do tempo de contato e concentração de ácido na resistência mecânica de rochas 
carbonáticas. 

 
Fonte: Adaptado de Abdulraheem (2022). 
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Em relação ao tempo contato do ácido com a rocha, Gou et al. (2019) verificam que o 

tempo de tratamento modificam o comportamento tensão-deformação de amostras 

carbonáticas, sugerindo que o pico de resistência à compressão (UCS) diminui constantemente 

em tratamentos ácidos prolongados (Figura 11(a)), assim como apresenta redução em seu 

Coeficiente de Poisson (Figura 11(b)).  Souza (2023) também observou a redução de resistência 

mecânica com o aumento do tempo de contato entre o ácido e a rocha em tratamentos 

envolvendo dissolução. 

 

Figura 11 - (a) Redução do pico de resistência e  (b) e variação do Coeficiente de Poisson em rochas acidificadas 
pelo aumento do tempo de contato com o ácido. 

 

 
Fonte: Adaptado de Gou et al. (2019). 

 

Zhang et al. (2020) avaliando as propriedades mecânicas de rochas carbonáticas 

calcárias e calcárias dolomíticas de baixa e alta cimentação apontam uma redução na resistência 

à compressão simples (UCS) (Figura 12) e no módulo de Elasticidade com reduções de até 
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66,27%  após o ataque ácido; além disso, quanto à resistência residual, o ataque ácido influencia 

significativamente nas rochas calcárias, porém, pouco impacta nas rochas calcárias dolomíticas.  

 

Figura 12 - Efeitos da acidificação na resistência mecânica de rochas carbonáticas: (a) comparativo entre a 
resistência à compressão antes e após o ataque ácido e; (b) taxa de redução da resistência à compressão. 

 

 
Fonte: Adaptado de Zhang et al. (2020). 

 

Mustafa et al. (2022) ao avaliarem a acidificação de matriz empregando diferentes 

tensões de confinamento, observaram uma redução na rigidez de rochas do tipo gipsita (AC), 

calcárea (IL) e dolomita (SD), todas acidificadas (Figura 13), e observaram uma redução de 

47% em sua dureza superficial e decréscimo de 21% em seu módulo de elasticidade dinâmico, 

além de variações nos valores de Coeficiente de Poisson causados pelo aumento da porosidade 

advinda da dissolução. 
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Figura 13 - Correlação entre porosidade e rigidez (Módulo de Young) em amostras antes e após a acidificação. 

 
Fonte: Adaptado de Mustafa et al. (2022) 

 

Alameedy et al. (2022) observaram a redução significativa na resistência mecânica de 

amostras calcárias acidificadas, atribuindo tal comportamento ao aumento do volume poroso 

provocado pela formação dos wormholes e às mudanças em sua mineralogia após o ataque 

ácido: com relação da rigidez, os autores obtiveram uma redução de 13,70 GPa a 27,70 GPa 

para rochas antes do tratamento ácido para 8,62 GPa a 2,04 GPa após o tratamento (Figura 

14(a)); em relação ao Coeficiente de Poisson, mostra-se maiores valores deste parâmetro 

elástico com a formação de maiores fraturas e wormholes, devido à sua perda de rigidez e 

incompressibilidade (Figura 14(b)).  

 

Figura 14 - Influência da acidificação no Módulo de Young (Módulo de Elasticidade) e no coeficiente de 
Poisson de rochas carbonáticas. 
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Fonte: Adaptado de Alameedy et al. (2022). 

 

Lai et al. (2022) observaram a redução do módulo elástico pós-acidificação, mostrando 

também um aumento da redução com o aumento da concentração de ácido na solução do fluido 

reativo utilizado em seus experimentos. 

 Barri et al. (2016) não recomendam o processo de acidificação de matriz usando 

agentes quelantes em rochas de baixa resistência mecânica e alta porosidade, uma vez que os 

fluidos alteram significativamente suas propriedades elásticas, incluindo sua resistência; 

entretanto, avaliando o mesmo material em rochas calcárias de baixa porosidade, os autores 

observaram que o menor volume de poros restringiu a difusão dos agentes para toda a amostra 

minimizando o impacto da estimulação em suas propriedades mecânicas.   

 

2.3.1.2 Influência das fraturas na acidificação de matriz 

 

O escoamento de fluidos em maciços rochosos fraturados é um fenômeno 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-

químicos acoplados biomecanicamente. Em processos dissolutivos, o fluxo reativo modifica os 

espaços vazios, cujo impacto na transmissividade da fratura depende das taxas de reação, 

difusão e advecção (CARDONA, FINKBEINER E SANTAMARINA, 2021). 
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As redes de fraturas agravam a complexidade da geometria dos reservatórios; além 

disso, a orientação da fratura irá alterar o escoamento do ácido injetado, e a eficiência da 

acidificação pode ser grandemente influenciada (HUDSON et al., 2017; WU et al., 2022). 

Segundo Wu, Kou e Sun (2022), quando existe uma fratura no domínio, esta 

desempenha o papel de um conduto e atrai mais ácido para acompanhá-la em si, 

independentemente do ângulo da fratura.  

Como resultado, a dissolução o padrão é grandemente influenciado pela fratura. Wang 

et al. (2020) também afirmam a influência das fraturas na determinação do caminho dos 

wormholes, mesmo que elas estejam isoladas, com tendência de crescimento à medida em que 

elas vão sendo conectadas. 

Para Liu et al. (2017), a propagação dos wormholes depende da orientação das fraturas. 

Quando uma fratura ou um sistema de fraturas apresenta direção com ângulação correspondente 

com a direção de escoamento do fluido a propagação do canal de dissolução é dominada pelo 

presença da(s) fratura(s).  

Entretanto, quando a orientação da fratura tende a se apresentar ortogonal à direção do 

escoamento, a influência das fraturas na propagação do wormhole principal é pequena, mas a 

fratura pode alterar a direção e quantidade de ramos. Ainda segundo o mesmo autor, fraturas 

com pequenas aberturas não dominam a propagação dos wormholes e não têm influência 

significativa sobre volume de avanço do fluido injetado. 

Chen et al. (2018), ao integrarem modelos numéricos, introduziram fraturas elípticas 

planares em simulações com diferentes inclinações (αf = 0, 30, 60 e 90°) (Figura 15), cujos 

resultados demonstram que, a uma taxa de injeção constante, a presença de fraturas na direção 

perpendicular à injeção (menor inclinação) levaram à ramificação dos wormholes (aumentando 

o volume de ácido injetado) (Figura 15(a)), enquanto que as paralelas (maior inclinação) 

aceleraram a acidificação, concentrando os ramos em um único caminho, formando um 

wormhole e diminuindo o volume de ácido injetado (Figura 15(d)). 
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Figura 15 - Influência da inclinação das fraturas na propagação dos wormholes: (a) 0°; (b) 30°; (c) 60° e (d) 90°. 

 

Fonte: Adaptado de Chen et al. (2018). 

 

Qi et al. (2019) aplicando o modelo contínuo de dupla-escala e modelo de pseudo-

fratura simularam descontinuidades com diferentes geometrias e orientações em processos de 

acidificação em carbonatos, e algumas conclusões foram obtidas: para fraturas paralelas à 

direção de injeção, estas concentram o fluido, acelerando o processo de penetração do ácido na 

formação (Figura 16(a)), enquanto que as perpendiculares dispersam o fluido, diminuindo o 

avanço do ácido na rocha (Figura 16(b)); o efeito das fraturas retas e em arco na propagação 

dos wormholes são similares, uma vez que, quando o ângulo de inclinação é inferior a 60°, são 

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 direção normal do arco da 

fratura. 
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Figura 16 - Influência da geometria das fraturas na propagação dos wormholes. 

 
Fonte: Adaptado de Qi et al. (2019). 

 

  Verificando as diferentes taxas de injeção ácidas, Asl, Sedaee e Kandowjani (2024) 

apontam que, em taxas de injeção intermediárias, o padrão de dissolução dominante ocorre, 

atingindo seu valor mínimo de PVbt; em taxas de injeção inferiores às ideais, a propagação do 

fluido ocorre gradualmente, portanto, quando o ácido entra em fraturas perpendicular à direção 

do fluido, tem a oportunidade de se propagar perpendicularmente contra a direção de injeção 

(Figura 17), levando a um aumento do diâmetro do wormhole e de sua ramificação antes e 

depois de atingir a fratura.  

No entanto, com um aumento na taxa de injeção de ácido, o efeito retardado da fratura 

na acidificação diminui a tal ponto que, em altas taxas de injeção, o wormhole sai rapidamente 

da fratura perpendicular. Com base nos resultados, a presença de fraturas perpendiculares à 

direção de injeção provoca um atraso, enquanto as fraturas paralelas melhoram a acidifcação. 
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Figura 17 - Influência da posição das fraturas na propagação dos wormholes. 

 

Fonte: Adaptado de Asl, Sedaee e Kandowjani (2024). 

2.4 PRODUÇÃO DE ROCHAS SINTÉTICAS 

 

Apesar do interesse em estudar as propriedades mecânicas e petrofísicas de arenitos e 

carbonatos, bem como o comportamento das rochas devido à interação entre rochas e fluidos, 

análises demandam elevada amostragem de rochas. Amostras naturais são limitadas, tornando-

se um inconveniente para ensaios laboratoriais que requerem um número significativo de 

plugues para representar um determinado problema e principalmente para ensaios 

geomecânicos destrutivos (ALMETWALLY E JABBARI, 2020; ISHUTOV et al., 2018; 

KONG et al., 2019). 

Com isso, o desenvolvimento de rochas sintéticas (rochas carbonáticas e areníticas) em 

laboratório se mostra como uma alternativa, representando analogamente as características das 

rochas naturais de interesse; além disso, devido à alta complexidade do sistema poroso e alta 

heterogeneidade, torna-se difícil obter um número suficiente de amostras para a quantificação 

desses sistemas (FEDRIZZI et al., 2018). 

 Muitas técnicas para a síntese de rochas carbonáticas e areníticas são encontradas na 

literatura, e diferenciam-se pelo tipo de material empregado para a representação da matriz 

rochosa, pela metodologia de preparação e consolidação das amostras e pelo propósito de 

desenvolvimento dessas rochas sintéticas em laboratório.  

Shakiba et al. (2020) afirmam que a produção de amostras sintéticas permite controlar 

propriedades como porosidade, permeabilidade e resistência à compressão, a fim de ajudar a 

engenharia de petróleo no entendimento das inter-relações entre os parâmetros físicos e 

geomecânicos de arenitos sob diferentes condições e para diversos processos de produção de 

hidrocarbonetos. 
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 É possível identificar uma série de materiais que são utilizados para representar a matriz 

rochosa nas amostras sintéticas, de diferentes composições, partículas com diferentes 

dimensões e proporções adicionadas para compor a rocha. A areia e o pó de rocha de 

reservatórios análogos estão presentes na composição para a representação de rochas 

carbonáticas e areníticas sintéticas.  

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

a fabricação de rochas sintéticas estudadas.  

 
Tabela 1 - Materiais utilizados para produção de rochas sintéticas. 

Autores Materiais utilizados 

Wang et al. (2008) areia quartzosa 

Melo (2012) Areia quartzosa, halimeda e hidróxido de cálcio (Ca(OH)2) 

Tillotson et al. (2012) areia, caulinita e silicato de sódio em gel 

Amalokwu et al. (2014) areia, caulinita e silicato de sódio em gel 

Wang et al. (2015) pó análogo e epóxi 

Husseiny e Vanorio (2015) halimeda e cimento Portland 

Oliveira (2016) Areia, halimeda e hidróxido de cálcio (Ca(OH)2) 

Guo et al. (2016) areia quartzosa e epóxi 

Wang, Z et al. (2017) pó análogo e epóxi 

Santos et al. (2017) areia e cimento Portland 

Ding et al. (2017) areia, feldspato, caulinita e silicato de sódio em gel 

Fedrizzi et al. (2018) calcita, cimento Portland, areia e água 

Vieira (2018) Halimeda, areia quartzosa e cimento Portland 

Silva et al. (2019) areia, cimento Portland e água 

Mohammed e Schmitt (2020) miçangas de vidro e epóxi 

Shakiba et al. (2020) cimento Portland, areia e caulinita 

Yu et al. (2020) areia quartzosa e epóxi 

Galindo et al. (2021) areia, halimeda, hidróxido de cálcio, cimento Portland e CO2 

Albalawi et al. (2021)  (resinas) Impressão 3D 

Miranda (2022) Halimeda e epóxi 

Salek et al. (2022) (resinas) Impressão 3D 

Morais et al. (2023) (resinas) Impressão 3D 

Fonte: O Autor (2024). 

 

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

cimentação das partículas sólidas durante a preparação 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 à base de epóxi em 

diferentes proporções para fazer tal processo de aglutinação, apresentando bons resultados na 

consolidação 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 são utilizados para a aglutinação das partículas, e envolvem processos de 

precipitação e sinterização, como silicato de sódio (TILLOTSON et al., 2012; AMALOKWU 

et al. 2014; DING et al., 2017) e hidróxidos combinados com CO2 (MELO, 2012; OLIVEIRA, 

2016; GALINDO et al., 2021). 

 

Figura 18 - Rochas carbonáticas sintéticas fabricadas utilizando resina epóxi como agente aglomerante. 

 
Fonte: Miranda (2022). 

 

Quanto às metodologias empregadas para a preparação e consolidação das amostras 

sintéticas, a consolidação utilizando uma tensão de compressão é a mais empregada, seguida 

de tratamento térmico em estufa ou mufla de acordo com o material empregado. Husseiny e 

Vanorio (2015), Wang et al. (2015), Guo et al. (2016), Santos et al. (2017), Wang, Z et al. 

(2017), Fedrizzi et al. (2018), Mohammed e Schmitt (2020), Yu et al. (2020), Galindo et al. 

(2021) utilizam uma tensão de compressão para compactação das amostras em moldes de 

diferentes geometrias, e em seguida submetem as amostras ao tratamento térmico em estufa 

durante períodos que variam entre 12 e 24 horas com temperaturas entre 65ºC (MOHAMMED 

E SCHMITT, 2020) e 100ºC com incrementos de 25ºC até se atingir 300ºC (FEDRIZZI et al., 

2018).  
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Shakiba et al. (2020) dispõem uma mistura feita com cimento, areia e caulinita em 

moldes cilíndricos para a produção dos exemplares durante 24 h numa temperatura controlada 

de 22ºC, e em seguida, realizam a cura por imersão durante 30 dias em solução com água e 

calcita a 20ºC, sendo posteriormente colocados em estufa a 100ºC durante 24 h. 

Galindo et al. (2021) propõem uma preparação em que amostras feitas com calcita, 

areia, cimento e água são compactadas a uma tensão de compressão de 15 MPa durante 12 

horas, e em seguida são submetidas ao tratamento térmico em mufla durante 32 horas com 

temperaturas variando entre 100 e 300ºC; para amostras preparadas com halimeda (calcita), 

areia e hidróxido de cálcio, procederam com a moldagem a uma tensão de compressão de 15 

MPa, e posteriormente estas foram submetidas à uma injeção de gás carbônico para 

posteriormente serem colocadas em estufa durante 24 h. 

A impressão 3D tem sido apresentada como uma alternativa para produzir rochas 

carbonatadas (Figura 19), reproduzindo peças de carbonato de cálcio e contribuindo para o 

desenvolvimento de rochas artificiais (ALBALAWI E JABBARI, 2021; SALEK et al., 2022; 

MORAIS et al., 2023), onde a resolução das impressoras e a falta de materiais comerciais para 

imitar a mineralogia da rocha são considerados fatores limitantes do emprego da metodologia 

(SAUERWEIN E DOUBROVSKI 2018; SHAKED et al. 2021). 

 

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

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

 

Quanto ao propósito para o desenvolvimento das rochas sintéticas, estudos relacionados 

estão focados em estabelecer informações acerca das propriedades petrofísicas, 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 mecânicas após efeitos de dissolução química (SHAKIBA et 
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al., 2020; GALINDO et al., 2021) mudanças no módulo de cisalhamento (G) (WANG, Z et al., 

2017) e molhabilidade (YU et al., 2020).  

Shakiba et al. (2020) verificam a influência da quantidade de argamassa adicionada às 

rochas sintéticas na porosidade, permeabilidade e na resistência à compressão, e sua influência 

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 

acústicas em rochas carbonáticas sintéticas, avaliado valores de ondas Vp e Vs e sua relação 

com a porosidade após dissolução química com fluido reativo (CO2). Apontando que o aumento 

do quantitativo de micrita promovia o aumento da rigidez das amostras, indicada pela 

diminuição da pressão de velocidade da passagem da onda no meio poroso; além disso, 

verificou-se, também, uma diminuição nos módulos elásticos após dissolução. 

 Wang, Z et al. (2017) verificaram a mudança no Módulo de Cisalhamento (G) após a 

saturação do meio poroso sintético com vugs e fraturas utilizando diferentes fluidos, e indicam 

que tal mudança depende da natureza do fluido, estrutura dos poros e do grau de saturação do 

meio, apresentando valores 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 petrofísicas (porosidade), mineralógicas e 

mecânicas (resistência à compressão, resistência à tração e módulo de elasticidade E) após 

processos de dissolução química, e observaram aumento nos valores de porosidade e redução 

das propriedades mecânicas analisadas após a dissolução.  

 

2.4.1 Representação de descontinuidades em rochas sintéticas 

 

 As heterogeneidades, como fraturas e vugs, presentes em reservatórios de 

hidrocarbonetos, podem ter vários tamanhos, aberturas e orientações, sendo um fator chave para 

a sua produção, principalmente quando se trata de reservatórios não convencionais, pois 

representam condutos para esses hidrocarbonetos (SILVA et al., 2019).  

São diversos os materiais empregados para a representação dessas descontinuidades 

presentes em reservatórios. O isopor geralmente é empregado pela fácil dissolução em meio 

ácido para a representação de fissuras na matriz rochosa. Tal material é inserido em forma de 

folhas e pedaços ainda durante a consolidação das amostras e, em seguida, é dissolvido quando 

tais rochas sintéticas são submetidas ao ataque de uma solução ácida, gerando vazios na matriz 
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rochosa e representando tais 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 alumínio em diferentes disposições, que 

eram inseridas na etapa de consolidação da matriz rochosa sintética e depois eliminadas com a 

utilização de soluções ácidas, deixando os vazios representativos das descontinuidades citadas. 

 Mohammed e Schmitt (2020) utilizaram tiras de polissacarídeo comestível como 

material representativo de fissuras em amostras feitas com miçangas de vidro e resina epóxi. 

Os autores fizeram incisões na matriz rochosa antes de seu processo de cura para a inserção do 

polímero e, após 24 horas, as dissolveram com o uso de água destilada durante 24 horas, 

formando os espaços representativos das fissuras. 

 

2.5 GEOSSINTÉTICOS: CARACTERÍSTICAS GERAIS 

 

 Os geossintéticos são produtos poliméricos para o uso de obras geotécnicas e de 

proteção ambiental, produzidos por materiais poliméricos naturais ou sintéticos. Suas 

aplicações são diversas, seja para solucionar problemas geotécnicos como reforço de aterros 

sobre solos moles, taludes e estruturas de contenção, como também para estabilização de solos, 

drenagem, filtração, controle de erosão e barreiras para sedimentos, fluidos e gases e proteção 

ambiental (PALMEIRA, 2018). 

 Bathurst (2007) identifica seis funções primárias para o geossintético: separação, 

filtração, reforço, drenagem, contenção de fluidos e gases e controle de processos erosivos: 

a) Separação: o geossintético tem a função de separar duas ou mais camadas de solo 

com distribuições granulométricas distintas; 

b) Filtração: atua de forma semelhante a um filtro de areia, permitindo a passagem de 

água por meio do solo, retendo as partículas sólidas, sendo empregado para evitar a 

migração do solo para dentro de tubulações, mantendo o fluxo do sistema. 

c) Drenagem: o material funciona como um dreno que carrega o fluido através de solos 

com menor permeabilidade, dissipando, por exemplo, a poro-pressão na base de 

aterros rodoviários ou para acelerar a consolidação de solos moles em fundações de 

aterros. 

d) Reforço: o geossintético pode atuar na melhoria das propriedades de resistência 

mecânica de deformação do solo quando os inseridos no terreno; 

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

aproximadamente impermeável a fluidos e gases, sendo empregados na contenção 
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de resíduos, para impedir o escoamento de certos líquidos e gases, em capas 

asfálticas de pavimentos e no envelopamento de solos não saturados (expansivos). 

f) Controle de processos erosivos: reduz o efeito da erosão do solo causados pelas 

chuvas e pelo escoamento superficial da água, além de reter sedimentos carreados 

durante o escoamento. 

Palmeira, Gardoni e Araújo (2021) apontam vantagens na utilização dos geossintéticos. 

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

áreas de difícil acesso, substituição de materiais de construção naturais, redução do impacto 

ambiental em obras em relação às alternativas convencionais e repetibilidade e uniformidade 

em suas propriedades. 

 

 2.5.1 Tipos de geossintéticos 

 

 Quanto à fabricação, os geossintéticos podem ser classificados em diferentes categorias. 

Bathurst (2007) os classifica em: 

a) Geotêxteis: são mantas contínuas, flexíveis e permeáveis, feitas em fibras ou filamentos, 

tecidos, não tecidos, costurados ou tricotados, aplicados para separação, proteção, 

filtração, drenagem, reforço e controle de erosões (Figura 20(a)). 

b) Geogrelhas: são materiais em forma de grelha (Figura 20(b)), tendo como principal 

aplicação o reforço de solos. 

c) Georredes: formadas por duas séries de membros extrudados paralelos, possuem 

aparência semelhante às das grelhas, apresentando alta porosidade e indicadas para 

condução de fluidos e gases (Figura 20(c)). 

d) Geomembranas: usadas como barreiras para fluidos, gases e vapores, esses materiais 

(Figura 20(d)) são mantas flexíveis e contínuas de baixa permeabilidade, constituídas 

de um ou mais materiais sintéticos. 

e) Geocompostos: são formados pela combinação de mais de um tipo de geossintético, 

como por exemplo o geotêxtil-georrede, geocomposto argiloso e geotêxtil-geogrelha 

(Figura 20(e)). 

f) Geocompostos argilosos (GCL’s): tipo de geocomposto costurado ou agulhado 

formados por uma camada de argila bentonítica incorporada entre geotêxteis de base e 

topo ou associadas a uma membrana ou à uma única manta de geotêxtil, com a 

finalidade de aumentar sua resistência ao cisalhamento, usados como barreiras para 

líquidos e gases quando hidratados (Figura 20(f)). 
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g) Geotubos: podendo serem perfurados ou não, esses tubos poliméricos são utilizados 

para drenagem de líquidos e gases e, quando perfurados, podem ainda serem envolvidos 

por um filtro geotêxtil (Figura 20(g)). 

h) Geocélulas: com arranjo tridimensional, são formadas por tiras poliméricas 

relativamente espessas, soldadas para formarem células interconectadas, preenchidas 

internamente por concreto ou solo. Podem ainda serem do tipo geocolchão, quando 

faixas de 0,50 a 1 m de largura de geogrelhas são ligadas por hastes poliméricas 

verticais, tornando a estrutura mais espessa (Figura 20(h)). 

i) Geoexpandido: usado principalmente para isolamento térmico, os geoexpandidos são 

blocos ou placas produzidas por espuma de poliestireno expandido, apresentando baixa 

densidade (Figura 20(i)).  

 

Figura 20 - Classificação dos geossintéticos: (a) geotêxtil; (b) geogrelha; (c) georrede; (d) geomembrana; (e) 
geocomposto; (f) geocomposto argiloso (GCL); (g) geotubo; (h) geocélula e; (i) geoexpandido. 

  
 

(a) (b) (c) 

 
 

 
 

 
(d) (e) (f) 

 
  

(g) (h) (i) 
Fonte: Adaptado de Bathurst (2007). 

 

2.5.1.1 Geotêxteis: tipos, características e aplicações 

 

 Os geotêxteis, produtos permeáveis utilizados com funções de drenagem, filtração, 

reforço, proteção e separação, podem ser classificados, segundo seu processo produtivo, em 

tecidos (GTW) e não tecidos (GTN). Os geotêxteis tecidos (GTW) resultam de filamentos, 

laminetes e fios entrelaçados, segundo direções preferenciais de fabricação definidas como 
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trama (sentido transversal) e urdume (sentido longitudinal) (Figura 21(a)); os geotêxteis não 

tecidos (GTN) tem suas fibras distribuídas espacialmente de maneira aleatória, podendo serem 

subclassificados de acordo com seu processo  de solidarização em agulhado (GTNa), em que 

as fibras são interligadas por agulhagem), termoligados (GTNt), onde ocorre a fusão parcial das 

fibras por aquecimento) e resinados (GTNr), cuja interligação das fibras é feita com o uso 

produtos químicos (Figura 21(b)) (PALMEIRA, 2018). 

 

Figura 21 - estrutura das fibras do geotêxtil: (a) geotêxtil tecido e (b) geotêxtil não tecido. 

 
(a) (b) 

Fonte: Palmeira (2018). 

 

 Os polímeros sintéticos constituem-se como principal componente dos geotêxteis, como 

polipropileno, poliéster, polietileno e poliamida (nylon). Além desses, outros materiais como 

fibras de vidro, cabos e fios de aço também são usados para a elaboração de geotêxteis com 

características especiais. Já o uso de lã, acetato, algodão e papel podem também entrar na 

composição desse tipo de geossintético, mas, por serem biodegradáveis, tem sua aplicação 

limitada a casos em que tal biodegradação é desprezada, como, por exemplo, no controle 

temporário da erosão de uma determinada área (GIROUD, 1984). 

 Giroud (1984) destaca três principais propriedades dos geotêxteis: 1) as intrínsecas, 

como propriedades físicas e mecânicas, 2) a interação com fluidos e 3) resistência à deterioração 

(durabilidade): 

1) Por ser um material bidimensional (sua espessura é muito menor que seu comprimento 

e largura), suas principais propriedades físicas são espessura e densidade de área 

(massa/área), que caracterizam a quantidade de material na direção perpendicular ao 

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

quanto à relação tensão x deformação sobre e fora de seus planos, analisando-se a força 

máxima resistida por ele, sua deformação e seus módulos mecânicos. Já seu 

comportamento quando as tensões são aplicadas fora de seu plano é avaliado quanto à 
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sua resistência à flexão e sua habilidade em resistir à danos (punção e rasgamento). O 

tipo de polímero, tipo do geotêxtil, e quantidade de material disposto na direção 

perpendicular ao plano do geossintético governam tais propriedades mecânicas. 

2) A interação entre o fluido que atravessa a estrutura do geotêxtil pode ser expressa pelo 

termo permeabilidade, cujas formas de avaliá-la são através da determinação de sua 

condutividade hidráulica (coeficiente de permeabilidade k), que indica a velocidade de 

percolação do fluido no geotêxtil) e de sua permissividade (Ψ), definida pela velocidade 

em que o fluido atravessa perpendicularmente o geotêxtil numa determinada área. 

