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RESUMO

O aquecimento global exige estratégias urgentes de mitigagdo, com destaque para a Carbon
Capture and Storage (CCS). Este trabalho objetivou investigar o comportamento do dioxido de
carbono (COy) em reservatdrios petroliferos depletados, utilizando a simulagdo computacional,
no software GeoDict, de duas rochas digitais de arenito. Inicialmente, a metodologia foi
validada com dados da literatura, demonstrando a confiabilidade do método na predi¢ao de
propriedades petrofisicas como porosidade e permeabilidade absoluta. A analise comparativa
envolveu a simulagdo dos processos de drenagem e embebi¢do, além da permeabilidade
relativa. Os resultados de caracterizagao revelaram que a amostra 1 possui maior porosidade
(22,5%) e maior permeabilidade absoluta (1,59 D) em comparagdo com a Amostra 2 (14,4% e
0,177 D, respectivamente). Em termos de seguranc¢a de armazenamento, a amostra 2 manifestou
uma pressdo capilar de entrada significativamente maior, indicando maior resisténcia a
migragdo do gas. A analise das curvas de pressao capilar no processo de drenagem e embebic¢ao
confirmaram a ocorréncia de histerese. A amostra 1, que tem uma saturagao maxima 48,5%
maior que a da amostra 2, e apresenta um potencial de aprisionamento residual maior, sendo
mais eficaz na imobilizagdo do CO> a longo prazo, enquanto a amostra 2 oferece maior
contengdo estrutural e resisténcia ao fluxo. Conclui-se que a simulagdo em rochas digitais ¢

uma ferramenta promissora para a otimizagao e seguranga em projetos.

Palavras-chave: CCS - Carbon Capture and Storage; Rocha digital; Software GeoDict.



ABSTRACT

Global warming demands urgent mitigation strategies, with Carbon Capture and Storage (CCS)
being a prominent one. This work aimed to investigate the behavior of carbon dioxide (CO3) in
depleted oil reservoirs, utilizing computational simulation in the GeoDict software on two
digital sandstone rocks. Initially, the methodology was validated with literature data,
demonstrating the method's reliability in predicting petrophysical properties such as porosity
and absolute permeability. The comparative analysis involved the simulation of drainage and
imbibition processes, in addition to relative permeability. The characterization results revealed
that sample 1 has greater porosity (22.5%) and higher absolute permeability (1.59 D) compared
to sample 2 (14.4% and 0.177 D, respectively). In terms of storage security, sample 2 exhibited
a significantly higher capillary entry pressure, indicating greater resistance to gas migration.
The analysis of the capillary pressure curves during the drainage and imbibition processes
confirmed the occurrence of hysteresis. sample 1, which has a maximum saturation 48.5%
greater than sample 2, presents a higher residual trapping potential, making it more effective in
long-term CO> immobilization, while sample 2 offers greater structural containment and
resistance to flow. It is concluded that simulation on digital rocks is a promising tool for

optimization and security in CCS projects.

Keywords: Carbon Capture and Storage (CCS); Digital rocks; GeoDict software.
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1 INTRODUCAO

O aquecimento global configura-se como uma das principais questdes ambientais
da contemporaneidade, com impactos que transcendem fronteiras geopoliticas e exigem agdes
coordenadas em escala global (REIS, 2019). As projecdes climaticas indicam que, na auséncia
de intervencgdes significativas, os efeitos cumulativos das emissdes de poluentes poderao levar
a um aumento médio de temperatura superior a 1,5°C ainda neste século, com consequéncias
catastroficas para os ecossistemas e a sociedade humana (DE ALMEIDA, 2019). Nesse
contexto, a comunidade cientifica tem enfatizado a urgéncia de estratégias de mitigacdo que
atuem tanto na redug¢do de novas emissdes quanto no sequestro de gases de efeito estufa ja
presentes na atmosfera. Entre os diversos poluentes climaticos, o didxido de carbono (CO-)
merece atencao especial devido, principalmente, ao seu processo de alteragdo do balango
radiativo terrestre (SBRISSA e KETZER, 2009).

O efeito estufa ¢ um fendmeno natural que promove o aquecimento da Terra,
necessario para o sobrevivéncia da vida. Parte da radiacdo irradiada no Planeta retorna para o
Espaco, outra parte ¢ retida pelos oceanos e uma parte ¢ absorvida pelos gases do efeito estufa
e assim aquece a superficie terrestre (JUNGES, 2018). Segundo Cavalcante (2009) o gés
carbonico tem um tempo de residéncia na atmosfera de 120 anos, sendo assim o pior dos gases
responsaveis pelo aumento do efeito estufa.

O setor de exploracdo e producdo de hidrocarbonetos ocupa posi¢do central nesta
discussdo, respondendo por aproximadamente 35,30% das emissdes globais de CO:
relacionadas a queima de combustiveis fosseis (GODOI, 2015). Esta dependéncia energética
cria um paradoxo, onde a mesma industria contribui significativamente para as mudangas
climaticas, visto que no ciclo do carbono os combustiveis fésseis sdo os principais viloes,
e detém o potencial para desenvolver solu¢des inovadoras de sequestro de carbono. Pesquisas
recentes demonstram que técnicas de inje¢do de CO: em reservatorios petroliferos podem
oferecer uma solu¢do, servindo tanto como método de recuperacdo avangada de petroleo (EOR)
quanto como estratégia de armazenamento geoldgico de carbono (CCS - Carbon Capture and
Storage) (ETTEHADTAVAKKOL et al., 2014).

Uma das vertentes ¢ a utilizacdo do CO: para estocagem em subsuperficie, onde o
objetivo ¢ manter o gas armazenado no reservatdrio depletado, ou seja um pogo que nao ¢
economicamente vidvel para a produgdo (SILVA, 2024). Este trabalho abordaré este processo,
no qual ¢ possivel estudar o comportamento do CO2 com a rocha reservatoria.

Utilizando uma analogia, onde as rochas reservatério podem ser comparadas a um
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sistema poroso complexo que funciona como armazenamento de hidrocarbonetos (Ganat,
2020). Sabendo que a viabilidade financeira de um campo de petroleo para producdo esta
intrinsecamente ligada as suas propriedades petrofisicas, como porosidade, permeabilidade
absoluta e relativa, e caracteristicas de saturacdo de fluidos (GANAT, 2020; HAMZA et al.,
2023). Para a determinacdo dessas propriedades, utilizam-se experimentos laboratoriais,
realizados em amostras de rochas semelhantes as do reservatério (Core) (AI-MARZOUQI,
2018; JANI et al., 2023). Entretanto, esses métodos apresentam desafios para a sua realizagao,
pois demandam um extenso tempo de preparagdo e analise. Uma alternativa ¢ a utilizagao de
simulag¢do computacional como meio de encontrar as propriedades petrofisicas.

Para o uso de simulagdo € preciso a obten¢do da rocha em modelo digital, que ¢é
possivel com a microtomografia computadorizada de raios X 3D (uCT-SCAN) que tem sido
empregada para a geragdo de modelos digitais de rochas. Assim, ¢ possivel a simulacdo
computacional de propriedades petrofisicas, como porosidade, permeabilidade e
comportamento em processos de drenagem e embebi¢cdo, além disso, ainda mantém a
integridade da rocha e permite resultados mais rapidos, dependendo apenas do processamento
computacional (SARAF; BERA, 2021; BERA et al., 2025; LIN, 2018).

Portanto, a inje¢do de CO2 em reservatorios petroliferos configura-se como uma
estratégia, capaz de contribuir para a redu¢do de emissdes de poluentes atmosféricos. A
utilizacdo de modelos digitais de rochas, associada a simulagdes computacionais, apresenta-se
como uma ferramenta promissora para a otimizacdo desse processo, permitindo analises mais

ageis e economicamente viaveis.
2 OBJETIVOS
2.1 Objetivo geral

Investigar utilizando rocha digital como andloga ao reservatorio e simulacao
computacional, o comportamento do géas carbdnico durante o processo de armazenamento
geologico em reservatdrios petroliferos depletados, com o fito de contribuir para a estratégia de

captura e armazenamento de carbono.

2.2 Objetivos especificos
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o Caracterizar digitalmente as propriedades petrofisicas fundamentais da rocha
digital, como porosidade, permeabilidade absoluta e permeabilidade relativa.
Utilizando o software GeoDict;

o Validar o metddo de simulagdo computacional que sera utilizado neste trabalho;

o Simular computacionalmente o processo de armazenamento de CO: no meio
poroso, analisando o comportamento dos fluidos e a saturagdo nas amostras digitais

dos arenitos;

. Comparar os resultados obtidos pelas simulagdes computacionais das duas amostras
de rochas.
3 REFERENCIAL TEORICO

3.1 Tecnologia e avancos na estocagem de COs:.

A estocagem de CO: pode ser efetuada de algumas formas: puro (liquido ou
supercritico), dissolvido na agua ou como gas (AJAIY et al., 2019). Uma das formas de
armazenamento do dioxido de carbono ¢ por solubilidade. Inicialmente, o CO- ¢ aprisionado
por rochas impermedaveis e, com o passar dos anos, dissolve-se na dgua e pode formar
carbonatos, o que aumenta o nivel de seguranga do seu armazenamento (ORITA et al., 2022).

A estocagem de CO: esta normalmente atrelada a rochas sedimentares porosas,
porém, a interagdao do gas com o aquifero salino pode ser mais vantajosa quando comparada ao
volume, segundo ORITA et al. (2022). Além deste método, tem-se estudado a possibilidade de
armazenar o didxido de carbono por meio da carbonatacdo mineral in-situ em rochas (MATTER
et al., 2016; SNEBJORNSDOTTIR, 2020). Entretanto, este trabalho focara no método de
armazenamento mais convencional, em rocha reservatorio.

Visto que a estocagem em subsuperficie traz alguns fatores importantes a serem
considerados, sdo eles: a contengdo, a capacidade do reservatorio e a injetividade do gas (TOE,
2025). Normalmente, os estudos focam em um desses fatores para abordar e expor avancos,
como o estudo feito por BARBOSA MACHADO (2023), que relata sobre o papel das fraturas
no armazenamento, transformando-as de um risco em uma vantagem. Tradicionalmente vistas
como arriscadas devido ao potencial de vazamento de CO- pelas fraturas, as rochas carbonaticas
(compostas por minerais reativos como calcita e dolomita) apresentam uma oportunidade unica,

e utilizando a interagdo do CO: injetado com a salmoura e a matriz rochosa, pode servir como
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um selante para a fratura e assim permitir uma maior seguranga contra o vazamento do gas

(BARBOSA MACHADO, 2023; XU et al., 2014).

Figura 1 — Seguranca do armazenamento de COs..
100

ESTRUTURAL

RESIDUAL

SEGURANCA DE
ARMAZENAMENTO

% Contribui¢gio no armazenamento

—
=

1 L0 100 1000 10.000

Tempo desde o final da inje¢dao (anos)
Fonte: Ajaiy et al.(2019, com adaptacdes).

Vale ressaltar, as duas formas de selo, contengdo que ocorrem no processo de
estocagem, como mostrado na Figura 1. O aprisionamento estrutural funciona como uma tampa,
o CO: ¢ injetado em um reservatorio, que ¢ uma camada de rocha porosa, e fica aprisionado
abaixo de uma camada de rocha impermedavel, selante, que impede a sua migracao (AJAILY et
al., 2019). Outra forma, segundo AJAILY et al. (2019), ¢ a contencao residual, que ocorre no
caso do CO: injetado, onde ele preenche os poros da rocha, deslocando a 4gua que estava
contida. Apos a interrupcao da inje¢do, uma parte desse gas fica aprisionada nos poros menores
por meio de forgas capilares, formando pequenas bolhas de gas presas, o que reduz
drasticamente a sua mobilidade (ORITA et al., 2022).

E valido ressaltar que o uso do gas carbdnico na industria do petréleo pode ter duas
vias: a que ja foi descrita anteriormente, que € o foco deste trabalho, e casos onde se utiliza para
aplicagdes de métodos de recuperagdo avancada de petréleo (EOR).

Estudos de caso realizados na bacia do Reconcavo mostram onde o didxido de
carbono (CO.) utilizado no projeto era proveniente de uma unidade industrial produtora de

fertilizantes. ApOs sua captacdo, o gas passava por um processo de compressdo e era
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transportado até o local de injecdo por meio de uma rede de dutos especialmente projetada para
essa finalidade. O periodo de operagdo foi de 1991 até 2005, e registrou-se a injecao cumulativa
de aproximadamente 600 mil toneladas de CO: no reservatorio. Os resultados operacionais
demonstraram uma relacao média de 2,58 toneladas de CO: injetadas para cada metro cubico
adicional de petréleo recuperado. Esse fendomeno de recirculagdo do CO: destacou a
importancia de sistemas de captura e reinje¢do para melhorar a eficiéncia econdmica e

ambiental do processo (DA SILVA GASPAR, 2007; DA SILVA et al., 2022).

3.2 Propriedades petrofisicas.

Algumas propriedades petrofisicas sdo essenciais e precisam ser descritas para
realizar qualquer processo no sistema de um reservatério. Por isso, entender tais propriedades

¢ fundamental.

3.2.1 Porosidade

Primeiramente, a porosidade (@) ¢ uma propriedade que ¢é calculada de forma direta,
determinando a razao entre o volume de poros (Vp®) e o volume total da amostra, como mostra
na Figura 2 (ECHEVERRI, 2024). Este célculo, Equacdo 1, ¢ utilizado no modelo de rocha
digital, diferenciando os minerais do espaco poroso e permitindo uma contagem do volume de

poros (KHIMULIA e KAREYV, 2024; HENKEL et al., 2016).

Figura 2 — Representividade da porosidade em uma rocha.
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Fonte: Mafra (2022).
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Figura 3 — Diferenca da porosidade total e efetiva.

- f . % .T.. =

poros interconectados

poro isolado

Fonte: Rosa et al. (2006).

O célculo da porosidade pode ser realizado para a porosidade total que representa
o volume total de vazios em relagdo ao volume total da rocha, englobando todos os espagos,
sejam eles interconectados ou isolados, como mostrado na Figura 3, onde os poros nao
apresentam ser conectados. Por outro lado, a porosidade efetiva ¢ a fragdo do volume total da
rocha que € ocupada apenas pelos poros que estdo interconectados entre si. Esta ultima ¢ a
propriedade que governa o fluxo de fluidos, sendo o valor relevante para o calculo da
permeabilidade. Embora a porosidade total seja crucial para o volume teorico, ¢ a porosidade
efetiva que determina a viabilidade e a performance de um projeto.

Além disso, pode realizar a Distribuicdo do Tamanho de Particulas (PSD), ¢ uma
ferramenta para a caracterizagdo fisica de meios porosos, como os arenitos utilizados em
reservatorios. Ela descreve a propor¢do, em volume, de diferentes tamanhos de grdos, que
compdem a matriz da rocha, sendo geralmente representada por um histograma de frequéncia
(MAFRA, 2022). E valido ressaltar que o histograma da PSD descreve os grios solidos da
rocha, e ndo diretamente os poros. No entanto, ¢ possivel inferir as caracteristicas dos poros a
partir da PSD, pois a geometria do espaco poroso ¢ determinada pela forma como os graos se
empacotam.