3) Sua durabilidade relaciona-se com a resistência à deterioração às ações mecânicas e 

físico-químicas do meio externo. A ação mecânica refere-se à abrasão, enquanto que o 

contato com o solo, condições atmosféricas e exposição ao sol, e contato com agentes 

químicos relacionam ações físico-químicas de degradação. Basant e Jahan (2012) ainda 

apontam microorganismos, pH, e ação do tempo como agentes de deterioração dos 

geotêxteis, cujo dano pode ser minimizado com a inclusão de aditivos específicos. 

 

As aplicações iniciais dos geotêxteis são diversas, e desempenham funções de filtração, 

drenagem, reforço, separação/barreira e proteção (GIROUD, 1984; BASANT E JAHAN, 2012; 

PALMEIRA, 2018; PALMEIRA, GARDONI E ARAÚJO, 2021); no entanto, suas funções 

drenantes e filtrantes serão enfatizadas de acordo com os objetivos deste trabalho. 

Como material filtrante/drenante, os geotêxteis devem atender, como dreno, aos 

requisitos hidráulicos que permitam o fluxo livre de fluidos na direção longitudinal - 

transmissividade (Figura 22(a)) ou normal – permissividade (Figura 22(b)) ao seu plano, e como 

filtro, a garantir que os grãos de um material sejam contidos sem que haja a 

obstrução/impedimento ao fluxo.  

 

Figura 22 - Direção do fluxo de fluidos em geotêxteis: (a) direção longitudinal ao plano e (b) direção normal ao 
plano. 

 
                      (a) (b) 

Fonte: Gourc e Palmeira (2021). 
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A função da drenagem é definida em Basant e Jahan (2012) como a capacidade do 

geotêxtil em drenar fluidos de forma independente, tornando-o o próprio sistema de drenagem 

no meio. Ao contrário, quando este é parte integrante de um sistema de drenagem, em que 

comumente é usado para separar um solo e uma camada de material de granulometria grossa, 

sua função passa ser a de filtração.  

Entretanto, a presença de partículas sólidas nos vazios dos geotêxteis influenciam na 

sua compressibilidade e na sua abertura de filtração, de modo que a impregnação do geotêxtil 

pode reduzir de forma significativa a abertura de filtração de filtros, indicando uma redução do 

diâmetro de outras partículas que poderiam atravessá-lo, tendo sua abertura ainda mais reduzida 

com o efeito de confinamento (PALMEIRA, GARDONI E ARAÚJO, 2021). 

Para funcionar como material drenante, Palmeira (2018) aponta que o elemento filtrante 

(geotêxtil) deve possuir permissividade suficiente para promover a passagem do fluxo do fluido 

de forma satisfatória, se que haja o aumento de poropressões no material aplicado; além disso, 

este, quando também for responsável pela condução do fluido ao longo de um plano para outro 

local, deve apresentar transmissividade, de modo que essa transferência se dê sem trabalhar sob 

pressão.  

Num dado escoamento de fluido, o geotêxtil pode ser colocado para filtrá-lo, e este 

fluido podem conter finas partículas sólidas em suspensão, de modo que este geossintético 

impede a passagem da grande maioria dessas partículas, não lhe danificando (GIROUD, 1984); 

entretanto, quando estas partículas danificam o material, alguns mecanismos de interação 

prejudiciais ao geotêxtil podem ser listados, como o cegamento, bloqueamento e colmatação.  

O cegamento (Figura 23(a)) ocorre quando finas partículas de solo são retidas pelo 

geotêxtil causando a formação de uma camada de grãos finos de baixa permeabilidade; no 

bloqueamento (Figura 23(b)), o geotêxtil perde consideravelmente sua permeabilidade, devido 

os fechamento dos vazios superficiais por parte das partículas retidas; na colmatação (Figura 

23(c)), ocorre o entupimento dos vazios e canais deste geossintético, pela ação do próprio 

material particulado, como o solo, por exemplo (colmatação física), pela precipitação de 

compostos químicos (colmatação química) ou por atividade biológica, como por exemplo, a 

instalação de colônia de bactérias ao longo de sua superfície (colmatação biológica)  

(PALMEIRA E GARDONI, 2000). 
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Figura 23 - Mecanismos de interação prejudicial ao geotêxtil: (a) cegamento; (b) bloqueamento e; (c) 

colmatação. 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
(a) (b) (c) 

Fonte: Palmeira e Gardoni (2000). 

 

Palmeira, Gardoni e Araújo (2021) destacam o desempenho favorável de geotêxteis 

como material de filtração, mas afirmam que, dependendo da situação empregada e de seu grau 

de severidade de utilização, suas propriedades estão sujeitas à modificação, sendo necessário a 

realização de ensaios especiais para os casos em que esses elementos estejam submetidos a 

confinamento elevado e solicitações de tração.

camada de solo de baixa 
permeabilidade 

geotêxtil não-tecido 
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3 DOSAGEM, PRODUÇÃO E CARACTERIZAÇÃO DE ROCHAS CARBONÁTICAS 

SINTÉTICAS 

 

Apresenta-se aqui o processo de definição/dosagem das rochas carbonáticas utilizadas 

neste trabalho, assim como os materiais que compõem sua matriz rochosa e que representa suas 

fraturas. Além disso serão descritas as metodologias para a caracterização da rocha 

desenvolvida em termos petrofísicos, petrográficos e geomecânicos são apresentadas, assim 

como os resultados e discussão obtidos pelo desenvolvimento das amostras. 

 

3.1 MATERIAIS UTILIZADOS PARA REPRESENTAÇÃO DA MATRIZ SÓLIDA 

 

 Os materiais utilizados para a síntese das rochas carbonáticas sintéticas foram pó de 

calcário, proveniente de fragmentos de rochas calcárias e resina epóxi como material 

aglomerante/cimentante. 

 

3.1.1 Pó calcário 

 

O pó de calcário foi obtido a partir de fragmentos de rochas de calcário laminado de 

depósitos carbonáticos da Formação Crato, localizado na borda norte da Bacia do Araripe, entre 

as cidades de Santana do Cariri e Nova Olinda, no estado do Ceará (Figura 24).  

 

Figura 24 - Mapa geológico da Bacia do Araripe e localização da região de coleta (em destaque) dos exemplares 
para preparação do pó de calcário. 

 
Fonte: Adaptado de Fabin (2018) e Araújo (2020). 
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O material é proveniente das atividades de mineração da extração de calcário para a 

fabricação de cimento Portland, que configura como atividade econômica da região (SUGUIO, 

2003; FÉ et al., 2022). 

Estes depósitos carbonáticos são considerados como rochas análogas ao intervalo 

carbonático do reservatório do pré-sal das bacias marginais do sudeste do Brasil, em termos 

petrofísicos, deposicionais e geocronológicos (TERRA et al., 2010; SANTOS et al., 2015; 

CATTO et al., 2016).  

A região abrange laminitos com litofácies constituídas essencialmente de calcita 

micrítica com ocorrência de dolomita e sílica, apresentando tamanho dos grãos na sua maioria 

inferior a 20 µm, com laminações milimétricas e centimétricas de colocação claro-amarelo e 

escuro-cinza (MIRANDA et al., 2018).  

Devido às características e composição análogas apresentadas, o material foi escolhido 

para a produção de rochas sintéticas, a fim de obter amostras com características petrofísicas e 

geomecânicas similares às rochas de reservatório carbonáticas, aproximando-se da reprodução 

de plugues carbonáticos naturais. O pó calcário escolhido para esta pesquisa foi a litofácie 

cinza-escuro do calcário laminado, embora materiais de diferentes litofácies provenientes da 

Formação Crato possam ser usados nesta metodologia, com variações de suas propriedades 

geomecânicas. 

 As amostras de afloramentos carbonáticos foram coletadas em pequenos blocos de 

dimensões distintas (Figura 25(a)), e posteriormente fragmentados em pedaços menores com o 

auxílio do britador de mandíbulas (Figura 25(b)). Em seguida, o material foi pulverizado com 

o moinho de discos (Figura 25(c)) em porções sucessivas durante 40 segundos, até atingir a 

granulometria desejada para esta etapa.  

Por fim, o material coletado que se transformou em pó foi peneirado com o auxílio da 

série de peneiras e agitador, selecionando-se todo o pó análogo carbonático passante na peneira 

de abertura de 425 µm (Figura 25(d)).  
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Figura 25 - Preparação do pó calcário: (a) bloco de calcário; (b) calcário fragmentado via triturador de 
mandíbulas; (c) pulverização do calcário via moinho de discos e (d) pó de calcário (<425 µm) . 

 

Fonte: O Autor (2024). 

 

O pó calcário foi caracterizado por sua distribuição granulométrica, obtida por 

peneiramento e sedimentação, seguindo os procedimentos descritos pela NBR 7181 (ABNT, 

2016), em que foi possível obter sua curva granulométrica (Figura 26).  

 

Figura 26 - Curva granulométrica do pó calcário. 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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De acordo com a granulometria desejada para o pó calcário a ser utilizado para a 

fabricação das amostras, tem-se que, após pulverização, o material apresenta uma porcentagem 

de grãos de 97,15% inferiores a 425 µm (intervalo destacado em azul), contemplando 

praticamente toda faixa granulométrica obtida. 

A massa específica dos grãos do pó calcário foi determinada seguindo as recomendações 

da NBR 6458 (ABNT, 2016), utilizando o método do picnômetro, obtendo-se um valor de 2,79 

g/cm³. 

 

3.1.2 Resina epóxi 

 

Como material cimentante/aglomerante, escolheu-se a resina epóxi bicomponente 

transparente 2004 de baixa viscosidade com endurecedor 3154 da fabricante Redelease®, com 

utilização em proporção 2:1 (resina:endurecedor).  

Segundo a fabricante, o produto apresenta alta resistência química e mecânica, possui 

baixa contração, boa adesão, estabilidade a ciclos térmicos e impactos, boa fluidez e não libera 

subprodutos na sua utilização, propriedades desejáveis 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 

alternativa para a união das partículas sólidas de rochas que reproduzem reservatórios de 

hidrocarbonetos, apresentando resultados satisfatórios na aglutinação das partículas usadas e na 

facilidade na aplicação. 

 

3.1.3 Geotêxtil para representação de fraturas 

 

A representação de fraturas em rochas sintéticas requer a seleção de um material que 

apresente comportamento e características compatíveis dos elementos representados, sem que 

estes alterem a composição química da matriz sólida da rocha.  

Neste trabalho, escolheu-se um tipo de geossintético, o geotêxtil não-tecido, para 

representar as descontinuidades no meio estudado. As funções de filtração e drenagem foram 

consideradas para a seleção do geotêxtil não-tecido como material representativo das 

descontinuidades, devido às suas características de distribuição de poros e estrutura 

tridimensional complexa (MISZKOWSKA, LENART E KODA, 2017). Como filtro, o 

geotêxtil permite que líquidos passem sobre sua estrutura, separando e retendo as partículas 
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sólidas em movimento (PALMEIRA E GARDONI, 2000); como dreno, o geossintético coleta 

e conduz o fluido por um caminho até uma determinada região através do seu plano (MORACI, 

BILARDI E MANDAGLIO, 2022).  

O geotêxtil não-tecido utilizado é produzido a partir de fibras agulhadas e consolidadas 

de poliéster (Figura 27), cujas propriedades foram fornecidas pelo fabricante do produto 

(Tabela 2). 

 

Figura 27 - Geotêxtil não tecido utilizado para representação das fraturas em rochas sintéticas. 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 
Tabela 2 - Propriedades do geotêxtil não-tecido. 

Propriedades 

Cor Preto 

Gramatura (g/m²) 105 

Espessura (mm) 0,7 

Ponto de Amolecimento (ºC) 230 a 249 

Resistência U.V (% horas) 50/500 

Permeabilidade Normal (cm/s) 0,35 

Permissividade (s-1) 3 

Resistência à tração no sentido longitudinal (kN/m) 3 

Resistência ao puncionamento CBR (kN) 0,6 

Fonte: O Autor (2024). 

 

O geotêxtil utilizado para a representação das fraturas no meio poroso foi submetido à 

ação da solução ácida empregada neste trabalho (10% de HAc em água destilada) com pH igual 

a 2,20 (à 25°C), seguindo os procedimentos descritos pela ASTM D5322 (2017), que avalia a 

resistência química de geossintéticos a líquidos potencialmente reativos. Esse ensaio foi 
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realizado para verificar se o geotêxtil reagiria quimicamente ao ácido empregado durante o 

ensaio de dissolução. Assim, uma tira de geotêxtil previamente pesada (m = 0,1358g) em 

balança analítica foi submersa em solução de ácido acético (mesmo fluido reativo utilizado nos 

ensaios de dissolução) (Figura 28) durante quatro semanas, tempo muito superior aos tempos 

de ensaio executados. Após o ensaio, verificou-se que não houve variação de massa do material 

e nem do pH da solução, indicando a integridade e não reatividade do geotêxtil frente à solução 

do fluido ácido. 

Figura 28 - Tira de geotêxtil submerso em solução de 10% de ácido acético e água destilada durante o ensaio de 
resistência química a líquidos potencialmente reativos. 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

3.2 PROCESSO DE FABRICAÇÃO DE AMOSTRAS  

 

3.2.1 Processo de fabricação de amostras homogêneas  

 

 As rochas carbonáticas sintéticas foram preparadas através do processo de compactação, 

procedimento semelhante ao utilizado na produção 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 está 

confinado em um molde metálico, ate a sua consolidação. 

As rochas sintéticas foram compactadas em um molde cilíndrico metálico, composto 

por uma base, corpo e colarinho (Figura 29(a)), com dimensões de 4 cm de diâmetro e 8 cm de 

altura, com volume de 100,53 cm³. 
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As quantidades de resina epóxi utilizadas como material aglomerante/aglutinante para 

a fabricação de amostras em relação à 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 proporção 85%:15% (matriz sólida:aglomerante), sendo 85% de pó 

calcário e 15% de resina epóxi para a fabricação de uma amostra com as dimensões 

especificadas anteriormente, obtendo quantitativos diferentes de materiais, de modo a ajustar e 

estabelecer um valor de massa específica aparente que fosse possível fabricar amostras com 

altura inicial estabelecida de 8 cm e aspecto consolidado a olho nu, sem a presença de vazios 

superficiais e irregularidades ao longo de sua extensão.  

As amostras foram inicialmente fabricadas com um peso específico aparente de 19 

kN/m³, sendo realizados incrementos na mistura utilizada para aumentar o peso específico 

aparente das amostras até atingir valores entre 22,5 e 23,0 kN/m³, quando, então, as amostras 

atenderam aos critérios estabelecidos. 

Após serem pesados os materiais, misturou-se previamente a resina e o endurecedor 

(segundo recomendações do fabricante) para depois ser adicionado ao pó calcário dentro de um 

recipiente, misturando até se tornar um material homogêneo. O processo não foi realizado por 

longo tempo devido à rápida reação de endurecimento da resina epóxi. Após, a mistura foi 

passada por uma peneira para o desmanche dos grumos maiores de material remanescente, 

deixando-a uniforme (Figura 29(b)). 

O preparo foi colocado no molde cilíndrico, revestido internamente com uma fina 

camada de vaselina sólida para facilitar a extração da amostra no processo de desmoldagem. Já 

o colarinho garantiu que o material fosse colocado em uma única 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 única, com o uso de uma prensa de compactação estática 

(Figura 29(c)) com capacidade de 50 kN, aplicando uma tensão vertical de 20 MPa até que a 

amostra atingisse a altura preestabelecida, 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 possível 

parcela da mistura não ficasse aderida ao molde no momento da compactação. 

Após este período, a amostra foi retirada do molde e levada para a estufa a uma 

temperatura de 60 ºC durante um período de 24 horas (recomendada pelo fabricante da resina), 

para completar o processo de consolidação e ganho de rigidez, obtendo-se aspecto homogêneo 

e consolidado (Figura 29(e)). 
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Figura 29 - Preparação das amostras: (a) componentes do molde cilíndrico metálico; (b) mistura homogênea após 
peneiramento; (c) prensa de compactação; (d) mistura no molde e; (e) amostras após compactação e tratamento 

térmico em estufa. 

          

    
Fonte: O Autor (2024). 

 

3.2.2 Processo de fabricação de amostras com fraturas 

 

A produção das amostras com fraturas segue os processos descritos anteriormente para 

rochas homogêneas, mas com algumas adaptações. As fraturas foram representadas por tiras de 

geotêxtil não-tecido de dimensões 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 relação à base das amostras, como 

mostra a Figura 30. Para este trabalho, as fraturas foram posicionadas perpendicularmente à 

direção de injeção do fluido empregado, a fim de verificar a influência de desvio do escoamento 

da solução ácida provocado pelas descontinuidades. 
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Figura 30 - Esquema geral da inserção das tiras de geotêxtil para representação de fraturas nas amostras 
sintéticas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

Para inserção do geotêxtil na amostra, inicialmente colocou-se dentro do molde 1/3 da 

quantidade da mistura de pó de calcário e resina epóxi e em seguida uma tira de geotêxtil; 

posteriormente, 1/6 do material foi acomodado no molde e mais uma tira de geotêxtil foi 

inserida; completou-se a moldagem com a acomodação de 1/6 da mistura, a última tira de 

geotêxtil (a 2/3 da base) e os 1/3 de mistura remanescente. Destaca-se ainda que a tira de 

geotêxtil na posição do meio da amostra foi deslocada 1 cm na direção horizontal em relação 

às tiras superior e inferior (ver Figura 30), e que ambas estão centralizadas no interior da rocha. 

Em seguida, o processo de consolidação e desmolde segue as etapas descritas para a 

preparação das amostras homogêneas, sendo submetidas também ao tratamento térmico em 

estufa a uma temperatura de 60 ºC durante 24 horas para completar seu processo de 

consolidação e ganho de rigidez. 

Na literatura, para representação de fraturas em meios sintéticos, os materiais 

empregados são inseridos no meio e posteriormente removidos/dissolvidos (TILLOTSON et 

al., 2012; WANG et al., 2015; SILVA et al., 2019; MOHAMMED E SCHMITT, 2020), 

deixando os espaços vazios representativos dessas descontinuidades, neste trabalho, ao 

contrário do que se vê na literatura, as fitas de geotêxtil permanecerão na estrutura da rocha, e 

assim, seu desempenho será avaliado, uma vez que o material possui propriedades 

filtrantes/drenantes, permitindo o escoamento de fluidos na direção longitudinal e transversal 
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ao plano, o que representam, respectivamente, a transmissividade e permissividade do material, 

relacionando seu coeficiente de condutividade hidráulica normalizados pela sua espessura 

(DING et al., 2021). 

Assim, o material pode atuar como barreiras (desviando o escoamento) ou como 

caminhos preferenciais no meio poroso sintético, representando a porosidade secundária de 

reservatórios de petróleo, influenciando nos padrões de dissolução e formação de wormholes 

das rochas acidificadas. 

  

3.3 CARACTERIZAÇÃO PETROFÍSICA E PETROGRÁFICA DAS ROCHAS 

CARBONATICAS SINTÉTICAS 

  

Os ensaios para caracterização petrofísica e petrográfica da rocha carbonática sintética 

desenvolvida consistiram em testes de permeabilidade a gás nitrogênio, porosimetria a gás hélio 

e análises em fotomicrografias utilizando microscopia eletrônica. 

 

3.3.1 Permeabilidade a gás nitrogênio 

 

A Permeabilidade a gás nitrogênio (N2) foi mensurada em rochas moldadas utilizando 

o permeâmetro de fluxo contínuo (DCI Test Systems®) do Departamento de Energia Nuclear 

da Universidade Federal de Pernambuco, a uma pressão confinante de 300 PSI (2,07 MPa) e 

poropressão de gás N2 de 50 PSI. As medições foram realizadas, e os coeficientes de 

permeabilidade absoluta “k” foram calculados de acordo com a Lei de Darcy (Equação 6), 

aplicando as correções de Klinkenberg (Klinkenberg, 1941): 

 

𝑘𝑔á𝑠 = 2000
𝐿

𝐴
𝜇𝑄

𝑝̅

(𝑝1
2 + 𝑝2

2)
 (6) 

 

Em que: 

𝑘gás  = Coeficiente de permeabilidade a gás (mD); 

L = Comprimento da amostra (m); 

A = Área da seção transversal da amostra (m²); 

μ = Viscosidade do gás (cP); 

Q = Vazão (m³/s); 

p = Pressão média (Pa); 
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p1 = Pressão de entrada (Pa); 

p2 = Pressão de saída (Pa). 

 

Este procedimento foi adotado para a determinação da permeabilidade absoluta a gás 

nitrogênio de todas as amostras deste trabalho em que foi necessário o cálculo deste parâmetro. 

 

3.3.2 Porosimetria a gás hélio  

 

O volume de poros foi determinado baseado na Lei de Boyle, utilizando um porosímetro 

a gás hélio (He) (Core Laboratories®), modelo ULTRA-PORE 300 do Laboratório de 

Geomecânica, - LITPEG da Universidade Federal de Pernambuco), cujos valores de porosidade 

(Φ) foram determinados em percentual (%) (Equação 1) para as amostras produzidas, 

aplicando-se uma poropressão de gás hélio de 150 PSI (1,03 MPa) 

Este procedimento foi adotado para a determinação da porosidade a gás hélio de todas 

as amostras deste trabalho em que foi necessário o cálculo deste parâmetro. 

 

3.3.3 Análise Petrográfica 

 

O estudo petrográfico foi realizado no laboratório de Geologia Sedimentar e Ambiental 

(LAGESE), localizado no departamento de Geologia da Universidade Federal de Pernambuco, 

e consistiu inicialmente na confecção de uma lâmina delgada retirada a partir da porção central 

de uma rocha sintética fabricada. Em seguida, analisou-se a lâmina através do microscópio 

petrográfico com luz polarizada e câmera integrada (ZEISS®, model Axioscope 5), gerando-

se, posteriormente, imagens para representação da estrutura e descrição em termos de aspectos 

de mineralogia, textura e porosidade. 

 

3.4 CARACTERIZAÇÃO GEOMECÂNICA DAS ROCHAS CARBONÁTICAS 

SINTÉTICAS 

 

As rochas sintéticas foram ensaiadas para a determinação de suas propriedades 

geomecânicas através dos protocolos estabelecidos pelos ensaios de resistência à compressão 

simples, denominado, neste trabalho, pela sigla UCS (do inglês, Unconfined Compressive 

Strength), ensaio de resistência à compressão diametral (ensaio brasileiro) e ensaio de 
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resistência à compressão triaxial. O ensaio de UCS também foi utilizado para definição da 

dosagem das proporções dos materiais para a fabricação das rochas carbonáticas sintéticas. 

 

3.4.1 Ensaio de resistência à compressão simples (UCS) 

 

 O ensaio de resistência à compressão simples (UCS), que consiste na aplicação de um 

carregamento uniaxial de compressão na direção longitudinal das amostras até a sua ruptura, 

seguiu os procedimentos descritos pela norma ASTM D2938-95 (2002) e utilizou uma prensa 

hidráulica de compressão de capacidade de 1000 kN (Figura 31(a)) até levar as amostras à 

ruptura. 

Durante o ensaio, registrou-se as medidas de deslocamentos axial e radial através da 

instalação de extensômetros (verificar detalhe na Figura 31(b)), determinando as deformações 

axial e radial da rocha sintética. Além de poder avaliar o comportamento tensão versus 

deformação axial apresentada pelas amostras durante o ensaio. 

 

Figura 31 - Prensa para ensaio de resistência à compressão simples: (a) prensa de compressão simples de 
capacidade de 1000 kN e; (b) instrumentação com extensômetros para determinação dos deslocamentos radial e 

axial. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

 

Com os dados carregamento máximo aplicado, e da área da seção transversal da 

amostra, foi possível determinar sua resistência à compressão simples máxima (UCS), através 

da Equação 7: 

 

𝑈𝐶𝑆 =  
𝐹

𝐴
 

(7) 
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 Em que: 

UCS (MPa) = Resistência à compressão simples; 

F (kN) = Força máxima aplicada;  

A (cm²) = Área da seção transversal. 

 Correlacionando as dimensões da amostra com os dados de sua deformação axial e 

radial, determinou-se o Coeficiente de Poisson (ʋ) da rocha, através da Equação 8: 

ʋ =  −
∆𝑒

𝑒0
⁄

∆𝑙
𝑙0

⁄
 

(8) 

Em que: 

ʋ = Coeficiente de Poisson; 

∆𝑒 (mm) = Variação de dimensão transversal (deslocamento radial total); 

𝑒0 (mm) = Dimensão transversal inicial (diâmetro inicial); 

∆𝑙 (mm) = Variação de deslocamento longitudinal (deslocamento longitudinal total); 

𝑙0 (mm) = Dimensão longitudinal inicial (altura inicial). 

 A partir das curvas do comportamento tensão versus deformação, foi possível 

determinar o Módulo de Elasticidade médio (E), correspondente ao trecho elástico da curva 

(dado pela inclinação média da porção linear da curva tensão-deformação), de acordo com a 

Equação 9: 

 

𝐸𝑚 =  
𝜎𝑎𝑥𝑖𝑎𝑙

𝜀
 (9) 

 

Em que: 

Em (Pa) = Módulo de Elasticidade médio; 

𝜎𝑎𝑥𝑖𝑎𝑙 (Pa) = Tensão axial aplicada; 

𝜀 a = Deformação axial sofrida pela amostra. 

 

3.4.2 Ensaio de resistência à compressão diametral (ensaio brasileiro) 

 

O ensaio de compressão diametral, conhecido como ensaio brasileiro, é realizado em 

rochas para a determinação de sua resistência à tração de forma indireta, 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 cilíndricas de 

dimensões 8 x 4 cm e ensaiadas em um prensa hidráulica de compressão de capacidade de 1000 

kN (Figura 31(a)), aplicando-se, na posição 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 área de largura equivalente ao produto entre o comprimento de sua 

seção transversal e longitudinal até serem rompidas, gerando tensões de tração induzidas. Um 

extensômetro foi utilizado para a realização das leituras de deslocamento radial ao longo do 

ensaio, até a ruptura, formando-se uma fissura vertical na porção intermediária das rochas. 

Figura 32 - Ensaio de compressão diametral. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

A resistência à compressão diametral é obtida através da Equação 10: 

 

𝜎𝑡 =  
2. 𝑃

𝜋. 𝐷. 𝐿
 

(10) 

 

em que: 

𝜎𝑡 (MPa) = Resistência à compressão diametral; 

P (kN) = Carregamento aplicado; 

D (cm) = diâmetro da amostra; 

L (cm) = comprimento da amostra. 

  

Após a realização do ensaio, construiu-se as curvas tensão-deformação das amostras, 

registrando-se a máxima resistência à tração das rochas carbonáticas sintéticas produzidas. 
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3.4.3 Ensaio de resistência à compressão triaxial 

 

 O ensaio de resistência à compressão triaxial foi realizado seguindo os procedimentos 

descritos pela norma ASTM D2664 (2004), utilizando a prensa de compressão triaxial RTR-

1000 (GCTS Testing Systems®), com capacidade de 70 MPa (Figura 33). O procedimento 

consistiu em aplicar uma pressão hidrostática na amostra (𝜎1 = 𝜎3) e, logo em seguida, uma 

tensão desviadora Sd até a ruptura da amostra, determinando o comportamento tensão-

deformação e parâmetros de resistência das rochas. 

 

Figura 33 - Equipamento de compressão triaxial para rochas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Para isso, três exemplares de rochas carbonáticas sintéticas de dimensões 8 x 4 cm foram 

preparadas e nomeadas A-1, A-2 e A-3 (Figura 34). Ao iniciar o ensaio essas amostras foram 

colocadas nos caps inferior e superior e envolvidas por uma membrana termo-retrátil. 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 compressão triaxial (A-1, A-2 e A-3). 
 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Figura 35 - Instrumentação das amostras para ensaio de compressão triaxial. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Após preparação da amostra na célula com toda a instrumentação, a camisa foi fechada 

e preenchida por óleo, responsável pela aplicação da pressão de confinamento (𝜎3). Na primeira 

etapa do ensaio, foi aplicada uma pressão hidrostática (𝜎1 = 𝜎3)  na amostra, onde (𝜎3) 

permaneceu constante durante todo o ensaio. Os valores adotados para pressão hidrostática nos 

ensaios foram de 2,2 MPa, 5,0 MPa e 10 MPa, respectivos às amostras A-3, A-2 e A-1. 

Na segunda etapa do ensaio, a tensão vertical (𝜎1) aumentou a uma taxa de deformação 

constante de 0,005% até a ruptura da amostra e (𝜎3) permaneceu constante, correspondente a 

aplicação da tensão desviadora Sd (Equação 11): 

Sd = 𝜎1 − 𝜎3 (11) 

em que: 

Sd (Pa) = Tensão desviadora; 
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𝜎1 = Tensão principal maior; 

𝜎3 = Tensão principal menor. 

 

 Também foi possível determinar a envoltória de resistência segundo o critério de Mohr-

coulomb, obtida a partir da reta tangente aos três semi-círculos de Mohr construídos nos pares 

de pontos (tensão normal e tensão de cisalhamento) em que a rocha apresenta ruptura para cada 

uma das tensões de confinamento aplicada, cujo plano forma um ângulo α (45º + 
𝜙

2
 ) com o 

plano principal maior. 

 Assim, obtém-se a equação da envoltória, podendo-se determinar os parâmetros de 

resistência de coesão (c) e ângulo de atrito (ϕ) (Equação 12) para estas condições: 

𝛕 = tanϕ.𝛔 + c (12) 

em que: 

𝛕 (Pa) = tensão de cisalhamento; 

ϕ (°) = ângulo de atrito; 

𝛔 (Pa) = tensão normal; 

c (Pa) = coesão. 

 

3.5 DEFINIÇÃO DA DOSAGEM E PRODUÇÃO DA ROCHA CARBONÁTICA 

SINTÉTICA 

 

O processo de síntese da rocha carbonática partiu-se de uma proporção de 85% de pó 

calcário e 15% de resina epóxi, com um peso específico aparente de 19 kN/m³, relacionando o 

peso do material necessário para ocupar o volume do molde, de modo a atingir as dimensões 

especificadas; entretanto, percebeu-se que, para a energia de compactação empregada, as 

amostras apresentavam altura inferior a 8 cm e irregularidades em sua superfície, sendo 

necessário adicionar maior quantidade de material para que estas atingissem as especificações 

de referência adotadas neste trabalho.  

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/m³ no peso 

específico aparente a partir do valor inicial adotado de 19 kN/m³: partindo-se de três exemplares 

entre 19,10 e 20,00 kN/m³ (A01; A02 e A03); três exemplares entre 20,10 e 21,00 kN/m³ (A04, 

A05 e A06); cinco exemplares entre 21,10 e 22,00 kN/m³ (A07, A08, A09, A10 e A11) e; três 

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, então, as amostras atenderam aos critérios adotados, apresentando-se 

uniforme à energia de compactação empregada de 20 MPa, com altura e diâmetro fixos iguais 

ao do molde metálico utilizado para sua compactação, ausente de irregularidades e vazios ao 

longo de sua superfície, totalizando, nesta fase, a produção 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 específico aparente testados com os 

valores médios observados, e a Figura 36 relaciona os valores médios de UCS e peso específico 

aparente médio para as quatro faixas de γsméd destacados. Observa-se que há o aumento de UCS 

à medida em que são adicionadas maiores quantidades de material para a fabricação da rocha 

mantendo-se o mesmo volume considerado. Tal comportamento indica que há o preenchimento 

de vazios da estrutura, tornando o material mais compacto e denso, alcançando, assim, uma 

maior resistência mecânica, sendo capaz de suportar maiores solicitações mecânicas sem sofrer 

ruptura. As variações de peso específico aparente das amostras se dão pelo fato de, durante o 

preparo, devido à rápida ação cimentante do epóxi, uma pequena parcela da mistura preparada 

fica retida nos instrumentos de preparação; logo, percebe-se uma pequena variação entre os 

valores adicionados e medidos. 

 
Tabela 3 - Variação de Peso específico aparente e UCS em função do quantitativo de materiais adicionados para 

amostras com 85% de pó calcário e 15% de resina epóxi. 

AMOSTRA γs (kN/m³) 
UCS 

(MPa) 
Intervalo γs  γsméd (kN/m³) 

UCSméd 

(MPa) 

A01 19,10 26,94 

19,10 – 20,00 19,35 34,97 A02 19,70 34,04 

A03 19,80 43,93 

A04 20,10 45,59 

20,10 – 21,00 20,33 49,19 A05 20,10 43,37 

A06 20,80 58,60 

A07 21,60 60,30 

21,10 – 22,00 21,75 57,84 

A08 21,70 54,19 

A09 21,80 53,73 

A10 21,80 45,68 

A11 21,90 75,30 

A12 22,30 85,96 

22,10 – 23,00 22,37 80,98 A13 22,40 87,01 

A14 22,40 70,00 

Fonte: O Autor (2024). 
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Figura 36 - Relação UCS médio e peso específico aparente médio das amostras produzidas para definição da 
rocha carbonática sintética. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Diante dos resultados descritos anteriormente, definiu-se inicialmente, como meio 

poroso sintético desta pesquisa, uma rocha carbonática sintética com as seguintes 

características: peso específico aparente de 23 kN/m³, com proporções em porcentagem de 85% 

de pó calcário:15% de resina epóxi e em massa iguais a 196,54 g de pó análogo e 34,68 g de 

mistura de resina epoxídica com uma proporção 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 a energia de compactação pré-estabelecida, exemplares de rochas sintéticas com 

as dimensões do molde utilizado, sem que houvesse irregularidades e vazios aparentes em suas 

faces. A Figura 37 apresenta a rocha sintética produzida, com destaque de seu topo e sua base. 

 
Figura 37 - Aspecto final da rocha carbonática sintética produzida (85%:15%). 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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O processo de consolidação por compactação das amostras sintéticas adotado nesta 

pesquisa, combinando-se ao processo de molde, desmolde, energia de compactação e os 

materiais adotados fornece amostras uniformes, desejáveis quando se produz rochas sintéticas.  

A combinação das propriedades aglomerantes da resina epoxídica contribui para representar a 

cimentação das partículas sólidas observada em rochas carbonáticas.  

Além disso, o uso de um pó calcário como matriz sólida de uma rocha sintética permite 

que seu comportamento, frente aos processos químicos a serem observados, aproximem-se do 

que se é esperado em processos dissolutivos em reservatórios. 

Para a verificação das propriedades geomecânicas, foram realizados ensaios de 

compressão simples (UCS) em oito amostras de rochas carbonáticas sintéticas, nomeadas de 

AM-01 a AM-08. A Tabela 4 apresenta os resultados obtidos no ensaio de compressão simples 

como os valores de UCS e dos parâmetros elásticos: Módulo de Elasticidade médio (Em) e 

Coeficiente de Poisson υ.  

Os gráficos da Figura 38 apresentam as curvas tensão-deformação axial específica das 

amostras. 

 
Tabela 4 - UCS, E e ʋ das amostras sintéticas preparadas na proporção 85%:15%. 

Amostra 𝜸𝒔 (kN/m³) UCS (MPa) Em (GPa) ʋ 

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 

  UCSméd = 80,20 Eméd = 7,28 ʋméd = 0,34 

Fonte: O Autor (2024). 
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Figura 38 - Curvas tensão-deformação de rochas carbonáticas sintéticas preparadas na proporção 85%:15%. 

 
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 resistência à compressão simples entre 50 e 100 

MPa.  

Quanto às curvas tensão-deformação axial específica (Figura 38), observa-se um 

comportamento predominantemente frágil, apresentando inicialmente o trecho elástico linear 

bem definido, seguido pelo trecho da curva pós pico com queda brusca de resistência 

(VALLEJO, 2002). No entanto, as amostras AM-03 e AM-04 apresentaram pequeno patamar 

de escoamento plástico antes da ruptura, podendo esse comportamento ser justificado pela 

operação da prensa de compressão, cujos ajustes de incremento de carregamento foram 

necessários para que as amostras sofressem ruptura, devido aos valores de UCS atingidos, 

influenciando na deformação destas. 

Além disso, observa-se na Figura 38 que o trecho elástico das curvas tem inclinação 

semelhantes em todos os ensaios realizados, refletindo em uma variação pequena nos valores 

de Módulo de Elasticidade, que representam a rigidez do material, variando-se entre 6,62 GPa 

(AM-01) a 7,84 GPa (AM-04), com valor médio de 7,28 GPa. Em relação ao coeficiente de 
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Poisson (ʋ), este apresenta valor médio de 0,34, o qual encontra-se dentro do intervalo reportado 

por Kurtulus et al. (2016) ao caracterizar rochas calcárias naturais (entre 0,29 e 0,38). 

Ao mesmo tempo que na pesquisa desejava-se a reprodução de uma rocha carbonática 

sintética com resistência relativamente elevada, equivalente as rochas carbonáticas naturais, as 

propriedades petrofísicas também deveriam atender às necessidades da pesquisa, cuja aplicação 

final era a utilização em ensaios de acidificação de matriz, o que requer um meio poroso com 

porosidade e permeabilidade adequadas para permitir a percolação do fluido internamente. Para 

isso, foram realizados ensaios de porosimetria a gás hélio e permeabilidade a gás nitrogênio em 

duas amostras fabricadas com as proporções de materiais citados, para a quantificação destas 

propriedades. 

Quanto à porosidade a gás hélio, as amostras apresentaram valores de Φ = 1,27% e 

1,31%, configurando baixa porosidade, inferiores a 5% (ARCHIE, 1952; AHR, 2008) e quanto 

a permeabilidade, não foi possível quantificá-la, podendo ser justificado pelo reduzido volume 

de poros totais/interconectados, não sendo possível fazer as medições através do permeâmetro 

disponível no laboratório. Uma razão para valores baixos de porosidade está na quantidade de 

resina epóxi utilizada para a fabricação das amostras sintéticas, que pode ter sido alta para a 

quantidade e granulometria de material seco (pó calcário) utilizado na preparação, havendo um 

excesso de material cimentante na matriz, causando a colmatação de parte dos poros da amostra, 

comprometendo, consequentemente, sua permeabilidade. 

Entretanto, como o foco deste trabalho compreende os processos de dissolução, foi feito 

um ajuste na proporção dos materiais utilizados para a fabricação das rochas carbonáticas 

sintéticas, em que visou a redução de material cimentante e aumento de material seco. Assim, 

foram preparadas duas amostras com proporções de 90% de pó calcário e 10% de resina epóxi, 

visando o aumento da porosidade e assim, uma melhor visualização dos processos de dissolução 

química durante os ensaios de acidificação.  

Com isso, o valor de porosidade encontrado para as amostras contendo esta proporção 

foram de Φ = 12,89% e 12,96%, o que se aproxima dos valores médios de porosidade obtidos 

para rochas carbonáticas analisadas por Miranda et al. (2018), na faixa de 12%. Quanto à 

permeabilidade, foi possível sua quantificação, apresentando valores de k iguais à 6,52 mD e 

6,59 mD. Para ambas as proporções 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 diferença atribuída aos materiais e 

metodologia adotados durante o processo de fabricação da rocha. 
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Diante dos resultados apresentados, decidiu-se reformular a dosagem de materiais das 

rochas sintéticas, sendo utilizada, para as próximas etapas da pesquisa, a proporção contendo 

90% de pó de calcário (194,60 g) e 10% de resina epóxi (14,40 g de resina e 7,20 g de curador), 

totalizando uma massa de 216,20 g e peso específico aparente médio de 21,50 kN/m³. Os 

tópicos a seguir apresentam a caracterização geomecânica, petrográfica e petrofísica das rochas 

carbonáticas sintéticas seguindo esta nova formulação. 

 

3.6 CARACTERIZAÇÃO GEOMECÂNICA 

  

São apresentados os resultados e análises obtidas através dos ensaios mecânicos de 

caracterização da rocha carbonática sintética preparada com proporções de 90% de pó calcário 

e 10% de resina epóxi. 

 

3.6.1 Resistência à compressão simples (UCS) 

 

 A Tabela 5 apresenta os resultados obtidos através dos ensaios de resistência à 

compressão simples, relacionando os valores de UCS, Módulo de Elasticidade médio Em e 

Coeficiente de Poisson para dez amostras produzidas na proporção 90% de pó calcário e 10% 

de resina epóxi, nomeadas de P-01 a P-10. A Figura 39 apresenta as curvas tensão-deformação 

axial dos ensaios de compressão simples. 

Tabela 5 - UCS, E e ʋ das amostras de rochas sintéticas preparadas na proporção 90%:10%. 

AMOSTRA UCS (MPa) Em (GPa) υ 

P-01 48,44 5,97 0,20 

P-02 46,83 6,01 0,26 

P-03 47,43 7,99 0,30 

P-04 48,43 6,41 0,45 

P-05 49,22 6,00 0,25 

P-06 48,83 7,27 0,41 

P-07 50,80 7,86 0,25 

P-08 48,83 7,02 0,41 

P-09 47,51 6,85 0,49 

P-10 50,35 6,44 0,30 

média 48,67 6,78 0,33 

Fonte: O Autor (2024). 
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Figura 39 - Curvas tensão-deformação de rochas carbonáticas sintéticas preparadas na proporção 90%:10%. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se valores de UCS próximos entre si, com variação entre 46,83 MPa (P-02) a 

50,80 MPa (P-07), com valor médio de 48,67 MPa; segundo a classificação apresentada por 

ISRM (1981), estas rochas podem ser classificadas como moderadamente duras (25 – 50 MPa) 

a duras (50 – 100 MPa).  

Para o Módulo 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 relação ao coeficiente de Poisson (ʋ), este apresenta 

valor médio de 0,33, o qual encontra-se dentro do intervalo reportado por Kurtulus et al. (2016) 

ao caracterizar rochas calcárias (entre 0,29 e 0,38). 

Como observado na Figura 39, as curvas tensão-deformação apresentam um 

comportamento frágil para todas as amostras, caracterizado pelo trecho elástico bem definido, 

e queda brusca de resistência durante seu comportamento pós-pico após atingirem seu valor 

máximo (VALLEJO, 2002).  

Comparando o comportamento das curvas entre si, observa-se a sobreposição dos 

trechos elásticos das curvas, descrevendo uma repetibilidade das rochas carbonáticas sintéticas 

produzidas quanto ao seu comportamento tensão-deformação. A Figura 40 apresenta a amostra 

P-02 após o ensaio de UCS, apresentando plano de ruptura diagonal definido na sua porção 

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

 
Fonte: O Autor (2024). 

Comparando os parâmetros geomecânicos obtidos através do ensaio de compressão 

simples das amostras 85%:15% e 90%:10%, observa-se uma redução de UCS ao diminuir a 

proporção de resina epóxi no sistema, além de redução na sua rigidez ao serem comparados os 

valores de Módulo de Elasticidade médio; isso se deve a uma menor quantidade de material 

aglomerante na preparação, deixando as amostras mais porosas, e consequentemente, menos 

rígidas. Quanto ao Coeficiente de Poisson, este praticamente não sofreu alterações se forem 

comparados os valores médios obtidos. Apesar desta diminuição dos valores de UCS, as rochas 

sintéticas desenvolvidas nesta pesquisa são fabricadas para serem resistentes e ao mesmo tempo 

porosas, tendo em vista uma melhor representação de rochas carbonáticas para alcançar os 

objetivos do trabalho. 

Para a verificação da influência das fraturas (três tiras de geotêxtil) nas propriedades 

geomecânicas da rocha sintética foram fabricadas cinco amostras (intitulados F-01 a F-05) para 

realizar os ensaios de compressão simples. A Tabela 6 relaciona os valores de UCS, Em e υ das 

amostras; a Figura 41 apresenta as curvas tensão-deformação axial das rochas carbonáticas 

sintéticas com fraturas.  

Tabela 6 - UCS, E e ʋ das amostras preparadas na proporção 90%:10% com fraturas. 
AMOSTRA UCS (MPa) E (GPa) υ 

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 

média 46,00 6,88 0,42 

Fonte: O Autor (2024). 



91 
 

 
 

Figura 41 - Curvas tensão-deformação de rochas carbonáticas sintéticas preparadas na proporção 90%:10% com 
fraturas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

Não se observa de forma clara a influência das fraturas nos parâmetros geomecânicos 

obtidos através do ensaio de compressão simples; os valores de UCS são próximos variando de 

41,32 MPa a 49,70 MPa com uma variação pouco maior que a observada pelas amostras 

homogêneas, assim como a rigidez destas se forem analisados os resultados de Em; a maior 

diferença se deu para o coeficiente de Poisson (0,42 em relação a 0,33 para amostras 

homogêneas).  

Ainda assim mais amostras seriam necessárias para corroborar esta diferença. Ocorre 

também a sobreposição do trecho elástico das curvas tensão-deformação, indicando 

comportamento frágil com queda brusca de resistência após atingirem o pico definido 

(VALLEJO, 2002), o mesmo se observou para amostras homogêneas.  

A presença das tiras de goetêxtil não interferem de forma significativa na resistência 

mecânica da rocha produzida devido a sua espessura, quantidade e tamanho que elas se 

apresentam, assim como o posicionamento as quais foram inseridas no momento da fabricação 

das amostras. 
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3.6.2 Resistência à compressão diametral  

A Tabela 7 apresenta os valores de resistência à tração (𝛔t) e a deformação radial 

máxima para os ensaios realizados em cinco rochas carbonáticas sintéticas homogêneas. A 

Figura 42 apresenta as curvas tensão-deformação radial das amostras ensaiadas.  

Tabela 7 - 𝛔t e deformação radial das amostras. 

AMOSTRA 𝛔t (MPa) εrmáx (%) 

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 

Fonte: O Autor (2024). 

Figura 42 - Curvas tensão-deformação radial das amostras durante o ensaio de compressão diametral. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

As amostras apresentaram 𝛔t 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 próximo ao valor mínimo e o valor máximo dentro do intervalo indicado por Aadnoy e 

Looyeh (2014) para a resistência à tração em rochas calcárias, que variam entre 5 e 25 MPa. 

Analisando o comportamento das curvas tensão-deformação radial, observa-se uma 

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

todas as rochas ensaiadas, ambas apresentaram ruptura brusca após atingir sua resistência 

máxima, não apontando comportamento pós-pico. 
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A Figura 43 apresenta o padrão de ruptura observado para a amostra t-5, após o ensaio, 

indicando o comportamento típico observado para este tipo de ensaio, com uma fissura vertical 

longitudinal ao seu comprimento L, na porção intermediária 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 após ensaio de compressão diametral: (a) vista superior da fissura longitudinal; 
(b) fissura longitudinal e; (c) amostra bipartida. 

  

 
Fonte: O Autor (2024). 

 
3.6.3 Resistência à compressão triaxial 

 

A Tabela 8 apresenta o resumo dos dados obtidos das tensões e dos parâmetros 

geomecânicos (Módulo Secante e Coeficiente de Poisson) obtidos através dos ensaios de 

compressão triaxial. A Figura 44 mostra as curvas tensão-deformação axial e radial dos ensaios 

para tensões hidrostáticas (𝛔1=𝛔3) de 2,2, 5,0 e 10,0 MPa.  

 

Tabela 8 - Parâmetros geomecânicos obtidos pelos ensaios de compressão triaxial. 

Amostra 𝛔1=𝛔3 (MPa) 𝛔1máx (MPa) Sdmáx (MPa) Es (GPa) ʋ 

A-1 10,0 80,41 70,41 13,48 0,18 

A-2 5,0 65,98 60,98 16,33 0,21 

A-3 2,2 56,72 54,52 19,44 0,23 

Fonte: O Autor (2024). 
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Figura 44 - Curvas tensão-deformação axial e radial obtidas pelos ensaios de compressão triaxial. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

É possível observar o aumento da tensão desviadora (Sd) com o aumento da tensão 

confinante, com valores máximos de 70,41 MPa (em εa = 1,55% e εr = 0,45%) para A-1, 60,98 

MPa (em εa = 0,92% e εr = 0,29%) para A-2 e 54,52 MPa (em εa = 0,64% e  εr = 0,23%) para 

A-3.  

Quanto aos parâmetros elásticos, A-1 apresentou Es de 13,48 GPa e ʋ de 0,18, seguido 

de A-2, com Es de 16,33 GPa e ʋ de 0,21; para A-3, com a menor tensão de confinamento, os 

valores de Es e ʋ foram de 19,44 GPa e 0,23, respectivamente.  

A pequena redução da rigidez da rocha com o aumento da tensão confinante, refletida 

pela redução da inclinação do trecho elástico das curvas e consequentemente nos valores de Es, 

podem ser justificadas pela perda de cimentação/união das partículas internas das amostras, 

causada pela quebra das partículas de resina epóxi da matriz causada pelo acréscimo da tensão 

de confinamento, divergindo-se do comportamento típico de amostras naturais, em que se 

observa o maior entrosamento das partículas com o acréscimo de confinamento, havendo o 

aumento de sua rigidez.  

Tanto A-2 (𝛔1=𝛔3 = 5,0 MPa) e A-3 (𝛔1=𝛔3 = 2,20 MPa) apresentaram curva com 

comportamento de pico bem definido, com queda brusca de sua resistência após atingirem 

Sdmáx, observando-se comportamento frágil; já A-1 (𝛔1=𝛔3 = 10,0 MPa) apresenta aumento de 

deformação sem que aconteça perda de resistência, descrevendo um comportamento dúctil 
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(VALLEJO, 2002). Observa-se essa mudança de comportamento à medida que a pressão vai 

mudando nos ensaios. 

A Figura 45 apresenta as amostras A-1, A-2 e A-3 após os testes triaxiais, com destaque 

ao plano de ruptura principal. Para A-1 (Figura 45(a)), o plano de ruptura principal se deu na 

direção vertical (típico de comportamento dúctil), com angulação aproximada de 90°; para A-

2 (Figura 45(b)) e A-3 (Figura 45(c)), percebeu-se um plano de ruptura principal inclinado 

(típico de comportamento frágil), com uma angulação aproximada de 60°, na direção diagonal. 

Tal mudança de comportamento se deve à magnitude da tensão de confinamento, impondo à 

rocha carbonática sintéticas, diferentes padrões de ruptura. 

  

Figura 45 - Inclinação dos planos de ruptura principal observados após ensaios de compressão triaxial: (a) 90° 
(𝛔1=𝛔3 = 10,0 MPa); (b) 60° (𝛔1=𝛔3 = 5,0 MPa) e; (c) 60° (𝛔1=𝛔3 = 2,20 MPa). 

   

   

 

Fonte: O Autor (2024). 

A Figura 46 apresenta a deformação volumétrica em função da deformação axial das 

amostras para as tensões confinantes adotadas.  
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Figura 46 - Curvas deformação volumétrica x deformação axial obtidas pelos ensaios de compressão triaxial. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se uma curva unicamente de deformação por compressão para a amostra A-1, 

com deformação volumétrica máxima de 0,65%; para A-2 e A-3, inicialmente estas apresentam 

uma variação volumétrica de compressão, com valores máximos de 0,34% e 0,20%, 

respectivamente, até se atingir a tensão desviadora máxima, que configura a ruptura das 

amostras e posterior expansão de seu volume.  

A deformação volumétrica foi menor para o menor valor de 𝛔3, aumentando-a com 

acréscimo da tensão confinante, comportamento este esperado para meios porosos. Desta 

forma, o material se mostra com comportamento dilatante para tensões confinantes menores, e 

contrátil com endurecimento a uma tensão confinante maior.  

Há de se destacar ainda que os ensaios foram realizados sem contemplar o efeito de 

poropressão, uma vez que as amostras estavam secas. Isto implica num maior efeito da tensão 

confinante na defomação volumétrica no estágio hidrostático. 

A Figura 47 apresenta a trajetória de tensões totais/efetivas construídas a partir dos 

valores de p = p’ = (𝛔1 + 𝛔3/2) e q (𝛔1 – 𝛔3/2). Ambas as trajetórias apresentam mesmo 

comportamento, visto que, para o presente caso, a poropressão é igual à zero (u = 0). 
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Figura 47 - Trajetória de tensões totais/efetivas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

A partir das trajetórias de tensões totais, foi possível traçar a linha de ruptura q = m + 

p.tg𝛉 (para m = c.cosϕ e tg𝛉 = senϕ) que considera os valores máximos de p = p’ e q, para a 

situação em que a tensão normal e cisalhante são máximas. A Figura 48 apresenta a construção 

da linha de ruptura (em rosa) a partir das trajetórias apresentadas anteriormente, com valores 

de “m” e de 𝛉 iguais a, respectivamente, 12,36 MPa e 26,89°.  

 

Figura 48 - Linha de ruptura considerando a trajetória de tensões totais e efetivas da rocha carbonática sintética 
produzida. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Entretanto, a ruptura do material ocorre num plano como resultado de uma combinação 

de efeitos entre tensão normal (𝛔) e tensão de cisalhamento (𝛕), de modo que a envoltória de 
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Mohr-Coulomb tangencia o círculo de Mohr em um plano diferente da tensão de cisalhamento 

máxima, formando um ângulo α com o plano principal maior.  

A Figura 49 apresenta a envoltória de resistência construída a partir dos ensaios de 

compressão triaxial das amostras A-1, A-2 e A-3, aplicando-se as tensões hidrostáticas de 10,0 

MPa, 5,0 MPa e 2,2 MPa, com α = 60,255°. 

 

Figura 49 - Envoltória de resistência de Mohr-Coulomb no plano x . 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Define-se, a partir da Equação 12, os parâmetros de resistência de coesão (c) e ângulo 

de atrito (ϕ), respectivamente, 14,35 MPa e 30,51° para a rocha carbonática sintética. 