Dessa forma, as particulas maiores demonstram uma predominancia de particulas
grandes e tendem a criar poros e gargantas, a parte mais estreita que controlam o fluxo. Isso
geralmente resulta em uma maior permeabilidade absoluta. Entretanto, as particulas menores
tendem a ter uma concentracdo de particulas pequenas e uniformes, € assim conseguem a
preencher o espaco, resultando em poros e gargantas menores (ECHEVERRI, 2024, MAFRA,
2022).
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3.2.2 Permeabilidade

Outra propriedade importante ¢ a permeabilidade, que estabelece a dificuldade do
fluido escoar no meio poroso. Sendo uma propriedade intrinseca da rocha, ela utiliza a unidade
de Darcy (RAMANDI et al.,, 2017; ROSA et al, 2006). A permeabilidade absoluta ¢
caracterizada quando o fluxo dos fluidos esta saturado por apenas um fluido (MUHAMMED et
al., 2022). Quando essa propriedade ¢ representada digitalmente, as equagdes de fluxo sdo
resolvidas numericamente, geralmente pela técnica de Lattice Boltzmann Method (LBM) ou
por solucionadores de Navier-Stokes, para calcular a permeabilidade absoluta (NALIN et al.,
2007).

No caso das equacdes de Navier-Stokes, elas sdo aplicadas diretamente na estrutura
porosa e, assim, preveem exatamente como o fluido se comporta (ROCHA, 2020). As equagdes
de Navier-Stokes sdo mais tradicionais, com Girault ¢ Raviart (1986) sendo as referéncias para
a utilizacdao dessas equacgdes com elementos finitos. Ao resolver tais equacdes, obtém-se os
campos de velocidade e pressdo e, com isso, € possivel aplicar a Lei de Darcy, que rege o calculo
da permeabilidade (ROCHA, 2020).

A Lei de Darcy foi formulada a partir da analise do escoamento de fluidos através
de filtros de areia, realizada por Henry Darcy em 1856. Ele percebeu que a vazao do fluido era
proporcional a area da secdo transversal do duto, a diferenca de pressdo e a uma constante (que
atualmente ¢ conhecida como permeabilidade), e isso € inversamente proporcional ao
comprimento do tubo (BROWN, 2002). Isso pode ser bem representado na Figura 4 e na
Equacao 2.

Vp =uk 4+ f (02)

Onde k ¢ a permeabilidade do meio, u € o vetor velocidade, u € a viscosidade do

fluido, p ¢ a pressdo do fluido e f é uma forga de corpo.

Figura 4 — Exemplo do experimento de Henry Darcy.
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N

Além disso, pode-se utilizar o modelo de LBM, que modela o fluxo a partir do
movimento e colisdes de falsas particulas, tornando-se um 6timo método para lidar com os
caminhos complexos e com os obstaculos dos poros da rocha (YANG et al., 2019; BAZARIN,
2018).

Neste caso, existem variagdes do Método de Boltzmann de Redes que se
correlacionam com a Lei de Darcy, onde a média das velocidades anterior e posterior a colisao
e o momento gerado pela forga aplicada ao fluido sdo correlacionados. Nessa situagao, o fluxo
¢ calculado durante a colisdo em cada passo (NALIN et al., 2007).

Isso pode ser mostrado na Equagdo 3, em que a permeabilidade absoluta na dire¢ao
1(X, Y, z) se relaciona com o produto entre o somatério do fluxo de momento Mi, a porosidade
(p) e a viscosidade (n), divididos pelo somatério do momento adicional causado pela forca

aplicada (CHEN e DOOLEN, 1998).
k, = Miok (03)

No entanto, a caracteriza¢do de um reservatorio ndo se restringe ao escoamento de
um unico fluido, pelo conceito de permeabilidade absoluta, a qual investiga exclusivamente um
fluido em condigdo de saturagdo total. Em contraposi¢do, a permeabilidade efetiva descreve a
capacidade de fluxo de um fluido especifico na presenca de outros fluidos imisciveis, sob
condig¢des de saturagdao simultanea (ROSA et al, 2006). Quando normalizada esta propriedade
adimensional é denominada permeabilidade relativa (MUNOZ, 2020). Assim, cada fluido ¢é

considerado um sistema de escoamento distinto e independente (ROSA et al, 2006).
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Para determinar a permeabilidade relativa, existem alguns métodos que utilizam
ensaios laboratoriais de inje¢cao em amostras de rocha (DANDEKAR, 2013). A partir dos dados
desse teste, € possivel identificar a saturagao critica, que € o ponto onde se inicia o fluxo da fase

nao molhante, como mostrado por um exemplo didatico na Figura 5 (PARIS, 2009).

Figura 5 — Exemplo de um grafico de permeabilidade relativa.
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Fonte: Rosa et al. (2006, com adaptagdes).

A curva representa um escoamento de agua e 6leo pode retirar algumas informagdes
importantes sobre a saturacao de um fluido, que ¢ a fragdo do volume total de poros da rocha
ocupada por aquele fluido (ROSA et al., 2006). Existem dois pontos criticos de saturagdo que
sdo essenciais para a analise do escoamento e do aprisionamento. A saturagdo critica (S,.) € a
saturagdo minima de um fluido, neste caso do 6leo, necessaria para que ele se torne movel e
comece a escoar através da rede de poros, e estd relacionada a curva da permeabilidade relativa
da drenagem. Também existe a saturagdo residual (S,,) é a saturagdo maxima de um fluido,
neste caso 6leo, que fica aprisionado e imovel apos ser deslocado por outro fluido, e estd
relacionada a permeabilidade relativa da embebi¢cdo (ROSA et al., 2006).

Além disso, € possivel extrair informagdes sobre a molhabilidade dos fluidos, visto
que o fluido molhante geralmente tem maior mobilidade em baixas saturagdes. A curva do
fluido molhante, 4gua nesse exemplo, tende a ser mais convexa (curva mais acentuada) (ROSA
et al., 2006).

Existem diversos modelos numéricos, como o de Ibrahim e Koederitz (2001), que
utilizam regressao linear. Esse modelo foi desenvolvido para escoamentos de gés-6leo ou dgua-

oleo, em regimes permanente e transiente, e requer dados experimentais para sua aplicagao.
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Por outro lado, o modelo de Corey (1954), utilizado neste trabalho, parametriza os
dados experimentais para obter as curvas de permeabilidade relativa por meio das Equacdes 4

e 5 listadas a seguir (ROCHA, 2023).

So—S pkrw
Ky = Ky (2222 ) (04)

1-Swer—Sgrw

- _ pkrg
1-Sgrw=Sw ) (05)

Kyq = Ky gi (
r9 rgt 1_chon_5grw
Onde, Krw e Krg s3o as permeabilidades relativas a d4gua e ao gas, respectivamente;

Krwi e Krgi sdo pontos terminais das curvas de permeabilidade relativa dos dados
experimentais; Sw € a saturacdo de 4gua na amostra; Swcr ¢ a saturacdo critica de dgua; e pkrw

e pkrg os expoentes do modelo de Corey.
3.2.3 Processo de drenagem e embebigdo

O processo de drenagem em meios porosos ¢ caracterizado pelo deslocamento de
uma fase fluida molhante por uma fase ndo molhante (AL-MENHALI et al., 2015). A
molhabilidade do meio ¢ uma das propriedades que descrevem esse processo, pois ela
estabelece a preferéncia de uma superficie solida por um fluido em relagdo a outro (AL-
MENHALI et al., 2015; MORROW, 1975).