 

3.7 CARACTERIZAÇÃO PETROFÍSICA E PETROGRÁFICA 

 

3.7.1 Caracterização petrofísica 

 

Para a caracterização petrofísica da rocha carbonática sintética produzida em termos de 

porosidade e permeabilidade, tomou-se as amostras P-01 a P-06 (antes do ensaio de UCS) para 

a determinação de Φ e kgás utilizando, respectivamente, a porosimetria a gás hélio e 
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permeabilidade a gás nitrogênio. A Tabela 9 relaciona os valores de Φ e kgás obtidos para as 

amostras. 

 

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

AMOSTRA Φ (%) kgás (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 à porosidade, os valores variaram entre 12,89% e 13,47%, próximo à faixa de 

valores de 12% apresentada por Miranda et al. (2018) para rochas calcárias, com um intervalo 

de variação inferior a 1%; para a permeabilidade, os valores de kgás apresentam-se entre 6,52 

mD e 8,39 mD, com um intervalo inferior a 2 mD, mostrando-se na mesma ordem de grandeza 

(10-3 Darcy) e dentro do intervalo proposto por Schön (2014) para rochas calcárias e dolomíticas 

(entre 10-4 e 100 Darcy).  

A proximidade dos valores obtidos e apresentados na Tabela 9 indica que o processo de 

fabricação apresenta boa repetibilidade para reprodução destas propriedades, produzindo 

amostras homogêneas e similares, que é o objetivo da síntese de rochas artificiais, sendo capaz 

de reproduzir as propriedades petrofísicas das rochas carbonáticas naturais. 

A Figura 50 correlaciona a porosidade e a permeabilidade das amostras, mostrando que 

a permeabilidade aumenta com o incremento da porosidade em uma tendência polinomial, 

apresentando um coeficiente de regressão quadrático (R²) de 0,925, mostrando uma boa 

correlação entre esses valores; Fedrizzi et al. (2018) observaram uma correlação exponencial 

entre a porosidade e a permeabilidade para rochas carbonáticas sintéticas, com R² ≈ 0,9, 

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

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

A Figura 51 compara a correlação entre a porosidade e a permeabilidade de rochas 

carbonáticas naturais (SHAFIQ, MAHMUD E ARIF, 2018; RADWAN et al., 2021) e sintéticas 

(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 não depende 

apenas do volume de poros da matriz rochosa, mas também da interconectividade existente 

entre os poros, fraturas e descontinuidades dentro do sistema (WANG, W et al., 2017). 

  

Figura 51 - Comparativo entre a relação 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), há uma tendência 

de aumento da permeabilidade com o aumento da porosidade; porém, para as amostras 

apresentadas por Radwan et al. (2021), há uma variação nos valores de permeabilidade, mesmo 

com a manutenção da porosidade, cujo comportamento pode depender das condições 

(interconectividade de poros e descontinuidades), e não apenas do volume poroso da matriz 

rochosa.  

Por isso, análises mais detalhadas da permeabilidade relacionando-a com informações 

da escala dos poros, como a distribuição do tamanho dos poros (PSD) e a geometria dos poros 

(BUITING E CLERKE, 2013), são necessárias para detalhar melhor essa correlação. Ressalta-

se a importância da análise da permeabilidade em rochas sintéticas, uma vez que, para 

reservatórios naturais de hidrocarbonetos, esta propriedade é de grande relevância quando se 

considera o reservatório economicamente viável a ser desenvolvido (SHAKIBA et al., 2020). 

 A relação entre a porosidade e a pressão de compactação empregada para a preparação 

das amostras sintéticas é 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 compactação de materiais para consolidar 

rochas carbonáticas sintéticas. 

Figura 52 - Comparativo entre a relação da pressão de compactação e porosidade com dados reportados pela 
literatura. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Nota-se que a porosidade é inversamente proporcional à pressão de compactação 

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 sólida é eliminado, restando uma porção de poros que 

representam a porosidade intergranular, caraterística dos reservatórios carbonáticos.  

Na síntese de rochas carbonáticas, a distribuição e o tamanho dos grãos do material, o 

tipo de ligante utilizado, a proporção entre grãos e ligante e o tempo de aplicação da pressão de 

compactação afetam a distribuição e a quantidade de poros, influenciando também a 

permeabilidade.  

Por isso, conhecer o material utilizado, os componentes e a preparação da rocha sintética 

é essencial para avaliar que tipo de rocha será quando estiver acabada e para que fins será 

utilizada. Foi estabelecida uma correlação polinomial entre os valores de porosidade e UCS das 

amostras ensaiadas (Figura 53), apresentando um coeficiente de regressão (R²) de 0,83. 

Verifica-se que, com o aumento da porosidade, a resistência da rocha diminui, 

mostrando que a porosidade influencia na resistência mecânica das rochas produzidas, sendo 

uma propriedade inversamente proporcional à 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 - Correlação 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 carbonáticas naturais 

(PALCHICK, 2011; DESCAMPS et al., 2011; REYER E PHILIPP, 2014; GOU et al., 2021), 
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mostrando que a reprodução das amostras segue o comportamento entre UCS e porosidade 

observado em carbonatos. 

 

Figura 54 - Comparativo entre a relação da porosidade e UCS com dados reportados pela literatura para rochas 
carbonáticas naturais. 

 
 Fonte: O Autor (2024). 

 

3.7.2 Caracterização petrográfica  

 

O estudo petrográfico consistiu na confecção de uma lâmina delgada retirada a partir da 

porção central de uma rocha carbonática sintética fabricada, com posterior análise via 

microscópio petrográfico. A análise de uma lâmina delgada obtida de uma amostra aponta a 

estrutura geral da rocha sintética (Figura 55(a)), com a presença de clastos (fragmentos de 

calcário) de diferentes tamanhos e formas (< 425 µm), dispersos em uma matriz composta por 

resina epóxi (setas verdes) e grãos muito finos de pó calcário (região em preto).  

A Figura 55(b) e Figura 55(c) mostram regiões em branco, que se referem à presença 

de poros de diferentes tamanhos e formas (setas vermelhas), formados a partir do processo de 

consolidação, representando a porosidade intergranular, típica de rochas carbonáticas (Lucia 

1995).  

A Figura 55(d) mostra um fragmento de calcário laminado em detalhe, onde se observa 

a presença de uma matriz micrítica (região predominantemente cinza), composta por cristais de 

calcita (CaCO3) e componentes de aglomerados de pirita oxidada (FeS2) (manchas pretas) no 

interior do clastos; também são observados componentes de origem biótica (restos de matéria 

orgânica) indicados por manchas de coloração marrom escura (setas amarelas), tipicamente 
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presentes na formação (Gomes et al., 2021); que indica a presença na Figura 55(c) e Figura 

55(d)) devido a processos superficiais de intemperismo do calcário laminado cinza-escuro 

utilizado (Miranda et al., 2018). 

 
Figura 55 - Análise petrográfica das amostras sintéticas: fotomicrografia (Nicols paralelo) indicando (a) aspeto 
geral da amostra com clastos (setas verdes) - fragmentos de calcário - de diferentes tamanhos e formas (< 425 
µm); (b) regiões em branco indicando poros de diferentes tamanhos e formas (setas vermelhas); (c) regiões em 
branco indicando poros de diferentes tamanhos e formas (setas vermelhas), presença de clastos (setas verdes) e 
restos de matéria orgânica (setas amarelas); (d) detalhe de fragmento de calcário com pontos pretos indicando 

aglomerados de pirita oxidada (FeS2) e restos de matéria orgânica (setas amarelas). 
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Fonte: O Autor (2024). 
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4 ACIDIFICAÇÃO DE MATRIZ - PROCEDIMENTO EXPERIMENTAL, 
RESULTADOS E ANÁLISES 

 

Neste estudo, a acidificação de matriz foi realizada em rochas sintéticas homogêneas e 

com fraturas utilizando um sistema composto por uma célula de injeção de fluido, a fim de 

verificar a influência do tempo de contato do ácido no processo dissolutivo da rocha, assim 

como analisar a influência das fraturas no meio poroso. Para isso, a acidificação de matriz foi 

realizada em intervalos de tempo de 36, 72 e 108 h, em duplicatas de rochas dos grupos 

homogênea e com fraturas (tiras de geotêxtil não tecido) para fins de verificação dos resultados, 

com um total de 12 amostras. A caracterização das amostras acidificadas foi realizada e 

apresentada, neste capítulo, em termos petrofísicos e químicos. 

 

4.1 DESENVOLVIMENTO DE SISTEMA DE ACIDIFICAÇÃO E PROCEDIMENTO 
EXPERIMENTAL  

 

Para os testes de acidificação de matriz, foi desenvolvido um sistema para a realização 

do procedimento, utilizando uma célula de injeção ácida adaptada de Oliveira (2016), 

combinada com reservatórios de água e de solução ácida, compressor de ar e controlador de 

volume e pressão (Figura 56(a-b)).  

 
Figura 56 - (a) Esquema geral e; (b) Foto do sistema de acidificação de matriz. 
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   Fonte: O Autor (2024). 

 

A célula de injeção é composta por base e topo em inox, e corpo cilíndrico em acrílico 

(Figura 57).   

Figura 57 - Projeto da célula de injeção. 

 
Fonte: Oliveira (2016). 

 

Em sua base, estão instaladas as válvulas para conexão das mangueiras para aplicação 

da solução ácida, da pressão confinante e para a saída do efluente após a percolação da solução 

no corpo da rocha (Figura 58). 

O reservatório de solução ácida fabricado para esta pesquisa consiste em um 

reservatório cilíndrico desenvolvido para armazenar o fluido reativo, com capacidade de 6 

litros. O material escolhido para sua confecção foi o aço inox, resistente ao ataque ácido da 
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solução empregada no procedimento. Na sua parte superior há uma entrada com conexão 

acoplada a uma mangueira pela qual o compressor de ar é diretamente ligado, para garantir a 

pressão de injeção do fluido durante o ensaio. Na sua parte inferior, há uma saída interligada a 

uma mangueira a qual conduz o fluido até a parte interna da célula de injeção.  

 

Figura 58 - Detalhe da montagem do ensaio de acidificação de matriz: (a) preparação da amostra e; (b) célula de 
injeção ácida em operação. 

  
Fonte: O Autor (2024). 

As etapas para montagem e realização do procedimento de acidificação utilizando este 

sistema são listadas a seguir:  

 Amostras de 7,60 cm de altura e 3,80 cm de diâmetro são previamente preparadas e secas 

em estufa à 60 °C durante 24 horas e então são colocadas no bottom cap fixado na parte 

central da base da célula (ver Figura 58 (a)). Pedras porosas são colocadas no topo e na base 

das amostras para garantir a uniformização da distribuição da entrada e da saída da solução 

ácida. Duas membranas de látex envolvem a amostra e são fixadas nos caps através de 

o’rings, garantindo que a água (pressão confinante) não entre em contato direto com a rocha 

(Figura 58(a)); 

 Enche-se o interior da célula com água destilada, fecha-se a célula e aplica-se a pressão 

confinante de 600 kPa (87 PSI) através do controlador de volume e pressão, mantendo 

constante a pressão de confinamento ao longo do ensaio (Figura 58(b)); 

 Injeta-se a solução ácida, contida no reservatório de inox, na amostra (através de um canal 

fixado no top cap), com uma pressão constante de 500 kPa (72,50 PSI). Essa pressão é 

mantida através de um compressor de ar acoplado ao topo do reservatório, gerando um 
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escoamento descendente (do topo à base da amostra), até a finalização dos ensaios. No top 

cap há um canal de purga, necessário para eliminação de possíveis bolhas de ar oclusas no 

sistema de injeção; 

 Por se tratar de amostras secas, devido ao volume poroso e ao caminho encontrado pelo 

fluido no interior das rochas carbonáticas sintéticas, precisou-se de um tempo para sua 

saturação, 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 a partir da reação química entre a solução ácida e a amostra percola através 

dos orifícios presentes no bottom cap e sai pela válvula de saída da célula, onde é coletado 

por uma proveta graduada e registrados o volume percolado e o pH, a cada duas horas; 

 Ao longo do ensaio, determina-se a variação dos valores de permeabilidade a líquido (k) 

através da equação de Darcy, com valores em Darcy (D); 

 Após a finalização do ensaio, a amostra é retirada da célula de injeção e imersa em água 

destilada durante uma hora (havendo renovação da água de imersão), a fim de interromper a 

reação química entre a rocha e o ácido remanescente; 

 Tanto a base como os canais de entrada da solução ácida e saída do efluente percolado são 

lavados com água destilada, a fim de eliminar o material ácido remanescente no aparato, 

assim como depósitos de material sólido dissolvido, para preservação e manutenção dos 

componentes do sistema para os próximos testes.  

 Em seguida, a amostra é seca e levada à estufa a uma temperatura de 60°C durante 48 horas 

ou até a constância de massa, para posterior caracterização após acidificação.  

 

O sistema desenvolvido para avaliação da acidificação permite: a aplicação de 

escoamento a pressões mais baixas, de modo que o ácido possa ficar por mais tempo em contato 

com a matriz carbonática, aumentando as ramificações de dissolução; verificação da variação 

de permeabilidade a líquidos sofrida pela amostra durante o ensaio; quantificação do volume 

de solução ácida que passa ao longo da amostra em intervalos de tempo especificados e; 

avaliação as variações de pH sofridas pela solução/rocha através da coleta do efluente coletado 

após a passagem do ácido na rocha. 

As amostras, para o ensaio de acidificação, foram nomeadas com a simbologia H para 

o grupo de homogêneas, F para o 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” e “b”, 

por se tratar de duplicatas de amostras para as mesmas condições de ensaio (Figura 59). 
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Figura 59 - Nomenclatura utilizada para as amostras do ensaio de acidificação de matriz. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

A Tabela 10 resume as características iniciais das rochas carbonáticas sintéticas (Figura 

59) utilizadas nesta etapa em termos de massa inicial (mi), comprimento (L), diâmetro médio 

(D), área da seção transversal (As), massa específica dos grãos (γg), porosidade a gás hélio 

inicial (𝜙𝑔𝑖) e permeabilidade a gás nitrogênio inicial (𝑘𝑔𝑖).  

Tabela 10 - Características iniciais das rochas carbonáticas sintéticas preparadas para testes de acidificação de 
matriz. 

grupo 
tempo 

(h) 
amostra 

𝒎𝒊 

(g) 

L 

(cm) 

D 

(cm) 

As 

(cm²) 

γg 

(g/cm³) 

𝝓𝒈𝒊 

(%) 

𝒌𝒈𝒊 

(mD) 

H
O

M
O

G
Ê

N
E

A
 36 

H-1a 173,43 7,49 3,72 10,90 2,43 12,20 6,16 

H-1b 176,28 7,34 3,80 11,30 2,42 12,42 9,99 

72 
H-2a 183,89 7,48 3,84 11,60 2,43 12,61 8,62 

H-2b 179,72 7,48 3,80 11,30 2,42 12,33 11,72 

108 
H-3a 180,95 7,51 3,80 11,30 2,42 12,14 7,30 

H-3b 178,15 7,40 3,80 11,30 2,42 12,10 7,90 

F
R

A
T

U
R

A
S 

36 
F-1a 179,63 7,52 3,79 11,30 2,42 12,64 8,38 

F-1b 179,86 7,50 3,79 11,30 2,42 12,03 10,18 

72 
F-2a 175,84 7,49 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 

108 
F-3a 173,06 7,52 3,72 10,90 2,43 12,93 8,58 

F-3b 179,51 7,46 3,79 11,30 2,43 12,11 11,40 

Fonte: O Autor (2024). 
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Os parâmetros obtidos e avaliados a partir das amostras acidificadas após aplicação da 

metodologia apresentada foram: 

 Permeabilidade a gás nitrogênio pós-acidificação (k), determinado pela Equação 6; 

 Porosidade a gás hélio pós-acidificação (Φ), determinado pela Equação 1; 

 Permeabilidade inicial (ki) e final (kf) ao fluido injetado, calculados a partir da Lei de Darcy, 

determinado pela Equação 3, cuja viscosidade do fluido reativo (µ) adotada foi igual à 

viscosidade da água a 25°C (0,891 cp); 

 Variação de vazão; 

 Índice de massa dissolvida (IMD), obtido pela razão entre a massa dissolvida e massa 

inicial das amostras (Equação 13); 

 

IMD (%) = 
𝑚𝑖−𝑚𝑓

𝑚𝑖
 (13) 

 

 Volume parcial e total do fluido reativo injetado; 

 Variação de velocidade de injeção; 

 Variação de pH do efluente percolado, utilizando phmetro portátil; 

 Volume poroso injetado (VPI), obtido pela razão entre o volume total de solução injetada 

(Vi) e o volume poroso inicial (Vpi) das rochas carbonáticas sintéticas Equação 14; 

 

VPI = 
𝑉𝑖

𝑉𝑝𝑖
 (14) 

 

 Variações da morfologia, da altura e diâmetro das amostras. 

 

4.1.1 Preparação da solução ácida de injeção 
 

O ácido acético CH₃COOH (com concentração de 99,70% em peso) foi escolhido nesta 

pesquisa para a preparação da solução ácida utilizada nos ensaios de acidificação, de modo a 

verificar experimentalmente, como atua um ácido orgânico fraco nos padrões de dissolução e 

nas características de rochas carbonáticas em termos químicos, mineralógicos, petrofísicos e 

geomecânicos. Escolheu-se uma solução de 10% de ácido acético em peso diluída em água 

destilada (w/w), quantidade comumente utilizada em testes de acidificação utilizando este tipo 
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de ácido, respeitando-se o quantitativo máximo de 13% como recomenda a literatura devido à 

baixa solubilidade do acetato de cálcio formado pela reação com a matriz carbonática. 

 

4.1.2 Caracterização química/mineralógica através das técnicas de FRX e DRX 

 

Além da verificação das variações de pH apresentadas pelo efluente percolado ao longo 

dos testes de acidificação, as rochas acidificadas foram caracterizadas através das técnicas de 

fluorescência de Raios-X (FRX) e difração de Raios-X (DRX), a fim de verificar as alterações 

químicas e mineralógicas sofridas através da estimulação para os tempos de ensaio testados. 

O teste de Fluorescência de Raios-X (FRX) que consiste em uma técnica quantitativa, 

teve por objetivo determinar a composição química das amostras. O ensaio utilizou o 

espectrômetro modelo PRIMINI (Rigaku®) e foi realizado no Laboratório de Química (LQ) do 

Centro Acadêmico do agreste da Universidade Federal de Pernambuco (UFPE-CAA).  

O teste de difração de Raios-X (DRX), método qualitativo, visou identificar os minerais 

presentes na rocha produzida. O procedimento utilizou o difratômetro de Raios-X modelo D 

5000 (SIEMENS®) e filtro de cobre (Cu) e foi realizado no Laboratório de Ciência do Solo da 

Universidade Federal Rural de Pernambuco; as análises referentes às 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 pó obtido de fragmentos de rochas não 

acidificadas e rochas após 36, 72 e 108 h de acidificação, para fins comparativos. Para isso, as 

amostras foram fragmentadas e trituradas com o auxílio do pilão e almofariz de porcelana, até 

obter-se um material com granulometria passante na peneira de malha Nº 200 (0,075 mm). Em 

seguida, o pó foi acondicionado e preparado segundo a metodologia necessária para a realização 

dos testes de FRX e DRX. 

 

4.2 VISÃO GERAL DOS RESULTADOS DOS ENSAIOS DE ACIDIFCAÇÃO DE MATRIZ 

Os ensaios de acidificação 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, perceptível pelo aumento da frequência 
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de seu gotejamento no orifício de saída da torneira, especialmente 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 mudança de coloração em relação à solução ácida preparada, de incolor 

(Figura 28) para amarelo-alaranjado-claro (Figura 60(a)) e depósito de material sólido 

dissolvido no fundo do recipiente, proporcionada pelas reações químicas entre a matriz 

carbonática e o ácido acético advinda do processo de dissolução. Também foi possível perceber 

a produção de gás carbônico, produto da reação entre o carbonato de cálcio e o ácido acético 

(Equação 5), formando-se bolhas no canal de saída do efluente (Figura 60(b)), que se tornavam 

mais frequentes em tempos superiores de ensaio. 

Figura 60 - (a) Aparência do efluente percolado e; (b) formação de bolhas de gás carbônico durante os ensaios. 

  
Fonte: O Autor (2024). 

A Tabela 11 apresenta os resultados obtidos a partir dos ensaios de acidificação de 

matriz, relacionados ao volume poroso (Vp), variação do índice de vazios (e), porosidade a gás 

hélio (Φ), permeabilidade ao fluido injetado (k), permeabilidade a gás nitrogênio (kgás), ao 

volume injetado (VI) e volume poroso injetado (VPI) e a variação de vazão (Q) observada 

durante os testes. 

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

acidificação de matriz e apresentados na Tabela 11. 
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Tabela 11 - Resumo dos parâmetros obtidos através dos testes de acidificação de matriz: volume poroso inicial (Vpi) e final (Vpf); índice de vazios inicial (ei) e final (ef); 
porosidade a gás hélio inicial (Φ i) e final (Φ f); permeabilidade a gás nitrogênio inicial(kgási) e final (kgásf); volume injetado (VI); volume poroso injetado (VPI); vazão inicial 

(Qi) e final (Qf). 

grupo 
tempo 

(h) 
amostra 

Vpi 

(cm³) 

Vpf 

(cm³) 
ei ef 

𝛷𝒊 

(%) 

𝛷𝒇 

(%) 

𝒌𝒈á𝒔𝒊 

(mD) 

𝒌𝒈á𝒔𝒇 

(mD) 

𝒌𝒊 

(mD) 

𝒌𝒇 

(mD) 

VI 

(cm³) 
VPI 

Qi (x10-6) 

(m³/h) 

Qf  (x10-6) 

(m³/h) 

H
O

M
O

G
Ê

N
E

A
 36 

H-1a 9,93 13,25 0,14 0,19 12,20 16,31 6,16 7,04 0,17 0,22 143,00 14,41 5,00 6,50 

H-1b 10,34 14,41 0,14 0,21 12,42 17,46 9,99 12,85 0,17 0,25 192,00 18,57 5,25 7,75 

72 
H-2a 10,92 26,34 0,14 0,44 12,61 30,47 8,62 16,86 0,10 0,62 694,75 63,60 3,25 19,50 

H-2b 10,47 27,39 0,14 0,48 12,33 32,27 11,72 17,05 0,16 0,55 638,87 61,02 4,75 16,80 

108 
H-3a 10,35 32,07 0,14 0,60 12,14 37,64 7,30 15,08 0,07 0,59 886,80 85,69 2,23 18,10 

H-3b 10,16 34,74 0,14 0,73 12,10 42,29 7,90 14,02 0,08 0,69 1180,22 116,22 2,50 21,40 

F
R

A
T

U
R

A
S 

36 
F-1a 10,72 15,97 0,14 0,23 12,64 18,83 8,38 9,03 0,07 0,31 189,02 17,63 2,00 9,50 

F-1b 10,18 14,13 0,14 0,20 12,03 16,70 10,18 10,97 0,11 0,25 141,48 13,89 3,25 7,67 

72 
F-2a 10,91 25,24 0,15 0,44 13,05 30,36 7,80 17,39 0,13 0,51 590,20 54,08 4,00 15,30 

F-2b 9,54 17,39 0,13 0,26 11,24 20,47 6,52 14,54 0,08 0,47 476,04 49,89 2,50 14,50 

108 
F-3a 10,59 36,79 0,15 0,84 12,93 45,52 8,58 24,95 0,16 0,85 1168,02 110,31 4,75 25,00 

F-3b 10,17 34,88 0,14 0,72 12,11 41,96 11,40 24,35 0,10 0,82 1395,01 137,12 3,00 25,00 

Fonte: O Autor (2024). 
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 4.3 ANÁLISES DE VAZÃO, VELOCIDADE, PERMEABILIDADE A LÍQUIDO, 

VOLUME INJETADO E VOLUME POROSO INJETADO 

A Figura 61(a-f) relaciona a evolução da vazão do fluido injetado (m³/h) em função do 

tempo (h) durante os testes de acidificação realizados mantendo-se a pressão de injeção 

constante de 500 kPa, para os grupos de rochas homogênea e com fraturas. Observa-se um 

aumento de Q à medida em que o ensaio avança, passando de 5,00 para 6,50 (1 x 10-6 m³/h) em 

H-1a e de 5,25 para 7,75 (1 x 10-6 m³/h) em H-1b, após 36 h de acidificação. Analisando o 

mesmo tempo de ensaio, as amostras com fraturas apresentaram um aumento da vazão de 2,00 

e 3,25 para 9,50 e 7,67 (1 x 10-6 m³/h) em F-1a e F-1b, respectivamente.  

Figura 61 - Variação da vazão de percolação em função do tempo: (a) H-1a e H-1b – 36 h; (b) F-1a e F-1b – 36 
h; (c) H-2a e H-2b – 72 h; (d) F-2a e F-2b – 72 h; (e) H-3a e H-3b – 108 h e; (f) F-3a e F-3b – 108 h. 
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Fonte: O Autor (2024). 

Após 72 h de ensaio, é possível perceber uma evolução da vazão, passando de 3,25 e 

4,75 para 19,50 e 16,80 (1 x 10-6 m³/h) para H-2a e H-2b, respectivamente, e de 4,00 e 2,50 

para 15,30 e 14,50 (1 x 10-6 m³/h) para F-2a e F-2b, respectivamente. Essa mesma tendência se 

manteve após 108 h de ensaio, passando de 2,23 e 2,50 para 18,10 e 21,40 (1 x 10-6 m³/h) para 

as amostras homogêneas H-3a e H-3b, respectivamente, e de 4,75 e 3,00 para 25,00 (1 x 10-6 

m³/h) para F-3a e F-3b, ambas com fraturas. Os patamares observados nos gráficos indicam a 

manutenção de valores medidos onde determinou-se, para leituras seguidas (a cada 2 horas), o 

mesmo volume de efluente coletado.  

Seguindo a mesma linha de análise, verificou-se-se a evolução da velocidade de 

percolação do fluido (m/s) em função do tempo, em segundos, cujos resultados são 

apresentados na Figura 62(a-f).  