Para quantificar essa propriedade, utiliza-se o angulo de contato, que ¢ o angulo
formado na superficie da fase solida, entre a fase molhante e a fase ndo molhante (WILLEMIJN
et al., 2022). Um angulo de contato < 90° indica que o sélido ¢ preferencialmente molhado por
essa fase, enquanto um angulo > 90° indica a preferéncia pela outra fase (WILLEMIJN et al.,
2022). Conforme mostrado na Figura 6.a, a molhabilidade relacionada aos angulos de contato
de avanc¢o quando esta relacionado ao processo de drenagem, onde o corre o avango do fluido
ndo molhante, como exemplo o Hz em relagdo a dgua, fluido molhante. Na Figura 6.b apresenta
o angulo de recuo que esta relacionado ao processo de embebicdao, quando o H» estd sendo

escoado (BROSETA, 2012; SURAMAIRY, 2025).

Figura 6 — Efeito do angulo de contato de avango e recuo.
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Fonte: Van Rooijen (2022, com adaptacdes).

A tensdo interfacial é outra propriedade para o processo de drenagem. Ela
representa a energia na interface entre dois fluidos imisciveis e ¢ uma medida da forca entre as
moléculas de cada fase (HEUER e GEORGE, 1957; HARRISON, 1996). Segundo Hebach et
al. (2002), em uma andlise experimental, foi possivel provar que, em altas pressoes, a tensao
interfacial aumenta ligeiramente com a temperatura, devido a maior influéncia da
compressibilidade do CO-. A relagdo entre a tensdo interfacial, a molhabilidade e a geometria
dos poros define as forgas capilares no meio poroso (LAKE et al., 2014).

A pressdo capilar ¢ a diferenca de pressdo entre a fase ndo molhante e a fase
molhante, sendo um dos principais mecanismos que orientam o fluxo em meios porosos
(BASILE, 2015; BROOKS, 1965). Durante a drenagem, a pressdo capilar atua para o
movimento do fluido ndo molhante para dentro dos poros menores (BASILE, 2015). A Lei de
Young-Laplace descreve essa relagdo, indicando que a pressdo capilar € inversamente
proporcional ao raio do poro e diretamente proporcional a tensdo interfacial e ao angulo de
contato, conforme a Equagdo 6 (LAPLACE, 1805; SING e WILLIAMS, 2011; YOUNG, 1805).
Desse modo, a forca capilar, que atua na interface entre o CO: (fase ndo molhante) e a 4gua da
formagdo (fase molhante), ¢ capaz de aprisionar o CO2 em pequenos poros, garantindo o

armazenamento seguro por longos periodos de tempo (SAYAGH, 2011).

P, = 20cos6 (06)

s

Onde, a pressdo capilar € fungdo da tensdo interfacial (), raio do poro (r,) € do

angulo de contato do fluido molhante e ndo molhante.
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Relacionada ao processo de drenagem e as curvas de pressdo capilar estd a pressao
e a saturacdo de breakthrough. A pressao de breakthrough, representada por um ponto azul na
Figura 7, também conhecida como pressao de entrada, segundo LI et al. (2015) ¢ o valor minimo
de pressdao que o CO: precisa atingir para comecar a se mover através dos poros da rocha,
deslocando a agua. A saturacdo de agua de breakthrough é a quantidade de 4gua que ainda resta
no reservatoério no momento em que a injecdo de CO: ¢ suficiente para iniciar esse fluxo
continuo.

O processo de embebicao € o fendmeno inverso da drenagem e tem uma relevancia
central para a seguranca da estocagem geoldgica de CO, em reservatorios depletados, como
mostrado na Figura 7 (LAKE et al., 2014). Neste processo, a fase molhante avanga e desloca a
fase ndo molhante (0o CO; injetado), sendo orientada pelo principio fisico da pressdo capilar
negativa (BASILE, 2015). A acgdo capilar, que atua como uma forca de succdo do fluido
molhante para os poros menores, ¢ o motor desse movimento (BROOKS, 1965). A intensidade
dessa forga ¢ descrita, em sua base, pela Lei de Young-Laplace (Equagdo 6), indicando que a
pressdo ¢ inversamente proporcional ao raio dos poros (LAPLACE, 1805; YOUNG, 1805). Na
pratica da estocagem, a embebic¢do ¢ o mecanismo primario de aprisionamento residual de CO»,
onde o fluido ndo molhante ¢ imobilizado em poros desconectados, garantindo o

armazenamento seguro € de longo prazo (SAYEGH, 2011).

Figura 7 — Exemplo curva de drenagem e embebi¢do com escoamento de
agua e Oleo.
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Fonte: Rosa et al. (2006, com adaptacdes).

Pela leitura das curvas utilizadas de exemplo na Figura 7, € possivel averiguar que

o ponto onde a curva de embebicao se inicia representa a saturacdo minima de agua, saturagao
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de agua irredutivel, alcancada ao final do ciclo de drenagem. O foco da analise na embebigao ¢
a saturagdo residual, o volume que fica aprisionado, que ¢ o ponto final da curva de embebigao
onde a pressao capilar se aproxima de zero, mas vale ressaltar que a saturacao de breakthrough
da agua na embebicao ¢ o ponto onde o 6leo aprisionado ¢ totalmente desconectado e o fluxo
de 4dgua ¢ predominante (ROSA et al., 2006).

A histerese ¢ um fendmeno que descreve a relagdo dos processos de drenagem e
embebi¢do do meio poroso, onde uma propriedade, nesse trabalho sera a pressao capilar,
depende nao apenas do valor atual da saturagdo de fluidos, mas também do caminho ou histérico
de saturagdo percorrido (LAND, 1968; CARLSON, 1981). A manifestacdo mais significativa
desse efeito ¢ observada na comparagdo das curvas obtidas durante a drenagem (fase ndo
molhante invadindo) e a subsequente embebigdo (fase molhante invadindo).

Essa mudanca de um processo para o outro reduz drasticamente a permeabilidade
relativa do CO> para uma mesma satura¢do, caracterizando o aprisionamento residual
(SAYEGH, 2011). E por essa razio que os modelos de simulagio de CO, ndo podem
negligenciar a histerese, pois ela governa a eficacia do aprisionamento de gas, sendo uma parte
fundamental nas previsdes de seguranca e capacidade de estocagem do reservatorio
(KOWSARI et al., 2022).

A integracdo de dados de rocha digital com modelos de escoamento em escala
macroscopica permite uma melhor quantificagdo de incertezas e a otimizagdo de estratégias de

inje¢do e monitoramento, assegurando a seguranca e a longevidade dos projetos de estocagem.

4 MATERIAIS E METODOS

4.1 Obten¢ao da rocha.

A imagem de microtomografia computadorizada (WCT-SCAN) de arenito foi
utilizada para as simula¢des deste trabalho. Foram utilizados duas amostras de rochas similares
a reservatério (amostra 1 e amostra 2).

A amostra 1, arenito bentheimer, tem uma composicao original da rocha ¢ de 98%
de quartzo, 1% de caulinita/clorita e 1% de microclina, conforme descrito por LIN et al.
(2018.a), onde a imagem foi retirada do banco de dados Digital Porous Media Portal (LIN et
al., 2018.b). Contudo, para otimizar o processamento das simulagdes, a imagem da amostra 1
foi simplificada por meio da analise do histograma de pixel da imagem, em que ¢ possivel

dividir a rocha em duas fases de minerais ¢ uma fase porosa e em uma dimensao de
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500%500%1800 pm e 3,587 pm/voxel, e entdo sendo possivel trabalhar com um esforgo
computacional bom o suficiente para manter a representividade da rocha. Essa representagao

simplificada do sistema rochoso ¢ mostrada na Figura 8.

Figura 8 — Imagem da sec¢do da amostra 1. Onde, poro (preto), quartzo

(salmao) e minerais residuais (cinza).
) Ty

Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Enquanto, a amostra 2, arenito de ensaios laboratoriais, ¢ composta com 48%
quartzo, 10% feldspato e 1% pirita como minerais, tendo todas essas como fases e adicionada
do poro, como mostrado na Figura 9. O experimento do pCT-SCAN foi realizado pelo
Laboratorio de Ciéncia e Engenharia de Petroleo e Energia (LCPETRO) da Universidade
Federal do Pard no Campus Solinopolis, onde as imagens foram geradas em diferentes regides
da amostra e assim a faixa escolhida foi a que teve uma melhor representividade da rocha
completa. Além disso, foi feito feito um corte nas dimesdes, mas mantendo a representividade
da rocha, sendo utilizadas as dimensdes 5x5 x7,72 um com uma resolucao de 5 pm/voxel, feito

1sso para melhorar a otimizagdo do tempo de simulacao.
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Figura 9 — Imagem da sec¢do da amostra 2. Onde, poro (preto), quartzo
(salmao), feldspato (verde) e pirita (amarelo).
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

As imagens recebidas foram tratadas utilizando o histograma da escala de cinzas do
Software Geodict, com o fito de definir as fases que sdo representadas na rocha digital, onde

cada pixel ¢ considerado uma fase da amostra.

4.2 Modelagem matematica.

As simulacdes foram realizadas por meio do GeoDict que ¢ um software de
simulacdo digital utilizado para a pesquisa ¢ o desenvolvimento de materiais. Permitindo a
modelagem tridimensional de microestruturas a partir de imagens de tomografia
computadorizada, no caso desse trabalho, para simular e prever propriedades dos materiais. Sua

interface ¢ composta por moédulos.

4.2.1 Porosidade e PSD

O moédulo PoroDict do GeoDict foi utilizado para calcular a porosidade e a

distribui¢do do tamanho de poros (PSD) da rocha digital. Usando algoritmos que consideram a
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transformagdo de distancia euclidiana, o software calcula para cada voxel dentro do espaco
poroso, a distancia até o limite s6lido mais proximo e utilizando o conceito de esferas maximas
que podem ser inscritas no espago poroso, onde o diametro de uma esfera inscrita em um ponto
dentro do poro representa o tamanho do poro naquela localizagao (SAITO e TORIWAKI, 1994;
SILIN e PATZEK, 2006). Esses métodos ajudam a mapear o espaco poroso da rocha,
entendendo a geometria ¢ o volume dos poros de uma forma mais precisa. Sendo o ponto de

partida para qualquer analise de reservatorio.
4.2.2 Permeabilidade absoluta

Para o célculo da permeabilidade absoluta utiliza-se o modulo FlowDict. Partindo
das equagdes Navier-Stokes-Brinkman e de equilibrio de massa que sdo essenciais para
entender como o fluido escoa nos poros da rocha (TRITTON, 2006; PARTANKAR, 1980). O
objetivo ¢ simular o fluxo do fluido utilizando a Equagdo 7. Onde, para solucionar tal problema
¢ utilizado o método LIR (Left Identity Right), que partindo de uma malha adaptativa ndo-
uniforme ¢ utilizada para solucionar problemas em regime laminar e turbulento. Partindo do
calculo do campo de velocidade e da queda de pressdo ao longo do meio poroso o valor da
permeabilidade absoluta da amostra € obtido usando a equagdo de Darcy como foi mostrada na

Equacio 2 (HILDEN et al., 2021).
—ulu + (pu-vV)u + %u +Vp =f (07)

Onde U o vetor velocidade, p a pressdo, p a densidade do fluido, u a viscosidade
dindmica, f as forgas externas ao fluido e K o tensor da permeabilidade. Sendo ideal para

estruturas complexas como o caso desse trabalho.
4.2.3 Permeabilidade relativa

As mesmas equacdes utilizadas para o céalculo da permeabilidade absoluta sdo a
fonte do processo no caso da permeabilidade relativa. Entretanto, diferenca ¢ que o mddulo
SatuDict permite simular o fluxo de dois fluidos imisciveis a0 mesmo tempo, considerando as
interacdes e a saturacdo de cada um. O objetivo ¢ calcular as curvas de permeabilidade relativa

de cada fase em diferentes niveis de saturagdo. Além da utilizacdo do modulo SatuDict, os
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resultados foram aplicados e foi feito um aperfeicoamento das curvas pelo modelo de Corey

demonstrado nas Equacdes 4 ¢ 5.

4.2.4 Processo de drenagem e embebicdao

Para simular o processo de drenagem e embebicdo, também utiliza o modulo
SatuDict, porém desta vez com o foco na dinamica entre os fluidos molhantes ¢ ndo molhantes.
Este modulo ¢ capaz de modelar o avango de um fluido, como o CO-, através de um meio
poroso ja saturado por outro fluido, como a agua. A simulagdo ¢ baseada na equagao de Young-
Laplace (Equagdo 6), que relaciona a pressao capilar com a tensao interfacial, o raio dos poros
e o angulo de contato do fluido. Essa abordagem nos permite prever o comportamento do
aprisionamento de CO: nos poros da rocha, que ¢ um mecanismo fundamental de seguranca

para o armazenamento a longo prazo.

5 RESULTADO E DISCUSSOES

5.1 Validacao das simulacoes

Antes de analisar os resultados, ¢ necessario validar a metodologia da simulagao.
Assim, ¢ preciso garantir que o modelo digital represente de forma confidvel as propriedades
da rocha. Por isso, os resultados da amostra 1 foram comparados aos resultados ja publicados

na literatura com rochas semelhantes.

5.1.1 Validagdo da porosidade

A primeira propriedade a validar € a porosidade. A simulagdo da amostra 1 usando
0 mddulo PoroDict resultou em uma porosidade efetiva de 22,5%. Sabendo que o valor foi
validado com o estudo utilizando simulagdo de LIN et al. (2018), que obteve um valor de 24%
para a mesma rocha e segundo RAEESI et al. (2014) um estudo realizado de forma experimental
com tal amostra representou uma porosidade de 23%. Assim, mostrando que a amostra 1 obteve
um erro padrao de 2% comparado ao resultado mais proximo da literatura. Sendo esse, um valor

irrisorio e validando a simulagdo da porosidade.

5.1.2 Validagdo da permeabilidade absoluta
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O valor obtido na simulagdo para a permeabilidade absoluta foi de 1,59 D. Assim,
encontra-se em coeréncia com os resultados reportados na literatura, que indicam valores de
1,48 D (LIN et al., 2018) e 1,94 D (RAEESI et al., 2014). A anélise comparativa revelou um
erro padrdo de apenas 7% em relagdo ao valor de referéncia mais proximo (1,48 D), o que
confere a validagdo para a utilizagdo do modulo de simulacio na determinagdo da

permeabilidade absoluta deste estudo.

5.1.3 Validagao do processo de drenagem

Para o processo de drenagem e obtencdo das curvas de pressdo capilar, antes de
realizar as simulagdes foi necessario obter os parametros para realizar o processo, tais como
tensdo interfacial e angulo de contato. No caso da tensdo interfacial, esta foi obtida com base
no estudo de RAEESI et al., 2014, que realiza ensaios experimentais de drenagem injetando N2
em salmoura, sendo esse a base para validar o mddulo da simulagdo para processos de
drenagem. No caso do angulo de contato, por tratar de um estudo experimental, ndo € necessario
relatar no trabalho, logo, precisamos utilizar uma equacgdo para prever esse parametro. O
processo envolve a comparacdo entre a curva de pressdo capilar obtida a partir do estudo
experimental e a curva gerada por uma simulagdo sintética inicial. Essa simulacdo € executada
com um angulo de contato arbitrario e representativo, no caso deste trabalho foi de 176° para a
agua (fluido molhante), pois seu principal objetivo ndo ¢ reproduzir fielmente o sistema, mas
sim fornecer os dados simulados iniciais necessarios.