Analisando o tempo de 36 h, a velocidade aumenta gradativamente, passando de 1,28 e 

1,29 (1 x 10-6 m/s) para 1,66 e 1,90 (1 x 10-6 m/s) para H-1a e H-1b, e de 0,49 e 0,80 (1 x 10-6 

m/s) para 2,34 e 1,89 (1 x 10-6 m/s) em F-1a e F-1b, respectivamente. Após 72 h, a velocidade 

de percolação passa de 0,78 e 1,16 (1 x 10-6 m/s) para 4,67 e 4,12 (1 x 10-6 m/s) para H-2a e H-

2b, respectivamente, e de 1,00 e 0,61 (1 x 10-6 m/s) para 3,81 e 3,55 (1 x 10-6 m/s) para F-2a e 

F-2b. Por fim, após o tempo de ensaio de 108 h, as velocidades de percolação variam de 0,55 e 

0,61 (1 x 10-6 m/s) para 4,43 e 5,25 (1 x 10-6 m/s) em H-3a e H-3b, respectivamente, e de 1,21 

e 0,74 (1 x 10-6 m/s) para 6,38 e 6,17 (1 x 10-6 m/s) em F-3a e F-b, respectivamente. 
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Figura 62 - Variação da velocidade de percolação em função do tempo: (a) H-1a e H-1b – 36 h; (b) F-1a e F-1b – 
36 h; (c) H-2a e H-2b – 72 h; (d) F-2a e F-2b – 72 h; (e) H-3a e H-3b – 108 h e; (f) F-3a e F-3b – 108 h. 

  

  

  
Fonte: O Autor (2024). 
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Comparando as amostras para um mesmo tempo de acidificação, nota-se valores 

próximos entre si para Q e consequentemente para a velocidade de percolação entre as amostras 

“a” e “b” das homogêneas e “a” e “b” das com fraturas.  

Comparando-se amostras homogêneas e com fraturas, verifica-se que para os tempos de 

36 h e 108 h a vazão é maior para as amostras com fratura, indicando um aumento na porosidade 

do meio e sendo caminho preferencial ao longo da amostra. Esse mesmo comportamento não 

foi observado para o tempo de 72 h porque as condições internas de como o fluido encontra a 

rocha formam diferentes padrões de dissolução (wormholes), que se espalham e se distribuem 

de diferentes formas ao longo da estrutura da matriz carbonática, influenciando na velocidade 

de percolação da solução ácida e consequentemente na vazão do sistema, assim como observado 

por Polli (2016), Hakala et al. (2021). As imagens de microtomografia computadorizada 

apresentadas no Capítulo 5 destaca tal comportamento.  

Analisando o aumento da vazão e consequentemente da velocidade de percolação do 

fluido associado ao aumento do tempo de contato ácido/fluido-rocha, observa-se que isto 

relaciona-se diretamente com o aumento da porosidade do sistema que, para pressão de injeção, 

mantida constante durante os testes, estão associados à formação de wormholes como caminhos 

preferenciais a partir da dissolução química da matriz rochosa, aumentando consequentemente 

a permeabilidade da rocha carbonática sintética (ECONOMIDES et al., 2012).  

Isto pode ser observado através dos gráficos da Figura 63(a-f), que relaciona a evolução 

com o tempo do coeficiente de permeabilidade (k) nas amostras ensaiadas.  

Figura 63 - Evolução do coeficiente de permeabilidade a líquido (fluido injetado) em função do tempo: (a) H-1a 
e H-1b – 36 h; (b) F-1a e F-1b – 36 h; (c) H-2a e H-2b – 72 h; (d) F-2a e F-2b – 72 h; (e) H-3a e H-3b – 108 h e; 

(f) F-3a e F-3b – 108 h. 
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Fonte: O Autor (2024). 

Para o tempo de 36 h, as amostras homogêneas apresentaram uma evolução de 0,17 mD 

para 0,22 mD (H-1a) e 0,25 mD (H-1b), 1,29 e 1,47 vezes maior que o inicial. Para as amostras 

com fraturas, a permeabilidade passou de 0,07 mD e 0,11 mD para 0,31 mD (F-1a) e 0,25 mD 

(F-1b), 4,43 e 2,27 vezes maior que ki, respectivamente.  

Ao analisar a acidificação após 72 h, H-2a e H-2b passaram de 0,10 mD e 0,16 mD para 

0,62 mD e 0,55 mD, 6,2 e 3,44 vezes maior, respectivamente, que o valor inicial de k; F-2a e 

F-2b passaram de 0,13 mD e 0,08 mD para 0,51 mD e 0,47 mD, sendo kf iguais a 3,93ki e 5,88ki, 

respectivamente. Às 108 h de acidificação, H-3a e H-3b tiveram um acrésimo de 8,43 e 8,63 

vezes de ki, passando de 0,07 mD e 0,08 mD para 0,59 mD e 0,69 mD, respectivamente; para 

F-3a e 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 kf em termos absolutos 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 ácido-rocha corrobora os resultados 
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observados por Melo (2012) e Oliveira (2016) que avaliaram a variação de k com o tempo em 

dissolução de carbonatos utilizando células de injeção de fluido ácido para avaliação da 

acidificação. Os gráficos da Figura 64(a-f) relacionam o volume de solução ácida injetada (VI) 

com os tempos de ensaios analisados.  

Figura 64 - Evolução de VI com o tempo: (a) H-1a e H-1b – 36 h; (b) F-1a e F-1b – 36 h; (c) H-2a e H-2b – 72 h; 
(d) F-2a e F-2b – 72 h; (e) H-3a e H-3b – 108 h e; (f) F-3a e 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 

cm³ para H-1a, H-1b, F-1a e F-1b, respectivamente; após 72 h, o volume injetado evoluiu para 

694,75 cm³ (H-2a), 638,87 cm³ (H-2b), 590,20 cm³ (F-2a) e 476,04 cm³ (F-2b); para o tempo 

de 108 h, os volumes injetados foram de 886,80 e 1180,22 cm³ para as amostras H-3a e H-3b, 

respectivamente, e de 1168,02 e 1395,01 cm³ para as amostras F-3a e F-3b. 

Embora haja o acréscimo da permeabilidade, os sistemas de estimulação utilizando o 

ácido acético requerem um tempo de contato maior que o necessário do que quando se aplica 

ácidos fortes, como o HCl (Harris, 1961; Buijse et al., 2003), e consequentemente, maiores 

volumes de solução injetada são necessários para promover a dissolução química da matriz 

carbonática, passando lentamente ao longo de sua estrutura, elevando o tempo de contato 

necessário para que haja a dissolução, sendo influenciado também, pela taxa de injeção (vazão) 

empregada no sistema.  

No entanto, pontos positivos como aumento da profundidade de penetração dos 

wormholes, maior ramificação e baixa corrosividade ao aplicar o ácido acético justificam a 

utilização do ácido nos processos dissolutivos (AKANNI E NASR-EL-DIN, 2016). 

Relacionando o volume de solução ácida injetada com o volume poroso inicial da 

amostra (que é utilizado como parâmetro de avaliação), obtem-se os valores de volume poroso 

injetado (VPI), cuja evolução é apresentada juntamente com a evolução do coeficiente de 

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

Figura 65 - Evolução da permeabilidade com o volume poroso injetado (VPI): (a) H-1a e H-1b – 36 h; (b) F-1a e 
F-1b – 36 h; (c) H-2a e H-2b – 72 h; (d) F-2a e F-2b – 72 h; (e) H-3a e H-3b – 108 h e; (f) F-3a e F-3b – 108 h. 
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Fonte: O Autor (2024). 

Para o tempo de 36 h, os valores de VPI apresentam-se abaixo de 20, sendo de 14,41 e 

18,57 para H-1a e H-1b, e de 17,63 e 13,89 para as amostras F-1a e F-1b; isto indica que seja 

necessário a injeção deste volume poroso de solução ácida para que a permeabilidade kf 

aumente 1,29, 1,47 4,43 e 2,27 vezes o 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 para H-2a e 

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 homogêneas (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 para H-3a e H-3b, respectivamente, e de 110,31 e 137,12 para F-3a e F-3b, aumentando-

se a permeabilidade inicial em 8,43 e 8,63 vezes nas amostras homogêneas e 5,31 e 8,20 vezes 

nas amostras com fraturas. 
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O aumento gradativo de VPI com o tempo observado tanto para amostras homogêneas 

(Figura 66(a)) quanto para amostras com fraturas (Figura 66(b)) reflete o aumento dos poros da 

rocha carbonática sintética provocado pela dissolução, sendo necessário um volume de solução 

ácida cada vez maior para preencher internamente os espaços vazios do meio, de modo que os 

poros maiores passam a receber um quantitativo de fluido em proporções cada vez maiores 

(ECONOMIDES et al., 2012), fenômeno associado à formação dos caminhos preferenciais de 

alta permeabilidade (wormholes).  

 
 

Figura 66 - Variação de VPI em função do tempo para (a) amostras homogêneas e (b) amostras com fraturas. 

 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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4.4 AVALIAÇÃO DA POROSIDADE E PERMEABILIDADE A GÁS 

 O gráfico da Figura 67 e gráfico da Figura 68 relacionam a porosidade inicial e final e 

volume poroso inicial e final das amostras acidificadas homogêneas e com fraturas, 

respectivamente, obtidas por porosimetria a gás hélio. 

Figura 67 - Variação de porosidade e volume poroso para as amostras acidificadas ao longo do tempo – amostras 
homogêneas. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Figura 68 - Variação 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 acidificação nas amostras homogêneas (Figura 67), observa-

se um aumento da porosidade com o aumento do tempo de ensaio: analisando o tempo de 36 h, 

a porosidade aumenta de 12,20% e 12,42% para 16,31% (H-1a) e 17,46% (H-1b); às 72 h, essa 

variação é maior, passando de 12,61% e 12,33% para 30,47% (H-2a) e 30,27% (H-2b) e; ao 

analisar o tempo de 108 h, essa variação aumenta, passando de 12,14% e 12,10% para 37,64% 

(H-3a) e 42,29% (H-3b). Ao avaliar o efeito da acidificação nas amostras com fraturas (Figura 

68), observa-se o mesmo aumento da porosidade com a evolução do tempo de ensaio: 

analisando o tempo de 36 h, a porosidade de aumenta de 12,64% e 12,03% para 18,83% (F-1a) 

e 16,70% (F-1b); às 72 h, essa variação é 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 variação cresce, passando de 

12,93% e 12,11% para 45,52% (F-3a) e 41,96% (F-3b).  

Em relação às porosidades iniciais das amostras homogêneas e com fraturas, observa-

se uma manutenção da porosidade e volume poroso verificada pela proximidade dos valores 

apresentados com 𝜙𝑖 predominantemente na faixa de 12%. Isto evidencia a efetividade da 

metodologia de fabricação das rochas carbonáticas sintéticas, que produz amostras com uma 

mesma faixa de valores para uma determinada propriedade, desejável ao se aplicar a técnica de 

fabricação de rochas sintéticas.  

Comparando ainda os valores iniciais desta propriedade petrofísica para as rochas 

homogêneas e com fraturas, não é possível notar uma diferença entre a porosidade das amostras 

considerando a presença das tiras de geotêxtil não–tecido que representam as fraturas, visto 

que, a metodologia de porosimetria a gás hélio, utilizada para a quantificação destes valores, 

obtém um valor total para o volume poroso, não sendo possível diferenciar o volume poroso 

por seção da estrutura da rocha; além disso, as fitas inseridas possuem dimensões reduzidas e, 

ao serem compactadas durante o processo de fabricação das rochas, unem-se ao material da 

matriz rochosa, sendo necessário metodologias mais precisas para avaliação local desta 

porosidade, identificando assim os espaços vazios (volume poroso) remanescentes mesmo após 

a consolidação destas.  

  Avaliando efeito da acidificação na permeabilidade a gás das amostras homogêneas 

(Figura 69), observa-se um aumento deste parâmetro com a evolução temporal: analisando o 

tempo de 36 h, a kgás aumenta de 6,16 mD e 9,99 mD para 7,04 mD (H-1a) e 12,85 mD (H-1b); 

às 72 h, essa variação é 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 variação 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 mudança de permeabilidade a gás nas amostras com fraturas (Figura 70), 

analisando o tempo de 36 h, a kgás de aumenta de 8,38 mD e 10,18 mD para 9,03 mD (F-1a) e 

10,97 mD (F-1b); às 72 h, essa variação 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 variação cresce, passando 

de 8,58 mD e 11,40 mD para 24,95 mD (F-3a) e 24,35 mD (F-3b).  

Figura 69 - Variação da permeabilidade a gás para amostras acidificadas ao longo do tempo – homogêneas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Figura 70 - Variação da permeabilidade a gás para amostras acidificadas ao longo do tempo – com fraturas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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Considerando as porosidades finais com o volume poroso injetado (VPI) calculado 

(Figura 71), estas apresentam-se próximas para o mesmo tempo de ensaio adotados, de modo 

que a evolução temporal está associada ao aumento de tempo de contato fluido/ácido-rocha e 

consequentemente ao aumento do volume poroso injetado (VPI) de ácido acético, promovendo 

sua dissolução (KHALIL et al., 2021; FURUI et al., 2022). Sendo 𝛷𝑓 dependente do volume 

de solução ácida injetada, pode-se descrever uma tendência de potência com R² igual à 0,92, 

em que, quanto maior o VPI, maior é a porosidade final das rochas carbonáticas sintéticas, 

descrevendo um aumento potencial. 

Figura 71 - Correlação entre VPI e porosidade final das amostras. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Uma correlação em tendência de potência (com R² = 1 para amostras homogêneas e 

com fraturas) também pode ser descrita ao relacionar a porosidade final com o índice de vazios 

final (ef) (Figura 72), que considera a razão entre o volume poroso com o volume de sólidos 

presente nas amostras.  

Com a evolução temporal, que causa o aumento da porosidade da matriz rochosa, 

aumenta-se consequentemente o índice de vazios do sistema, o qual, ao mesmo tempo em que 

se aumenta o denominador (volume poroso), reduz-se o volume de sólidos das amostras, 

fazendo com que esta propriedade física evolua com a evolução da porosidade. 
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Figura 72 - Correlação entre índice de vazios final e porosidade final das amostras. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

 A Figura 73 correlaciona a porosidade a gás hélio com a permeabilidade a gás nitrogênio 

(kgás) obtidos antes e após os testes de acidificação de matriz.  

Figura 73 - Correlação entre porosidade e permeabilidade a gás das amostras. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se que, antes do ensaio, os valores de porosidade e permeabilidade são muito 

próximos, evidenciado pela sobreposição dos pontos (cheios) indicada pelo gráfico; com a 

evolução temporal, essa correlação pode ser descrita em tendência polinomial para amostras 
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homogêneas (R² = 0,82), não apresentando uma boa correlação, e em tendência logarítmica 

para amostras com fraturas (R² = 0,94). 

Uma mesma análise pode ser realizada, agora correlacionando a porosidade obtida via 

porosimetria a gás hélio com a permeabilidade ao fluido injetado (k) no início e no final dos 

testes de acidificação (Figura 74). Nesta correlação, tanto as amostras homogêneas quanto as 

com fraturas apresentam um acréscimo da permeabilidade com o aumento da porosidade 

descritas em tendência logarítmica (R² iguais a 0,95 e 0,94, respectivamente). 

Figura 74 - Correlação entre porosidade e permeabilidade ao fluido injetado das amostras. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Com a passagem do ácido na rocha, os poros vão se tornando cada vez maiores e mais 

interconectados, criando canais de alta permeabilidade (wormholes) (FREDD E FOGLER, 

1999; BUIJSE, 2000; YOO et al., 2019; WANG et al., 2020; RODRIGUES et al., 2021; 

WANG et al., 2023), cuja ideia central da técnica de estimulação é a formação destes canais, 

que conduzem os hidrocarbonetos do reservatório até o poço (JAFARPOUR et al., 2021).  

Entretanto, outros fatores podem influenciar nesta permeabilidade, que não só 

dependem do volume de poros formado pela estimulação, o que pode justificar a correlação 

apresentada entre a porosidade final e a permeabilidade a gás nitrogênio final para as amostras 

homogêneas, como a interconectividade existente entre os poros e as descontinuidades do 

sistema (WANG, W et al., 2017); análises mais detalhadas acerca da permeabilidade são 
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sugeridas por Buiting e Clerke (2013) acerca de informações sobre a escala de poros, como 

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

 

4.5 AVALIAÇÃO DA MASSA DISSOLVIDA 

 A Tabela 12 apresenta a massa inicial (mi) e final (mf), variação de massa (𝑚𝑖 −  𝑚𝑓), 

massa específica dos grãos inicial (γgi) e final (γgf) e índice de massa dissolvida (IMD) das 

rochas carbonáticas sintéticas utilizadas nos ensaios de acidificação de matriz.  

 
Tabela 12 - Índice de massa dissolvida (IMD) das amostras acidificadas. 

grupo 
tempo 

(h) 
amostra 

𝒎𝒊 

(g) 

𝒎𝒇 

(g) 

𝒎𝒊 −  𝒎𝒇 

(g) 

γgi 

(g/cm³) 

γgf 

(g/cm³) 

IMD 

(%) 

H
O

M
O

G
Ê

N
E

A
 36 

H-1a 173,43 162,40 11,03 2,43 2,39 6,36 

H-1b 176,28 162,53 13,75 2,42 2,39 7,80 

72 
H-2a 183,89 137,00 46,89 2,43 2,28 25,50 

H-2b 179,72 134,21 45,51 2,42 2,34 25,32 

108 
H-3a 180,95 118,90 62,05 2,42 2,24 34,29 

H-3b 178,15 98,25 79,90 2,42 2,07 44,85 

F
R

A
T

U
R

A
S 

36 
F-1a 179,63 166,14 13,49 2,42 2,41 7,51 

F-1b 179,86 169,08 10,78 2,42 2,40 5,99 

72 
F-2a 175,84 133,68 42,16 2,42 2,31 23,98 

F-2b 182,12 153,30 28,82 2,42 2,27 15,82 

108 
F-3a 173,06 99,45 73,61 2,43 2,26 42,53 

F-3b 179,51 97,49 82,02 2,43 2,02 45,69 

Fonte: O Autor (2024). 

Considerando os valores iniciais de γgi iguais à 2,42 – 2,43 g/cm³, a massa específica 

pouco varia para 36 h de ensaio, apresentando uma redução máxima para 2,39 g/cm³ para as 

amostras homogêneas H-1a e H-1b, já que pouca massa foi dissolvida nesse estágio de tempo 

(11,03 g e 13,75 g, respectivamente); aumentando-se o tempo para 72 h, essa diferença cresce, 

atingindo uma redução máxima de 2,28 g/cm³ e 2,34 g/cm³ para H-2a e H-2b, respectivamente. 

Para o tempo de 108 h, o ataque ácido reduz γg para 2,24 g/cm³ (H-3a) e 2,07 g/cm³ (H-3b). 

A redução de γg também é observada para amostras com fraturas, sendo próxima para o 

tempo de 36 h (de 2,42 g/cm³ para 2,41 g/cm³ e 2,40 g/cm³ em F-1a e F-1b, respectivamente) 

aumentando em 72 h, com valor final de 2,31 g/cm³ e 2,27 g/cm³ em F-2a e F-2b. Já ao analisar 
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o tempo de 108 h, a massa especifica dos grãos reduz-se de forma mais expressiva na amostra 

F-3b, em que 82,02 g de sua massa inicial foi dissolvida durante o ensaio, com γgf  igual a 2,02 

g/cm³.  

 O índice 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, após 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 após 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 específica dos grãos final, observa-se uma 

dependência da redução da massa específica dos grãos com o tempo relacionada diretamente 

com a perda de massa do sistema, já que, quanto maior o tempo de ensaio, mais grãos das rochas 

carbonáticas sintéticas são dissolvidos. Essa correlação entre a massa dissolvida com o avanço 

do tempo de acidificação (Figura 75) pode ser associada a uma tendência de potência com R² 

iguais a 0,97 e 0,96 para amostras homogêneas e com fraturas, respectivamente. 

 

Figura 75 - Evolução de IMD com o tempo. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se que a porosidade final está diretamente ligada ao quanto de matriz rochosa 

foi dissolvida ao longo do ensaio, crescendo com o aumento de IMD a uma tendência linear 

(Figura 76) (R² iguais a 0,98 e 0,96 para amostras homogêneas e com fraturas, 
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respectivamente), de modo que, quando mais massa dissolvida, menor é massa de matriz 

rochosa, passando a ser ocupado pelo volume de vazios formados pelos wormholes na parte 

interna da rocha.  

Figura 76 - Correlação entre IMD e porosidade final das amostras. 

 
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 o mesmo intervalo de tempo; isso pode ser explicado pela dificuldade que a 

solução de ácido acético encontrou ao penetrar em seu interior, relacionado à permeabilidade 

inicial, à interconectividade de poros, pelo seu volume poroso inicial ser pouco menor que os 

observados nas demais amostras e pela influência das fraturas presentes, as quais podem ter 

desviado e concentrado o escoamento de fluido para seu interior, impedindo o avanço dos 

wormholes e consequentemente o contato da solução com a matriz rochosa.  

Uma correlação com tendência de potência também pode ser estabelecida entre o índice 

de massa dissolvida com o volume poroso injetado (Figura 77), apresentando R² iguais a 1,00 

e 0,98 para amostras homogêneas e com fraturas, respectivamente. Quanto maior o volume 

poroso de solução injetada, maior é a taxa de matriz rochosa que é dissolvida de sua estrutura.  
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Figura 77 - Correlação entre IMD e VPI. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Sendo VPI a razão entre o volume de solução injetada e o volume poroso inicial das 

amostras, ao passo que a matriz carbonática é dissolvida, maior o volume de solução necessária 

para o preenchimento de seus vazios, que crescem pelo fato de os grãos estarem sendo 

dissolvidos e gerando cada vez mais espaços vazios maiores e interconectados, aumentando 

assim os valores de VPI. Esta correlação corrobora o que foi observado para a amostra F-2b ao 

relacionar a porosidade final com o IMD, a qual apresenta um VPI menor dentre as amostras 

acidificadas durante 72 h, associando-se aos fatores já citados.  

A taxa de reação química de dissolução além da disponibilidade iônica de H+ presente 

na solução, que é mais reduzida em se tratando de ácido acético (JORA et al., 2021), governam 

a evolução do processo de dissolução da calcita, sendo representada por quanto de massa do 

mineral foi perdida ao longo da acidificação (SOUZA, 2023); entretanto, deve-se ressaltar que 

a liberação de CO2 como produto da reação química entre o carbonato e o ácido acético pode 

impedir a total reação da rocha com a solução (CHATELAIN et al., 1976; ALHAMAD et al., 

2020), o que pode justificar o lento processo dissolutivo observado. 

 

4.6 CARACTERIZAÇÃO QUÍMICA/MINERALÓGICA DO FLUIDO EFLUENTE PÓS-
ACIDIFICAÇÃO  

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

ensaios. Os gráficos da Figura 78(a-f) apresentam a evolução temporal do pH do efluente 
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coletado durante os testes de acidificação, tomando como valor inicial o pH da solução de ácido 

acético de 2,20 (25°C).  

Tabela 13 - Valores de pH inicial e final do efluente durante os testes de acidificação. 

grupo Tempo (h) amostra pH Solução pHi pHf 
H

O
M

O
G

Ê
N

E
A

 36 
H-1a 

2,20* 

5,93 5,33 

H-1b 5,90 5,48 

72 
H-2a 5,97 5,13 

H-2b 5,70 5,08 

108 
H-3a 5,67 4,96 

H-3b 5,60 4,63 

F
R

A
T

U
R

A
S 

36 
F-1a 

2,20* 

5,65 5,40 

F-1b 5,74 5,48 

72 
F-2a 5,90 5,19 

F-2b 5,70 5,14 

108 
F-3a 5,68 4,76 

F-3b 6,03 4,60 
*(pH a 25°C). 

Fonte: O Autor (2024). 

Figura 78 - Variação do pH ao longo dos testes de acidificação: (a) H-1a e H-1b – 36 h; (b) F-1a e F-1b – 36 h; 
(c) H-2a e H-2b – 72 h; (d) F-2a e F-2b – 72 h; (e) H-3a e H-3b – 108 h e; (f) F-3a e F-3b – 108 h. 
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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 última medição do do pH 

do efluente. Em 72 h, as variações 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 

variações 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 para 4,60 (F-3b). 

 Percebeu-se que, ao entrar em contato com a rocha, a partir do primeiro volume 

mensurado, o pH do efluente aumentou de 2,20 para valores próximos a 6,0, tornando-o menos 

ácido que a solução original, o que afirma a solubilidade do mineral carbonato de cálcio 

(CaCO3) presente na matriz rochosa sintética, pois, ao reagir com o cálcio, o hidrogênio em 

excesso diminui a concetração inicial dos íons hidrogênio (H+), fato também observado por 

Souza (2023). 

Com a evolução do tempo, esse pH torna-se ligeiramente mais ácido em comparação ao 

pH do efluente medido inicialmente, indicando uma diminuição do consumo de íons H+, pois 
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ao passo em que ocorre a dissolução do carbonato de cálcio, a passagem do fluido ácido tende 

a se concentrar nos canais já formados (dissolvidos), que se tornam preferenciais devido à sua 

maior permeabilidade, apresentando maior facilidade de atravessar o meio poroso em regiões 

que já foram solubilizadas pelo ácido acético. Esse efeito se evidencia mais com o tempo maior 

de ensaio, no caso o de 108 h, onde observa-se que o pH vai se tornando ligeiramente mais 

ácido. 

Como o critério de análise e de parada dos testes de acidificação deste estudo foi o 

tempo, os valores finais de pH são diferentes do valor inicial da solução ácida; além disso, 

observando-se a diferença entre a medida inicial e final do pH do efluente, estas não são altas, 

se relacionados aos tempos de ensaio adotados para a dissolução.  

Isto corrobora os estudos apresentados por Buijse et al. (2004), que afirmam que a 

reação de ionização envolvendo o ácido acético impulsionada pelo consumo de H+ na superfície 

da rocha é lenta, em que a concentração dos íons H+ diminuem lentamente em comparação ao 

uso do HCl, sendo favorável, deste ponto de vista, por atingir e dissolver regiões mais profundas 

dos reservatórios. Ainda assim, observa-se uma tendência de queda em direção ao pH inicial da 

solução injetada (igual a 2,20), podendo atingir este valor após tempos superiores aos analisados 

nesta pesquisa.  

A baixa dissociação de H+ apresentada pelo ácido acético permite uma reação química 

mais controlada, o que pode justificar a variação lenta do pH ao longo do ensaio; isso infuencia 

na taxa de injeção ideal que, neste caso, é menor se comparada à taxa de injeção de um ácido 

forte, compensando, como mostra (AKANNI E NASR-EL-DIN, 2016; BUIJSE et al., 2003), a 

redução de reatividade durante o escoamento no meio carbonático poroso. 

Comparando amostras homogêneas e com fraturas, a presença das fraturas não 

influenciaram no pH final da solução, visto que o geotêxtil não-tecido, material empregado para 

a representação das fraturas, são quimicamente inertes e não se dissolvem frente ao ácido 

empregado, confirmando o resultado obtido a partir da verificação do pH da solução ácida após 

quatro semanas, contendo uma tira do material submerso apresentado no Capítulo 3. 