Esses dados, juntamente com os dados experimentais, foram entao utilizados para
calcular o verdadeiro angulo de contato que € aplicado nas simulagdes subsequentes, por meio
da aplicacdo da Equagdo 8 (LAPLACE, 1805; SING e WILLIAMS, 2011; YOUNG, 1805).
Onde tal equacao ¢ resultante da Equacao 6, a Lei de Young-Laplace, sabendo que o raio poroso

¢ o mesmo, logo € possivel desenvolver uma relagdo entre as duas pressdes.

__ 0€0860,

p2 = P1 (08)

g1c0564

Onde p, ¢ a pressao do sistema original e p; € a pressdo do sistema a ser obtido os

dados. As tensdes ag; e 0,, sdo as do sistema novo e do anteriormente conhecido,
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respectivamente. Por fim, os angulos de contato do sistema conhecido (8, ) e do novo sistema

(61).

Apos a aplicacao da Equagdo 8 encontramos o de angulo de contato no valor de

140° (Tabela 1) que foi utilizado para as simulagdes. Assim, esta de acordo com MILLS et al.

(2011), que realizou experimentos com N> e salmoura apresentando um angulo de contato na

faixa de 145° a 148°. Vale ressaltar que o erro padrdo equivale a 3,44%, sendo aceitavel o uso

do valor encontrado e utilizado nas simulagdes.

Com isso, conseguimos realizar o processo de drenagem injetando N2 em salmoura

conforme ¢ relatado no ensaio experimental. Os resultados sdo demonstrados pelas curvas de

pressdo capilar e podem ser apresentados na Figura 10.

Tabela 1 — Propriedades utilizadas para o processo de drenagem.

Rocha Tensao Interfacial Angulo de contato
(mN/m)
Amostra 1 71 140°
BEHROOZ et al., 2014 71 -

Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Figura 10 — Curvas de pressao capilar no processo de drenagem para

validacao.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Entdo, ¢ possivel observar que a curva da simulagdo segue conforme a curva de

referéncia em grande parte do processo de drenagem, especialmente na faixa de saturacao de

salmoura entre aproximadamente 0,3 e 0,8. Sendo observado, também que a pressdo de
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breakthrough esta em 2,3 kPa e a saturacdo de salmoura em 0,984, proximo da saturacdo (0,3 a
0,8) de maior conformidade. Além disso, o valor do erro ao quadrado, que foi feito por meio da
interpolagdo dos dados, assim criando uma curva e realizando uma analise polinomial. Sendo
um bom modelo estatistico para descrever a relagdao entre saturacao de salmoura e pressao
capilar nos dados da simulagdo e o seu valor pode ser explicado devido a complexidade do
modelo. E vélido ressaltar, também, que se trata de imagens computacionais e que a sua
qualidade interfere nos resultados das simulagdes. Isso mostra que o modelo digital estd com o
comportamento do fluido no meio poroso em conformidade com o previsto na literatura e assim

validando o processo de drenagem.

5.1.4 Validagdo do processo de embebicio

Para a simula¢do do processo de embebig¢do, foram utilizados os mesmos
parametros de tensdo interfacial e angulo de contato da simulagdo da drenagem. Assim, pode
ser realizado a simulagdao da embebicdo e comparada com os ensaios experimentais realizados

por BEHROOZ et al., 2014.

Figura 11 — Curvas de pressdo capilar no processo de embebicao para
validac¢ao.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).
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Analisando as curvas, ¢ possivel validar a utilizagdo do software para processos de
embebicao, visto que os resultados simulados se assemelham aos experimentais no decorrer do
processo. Embora, o erro ao quadrado, que também foi feito por meio da interpolagdo dos
dados, assim criando uma curva e realizando uma analise exponencial e gerou um valor de
73,21% da variagdo na pressdo capilar da embebi¢dao simulada, e isso desmonstra que este
processo possui uma precisao menor do que a observada na drenagem.

Essa diferenca de precisao nos dois processos pode ser explicada pelo fato de a
curva da pressdo capilar na embebicao ser afetada pela molhabilidade de recuo, angulo de
contato de recuo, que ¢ mais dificil de medir e modelar do que o angulo de avanco usado na
drenagem. Contudo, o angulo de contato usado na simulacdo de embebicao foi 0 mesmo da
drenagem, assim a precis@o do modelo sera limitada, contribuindo para uma representividade
com um erro ao quadrado com esse valor. Além disso, ¢ valido relatar que os pontos
experimentais estdo mais dispersos o que ¢ esperado no laboratério devido a instabilidade do
fluxo durante a inversdo de dire¢do e a dificuldade em atingir o equilibrio em cada etapa da
embebicdo e com isso qualquer modelo de ajuste matematico terd dificuldade, pois o modelo
ndo consegue capturar toda a variancia inerente aos dados experimentais.

Entretanto, ainda pode ser considerado um bom ajuste para os fins de avaliacdo.
Dessa forma, ¢ possivel validar a simualc¢ao pelo software em questdo e assim torna-se viavel

realizar, também, analises de histerese.

5.1.5 Validacdo da permeabilidade relativa da drenagem

A obtengdo da permeabilidade relativa ¢ composta por dois procedimentos. O
primeiro consiste na realizagdo da simulacdo da permeabilidade relativa utilizando os dados da
simulag¢do do processo de drenagem, sendo essa parte realizada pelo software Geodict. Logo
depois, com os dados obtidos da simulacao da permeabilidade relativa, aplica-se o modelo de
Corey ajustando as curvas.

A comparac¢do com a literatura foi por meio do estudo de ALIZADEH e PIRI
(2014), onde realizaram ensaios experimentais de permeabilidade relativa da drenagem com
uma rocha semelhante a amostra 1 e por meio da publicagdo dos seus resultados que, assim,
obteve-mos a comparacao mostrado na Figura 12, onde ¢é possivel comprovar a validagdo desse

método de aquisi¢do da permeabilidade relativa.
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Figura 12 — Curvas da permeabilidade relativa da drenagem para

validagao.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Partindo da anéalise da simulag@o da permeabilidade relativa da drenagem ¢ possivel
reafirmar que a simulagdo do processo de drenagem estd adequado ao conforme esperado
devido ao bom ajuste que obteve na permeabilidade relativa. Podendo ser comprovado pelos

valores dos erros ao quadrado estarem com valores aceitaveis para uma validacao.

5.2 Simulagdes da estocagem de CO:

5.2.1 Simulacdo da porosidade

Anteriormente a qualquer analise de estocagem de CO: € preciso caracterizar a
rocha digital, assim como feito para a amostra 1, entdo, foi realizado para a amostra 2. A
primeira propriedade a ser obtida em questao € a porosidade, onde os resultados mostraram que
a amostra 2 possui uma porosidade de 14,4%, um valor significativamente menor quando
comparado com a porosidade de 22,5% da amostra 1.

Essa diferenca de 8,1% indica que a amostra 2 ¢ uma rocha com uma matriz com
menos espago poroso, o que impacta diretamente seu potencial como estocagem. Essa analise
inicial € crucial para entender que a amostra 2 terd um comportamento de armazenamento de

CO: diferente da amostra 1.
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Figura 13 — Distribui¢ao de tamanho de particulas (PSD) amostra 1.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Figura 14 — Distribui¢ao de tamanho de particulas (PSD) amostra 2.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

A amostra 1 apresenta uma distribui¢cdo de tamanho de particulas (PSD) mais ampla
e com uma moda mais suave e disperso na faixa de 25 a 50 um, como mostra a Figura 13 e ¢
possivel verificar que nessa faixa tem-se 38,4% da fragdo de volume. Enquanto, comparado a

amostra 2 (Figura 14) para a mesma faixa possue uma fragdo de volume de 61,7%, assim, ¢
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possivel validar, juntamente com a analise visual da imagem, que a amostra 1 possui uma menor
concetracdo de poros com didmetro menores. Sabendo que poros maiores e mais variados
facilitam o escoamento do CO» e que as forgas capilares atuardo de forma menos uniforme no
caso da amostra 1, pois a presenga de poros grandes sendo representadas no histograma por se
estender até¢ 200 um, tende a criar poros e gargantas maiores.