A Tabela 14 apresenta de forma quantitativa (%) os componentes químicos presentes 

nas amostras ensaiadas, obtidos através de testes de FRX para amostras não acidificadas e para 

amostras após 36, 72 e 108 h de acidificação. Para a amostra não acidificada, observa-se que o 

cálcio na forma de óxido de cálcio (CaO) encontra-se em maior proporção (82,02%), seguido 

de óxido de ferro (III) (Fe2O3), óxido de magnésio (MgO), sílica (SiO2), óxido de manganês 

(MnO) e outros componentes em menores proporções. 
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Tabela 14 - Resultados obtidos via FRX. 

tempo 
COMPONENTES (%) 

CaO Fe2O3 MgO SiO2 MnO SO3 SrO Al2O3 P2O5 K2O Cl 

0 h 82,02 6,59 6,69 1,75 1,40 1,01 0,14 0,16 0,07 0,07 0,08 

36 h 78,05 9,02 7,56 1,98 1,60 1,12 0,14 0,24 0,12 0,07 0,09 

72 h 72,93 10,77 8,29 3,81 1,95 1,52 0,15 0,30 0,11 0,06 0,12 

108 h 72,62 10,41 8,60 3,78 1,77 1,96 0,14 0,33 0,15 0,08 0,16 

Fonte: O Autor (2024). 

À medida em que o tempo de reação da rocha com o ácido acético aumenta, há o 

consumo de cálcio na amostra, indicado pela diminuição 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 proporções, influenciado pelo decréscimo dos valores de óxido de cálcio da 

rocha carbonática sintética.   

A Figura 79 apresenta os difratogramas de Raios-X realizados nas amostras referentes 

aos tempos 0h (não acidificada), 36 h, 72 h e 108 h de acidificação, relacionando o ângulo 2 

theta (°) com a intensidade dos picos difratados. Identificou-se a presença dos minerais de 

calcita (a – CaCO3) e kutnohorita (b – CaMn2+(CO3)2), um carbonato de manganês (Mn) de 

cálcio membro do grupo da dolomita.  

Para a amostra antes da acidificação, nota-se que o pico característico de calcita se 

mostra com maior intensidade em 2 theta entre 25° e 30° (Figura 79(a)); após a dissolução, 

observa-se a diminuição da intensidade deste pico e dos demais picos referentes à (a) medida 

em que o tempo de contato rocha-ácido aumenta; já o pico característico de (b) presente em 2 

theta entre 30° e 35° apresenta-se com maior intensidade em relação ao de (a), mantendo-se 

praticamente constante para os tempos de 36 h (Figura 79(b)), 72 h (Figura 79(c)) e 108 h 

(Figura 79(d)).   

A redução dos picos de calcita indica uma maior dissolução de carbonato de cálcio com 

o tempo, provocado pelo pH da solução de ácido acético injetada, o que diminui a estabilidade 

cristalina do mineral, favorecendo sua solubilidade. Tal comportamento corrobora os resultados 

quantitativos de FRX presentes na Tabela 14, que indica a presença de cálcio (Ca) e de 

manganês (Mn) na composição da rocha, além de indicar o consumo de CaO pela diminuição 

da proporção do componente com o aumento do tempo de acidificação.  
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Figura 79 - Difratograma de Raios-X obtidos para as amostras: (a) não acidificada; após (b) 36 h, (c) 72 h e (d) 
108 h de acidificação. 

  

  
Fonte: O Autor (2024). 

 

4.7 ANÁLISE MORFOLÓGICA DAS AMOSTRAS ACIDIFICADAS 

A morfologia das rochas carbonáticas sintéticas pós-acidificação foi avaliada em termos 

de alterações sofridas em seu topo, base e face, além das variações de forma, altura e diâmetro 

médio.  

A Figura 80 relaciona o aspecto geral do topo das amostras (entrada da injeção de fluido) 

em relação aos tempos de ensaio avaliados. A Figura 81 e Figura 82 relacionam, 

respectivamente, o aspecto geral da base (saída de injeção do fluido) e face das amostras.  
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Figura 80 - Morfologia das amostras acidificadas - topo. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Figura 81 - Morfologia das amostras acidificadas - base. 

 

Fonte: O Autor (2024). 



140 
 

Figura 82 - Morfologia das amostras acidificadas - face. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Uma alteração nos poros superficiais do topo foi notada nas amostras, tornando-os mais 

aparentes devido aos longos tempos de contato da rocha com a solução ácida, provocando o 

aumento de seus diâmetros, devido ao ataque ácido em sua superfície, comparando-se com os 

poros presentes no topo das amostras antes da acidificação. Uma maior rugosidade também foi 

observada na superfície destas amostras. 
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Também se observou uma mudança de coloração de tom marrom-alaranjado em regiões 

da superfície dos topos, bases e faces das rochas, podendo ser atribuído ao produto de reação 

química entre o óxido de ferro (III) (Fe2O3) - cuja presença é indicada pelas análises de FRX 

(Tabela 14) - e o ácido acético, havendo a corrosão metálica do ferro e formando o acetato de 

ferro (III) ((CH3COO)3Fe), sal que apresenta coloração característica à observada nas amostras 

e no efluente percolado. 

Quanto maior o tempo de contato entre o óxido ferroso III e o ácido acético, maior a 

formação do sal ferroso, indicado por sua maior evidência nas bases e faces das amostras com 

tempo de ensaio de 72 h e 108 h e em menor evidência em regiões isoladas nas faces para o 

tempo de 36 h. 

Já os depósitos de coloração branca presentes na superfície das rochas (especialmente 

nas bases da Figura 81 – 36 h e faces da Figura 82) podem ser atribuídos ao produto de reação 

entre o carbonato de cálcio e o ácido acético, o acetato de cálcio (Ca(CH3COO)2), precipitado 

de coloração branca, que consiste em um sal insolúvel, especialmente detectado na base e na 

região inferior das faces, também detectado por Mohamed et al. (2015) após a acidificação de 

carbonatos com ácido acético. A Figura 83 apresenta em detalhes o indicativo dos sais acetato 

de ferro (III) e acetato de cálcio em amostras após acidificação. 

Figura 83 - Presença de acetato de ferro (III) e acetato de cálcio em amostras acidificadas. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Durante o ensaio de acidificação, nenhuma das amostras ensaiadas apresentaram 

ruptura, fato desejável, visto que, por se tratar de acidificação de matriz, pressões de injeção 

ácida foram aplicadas abaixo da pressão de fraturamento, não comprometendo sua integridade 

diante deste ponto de vista. Com relação às tiras de geotêxtil não-tecido utilizadas para 

representação das fraturas, estas permaneceram íntegras após os ensaios realizados (Figura 84), 

apresentando-se quimicamente inertes, confirmando o resultado obtido a partir do ensaio de 

perda mássica do material em solução ácida, o qual não apresentou variação entre sua massa 
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inicial e final para um tempo de 4 semanas, muito superior ao maior tempo de ensaio de 

acidificação analisado.  

Figura 84 - Aspecto geral das fraturas (tiras de geotêxtil) após acidificação. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

4.7.1 Avaliação das dimensões das amostras acidificadas 

A Tabela 15 relaciona os comprimentos, diâmetros médios e a variação de dimensões 

das rochas carbonáticas sintéticas pré e pós-acidificação. 

Tabela 15 - Variação de dimensões das amostras após acidificação. 

grupo t (h) amostra Li (mm) Lf (mm) ∆L (mm) Di (mm) Df (mm) ∆D (mm) 

ho
m

og
ên

ea
 

36 
H-1a 74,93 74,93 0,00 37,18 37,18 0,00 

H-1b 73,43 73,43 0,00 38,00 38,00 0,00 

72 
H-2a 74,76 74,76 0,00 38,41 38,41 0,00 

H-2b 74,84 74,84 0,00 38,00 38,00 0,00 

108 
H-3a 75,13 75,08 0,05 38,01 38,01 0,00 

H-3b 74,58 73,56 1,02 37,84 37,71 0,13 

fr
at

ur
as

 

36 
F-1a 75,17 75,17 0,00 37,91 37,91 0,00 

F-1b 75,02 75,02 0,00 37,90 37,90 0,00 

72 
F-2a 75,23 75,23 0,00 37,51 37,51 0,00 

F-2b 74,88 74,82 0,06 38,02 38,02 0,00 

108 
F-3a 75,21 74,75 0,46 37,23 37,10 0,13 

F-3b 74,64 74,20 0,44 37,87 37,77 0,10 

Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se que o diâmetro médio e o comprimento das amostras mantiveram-se 

praticamente inalterados após a acidificação, apresentando maiores alterações com redução de 
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1,02 mm no comprimento da amostra H-3b e redução de 0,13 mm no diâmetro médio das 

amostras H-3b e F-3a, ambas para o tempo de ensaio de 108 h. O fato da dissolução utilizando 

ácido acético ser mais homogênea mantém as dimensões das amostras, havendo apenas uma 

pequena variação para tempos maiores de ensaios. 

A morfologia apresentada pelas amostras coincide com observado por Jora et al. (2021) 

que relatam, para diferentes matrizes carbonáticas ao reagirem com ácido acético, superfície 

rugosa, mas manutenção de suas dimensões, estando este comportamento ligado aos 

mecanismos de reação química envolvendo a disponibilidade de H+ em solução, a qual é 

reduzida para ácidos fracos como é o caso do HAc. 



144 
 

5 AVALIAÇÃO DOS EFEITOS DA ACIDIFICAÇÃO DE MATRIZ VIA ANÁLISES 

POR IMAGENS DE MICROTOMOGRAFIA COMPUTADORIZADA DE RAIOS-X 

Este capítulo apresenta as metodologias e resultados da utilização da microtomografia 

computadorizada de Raios-X empregada para análise da acidificação de matriz em rochas 

carbonáticas sintéticas, verificando-se dos padrões de dissolução formados nas amostras 

acidificadas homogêneas e com fraturas. São apresentados ainda análises referentes ao perfil 

de distribuição de porosidade e distribuição de tamanho de poros apresentados pelas amostras 

acidificadas utilizando dados obtidos via escaneamentos tomográficos. 

 

5.1 MICROTOMOGRAFIA COMPUTADORIZADA DE RAIOS-X 

A microtomografia computadorizada de raios-X, que consiste em uma técnica de análise 

não destrutiva, foi realizada para verificação da morfologia interna em termos de 

homogeneidade, distribuição de tamanho e interconectividade de poros e padrões de dissolução 

(wormholes) formados na estrutura das rochas carbonáticas sintéticas homogêneas e com 

fraturas. A metodologia é amplamente utilizada para análises de morfologia, tamanho de grãos 

e de poros (Galindo et al., 2022). 

Para isso, amostras acidificadas do grupo homogênea e com fraturas foram escaneadas 

(Figura 85) utilizando o tomógrafo industrial (Nikon Metrology®, modelo XT H 225), com 

voltagem de 150 kV, corrente de 63 vA, filtro de alumínio e tempo de exposição de 500 ms do 

Departamento de Energia Nuclear da UFPE. 

Figura 85 - Escaneamento tomográfico das amostras. 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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Os escaneamentos tomográficos subdividiram as rochas em 1490 fatias com resolução 

de 55 µm; para a reconstrução 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 visualização e análise das imagens, 

utilizou-se os softwares ImageJ® e VG Studio®, este último responsável pela reconstrução das 

amostras em três dimensões (3D) para futuras aplicações a serem descritas neste capítulo. 

 

5.2 VERIFICAÇÃO DA MORFOLOGIA E PADRÕES DE DISSOLUÇÃO DAS ROCHAS 

CARBONÁTICAS SINTÉTICAS ACIDIFICADAS 

Para análise dos padrões de dissolução das rochas carbonáticas sintéticas acidificadas, 

foram consideradas as imagens reconstruídas a partir das fatias geradas através da 

microtomografia computadorizada de Raios-X; tomou-se, para análise, a imagem em que 

melhor apresentou a formação dos canais preferenciais de dissolução para cada uma das rochas.  

Foram analisadas imagens da seção longitudinal que melhor demonstrasse a formação 

do canal de dissolução principal, assim como três imagens referentes à seção transversal da 

rocha, localizadas especialmente nas posições as quais estão presentes as fraturas, sendo 1, a 

seção localizada mais próxima ao topo, 2, a seção localizada no centro da amostra e, 3, 

localizada mais próxima à base (Figura 86), tendo como referência a direção da injeção da 

solução ácida utilizada; para melhor comparação, as seções transversais das amostras 

homogêneas foram tomadas a partir das mesmas posições  das amostras com fraturas. 

 
Figura 86 - Esquema de análise das seções para estudo dos padrões de dissolução das amostras. 

 

Fonte: O Autor (2024). 
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5.3 DETERMINAÇÃO DO PERFIL DE DISTRIBUIÇÃO DE POROSIDADE E 

DISTRIBUIÇÃO DE TAMANHO DE POROS (PSD) 

 O perfil de distribuição de porosidade consiste em descrever a distribuição de poros ao 

longo do comprimento das amostras, verificando a porosidade local em que os poros se 

concentram; já a distribuição de tamanho de poros, do inglês pore size distribution (PSD), 

consiste em determinar a frequência com que os diferentes diâmetros se apresentam, e as 

variações de frequência das suas dimensões. Ambas as análises foram realizadas em amostras 

não acidificadas e em amostras após testes de acidificação, comparando-as para discussão dos 

efeitos da dissolução química considerando estas análises. 

Para ambas as análises, foi utilizado o software VG Studio®, em que inicialmente foram 

importadas as fatias feitas pelos escaneamentos correspondentes ao plano xz em 16 bits, 

selecionando a região de interesse e passando em seguida o filtro de mediana para eliminação 

de possíveis artefatos das imagens.  

A próxima etapa foi a criação da superfície de análise, ajustando-se as condições de 

imagem e resolução de modo que fossem captadas as regiões em preto, referentes ao volume 

poroso (Figura 87), havendo a distinção da matriz sólida remanescente nas rochas de coloração 

cinza. 

 

Figura 87 - Seleção de superfície de análise com destaque para a região correspondente ao volume poroso no 
plano (a) xz e (b) xy. 

  
Fonte: O Autor (2024). 

Por fim, através do módulo transport phenomena  > capillary pressure, disponível no 

software, foram simulados a passagem de um fluido (água) nos espaços vazios, gerando-se em 

seguida os perfis de porosidade total, isolada e interconectada, assim como a distribuição do 

tamanho de poros. 
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O perfil de distribuição de porosidade é então determinado, apresentando a porosidade 

isolada, interconectada e total em (%), quantificando os poros isolados e interconectados 

distribuídos na estrutura interna da matriz rochosa ao longo de cada fatia segmentada de seu 

comprimento.  

Já a distribuição do tamanho de poros (PSD) é calculada usando a abordagem de esferas 

inscritas máximas, cujo software utiliza esferas de tamanhos variados e as encaixa no espaço 

poroso; para cada ponto, é encontrada a maior esfera de ajuste que se sobrepõe a esse ponto, 

cujo diâmetro dessa esfera é atribuído ao diâmetro local do poro (ponto).  

Ao final, geram-se os respectivos histogramas com a distribuição/frequência com que 

estas esferas se encaixam nesses espaços. Lonoy (2006) propôs faixas de classificação de 

tamanho de poros interpartículas (Tabela 16), distinguindo microporos, mesoporos e 

macroporos em rochas carbonáticas. Tal classificação será adotada para a presente pesquisa 

para a classificação do volume poroso das amostras. 

 

Tabela 16 - Classificação do tamanho de poros. 

diâmetro do poro 
microporo mesoporo macroporo 

10 - 50 µm 50 - 100 µm > 100 µm 

Fonte: Lonoy (2006). 

 

5.4 ANÁLISE MORFOLÓGICA DOS PADRÕES DE DISSOLUÇÃO DAS AMOSTRAS 

ACIDIFICADAS 

 A Figura 88(a) apresenta a seção longitudinal da amostra homogênea “H” e com fraturas 

“F” na direção do comprimento (Figura 88(b)) e largura da fratura (Figura 88(c)); a Figura 89(a) 

e Figura 89(b) apresentam, respectivamente, as seções transversais de “H” (homogênea) e “F” 

(fraturada), tendo esta segunda as tiras de geotêxtil destacadas em vermelho.  Ambas as 

amostras foram preparadas utilizadas para comparativo entre a morfologia das rochas 

carbonáticas sintéticas pré e pós-acidificação. 
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Figura 88 - Seção longitudinal da amostra: (a) “H” e “F” na direção do (b) comprimento da fratura e (c) da 

largura da fratura. 

   
Fonte: O Autor (2024). 

 

Figura 89 - Seções 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 não foram acidificadas, a homogeneidade interna dos 

exemplares, devido à uniformidade observada ao longo das seções longitudinais e transversais 

de “H” e “F”, além da manutenção da posição das tiras de geotêxtil representando as fraturas; 

tal observação corrobora a efetividade da combinação dos materiais utilizados com a 

metodologia de consolidação para fabricação de amostras de rochas carbonáticas sintéticas. 

Os tópicos a seguir apresentam análises feitas em amostras acidificadas, destacando a 

ação do ataque ácido na dissolução. 

 

5.4.1 Amostras homogêneas 

 A Figura 90 apresenta a seção longitudinal das amostras H-1a (Figura 90(a)) e H-1b 

(Figura 90(b)), referentes aos resultados após 36 h de acidificação, onde as regiões claras 

representam a matriz carbonática e as regiões escuras (preto) representam as regiões 

dissolvidas. A Figura 91 apresenta as seções transversais destas amostras. 

 

Figura 90 - Seção longitudinal das amostras (a) H-1a e (b) H-1b (Tempo de acidificação de 36 h). 

  
Fonte: O Autor (2024). 
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Figura 91 - Seção transversal das amostras (a) H-1a e (b) H-1b (Tempo de acidificação de 36 h). 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Para ambas as amostras, é possível observar a formação de canais de dissolução, 

wormholes, dispersos nas proximidades do topo da amostra, caracterizado por vários ramos 

(galhos) interligados por canais centrais, cujo diâmetro é superior em relação aos apresentados 

pelas ramificações. Em (a), observa-se a formação de um canal principal, enquanto que, em (b), 

há a formação de 3 canais principais predominantes. 

Analisando as seções transversais dessas amostras (Figura 91), observa-se que os 

wormholes atingiram apenas a seção 1, caracterizadas por regiões mais escuras (dissolvidas), 

com característica mais dispersa em H-1b (Figura 91(b)), já que, de acordo com a seção 

longitudinal, notou-se a formação de três canais principais. Para ambas as amostras, as seções 

2 e 3 permaneceram com o mesmo aspecto em relação à amostra pré-acidificação (Figura 89(a).  

Considerando os padrões de wormholes propostos por Fredd et al. (2017), observa-se 

um padrão de dissolução próximo ao ramificado, caracterizado por diversas ramificações 

formadas pelo vazamento de ácido do canal principal devido ao avanço limitado da solução por 

advecção, consumindo mais matriz carbonática, requerendo um volume de ácido acima do ideal 

para ser formado. 

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

apresenta as seções transversais destas amostras para o tempo de 72 h. 
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Figura 92 - Seção longitudinal das amostras (a) H-2a e (b) H-2b (Tempo de acidificação de 72 h). 

  
Fonte: O Autor (2024). 

Figura 93 - Seção transversal das amostras (a) H-2a e (b) H-2b (Tempo de acidificação de 72 h). 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Os resultados referentes à acidificação após 72 h apresentados pelas seções 

longitudinais da Figura 92, referentes à H-2a e H-2b, apontam o avanço da dissolução, 

caracterizado pela formação de dois canais preferenciais em H-2a e de um canal preferencial 

principal em H-2b, o qual concentrou-se na face da amostra, identificada na lateral esquerda da 
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seção longitudinal. Observa-se o aumento do diâmetro do wormhole e uma maior profundidade 

de dissolução atingida por eles em relação aos canais observados em 36 h, fato que pode ser 

atribuído à junção de canais menores, que vão se encontrando e se unindo ao longo da evolução 

temporal, formando assim um wormhole principal predominante. Ambos avançaram até 

aproximadamente 2/3 do comprimento da amostra. 

Analisando as seções transversais, observa-se que as regiões em preto (dissolvidas), são 

maiores na seção 1, região em que sofreu maior tempo de contato com o ácido acético, e menor 

na seção 3, cujo tempo de contato foi menor.  

Analisando ainda a seção transversal 2, em H-2a (Figura 93(a)), observam-se duas 

regiões dissolvidas predominantes, associadas aos dois caminhos principais formados; já em 

H-2b (Figura 93(b)), apenas uma região predominante é identificada, associada ao canal central 

dominante formados após as 72 h de ensaio.   

Observa-se um padrão de dissolução predominante do tipo uniforme, atribuído à alta 

densidade das ramificações, formando-se um canal de aspecto uniformemente dissolvido 

(FREDD et al., 2017); ainda assim, notam-se várias ramificações menores predominantemente 

concentradas na extremidade inferior da frente de dissolução. 

A Figura 94 apresenta a seção longitudinal das amostras H-3a e H-3b e a Figura 95 

apresenta as seções transversais destas amostras, para o tempo de ensaio de acidificação de 108 

h. 

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

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

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Avaliando a morfologia de dissolução apresentada pela seção longitudinal das amostras 

H-3a (Figura 94(a)) e H-3b (Figura 94(b)) após 108 h de acidificação, observa-se a formação 

de um canal dominante, com diâmetro 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 o aumento de diâmetro do canal à medida em que há o ganho de 

profundidade de dissolução.  

Para H-3b, ainda é possível apontar um comportamento semelhante ao observado em 

H-2b, em que o wormhole principal desenvolveu-se junto à face da amostra (lateral esquerda 

da seção).  

Como observado no tempo de 72 h, esse desenvolvimento do canal principal se dá pela 

união de canais menores, que vão se encontrando ao longo do ensaio, formando wormhole 

principal predominante.  

Quanto às seções transversais, é possível identificar a dissolução em todas as seções 

analisadas, com maior região dissolvida em 1, e menor em 3; comparando as seções de H-3a 

(Figura 95(a)) com as de H-3b (Figura 95(b)), esta última apresenta uma maior região 

dissolvida, indicando um maior volume de poros em sua estrutura pós-acidificação. 

Destaca-se também como padrão de dissolução predominante o do tipo uniforme, com 

um canal de aspecto uniformemente dissolvido (FREDD et al., 2017), atribuindo-se à alta 
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densidade de ramificações formadas devido ao elevado volume de áciddo injetado (VPI), não 

sendo possível identificar com precisão as ramificações individualmente formadas ao longo do 

ensaio. 

Os padrões de dissolução formados estão relacionados à fatores como tipo de ácido 

utilizado, à variação da taxa de injeção (vazão), à pressão de injeção (constante) do fluido e 

propriedades petrofísicas (porosidade e permeabilidade iniciais).  

Sendo o ácido acético um ácido orgânico fraco, sua reação química junto à matriz 

carbonática requer um tempo de contato maior para ocorrer a dissolução. Além disso, o fluido, 

é injetado a uma baixa pressão de 500 kPa em uma rocha com baixa permeabilidade (na ordem 

de 100 a 101 mD), com baixo volume poroso inicial disponível e interconectado para ocupar, 

dificultando ainda mais a sua transmissibilidade no meio.  

Isto justifica o fato de os canais principais de dissolução atingirem somente 1/3 e 2/3 do 

comprimento da rocha após 36 h e 72 h de ensaio, respectivamente, e atingindo a base da 

amostra apenas após 108 h, valores reduzidos frente ao tempo de ensaio executado (na ordem 

de dias). 

Sendo a formação dos wormholes um fenômeno que depende do equilíbrio do processo 

de difusão, advecção e reação (LUCAS et al., 2023), todos esses fatores influenciam na 

quantidade de volume poroso injetado necessário para a dissolução, requerendo um maior VPI, 

tornando a dissolução ineficiente e afetando este equilíbrio, visto que, neste caso, o sistema 

necessita de um volume maior de solução ácida e ao mesmo tempo não se forma o wormhole 

do tipo dominante, desejável e considerado como ideal ao se aplicar a técnica de acidificação 

de matriz (FREED E FLOGER, 1998). 

 

5.4.2 Amostras com fraturas 

A Figura 96 apresenta a seção longitudinal das amostras F-1a (Figura 96(a)) e F-1b 

(Figura 96(b)), referentes ao resultado após 36 h de acidificação, onde as regiões claras 

representam a matriz carbonática e as regiões escuras (preto) representam as regiões 

dissolvidas. A Figura 97 apresenta as seções transversais destas amostras. 
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Figura 96 - Seção longitudinal das amostras (a) F-1a e (b) F-1b (Tempo de acidificação de 36 h). 

  
Fonte: O Autor (2024). 

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

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 É possível observar a formação dos wormholes, dispersos nas proximidades do topo da 

amostra, caracterizado por vários ramos (galhos) interligados por canais centrais, cujo diâmetro 

é superior em relação aos apresentados pelas ramificações. Tanto F-1a quanto F-1b apresentam 

a formação de dois canais de dissolução principais, atingindo uma profundidade de propagação 
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que chega até a fratura 1: em (a), o canal de dissolução é desviado ao longo do comprimento da 

fratura, propagando-se horizontalmente ao longo desta, e formando ramificações em sua região 

inferior; em (b), o wormhole propaga-se ao longa da largura da fratura 1, desviando o 

escoamento para a direção perpendicular em relação à direção de injeção e formando as 

ramificações na sua parte inferior. 

Analisando as seções transversais dessas amostras (Figura 97), observa-se que os 

wormholes atigiram apenas a seção 1, região referente à fratura 1, caracterizadas por regiões 

que apresentam dissolução em torno da tira de geotêxtil. Para ambas as amostras, as seções 2 e 

3 permaneceram com o mesmo aspecto em relação à amostra pré-acidificação (Figura 89(b)).  

Observa-se um padrão de dissolução do tipo ramificado (FREDD et al., 2017), o mesmo 

observado para as amostras homogêneas referentes a 36 h de ensaio, caracterizado por diversas 

ramificações formadas pelo vazamento de ácido do canal principal devido ao avanço limitado 

da solução por advecção, consumindo mais matriz carbonática, requerendo um volume de ácido 

acimda do ideal para ser formado. 

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

apresenta as seções transversais destas amostras para o tempo de acidificação de 72 h. 

 

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

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

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

As seções longitudinais dos resultados referentes à acidificação após 72 h (Figura 98), 

referentes à H-2a e H-2b, apontam o avanço da dissolução, caracterizado pela formação de um 

canal principal em ambas as amostras, conseguindo alcançar a fratura 3 até uma profundidade 

aproximadamente igual a 2/3 do comprimento da rocha, além de um aumento de seu diâmetro 

comparando-se aos wormholes formados após 36 h de ensaio, sendo atribuído à união de canais 

menores.  

Analisando a fratura 1, observa-se que o fluido é desviado horizontalmente 

(perpendicular à direção de injeção) ao longo do comprimento em F-2a e predominantemente 

ao longo da sua largura em F-2b, apresentando intensa dissolução ao seu redor, especialmente 

observada na Figura 98(a). Observa-se também a formação de ramificações de maiores 

diâmetros em sua região inferior, aumentando horizontalmente a frente de dissolução química. 

O fluido segue e atinge a fratura 2, onde é possível observar também o desvio da injeção e 

concentração da dissolução ao longo de sua estrutura (desvio perpendicular), contudo, menor 

intensa comparada à fratura 1. Na fratura 3, observa-se apenas pequenas ramificações e poucas 

regiões dissolvidas, sem a presença do canal principal. 

Analisando as seções transversais, observa-se as regiões dissolvidas ao redor das tiras 

de geotêxtil (destacadas em vermelho), especialmente na seção 1 e 2, cujo tempo de contato 

com o ácido foi maior, e menor em 3, corroborando tal fenômeno já observado nas seções 
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longitudinais. Observa-se como padrão de dissolução predominante uma transição entre o do 

tipo ramificado e do tipo uniforme (FREDD et al., 2017). A Figura 100 apresenta a seção 

longitudinal das amostras F-3a e F-3b e a Figura 101 apresenta as seções transversais destas 

amostras para o tempo de ensaio de 108 h. 

Figura 100 - Seção longitudinal das amostras (a) F-3a e (b) F-3b (Tempo de acidificação de 108 h). 

  
Fonte: O Autor (2024). 

Figura 101 - Seção transversal das amostras (a) F-3a e (b) F-3b (Tempo de acidificação de 108 h). 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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Quanto à morfologia de dissolução apresentada pela seção longitudinal das amostras F-

3a (Figura 100(a)) e F-3b (Figura 100(b)) após 108 h de acidificação, observa-se uma 

dissolução intensa, com o encontro de três canais principais em F-3a e de dois canais em F-3b, 

que unem-se formando um canal principal central, atigindo a base das amostras. Neste tempo, 

não é possível identificar a influência das fraturas na condução do fluido na direção 

perpendicular à injeção; entretanto, nota-se um canal com diâmetro mais largo se comparado 

aos canais formados nas amostras homogêneas para o mesmo intervalo de tempo; pela posição 

perpendicular à direção de escoamento do fluido, as tiras de geotêxtil conduzem a solução 

horizontalmente, espalhando-a nesta direção e, consequentemente, formando mais ramificações 

que unem-se com a evolução temporal, formando assim um canal de maior diâmetro. 

As seções transversais 1, 2 e 3 de ambas as amostras (Figura 101(a) e Figura 101(b)), 

apontam intensa dissolução ao redor das tiras de geotêxtil (destacadas em vermelho), indicando 

a propagação das ramificações em torno delas. Destaca-se também como padrão de dissolução 

predominante o do tipo uniforme, com um canal de aspecto uniformemente dissolvido (FREDD 

et al., 2017). 

Nota-se a influência das fraturas no caminho de dissolução formado ao longo dos 

ensaios; estando elas posicionadas na direção perpendicular à direção de injeção do fluido, 

como esperado, estas desviaram o escoamento para a sua estrutura, agindo como um conduto, 

atraindo mais ácido para a região onde ela está presente (WU, KOU e SUN, 2022).  

As fraturas contribuíram para a dissolução localizada ao seu redor, especialmente 

observada no tempo de ensaio de 72 h, formando wormholes adicionais como ramificações 

saindo destas descontinuidades, como observado por Liu et al. (2017). 

Observa-se que a propagação dos wormholes depende da orientação em que essas 

fraturas estão dispostas; no caso do presente trabalho, o fato do posicionamento das tiras terem 

sido perpendiculares à direção de injeção do fluido, ao mesmo tempo em que elas aumentaram 

a quantidade de ramificações (CHEN et al., 2018), há um aumento em seu diâmetro na região 

antes e após sua estrutura, fato observado especialmente em F-2a, corroborando as observações 

feitas por Asl, Sedaee e Kandowjani (2024). 

Um pequeno retardo no avanço da propagação da dissolução pôde ser observado nas 

amostras F-2a e F-2b se comparadas com H-2a e H-2b, pois, por serem perpendiculares à 

direção de injeção, as fraturas desviaram e dispersaram parte deste fluido para esta direção, 

concentrando o ácido nas três fraturas presentes e impedindo que a totalidade da solução ácida 

que chega até aquela profundidade pudesse avançar livremente; tal comportamento é 

confirmado através dos resultados apresentados na literatura por Qi et al. (2019)  e Asl, Sedaee 
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e Kandowjani (2024), podendo ser corroborado também pela redução de VPI (54 – F-2a  e 50 

– F-2b) observado em comparação aos valores apontados pelas amostras homogêneas neste 

mesmo intervalo de tempo (64 – H-2a e 61 – H-2b), onde se observa esse desvio/retardo com 

maior intensidade em comparação ao tempo de 36 h.  

Entretanto, este retardo não foi possível ser notado nas amostras com fraturas nos 

tempos de 36 h e 108 h, visto que, para as primeiras, não houve volume suficiente de ácido para 

haver uma concentração e consequentemente dissolução intensa que indicasse ou não influência 

no avanço e, para as últimas, o tempo de ensaio foi grande o suficiente para que não fosse 

possível identificar a influência das fraturas na propagação do canal, já que a rocha havia sido 

intensamente dissolvida uniformemente.  

Em relação à utilização das tiras de geotêxtil como estruturas representativas de fraturas, 

pode-se dizer que o material apresentou resultados satisfatórios sob o ponto de vista de 

reproduzir a influência das fraturas na propagação dos wormholes, desviando a direção do 

fluido injetado e concentrando volume de ácido ao longo de seu comprimento.  

O desvio de escoamento na direção perpendicular à injeção observado nos ensaios pode 

ser atribuída à sua propriedade hidráulica de transmissividade, que permite a passagem e 

transmissão de fluido ao longo de sua direção longitudinal; já a capacidade que o material tem 

em permitir que o fluido atravesse na direção normal ao plano está atrbuída à sua 

permissividade, que é alta nesses materiais (DING et al., 2021; GOURC E PALMEIRA; 2021); 

além disso, não se observou a colmatação do geotêxtil, garantindo a passagem do fluido reativo 

para os tempos de ensaios observados. Logo, diante destas propriedades, o geotêxtil utilizado 

pode ser empregado na fabricação de rochas sintéticas quando se pretende avaliar a influência 

da transmissividade de fluidos nas fraturas, cuja propriedade, segundo Cardona, Finkbeiner e 

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

 

5.5 COMPRIMENTO DE PROPAGAÇÃO DA DISSOLUÇÃO 

A partir das imagens de µCT geradas, foi possível realizar a reconstrução em três 

dimensões dos canais de dissolução formados para cada amostra acidificada. A Figura 102 

apresenta a reconstrução em 3D de todos os canais formados em conjunto ao final dos testes, 

para as amostras homogêneas e com fraturas, que correspondem às regiões dissolvidas pela 

ação do ácido acético.  
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Figura 102 - Reconstrução em 3D da dissolução das amostras acidificadas. 

Fonte: O Autor (2024). 

É possível observar o avanço da propagação dos caminhos preferenciais com a evolução 

temporal, tanto na direção de seu comprimento (propagação vertical) quanto na direção de seu 

diâmetro (propagação horizontal), tomando como referência a direção do fluido injetado. Esse 

comprimento de propagação foi quantificado para ambas as direções (vertical – Lw e horizontal 

- Dw) considerando a propagação do principal wormhole formado ao longo dos ensaios, cujos 
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valores estão apresentados na Tabela 17, correlacionando-se com os comprimentos e diâmetros 

finais pós-acidificação.  

Tabela 17 - Comprimento e diâmetro de propagação da dissolução. 

grupo t (h) amostra Lf (cm) Lw (cm) Lw/Lf Lw (%) Df (cm) Dw (cm) Dw/Df Dw (%) 

ho
m

og
ên

ea
 

36 
H-1a 7,49 1,94 0,26 26 3,72 0,47 0,13 13 

H-1b 7,34 1,97 0,27 27 3,80 0,62 0,16 16 

72 
H-2a 7,48 5,63 0,75 75 3,84 1,60 0,42 42 

H-2b 7,48 5,46 0,73 73 3,80 1,56 0,41 41 

108 
H-3a 7,51 6,56 0,87 87 3,80 2,53 0,67 67 

H-3b 7,36 7,18 0,98 98 3,77 3,24 0,86 86 

fr
at

ur
as

 

36 
F-1a 7,52 2,78 0,37 37 3,79 0,95 0,25 25 

F-1b 7,50 2,60 0,35 35 3,79 0,52 0,14 14 

72 
F-2a 7,52 5,07 0,67 67 3,75 2,71 0,72 72 

F-2b 7,48 5,00 0,67 67 3,80 2,23 0,59 59 

108 
F-3a 7,48 6,76 0,90 90 3,71 3,11 0,84 84 

F-3b 7,42 7,42 1,00 100 3,78 3,51 0,93 93 

Fonte: O Autor (2024). 

A Figura 103(a) relaciona o volume total injetado (VI) com o comprimento de 

propagação do canal (wormhole) principal formado na direção vertical, e a Figura 103(b) 

relaciona o volume poroso injetado (VPI) com a razão entre a propagação vertical do canal 

principal (Lw) e o comprimento final da amostra acidificada (Lf) para ambos os grupos de 

amostras (homogênea e com fraturas), referindo-se aos dados da Tabela 17. 

Figura 103 - Relação entre (a) VI e comprimento de propagação e relação entre (b) VPI e Lw/Lf. 
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Fonte: O Autor (2024). 

Considerando a propagação vertical (Lw) das amostras homogêneas, após 36 h de 

ensaio, o avanço foi maior em H-1b, que apresentou um VPI de 19 (192,00 cm³), atingindo um 

comprimento de 1,97 cm, o que corresponde a 27% do comprimento total da amostra; para as 

amostras com fraturas, F-1a apresentou o maior Lw (2,78 cm), correspondendo a 37% do 

comprimento final da amostra, após a injeção de 189,00 cm³ de solução ácida, o que 

correspondeu a 18 VPI (Figura 103(b)). 

Após 72 h, houve o avanço dessa propagação, sendo maior, entre as amostras 

homogêneas, em H-2a (5,63 cm), correspondendo a 75% do comprimento final da rocha, com 

um VPI de 64 (Figura 103(b)), o que corresponde a 694,75 cm³ de volume injetado; 

considerando o grupo com fraturas, F-2a apresentou uma propagação de dissolução vertical de 

5,07 cm(Figura 103(a)), atingindo 67% de seu comprimento final, com valor próximo 

observado em H-2b, cuja propagação extendeu-se em 5,00 cm (67%) de seu comprimento final, 

para valores de VPI de 54 (com VI de 590,20 cm³) e 50 (com VI de 476,04 cm³), 

respectivamente.  

Para o tempo de 108 h, a dissolução atinge as proximidades da base das amostras 

homogêneas, com Lw 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 cm³) e 110 (VI de 1180,22 cm³) (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), após a injeção de 110 (VI de 1168,02 

cm³) e 137 (VI de 1395,01 cm³) VPI, respectivamente.  

A Figura 104(a) relaciona o volume total injetado (VI) com o comprimento de 

propagação do canal (wormhole) principal formado na direção horizontal (Dw), e a Figura 

104(b) relaciona o volume poroso injetado (VPI) com a razão entre a propagação horizontal do 
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canal principal (Dw) e o diâmetro final da amostra acidificada (Df) para ambos os grupos de 

amostras (homogênea e com fraturas). 

 

Figura 104 - Relação entre (a) VI e comprimento de propagação e relação entre (b) VPI e Dw/Df.. 

 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Após 36 h de acidificação, considerando a propagação horizontal das amostras 

homogêneas, a propagação foi maior em H-1b, que apresentou um VPI de 19 (192,00 cm³), 

atingindo um Dw de 0,62 cm (Figura 104(a)), o que corresponde a 16% do diâmetro final da 

amostra; para as amostras com fraturas, F-1a apresentou o maior Dw (0,95 cm), correspondendo 

a 25% do diâmetro final da amostra, após a injeção de 189,00 cm³ de solução ácida, o que 

correspondeu à 18 VPI (Figura 104 (b)).  

Em 72 h, houve o avanço dessa propagação, sendo superior, entre as amostras 

homogêneas, em H-2a (1,60 cm), correspondendo a 42% do diâmetro final da rocha, com um 

VPI de 64, com 694,75 cm³ de volume injetado (Figura 104(a)); considerando o grupo com 

fraturas, F-2a apresentou uma propagação de dissolução horizontal de 2,71 cm, atingindo 72% 

de seu diâmetro final, com valor superior ao observado em H-2b, cuja propagação extendeu-se 

em 2,23 cm (59%) de seu diâmetro final, para valores de VPI de 54 (com VI de 590,20 cm³) e 
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50 (com VI de 476,04 cm³) (Figura 104(b)), respectivamente. Para o tempo de 108 h a 

dissolução atinge, para as amostras homogêneas, 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 cm³) e 110 (VI de 1180,22 cm³) 

(Figura 104(b)); para as rochas com fraturas, Dw atinge 84% do diâmetro final de F-3a (3,11 

cm) e 93% de F-3b (Dw de 3,51 cm), após a injeção de 110 (VI de 1168,02 cm³) e 137 (VI de 

1395,01 cm³) VPI (Figura 104(b)), respectivamente. 

O avanço de Lw e de Dw com a evolução temporal é mostrando na Figura 105 e Figura 

106, para as amostras homogêneas e com fraturas, respectivamente, o que se relaciona com o 

aumento do tempo de contato entre a solução ácida e a matriz carbonática, cuja interação 

química é capaz de dissolver a rocha, aumentando o comprimento dos canais (wormholes). 

Fazendo uma comparação entre as rochas (a e b) para um mesmo intervalo de tempo, verifica-

se que, quanto maior o VPI, maior o valor de Lw e Dw, sendo os comprimentos de propagação 

vertical e horizontal diretamente proporcionais ao volume poroso injetado. Analisando a 

influência das fraturas nos comprimentos de propagação, devido ao seu posicionamento 

(perpendicular à direção de injeção) e à sua estrutura de alta porosidade, estas interferem no 

comprimento vertical e horizontal da dissolução, conforme os fatores já mencionados, 

especialmente Dw, aumentando-o, mesmo que de forma pouco expressiva, para todos os tempos 

observados em comparação aos valores apresentados para as amostras homogêneas. Isto se dá 

pelo fato de que sua estrutura facilita a transmissão/propagação do escoamento ao longo de seu 

comprimento longitudinal (transmissividade), espalhando os canais de dissolução na direção 

transversal da seção das rochas. 

Figura 105 - Relação entre tempo e VPI no avanço de propagação da dissolução em amostras homogêneas. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

D
IR

E
Ç
Ã
O

 D
E
 I
N

J
E
Ç
Ã
O

 

D
O

 F
L
U

ID
O

 



166 
 

Figura 106 - Relação entre tempo e VPI no avanço de propagação da dissolução em amostras com fraturas. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

 

5.6 ANÁLISE DO PERFIL DE DISTRIBUIÇÃO DE POROSIDADE 

 Para a avaliação do avanço da dissolução com a evolução temporal no perfil de 

distribuição de porosidade, foram tomadas como rochas representativas as amostras H-1a e F-

1a (36 h), H-2a e F-2a (72 h) e H-3a e F-3b (108 h), sendo elas, respectivamente, homogêneas 

e com fraturas, e que foram comparadas com as amostras “H” e “F”, que não sofreram 

acidificação. A Figura 107 apresenta o perfil de distribuição de porosidade da amostra “H”, 

juntamente com a reconstrução da rocha em 3D.  

 
Figura 107 - Perfil de distribuição de porosidade da amostra “H”. 

 
Fonte: O Autor (2024). 
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A amostra apresenta 1,03% de poros isolados e 7,87% de poros interconectados (que 

permite a transmissão do fluido de um poro a outro), com um total de 8,89%; além disso, nota-

se que a rocha apresenta uma distribuição de poros uniforme ao longo de seu comprimento, 

evidenciada pela constância do comportamento das curvas entre a sua região superior (topo) e 

inferior (base). A reconstrução em 3D confirma tal comportamento, em que é possível percebê-

la homogênea e consolidada, e com uma conservação de sua morfologia entre seu topo e sua 

base, já observada através da Figura 88. A mesma análise foi feita com a amostra “F”, cujo 

perfil de distribuição de porosidade é apresentado na Figura 108.  

 
Figura 108 - Perfil de distribuição de porosidade da amostra “F”. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

A rocha em questão apresenta 1,12% de porosidade isolada, 8,01% de porosidade 

interconectada e 9,13% de porosidade total. Através desta metodologia, é possível identificar 

picos de porosidade via perfil de distribuição, que coincidem com as regiões em que foram 

inseridas as tiras de geotêxtil para a representação das fraturas, algo que não se identifica na 

metodologia de porosimetria a gás hélio, já que esta calcula a porosidade geral das amostras.  

Nessas regiões, são observadas maiores porosidades, visto que o material inserido apresenta 

espaços vazios maiores em relação a matriz rochosa.  

Esta observação corrobora a influência do material na propagação da frente de 

dissolução nos ensaios de acidificação realizados. Isto permite que fluido escoe com uma maior 

facilidade se comparado à rocha homogênea, desviando assim o escoamento e concentrando-o 

ao longo de seu comprimento. A Figura 109(a-f) apresenta os perfis de distribuição de 

porosidade ao longo do comprimento das rochas acidificadas considerando os tempos de 

ensaios para amostras homogêneas e com fraturas. 
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Figura 109 - Perfis de distribuição 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). 

  

  

  
Fonte: O Autor (2024).  
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Analisando a amostra H-1a (Figura 109(a)) após 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; o aumento do volume de poros se concentrou 

na região próxima ao seu topo, e avançou até uma distância de aproximadamente 1/3 de seu 

comprimento, o que coincide com a distância alcançada pelos wormholes nas seções 

longitudinais da Figura 90(a); como não foi possível observar uma dissolução nas regiões 

centrais e próximas à sua base,  os seus perfis de porosidade comportaram-se semelhantes ao 

da amostra pré-acidificação.  Para o mesmo tempo de análise, a amostra com fraturas  F-1a 

(Figura 109(b)) apresentou 0,96% de porosidade isolada, 18,25% de porosidade interconectada  

e 19,21% de porosidade total, com comportamento semelhante ao apresentado pela amostra H-

1a, além de ser possível identificar um maior pico de porosidade na fratura 1 (a qual concentrou 

e desviou o fluido da solução ácida em sua estrutura), e  picos menores nas fraturas 2 e 3,  as 

quais, de acordo com as imagens geradas, não  influenciaram escoamento, visto que a frente de 

dissolução não foi capaz de  atingi-las. 

Para o 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 a total). Isso mostra que, com o avanço da dissolução 

proporcionado pela acidificação de matriz, a diferença entre poros isolados e interconectados 

aumenta, havendo uma transição de poros isolados em interconectados e ampliação dos poros 

interconectados já presentes; ao analisar o comportamento do perfil, para ambas as amostras, 

há um avanço expressivo da porosidade nas fatias até 2/3 do comprimento da amostra e 

manutenção de comportamento na região próxima à base se comparado com as amostras “H” e 

com a amostra “F”, a qual apresenta uma tendência de maior porosidade nas fraturas 1 e 2 e 

menor porosidade na fratura 3, coincidindo com o comportamento observado pelos padrões de 

dissolução da Figura 92 e  Figura 93. 

A Figura 109(e) e Figura 109(f) apresentam os perfis de distribuição de porosidade após 

108 h de ensaio, para a amostras H-3a e F-3b, respectivamente. Em H-3a, esta apresentou 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 diferença 

entre a porosidade isolda e interconectada aumentaram, proporcionado pela dissolução química 

da matriz carbonática. Analisando o comportamento dos perfis, o aumento da porosidade se dá 

até a base das amostras. Neste tempo, é possível identificar um mesmo padrão de perfil de 
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distribuição para as três fraturas considerando F-3b (Figura 109(f)), com um maior volume de 

poros que compreende a região em que as tiras de geotêxtil estão inseridas. 

A Tabela 18 compara os valores de porosidade obtidos para as amostras considerando 

as metodologias de porosimetria a gás hélio e análise por imagem via microtomografia 

computadorizada (µCT).  

Tabela 18 - Comparativo entre a porosidade obtida por porosimetria a gás hélio e por análises de µCT. 

grupo 
Tempo 

(h) 
Amostra 

Porosidade (%) 

Porosimetria  

a gás hélio 
µCT 

ho
m

og
ên

ea
 0 H (Pré-acidificação) 12,23 8,89 

36 H-1a 16,31 15,18 

72 H-2a 30,47 28,01 

108 H-3a 37,64 36,16 

fr
at

ur
as

 

0 F (Pré-acidificação) 12,54 9,13 

36 F-1a 18,83 19,21 

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 análises por 

imagem (µCT) são inferiores àqueles calculados pela porosimetria a gás hélio; isso se deve ao 

fato desta técnica ser limitada à capacidade do equipamento e consequentemente à resolução 

das imagens geradas, de modo que os poros do sistema menores do que os voxels da imagem 

analisada não são quantificados (COSTA et al., 2016), limitação esta que não é observada pela 

metodologia utilizando o gás hélio. Observa-se na Tabela 18 que essa diferença é maior na 

amostra pré-acidificação onde deve conter poros menores do que os voxels da imagem.  

5.7 ANÁLISE DE DISTRIBUIÇÃO DE TAMANHO DE POROS (PSD) 

 A distribuição de tamanho de poros (PSD) levou em consideração as análises obtidas 

via análise por imagem utilizando o software VG Studio, comparando tal distribuição das 

amostras “H” e “F”, as quais não foram acidificadas, com as amostras acidificadas H-1a, F-1a, 

H-2a, F-2a, H-3a e F-3b. 

 A Figura 110 apresenta a distribuição do tamanho de poros com os respectivos 

diâmetros para as amostras “H” (Figura 110(a)) e “F” (Figura 110(b)). Observa-se que, para 

ambas as amostras, os poros se concentram na faixa de 10 µm, com uma maior variedade de 
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tamanho de poros para a amostra com fraturas, o que pode ser atribuído à presença das tiras de 

geotêxtil, apresentando poros maiores do que os observados na amostra homogênea (H).  

Figura 110 - PSD das amostras (a) “H” e (b) “F”. 

  
Fonte: O Autor (2024). 

Considerando a classificação 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 distribuição 

de poros maiores estendendo-se para a direita do gráfico, devido à presença das fraturas.  

A Figura 111 apresenta a distribuição do tamanho de poros com os respectivos 

diâmetros das amostras acidificadas. Para a Figura 111(a), que representa a amostra H-1a após 

36 h de ensaio, apresenta seus poros concentrando-se na faixa de 18 µm e variando até 4606 

µm com predominância de microporos (80,35%) e 19,35% de macroporos; para a amotra F-1a 

(Figura 111(b)), os poros também de concentram em sua maior parte na faixa de 18 µm variando 

até 4262 µm, 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 poros na faixa de 17 µm e 13 µm, e que variam até 13902 µm e 5365  µm, respectivamente; 

quanto à classificação 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 

redução dos microporos após 72 h de acidificação.  

H-3a (Figura 111(e)) e F-3b (Figura 111(f)) concentram seu maior quantitativo de poros 

na faixa de 10 µm e 2256 µm, e variando -se até 6425 e 8248 µm, respectivamente, com 

microporos e macroporos de 36,62% e 63,38% para H-3a e de 16,21% e 83,79% para F-3b, 

após 108 h de ensaio.  
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Figura 111 - 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) e; 108 h – H-3a (e) e F-3b (f). 

  

  

  
Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se que, à medida em que a acidificação evolui, há uma inversão entre a 

proporção do tamanho de poros do sistema, havendo uma tendência de deslocamento dos picos 
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do gráfico para a direita (que representa o aumento de poros), de modo que, com o avanço do 

tempo, a frequência de microporos diminui, enquanto que a frequência de macroporos aumenta, 

mostrando a ação da dissolução do ácido acético no aumento do diâmetro de poros provocado 

pela estimulação (ECONOMIDES et al., 2012); Meng et al. (2023), ao analisar os efeitos da 

acidificação em rochas carbonáticas via µCT, também observaram esta mesma tendência de 

deslocamento do gráfico para a direita, com aumento da frequência dos poros maiores e redução 

dos poros menores após a dissolução de carbonatos. 

Para todas as análises de PSD apresentadas na Figura 110 e Figura 111, não houve a 

quantificação de mesoporos ao ser considerada a classificação proposta por Lønøy (2006), que 

estabelece valores entre 50 e 100 µm para esta faixa; isto pode ser justificado pela forma como 

o software distribuiu a subdividiu as faixas de diâmetros analisados, não considerando e 

quantificando os diâmetros correspondentes à classificação de mesoporos nas análises; observa-

se ainda que, diâmetros inferiores à faixa de 10 µm não foram quantificados, estando 

relacionado à resolução das imagens de µCT utilizadas, as quais não foi possível identificar 

poros com diâmetros inferiores a estes, sendo esta uma limitação da metodologia para a presente 

análise.  
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6 EFEITOS DA ACIDIFICAÇÃO DE MATRIZ NAS PROPRIEDADES 

GEOMECÂNICAS DAS ROCHAS CARBONÁTICAS SINTÉTICAS 

 

Este capítulo apresenta uma discussão dos efeitos da acidificação de matriz nas 

propriedades geomecânicas das rochas carbonáticas sintéticas, avaliando e comparando as 

variações do comportamento tensão-deformação das curvas e dos valores de UCS, Módulo de 

Elasticidade e Coeficiente de Poisson pós-dissolução química. São comparados os parâmetros 

geomecânicos antes e após a acidificação, assim como são correlacionados tais parâmetros com 

as propriedades petrofísicas, peso específico dos grãos e comprimento de dissolução das 

amostras. 

 

6.1 ENSAIOS GEOMECÂNICOS EM AMOSTRAS ACIDIFICADAS 

 

 As propriedades geomecânicas das rochas carbonáticas sintéticas pós-acidificação de 

matriz foram determinadas através do ensaio de resistência à compressão simples (UCS) 

(Equação 7), utilizando uma prensa de compressão 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 axial e radial foram medidos ao longo do ensaio através de 

extensômetros posicionados ao longo da porção longitudinal e do diâmetro da amostra, 

respectivamente. 

Os parâmetros elásticos de Coeficiente de Poisson (υ) e Módulo de Elasticidade médio 

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

 

Figura 112 - Amostras acidificadas (a) antes e (b) após o ensaio de UCS. 

  
Fonte: O Autor (2024). 
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6.1.1 Parâmetros geomecânicos das amostras acidificadas 

 

 A Tabela 19 apresenta os valores de UCS, Módulo de Elasticidade (Em) e Coeficiente 

de Poisson (υ) das amostras acidificadas. A Figura 113(a-c) e Figura 114(a-c) apresentam, 

respectivamente, as curvas tensão-deformação axial das amostras acidificadas homogêneas e 

com fraturas. 

Tabela 19 - Parâmetros geomecânicos das amostras acidificadas. 