Em comparacdo a amostra 2 apresenta uma PSD (Figura 14) mais estreita e
concentrada. Dessa forma, ¢ possivel validar que possui um volume de poros mais homogéneo
e uma menor conectividade, pois as particulas menores tendem a preencher o espaco, sendo um
indicativo de maior pressao capilar de entrada. A concentragdo alta no pico 25 a 50 um contribui
para uma estrutura de poros mais fina e homogénea, o que se correlaciona com uma provavel

baixa permeabilidade absoluta.

5.2.2 Simulagdo da permeabilidade absoluta

A permeabilidade absoluta, que indica a capacidade de um fluido escoar através da
rocha, apresentou uma grande diferenga entre as duas amostras. A amostra 1, com maior
porosidade, teve uma permeabilidade absoluta de 1,59 D. Ja a amostra 2, com a porosidade
menor, apresentou uma permeabilidade absoluta significativamente reduzida, de 0,177 D. Essa
diferenca confirma que a conectividade dos poros e a geometria da rocha na amostra 2 sao
menos eficientes para o fluxo de fluidos do que na amostra 1, impactando diretamente o
potencial de injecdo de CO..

No entanto, a alta permeabilidade absoluta na amostra 1 implica que, caso a
contencdo estrutural falhe, uma provavel falha na rocha selante responsavel pelo
aprisionamento estrutural, o CO: teria uma maior mobilidade para escapar, representando um
risco. Enquanto, no caso da amostra 2 essa baixa permeabilidade se mostra como um beneficio
para a seguranga. O tempo estimado para o CO» percorrer uma distancia significativa, como
atingir o limite superior do reservatorio, ¢ mais longo quanto menor a permeabilidade. Isso
aumenta a eficicia dos mecanismos de contencdo residual e estrutural, pois a propria baixa
permeabilidade da rocha atua como uma barreira adicional contra o movimento do CO.. Quanto
maior a seguranga fornecida pela baixa permeabilidade da rocha, isso reduz os custos gerais

para a conteng¢ao, especialmente os relacionados a mitigacao de riscos.

5.2.3 Simulacgdo do processo de drenagem
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A simulag¢do do processo de drenagem requer anteriormente os parametros de
tensao interfacial e angulo de contato. Segundo GEORGIADIS et al. (2010) e SHIGA et al.
(2023), ha estudos da tensdo interfacial com fluxos de CO; e dgua, trazendo valores de 75 mN/m
para uma condi¢do de aproximadamente 8,4 Mpa, sendo esse valor o utilizado para as
simulacdes. Outro pardmetro necessario ¢ o angulo de contato que foi previsto antes pela
literatura em valor de aproximadamente 155° (ESPINOZA e SANTAMARINA, 2010; LI et al.,
2005). Vale ressaltar que as simulagdes foram realizadas em uma temperatura de 298,15 K.

Assim, foram realizadas as simulagdes da drenagem, a inje¢do do CO: e o
deslocamento da agua e sdo representadas pelas as curvas de pressdo capilar para as amostras
1 e 2, mostradas na Figura 15 abaixo. Sendo a analise desta pressao uma das formas de observar
a magnitude de seguranca do armazenamento, pois ¢ 0 mecanismo que aprisiona o CO: nos

poros da rocha.

Figura 15 — Processo de drenagem da inje¢ao de CO: em agua.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Tabela 2 — Pressdo de Breakthrough e pressao méxima nas duas amostras no
processo de drenagem.

Breakthrough Condicao Maxima
Rocha Pressao (kPa) Saturacao Pressao (kPa) Saturacao
agua agua
Amostra 1 4,0 0,5983 67 0,1821

Amostra 2 5,3 0,6154 48 0,3766
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

A avaliagdo das curvas de pressao capilar durante a drenagem, ilustradas na Figura
15, ¢ fundamental para determinar a facilidade com que o CO> consegue avangar e estabelecer
um fluxo continuo na rocha, superando a resisténcia capilar da agua. O ponto de breakthrough
¢ a manifestacao fisica da rocha, sendo a pressdao minima exigida pelo gas para iniciar o
deslocamento.

A diferenca nos valores de breakthrough ¢ uma consequéncia direta das
propriedades petrofisicas previamente analisadas. A amostra 1, com maior porosidade e uma
Distribui¢do do Tamanho de Particulas (PSD) ampla, possui poros e gargantas maiores € mais
heterogéneos. Por exigir apenas 4,0 kPa, esta amostra facilita a injecdo do CO,, demonstrando
melhor injetividade e permitindo que o gas avange mais facilmente. Em contraste, a amostra 2,
com menor porosidade, exige uma pressdo maior de 5,3 kPa. Essa resisténcia superior reflete
uma rede de poros mais estreita, que oferece maior oposi¢ao a invasdo do gés, um fator que ¢
vital para a seguranca de contengao.

Apesar de a amostra 1 oferecer maior injetividade, a amostra 2 possui uma
contenc¢do capilar superior, atuando como uma barreira mais eficaz contra a migracao inicial do
gés. O COz injetado € melhor deslocado na amostra 1, como exemplificado na Figura 16, devido
a sua estrutura menos restritiva, o que facilita o avango do gds. Em ultima andlise, a maior
pressdo de entrada da amostra 2 configura como uma rocha mais segura em termos de

resisténcia a fuga e de contengdo estrutural capilar do gs armazenado.
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Figura 16 — Avanco do processo de drenagem da amostra 1 na saturacao
1,0 de 4gua (a), 0,80 (b) € 0,61 (c); e da amostra 2 na saturacao 1,0 de
agua (d), 0,80 (e) e 0,61 (f). Onde, CO; invadindo (marrom escuro), dgua
deslocada (azul escuro), agua remdual (azul claro)
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Fonte: Elaborado pela autora (2025)
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A alta pressao capilar ¢ um fator de seguranga importante, pois significa que a
propria rocha resiste mais a migracdo do gas, o que ajuda a prevenir o seu vazamento. Portanto,
em termos de seguranca, a amostra 2 ¢ mais segura para o armazenamento de CO.. A maior
pressao capilar e a menor permeabilidade dessa amostra garantem que a contengao residual seja

mais eficiente.

5.2.4 Simulagdo do processo de embebigio
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Este processo, no contexto da estocagem de CO», ¢ impulsionado pela pressao
capilar negativa, que permite a fase molhante invadir e aprisionar a fase ndo molhante (CO,).
A andlise comparativa das curvas (Figura 17) € crucial para avaliar as diferencas das rochas e o

potencial de aprisionamento residual entre as amostras.

Figura 17 — Processo de embebi¢do da inje¢ao de CO: em agua.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Tabela 3 — Pressdo e saturacdo maxima nas duas amostras no processo de embebigao.
Condicao Maxima

Rocha Pressao (kPa) Saturacio
agua
Amostra 1 67 0,1821
Amostra 2 48 0,3766

Fonte: elaborado pela autora (2025).