 Grupo Tempo (h) Amostras Acidificadas UCS (MPa) Em (GPa) υ 

ho
m

og
ên

ea
 

36 
H-1a 12,45 1,33 0,20 

H-1b 17,11 0,67 0,17 

72 
H-2a 4,61 0,20 0,16 

H-2b 6,17 0,36 0,17 

108 
H-3a 6,69 0,40 0,25 

H-3b 4,12 0,17 0,15 

fr
at

ur
as

 

36 
F-1a 12,82 1,75 0,13 

F-1b 24,18 0,88 0,16 

72 
F-2a 6,52 0,44 0,36 

F-2b 11,20 0,71 0,26 

108 
F-3a 4,71 0,20 0,26 

F-3b 4,14 0,20 0,17 

Fonte: O Autor (2024). 

 

Figura 113 - Curvas tensão-deformação axial para amostras acidificadas homogêneas após tempos de ensaio 
de: (a) 36 h; (b) 72 h e; (c) 108 h. 
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Fonte: O Autor (2024). 

 
Figura 114 - Curvas tensão-deformação axial para amostras acidificadas com fraturas após tempos de ensaio de: 

(a) 36 h; (b) 72 h e; (c) 108 h. 

  

 
Fonte: O Autor (2024). 
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Comparando os valores de UCS para os tempos estudados, há uma redução progressiva 

de resistência com o aumento do tempo de contato fluido/ácido-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 homogêneas e com fraturas. Avaliando o tempo 

de 72 h, há uma redução dos valores de UCS, passando para 4,61 MPa a 6,17 MPa e de 6,52 

MPa a 11,20 MPa, considerando, respectivamente, rochas homogêneas e com fraturas. Para o 

tempo de 108 h, a redução da resistência foi mais expressiva, apresentando valores de UCS de 

6,69 MPa a 4,12 MPa e de 4,71 MPa e 4,14 MPa para, respectivamente, rochas homogêneas e 

com fraturas.  

Uma variabilidade no comportamento das curvas pode ser observada comparando as 

amostras para um mesmo tempo de ensaio realizado. Essa variação pode ser atribuída a como 

os canais de dissolução (wormholes) foram formados na parte interna da rocha; associados a 

interconectividade dos poros e permeabilidade e para o caso das amostras com a presença das 

fraturas, os wormholes atingem áreas distintas, alterando as condições mineralógicas iniciais  

da matriz rochosa e, com isso, o material apresenta condições internas diferentes entre si, de 

modo que, ao se aplicar uma tensão até sua ruptura, a capacidade de absorver o acréscimo de 

tensão vai depender de como a sua estrutura está arranjada, refletida nesta variação de 

comportamento das curvas.  

Quanto à influência das fraturas no comportamento UCS, as amostras com fraturas 

apresentam valores um pouco superior para os tempos de 36 h e 72 h, ao compará-las com as 

amostras homogêneas, podendo ser atribuído ao espalhamento da frente de dissolução causado 

pelo desvio de parcela do volume injetado para a direção transversal da rocha provocado pelos 

geotêxteis, comprometendo menos a integridade da rocha ao ser submetida a uma tensão de 

compressão; para o tempo de 108 h, a frente de dissolução já atingiu quase todo ou todo o 

comprimento das rochas, passando a não ser mais observada a influência das fraturas pelo 

elevado grau de dissolução.  

O gráfico da Figura 115 compara as curvas tensão-deformação axial de amostras 

homogêneas e com fraturas que não sofreram ataques ácido, apresentadas no capítulo 3, com 

as curvas tensão-deformação das amostras acidificadas. 

 



178 
 

Figura 115 - Comparativo entre as curvas tensão-deformação axial de amostras não acidificadas e amostras 
acidificadas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Fica evidente a mudança provocada pelos diferentes tempos de ataque do ácido acético 

na rocha carbonática, não só apenas na mudança do pico de resistência (UCS), mas também no 

comportamento das curvas. Analisando as amostras que não foram acidificadas, tanto as 

homogêneas como as com fraturas, observa-se um comportamento frágil, típico de rochas duras 

de alta resistência, apresentando pequenas deformações elásticas com redução significativa na 

resistência e com pouca ou nenhuma deformação plástica após sua ruptura.  

Ao analisar o tempo de 36 h, há um aumento da deformação para duas (H-1b e F-1b) 

das quatro amostras ensaiadas, sugerindo uma transição de comportamento para frágil-dúctil, e 

redução expressiva na inclinação 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 deformações sem que acontecesse perda de resistência, o que reflete numa 

maior capacidade de se deformar sem se romper, caracterizando um comportamento dúctil, com 

deformações plásticas irreversíveis (VALLEJO, 2002). A transição do comportamento frágil-

dúctil de rochas carbonáticas, após a acidificação, também foi observada por Gou et al. (2019) 

e Zhang et al. (2020) após testes de UCS. 
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A Figura 116 apresenta amostras acidificadas após 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 

padrões de ruptura. 

 

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

   
Fonte: O Autor (2024). 

De acordo com a classificação proposta por ISRM (1981), após a acidificação, as rochas 

carbonáticas sintéticas homogêneas 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) após 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 MPa após, respectivamente, 72 h e 108 h de acidificação. 

A Figura 117 relaciona as curvas tensão-deformação axial das amostras acidificadas 

com uma respectiva imagem de microtomografia computadorizada referente ao padrão de 

dissolução (wormholes) típico apresentado pelas amostras deste estudo, para os tempos de 36 

h, 72 h e 108 h de ensaio. 

(a) (b) (c) 
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Figura 117 - comparativo entre as curvas tensão-deformação axial e padrões de dissolução de amostras 
acidificadas. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se um decréscimo progressivo do valor médio de UCS das curvas, 

representado pela redução do pico de resistência das amostras com o aumento do tempo de 

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

aumento de porosidade causado pela dissolução química do ácido acético que, com o aumento 

de tempo de ensaio (maior volume de ácido injetado) e a uma taxa de injeção baixa, mais massa 

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

aumentando o volume de vazios da estrutura, além das mudanças mineralógicas sofridas pela 

rocha pós-acidificação, afetando, desta forma, a integridade da amostra; a combinação destes 

fatores, segundo Eide (2012), Alameedy et al. (2022) e Parandeh et al. (2023), pode causar 

danos severos à formação rochosa, envolvendo problemas geomecânicos no poço como o 

colapso de poros.  
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Nota-se ainda que, comparando amostras homogêneas e com fraturas antes da 

acidificação, identifica-se, como mostrado nas curvas tensão-deformação, pouca influência das 

descontinuidades inseridas (fitas de geotêxtil representativas como fraturas) na resistência da 

rocha; logo, as demais correlações serão apresentadas em conjunto, diferenciando-se apenas em 

termos de tempo de ensaio. 

Os valores de UCS das amostras pós-acidificadas podem ser correlacionados com os 

tempos de ensaio analisados neste trabalho. A Figura 118 apresenta uma tendência média em 

potência com R² = 0,99 para as amostras, com a redução do UCS mostrando que a resistência 

mecânica é inversamente proporcional ao tempo de acidificação de matriz, diretamente 

relacionado ao aumento do volume de ácido injetado e consequentemente ao aumento do 

volume poroso das rochas.  

 

Figura 118 - Correlação entre perda de UCS e tempo de ensaio. 

 

Fonte: O Autor (2024). 

A redução de UCS pode ser comparada com o valor médio obtido para a resistência à 

compressão simples das rochas carbonáticas sintéticas pré-adificicação, com UCS de 47,78 

MPa, considerando amostras homogêneas e com fraturas. O gráfico da Figura 119 relaciona e 

compara a redução de UCS das amostras com o tempo de ensaio.  
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Figura 119 - Taxa de redução de UCS com o tempo. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

 

Para o tempo de 36 h, a redução variou entre 49,39% e 73,94%; para o tempo de 72 h, 

a redução apresentou-se entre 76,56% e 90,35% e; considerando o tempo de 108 h, a redução 

obtida variou entre 86,00% e 91,38%. Tal comportamento descreve uma redução da resistência 

mecânica com o aumento do tempo de contato fluido/ácido-rocha. 

Analisando o tempo de contato ácido/fluido-rocha, os resultados apresentados na Figura 

119 indicam uma redução brusca de UCS para os tempos de 36 h, 72 h e 108 h de ensaios, 

ocorrendo a diminuição do pico de resistência para tratamentos ácidos prolongados, assim como 

foi verificado por Gou et al. (2019), Galindo et al. (2022) e Abdulraheem (2022), que 

verificaram a influência do tempo e identificaram uma redução na resistência mecânica de 

rochas carbonáticas sintéticas após a acidificação com o aumento deste tempo de contato 

(Figura 120), sendo este um fator relevante ao se considerar a aplicação da técnica de 

estimulação, relacionando-se com o tipo de ácido e taxa de injeção empregada, a fim de evitar 

o colapso no entorno do poço. 
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Figura 120 - Comparativo da redução de UCS com o aumento do tempo de acidificação com dados reportados 
pela literatura. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

O gráfico da Figura 121 compara o Módulo de Elasticidade (E) pré-acidificação de 6,81 

GPa, obtido a partir da média entre os valores de E das amostras homogêneas e com fraturas 

apresentadas no Capítulo 3, com os valores do parâmetro elástico das amostras acidificadas.  

 
Figura 121 - Comparativo entre a média de E pré-acidificação com os valores de E das amostras acidificadas. 

 
                             *média dos valores de E pré-acidificação (Capítulo 03). 

Fonte: O Autor (2024). 

Analisando o Módulo de Elasticidade (E), estes apresentaram redução entre seus 

valores, indicando a perda de rigidez gradativa da rocha à medida em que o tempo de ensaio 

aumenta. Essa redução pode ser observada através das curvas da Figura 115, evidenciada pela 
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redução da inclinação do trecho elástico em relação à inclinação das curvas pré-acidificação, 

apresentando maiores deformações elásticas resultantes da aplicação de tensões. 

O comportamento de redução do parâmetro com o tempo corrobora a tendência de 

diminuição gradativa da inclinação do trecho elástico das curvas, variando-se entre 0,67 GPa e 

1,75 GPa após 36 h de ensaio, entre 0,20 GPa e 0,71 GPa após 72 h e entre 0,17 GPa e 0,40 

GPa após 108 h de acidificação, tendo-se uma redução média comparada com o valor de E pré-

acidificação de 83,00%, 93,72% e 96,44%, para os tempos de ensaio de 36 h, 72 h e 108 h, 

respectivamente.  

A dissolução provocada pelo ácido 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 dissolução, maior a massa dissolvida e maior a porosidade, menor é o Módulo 

de Elasticidade e, consequentemente, menos rígida é a amostra. A variação de rigidez de rochas 

carbonáticas provocada pela acidificação 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 redução do módulo elástico pós-acidificação. 

 Para o Coeficiente de Poisson ʋ (Figura 122), estes variaram entre 0,13 (F-1a para o 

tempo de 36 h) e 0,36 (F-2a para o tempo de 72 h), não sendo possível observar uma tendência 

de redução gradativa dos valores com o aumento do tempo de ensaio, mas que, sempre são 

menores ou iguais ao valor de υ das amostras não acidificadas.  

 

Figura 122 - Comparativo entre a média de υ pré-acidificação com os valores de υ das amostras acidificadas. 

 
                           *média dos valores de υ pré-acidificação (Capítulo 03). 

Fonte: O Autor (2024). 
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 Comparado com o valor médio de ʋ obtido a partir da média dos valores do parâmetro 

de amostras homogêneas e com fraturas pré-acidificação, estes são iguais ou menores pós-

acidificação, indicando que o ácido acético contribui para a redução da razão entre expansão 

radial e a compressão axial das rochas carbonáticas sintéticas, também observado por Alameedy 

et al. (2022). 

 

6.2 RELAÇÃO ENTRE PROPRIEDADES PETROFÍSICAS E GEOMECÂNICAS DAS 

AMOSTRAS ACIDIFICADAS 

 

A Figura 123 correlaciona os valores da porosidade pós-acidificação com os resultados 

de UCS apresentados pelas amostras acidificadas, em que é possível observar uma tendência 

de potência do decréscimo de UCS com o aumento da porosidade, sendo a resistência mecânica 

inversamente proporcional a esta propriedade petrofísica.  

 

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

 
Fonte: O Autor (2024). 

Pelo ataque do fluido reativo promovido pelo ácido acético, à medida em que a matriz 

rochosa é dissolvida, mais espaços vazios vão sendo formados, aumentando o volume de vazios 

do sistema, resultando numa perda de contato entre os grãos e degradação mineralógica da 
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rocha. Oliveira (2016), Galindo et al. (2022) e Parandeh et al. (2023) observaram, por meio de 

resultados experimentais, tendência de decréscimo desta correlação. 

Assim como apresentado por De Groot (1966), Ciantia et al. (2014) e Galindo et al. 

(2022), para amostras acidificadas, a dissolução química das ligações diagenéticas ocorre em 

maior proporção quanto mais a rocha carbonática é exposta ao contato com o ácido.  

À medida em que o tempo evolui, as ligações que formam a estrutura são 

progressivamente desgastadas, sendo governada pela taxa de reação de dissolução e a 

composição iônica do fluido ao qual a rocha entra em contato, representada pela quantidade de 

calcita perdida ao longo do tempo, corroborado pelos resultados de FRX e DRX apresentados 

neste trabalho.  

 O gráfico da Figura 124 correlaciona a razão entre a porosidade final e inicial com a 

razão dos valores de UCS das amostras acidificadas com o valor médio de UCS pré-

acidificação.  

Figura 124 - Correlação entre razão de porosidade e razão de UCS antes e após acidificação. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Observa-se um decréscimo da razão de UCS com o aumento da razão de porosidade das 

amostras em uma tendência de potência, mostrando que, um aumento a partir de 

aproximadamente 50% do volume de poros (Φ depois/ Φ antes = 1,5) já é o suficiente para reduzir 

a resistência mecânica para 25% (UCSdepois/UCSantes = 0,25) da resistência inicial; essa  redução 
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aumenta com o aumento da razão da porosidade, em que, para valores de Φ depois/ Φ antes 

próximos a 2,5, a resistência reduz-se a valores próximos de 0,10 a 0,15 do valor inicial, 

apresentando, para um aumento da razão de porosidade para 3,5, um certo comportamento de 

estabilidade, com uma razão de UCS próximo dos valores de 0,10 e 0,15.  

A correlação entre o volume poroso injetado (VPI) e a resistência mecânica das rochas 

é apresentada na Figura 125, que se descreve em uma tendência de potência. Com o aumento 

da injeção ácida, menor se apresentam os valores de UCS, sendo a resistência mecânica 

inversamente proporcional ao aumento de volume de ácido injetado nas rochas carbonáticas 

sintética. Assim, observa-se uma certa tendência de estabilidade, indicando que, a partir de VPI 

igual à 61,02, não é possível identificar uma redução expressiva da resistência mecânica com o 

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

 

Figura 125 - Correlação entre VPI e UCS das amostras acidificadas. 

 
Fonte: O Autor (2024). 

Essa tendência de estabilidade mantém-se aproximadamente igual ao que se observa na 

Figura 124, que corrobora a interdependência do aumento da porosidade com o decréscimo da 

resistência mecânica das rochas carbonáticas sintéticas acidificadas.  
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7 CONCLUSÕES E SUGESTÕES PARA PESQUISAS FUTURAS 

 

Este capítulo apresenta as conclusões obtidas a partir dos resultados obtidos pelo 

desenvolvimento das metodologias propostas neste trabalho. O capítulo traz também sugestões 

para trabalhos futuros, como forma de continuidade das investigações realizadas até o presente 

momento acerca da temática abordada. 

 

7.1 CONCLUSÕES 

 

Este trabalho utilizou a metodologia de fabricação de rochas carbonáticas sintéticas 

como forma de avaliar a acidificação de matriz em reservatórios de petróleo utilizando ácidos 

orgânicos (ácido acético), a fim de controlar suas propriedades e, com isso, analisar as 

mudanças causadas pela técnica de estimulação de poços em reservatórios carbonáticos quanto 

às suas propriedades petrofísicas, químicas, mineralógicas e geomecânicas, e a influência de 

fraturas no processo dissolutivo delas. As seguintes conclusões podem ser destacadas após o 

desenvolvimento deste trabalho: 

(1) A metodologia de produção associada aos materiais utilizados para o desenvolvimento de 

60 amostras de rochas carbonáticas sintéticas fabricadas nesta pesquisa, entre elas homogêneas 

e com fraturas, e que foram utilizadas para fins de definição de dosagem, caracterização 

petrofísica/petrográfica/geomecânica e testes de acidificação de matriz é vista como uma 

alternativa para fabricação de amostras sintéticas para estudos envolvendo reservatórios 

carbonáticos, controlando-se suas características e eliminando as heterogeneidades e outros 

fatores como custos e dificuldade de extração que impedem a observação de fenômenos de 

interação rocha-fluido em reservatórios carbonátios naturais.  

(2) As rochas sintéticas produzidas neste trabalho, quando comparadas com rochas carbonáticas 

naturais relatadas pela literatura, apresentaram semelhanças em sua estrutura e propriedades 

geomecânicas e petrofísicas, mostrando que a combinação dos materiais e o processo de 

consolidação utilizado para sua produção reproduziu a porosidade intergranular típica das 

rochas carbonáticas, além de contribuir para a sua resistência mecânica e manutenção de seu 

comportamento (observado pela semelhança entre os parâmetros e curvas tensão-deformação 

apresentados através dos ensaios de UCS, compressão diametral e compressão triaxial), 

podendo representar um reservatório carbonático e ser aplicado em estudos envolvendo 

mecânica de rochas e interação rocha-fluido em reservatórios de petróleo. 
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(3) A mudança de dosagem na proporção de materiais entre pó calcário e resina epóxi de 

85%:15% para 90%:10% contribuiu para o aumento da porosidade e permeabilidade das rochas 

produzidas, aumentando-se o volume de poros e interconectando-os de modo a favorecer na 

sua aplicação nos testes de injeção do fluido; tal mudança contribuiu também na diminuição da 

resistência mecânica da rocha carbonática produzida, apresentando-se, ainda assim, com 

resistência superior às rochas sintéticas reportadas na literatura. 

(4) A utilização de geotêxtil não-tecido como material representativo de fraturas mostrou-se 

como inovação no processo de síntese de rochas artificiais, cujo processo de fabricação 

empregado não comprometeu no posicionamento das tiras, mesmo após os testes de 

acidificação. A não necessidade de remoção do material para a representação de um caminho 

preferencial (já que esta permite o escoamento do fluido ao longo de sua estrutura por meio de 

suas propriedades de transmissividade e permissividade) após a consolidação das rochas 

sintéticas destaca-o como material alternativo para representação de fraturas em outras amostras 

sintéticas. 

(5) O sistema desenvolvido para os ensaios de acidificação de matriz utilizando a célula de 

injeção mostra-se como uma alternativa para avaliação da técnica em laboratório, especialmente 

quando é desejável a manunteção da pressão de injeção e variação da taxa de injeção (vazão de 

injeção) durante a estimulação ácida; ajustes na sua capacidade de pressão de injeção são 

desejáveis para o aumento do escoamento de fluido nas rochas, reproduzindo condições de 

ensaio diferentes dos utilizados nesta pesquisa. 

(6) O ácido acético (ácido orgânico fraco) injetado em solução com água destilada dissolvido a 

uma concentração de 10% contribuiu para a dissolução química da rocha carbonática sintética, 

mostrando ter uma ação retardada devido à sua baixa taxa de dissociação de H+ e formação de 

CO2 como produto da reação (que impede a total dissolução da rocha), sendo necessário um 

tempo de 108 h para que o canal principal de dissolução percolasse todo o comprimento da 

amostra até atingir sua base, tendo como vantagem a formação de ramificações mais intensas 

que contribuíram para uma maior quantidade de massa dissolvida advinda de um maior tempo 

de contato necessário entre ácido e rocha para a dissolução ocorrer. 

(7) A baixa pressão de injeção associada aos reduzidos valores de porosidade (especialmente o 

volume de poros interconectados) e permeabilidade requereram um volume poroso injetado 

(VPI) acima do volume ideal, contribuindo para a formação de wormholes do tipo ramificado 

(em 36 h de acidificação), ramificado e uniforme (em 72 h de acidificação), e uniforme após 

108 h de ensaio, não sendo possível a verificação do wormhole do tipo dominante; ainda assim, 

a utilização de soluções com ácidos orgânicos fracos, devido à dissolução retardada do ácido 
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pela baixa dissociação de H+ (evidenciada pela redução lenta de pH durante os testes), aumenta 

o tempo de contato com a matriz rochosa, contribuindo para o aumento da quantidade de massa 

dissolvida e requerendo uma taxa de injeção inferior àquela necessária ao se injetar ácidos 

fortes; baixa corrosividade e aplicabilidade em atividades envolvendo altas temperaturas são 

outras vantagens a serem destacadas ao escolher o ácido acético na técnica de acidificação.   

(8) Mudanças nas propriedades petrofísicas de porosidade e permeabilidade foram evidentes 

após a acidificação, apresentando o aumento desses valores com a evolução temporal; o 

aumento do tempo de contato estabelecido entre o fluido injetado e a matriz rochosa provocou 

o aumento do volume de poros, além disso, observou-se uma transição entre poros isolados e 

interconectados, diminuindo-se os primeiros e aumentando-se os últimos à medida em que o 

tempo de ensaio aumentava, refletindo-se na permeabilidade das amostras. Foi possível 

destacar também o aumento da porosidade especialmente nas regiões onde as fraturas estavam 

presentes. Destaca-se ainda a transição entre o aumento de macroporos e diminuição de 

microporos, relacionado ao aumento do diâmetro dos poros. 

(9) Alterações das análises de fluorescência de Raios-X e Difração de Raios-X após a 

acidificação revelam a dissolução da matriz carbonática micrítica com o aumento do tempo de 

ensaio, sendo evidenciada pela redução quantitativa de cálcio (CaO) nas proporções 

apresentadas pelo FRX e na redução gradativa do pico característico do carbonato de cálcio nos 

testes de DRX. 

(10) As fraturas, representadas pelas tiras de geotêxtil não-tecido posicionadas em regiões 

específicas e perpendiculares à direção de injeção, influenciaram na formação dos canais de 

dissolução da rocha (atribuindo-se às suas condições de permissividade e transmissividade), 

especialmente observado após 36 e 72 h de ensaio, com intensificação da dissolução nas regiões 

das fraturas e desvio do fluido na direção perpendicular, espalhando as ramificações 

provenientes da formação dos wormholes ao longo de seu comprimento e largura; notou-se 

ainda sua influência no desvio do volume do fluido após 72 h, quando a solução ácida aplicada 

apresentava-se presente em todas as fraturas, concentando parte do volume poroso injetado 

especialmente na fratura 1 e 2, apresentando pequena redução do VPI se comparado com as 

amostras homogêneas para o mesmo tempo de ensaio, já que este valor é medido somente após 

o fluido atravessar toda a rocha. 

(11) O aumento do tempo de contato fluido-rocha influenciou no Módulo de Elasticidade e 

Coeficiente de Poisson, reduzindo sua rigidez e resistência de pico (resistência máxima) das 

rochas carbonáticas sintéticas, além de sua influência no comportamento tensão-deformação, 

observando-se a transição de comportamento frágil para dúctil com a evolução temporal. 
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Quanto à sua classificação considerando os valores de UCS, esta passou de moderadamente 

dura a dura para branda (após 36 h de acidificação) e de branda a muito branda após 72 e 108 

h de ensaio; a dissolução advinda da técnica de estimulação, associada ao aumento do volume 

de solução ácida injetada representada pelo VPI e consequentemente aumento de porosidade 

das amostras provocada pela dissolução química das ligações diagenéticas, ocorrem em maior 

proporção à medida em que há o aumento deste tempo de contato, aumentando-se o risco de 

colapso do reservatório ao aplicar a técnica de acidificação de matriz; recomenda-se 

verificações adicionais da estabilidade mecânica do reservatório antes do tratamento ácido para 

avaliações desses efeitos, a fim de evitar resultados não desejáveis com a aplicação da 

estimulação em campo. 

(12) Observou-se pouca influência da presença das fraturas nas propriedades geomecânicas das 

rochas pré-acidificação, sendo atribuído ao fato de suas dimensões (incluindo comprimento, 

largura e espessura) serem reduzidas e por estarem posicionadas em regiões (interna à estrutura) 

em que estas não influenciam de forma expressiva a resistência mecânica da rocha produzida. 

No cenário pós-acidificação, as amostras com fraturas apresentam valores de resistência pouco 

superiores para os tempos de ensaio iniciais de 36 h e 72 h, comparando-as com as amostras 

homogêneas, atribuindo-se ao espalhamento da frente de dissolução causado pelo desvio de 

parcela do volume injetado para a direção transversal da rocha provocado pelos geotêxteis, 

comprometendo menos a integridade da rocha ao ser submetida a uma tensão axial; para o 

tempo de 108 h, a frente de dissolução já atingiu quase todo ou todo o comprimento das 

amostras, passando a não ser mais observada a influência das fraturas pelo elevado grau de 

dissolução apresentado. Ensaios complementares seriam necessários para corroborar tal 

comportamento.  

 

7.2 SUGESTÕES PARA PESQUISAS FUTURAS 

 Como sugestões para pesquisas futuras, tem-se: 

 Testar novas proporções de materiais entre o pó de calcário e a resina epóxi para a 

fabricação de rochas carbonáticas sintéticas e avaliar suas mudanças nas propriedades 

petrofísicas e geomecânicas; 

 Utilizar diferentes gramaturas (espessuras) de geotêxteis como forma de representar 

sistemas de fraturas com diferentes aberturas; 

 Avaliar diferentes formatos, dimensões e posições das tiras de geotêxtil (fraturas) e 

avaliar sua influência na propagação dos canais de dissolução (wormholes);  
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 Ensaiar as amostras desenvolvidas utilizando “coreflooding” para determinação de 

PVBT e taxa de injeção ótima aplicando-se taxas de injeção superiores às utilizadas neste 

trabalho; 

 Ajustar a capacidade do sistema de acidificação de matriz desenvolvido para aplicação 

de injeções de fluido a pressões superiores; 

 Avaliar os efeitos da temperatura no tempo e nos padrões de dissolução formados 

utilizando ácido acético; 

 Avaliar a acidificação de matriz na rocha desenvolvida utilizando ácidos fortes (ácido 

clorídrico) em diferentes concentrações; 

 Realizar ensaio de compressão diametral (ensaio de tração) e triaxial para as amostras 

acidificadas; 

 Empregar as amostras em outras aplicações relacionadas às rochas-reservatórios, como 

em testes de dano à formação e de efeito cíclicos de injeção de fluidos; 

 Analisar numericamente os mecanismos de dissolução observados pelo ácido acético, 

considerando a degradação química e mecânica provocada pela acidificação, como também 

investigar os padrões de wormholes formados por esse ácido para diferentes condições de 

ensaio (taxa de injeção, temperatura, propriedades petrofísicas e geomecânicas) para a rocha 

carbonática sintética desenvolvida. 
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