No caso da amostra 1 a embebicdo inicia em uma saturacao de dgua relativamente
baixa, com uma pressdo capilar de entrada de aproximadamente 9,8 kPa. Esta curva se
desenvolve em uma ampla faixa de saturagdo, sugerindo uma rede porosa que permite o avango
da agua com menor restri¢do capilar, possivelmente devido a presenca de poros e gargantas
maiores. Consequentemente, a saturagdo final de dgua ¢ mais baixa em compara¢do com a

amostra 2, o que implicaria em uma maior saturagdo residual de CO; (gas aprisionado).
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Por outro lado, na amostra 2 a curva vertical indica que o processo de invasdo da
dgua ocorre em uma faixa estreita de saturagdo. Este perfil é devido a rocha com poros e
gargantas menores € mais uniformes, que resistem mais a entrada da agua. O ponto final da
embebi¢do demonstra que esta amostra tem um maior volume preenchivel por dgua, o que, sob
condi¢des ideais, resultaria em uma menor saturagao residual de CO» ap0s a reversao do fluxo.
Essas diferengas sdo vitais para a caracterizagdo do reservatdrio, pois a maior pressao capilar
de entrada na amostra 2 sugere uma melhor capacidade da estrutura rochosa de impedir a
migracao vertical do CO» aprisionado.

Por fim, comparando o processo de drenagem (Figura 15) com o processo de
embebicao (Figura 17) € possivel analisar a histerese da pressdo capilar existente nas amostras
em estudo. Para uma mesma saturacdo de agua, a pressao capilar durante a drenagem ¢ maior

do que a pressao capilar durante a embebicao.

Figura 18 — Imagens de seccdo no eixo y da amostra 1 no processo de
embebicdo com saturagdo de agua a 0,35 (a) e da amostra 2 na saturagdo
de 0,38 (b). Onde, CO; deslocado (marrom escuro), agua invadindo (azul
escuro), dgua residual (azul claro), CO; residual (morrom claro). Na
temperatura X°C e pressao Y.

T
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Figura 19 — Visualizagdo da histerese entre o processo de drenagem e
embebicao.
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Processo de Histerese

20.0
—— Drenagem Amostra 1
17.5 - —— Drenagem Amostra 2
—==- Embebicdo Amostra 1
— 15.0 1 ——- Embebicdo Amostra 2
g
= 12.5
= |
& 10.0 A ! !
(] | -
a I
'™ 7.5 i
w I
E ]
5.0 A !
1
'
2.5 4 i
1
0.0 T T T T T T

T T
0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1.0
Saturacdo agua

Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Pode ser visto na Figura 18 onde ¢ analisada a embebicao e visualizada a histerese,
em saturagdes de adgua parecidas pode ser visto que o CO; residual ¢ maior na amostra 1.
Complementado com a andlise da Figura 19 ¢ possivel visualizar O ponto onde a curva de
embebicdo atinge o eixo zero de pressao capilar € o ponto de saturagdo residual, observando
que, a drenagem comeca com 100% de agua, a embebi¢do termina com uma quantidade
significativa de CO; ainda preso na rocha. Sendo, esse gas imobilizado o beneficio direto da
histerese, comprovando que uma vez injetado, o CO2 ndo retornara totalmente se a agua da
formagdo avangar, garantindo que o gas permane¢a armazenado de forma segura no
reservatorio.

Com a comparacdo das duas amostras € possivel verificar que na amostra 1 uma
propor¢do maior do gés injetado foi imobilizada e ndo podera migrar para a superficie,

aumentando a seguranga e a longevidade do armazenamento.

5.2.5 Simulagdo da permeabilidade relativa da drenagem

A tltima andlise a ser realizada nesse trabalho ¢ em relagdo a permeabilidade
relativa da drenagem, sendo realizada conforme a validagdo. Tendo a base da simulagao, foi
tracado um ajuste dos dados simulados utilizando a metodologia do Corey, que nas Figuras
abaixo € possivel comprovar que as curvas obtiveram um bom ajuste, nas duas amostras, sendo

comprovado por um erro ao quadrado alto o suficiente.
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Figura 20 — Permeabilidade relativa da drenagem na amostra 1.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

Figura 21 — Permeabilidade relativa da drenagem na amostra 2.
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Fonte: Elaborado pela autora (2025).

As curvas de permeabilidade demosntram que, conforme a 4gua se move nos poros
da rocha, a permeabilidade relativa do CO: diminui, tornando-se praticamente nula em altas
saturacoes de dgua e ¢ valido a analise desse comportamento para a seguranca da estocagem.

A amostra 1 apresenta (Figura 20) que a curva de permeabilidade relativa para o

CO; alcanca um valor méximo mais alto e se estende por uma faixa de saturacdo mais ampla.
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Este perfil indica uma alta mobilidade e eficiéncia de escoamento do gas, sugerindo uma rede
porosa com poros mais maiores ou melhor conectados.

Em contraste, a amostra 2 (Figura 21) exibe uma permeabilidade relativa maxima
para o CO» notavelmente menor, alcangando a saturagao residual critica de maneira mais rapida.
Essa mobilidade reduzida ¢ um reflexo de uma menor porosidade ¢ de uma rocha mais
homogénea, que induz um aprisionamento mais eficaz do CO; a medida que a saturagdo de
agua aumenta.

Esses resultados demonstram o conceito de aprisionamento residual, um dos
mecanismos mais eficazes para o armazenamento de CO: a longo prazo. Embora, a amostra 1
possua maior permeabilidade geral, imobilizagdo do CO: no meio poroso, facilitada pela alta
pressdo capilar da amostra 2, garante que o gas ndo migre para a superficie, e a seguranca do

projeto de estocagem.

4 CONCLUSAO

Este trabalho investigou o comportamento do diéxido de carbono durante o
armazenamento geologico em reservatorios petroliferos depletados, utilizando simulagao
computacional em modelos de rochas digitais de arenito, com o objetivo de contribuir para a
estratégia de Carbon Capture and Storage (CCS). Inicialmente, o método de simulagdo foi
validado, demonstrando que os resultados de porosidade, permeabilidade absoluta, processos
de drenagem e embebigdo, e permeabilidade relativa da amostra 1 apresentam desvios
aceitaveis em relacdo aos dados da literatura, confirmando a confiabilidade do software
GeoDict e da metodologia adotada.

A andlise comparativa entre as amostras 1 e 2 destacou diferencas significativas nas
propriedades petrofisicas € no comportamento dos fluidos. A amostra 2 apresentou porosidade
e permeabilidade absoluta consideravelmente menores (14,4% e 0,177 D, respectivamente) em
comparagao com a amostra 1 (22,5% e 1,59 D). Esta baixa permeabilidade na amostra 2 ¢ uma
caracteristica de seguranga, atuando como uma barreira natural que dificulta tanto a injecdo
quanto a potencial migra¢do ascendente do CO».

Em relacdo aos mecanismos de contencdo, as curvas de pressdo capilar (na
drenagem e na embebi¢do) confirmaram o fendmeno da histerese, crucial para o aprisionamento
residual. A amostra 2 apresentou maior pressao capilar de breakthrough na drenagem, indicando
maior resisténcia a entrada do CO: e, consequentemente, forgas capilares mais intensas para a

contengdo. Apesar disso, pela a embebicao foi analisado o aprisionamento residual, que indicou
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a amostra I com um potencial de aprisionamento significativamente maior de CO; residual na
saturagdo maxima de agua.

Em conclusdo, a amostra 1 ¢ a mais promissora em termos de capacidade de
aprisionamento residual, devido a sua maior saturagdo residual de CO>, o que garante a
imobilizacdo de uma maior propor¢do do gas a longo prazo. Contudo, a amostra 2 oferece maior
seguranga contra a migracdo vertical do CO; devido a sua alta pressdo capilar e baixa
permeabilidade, que resistem ao movimento do gés.

Vale ressaltar que este trabalho foi realizado para uma analise técnica e pontual.
Para a aplicagdo em campo serd necessario mais analises como quantificar a seguranga da
conten¢do, a capacidade do aprisionamento residual e relacionar com os custos operacionais

para a realizag¢ao de cada operagao.
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