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ARRUDA, Guilherme Mentges - Desenvolvimento e avaliacdo de soluc@es acidas contendo
nonilfenois polietoxilados e etanol para a acidificacdo de carbonatos. Tese de Doutorado,
UFRN, Programa de Pés-Graduag&o em Engenharia Quimica — PPGEQ. Area de concentrag&o:
Engenharia Quimica. Linha de Pesquisa: Energia, Petrdleo, Gas e Biocombustiveis. Natal/RN,
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Orientador: Prof. Dr. Alcides de Oliveira Wanderley Neto
Coorientador: Prof. Dr. Marcos Allyson Felipe Rodrigues

RESUMO: Durante os diferentes estagios da construcdo de pogo e explotacdo de
reservatorio, ha a possibilidade de ocorréncia de fendmenos indesejados que alteram a
permeabilidade da regido ao redor do pogo (dano a formagéo), comprometendo a producao
no local. As técnicas de estimulacdo de pogos buscam contornar ou reverter esses danos e,
consequentemente, aumentar a sua producdo. A acidificacdo de matriz em carbonatos
consiste na injecdo de um fluido acido no pogo buscando aumentar a sua producdo pela
dissolucdo da propria matriz rochosa, criando caminhos conhecidos como buracos de
minhoca ou wormholes. O &cido cloridrico (HCI) € a substancia mais utilizada para estimular
0s pocos de producdo e de injecdo nos reservatorios carbonaticos. Contudo, a alta taxa de
reacdo do HCI com o carbonato reduz a sua penetracdo na formacéo rochosa, uma vez que o
acido reage excessivamente com a superficie da rocha (dissolucdo de face). Dessa forma,
para minimizar o consumo de acido e aumentar a profundidade dos wormholes, faz-se
necessario o desenvolvimento de fluidos de estimulacdo contendo aditivos que reduzam a
taxa de dissolucdo da matriz rochosa pelo acido. O objetivo desse estudo é desenvolver e
avaliar solucdes acidas inovadoras contendo tensoativos ndo ionicos e etanol para retardar a
dissolucdo do carbonato de célcio no processo de acidificacdo de rochas carbonaticas,
proporcionando wormholes de maior extensdo no reservatorio. Para tanto, foram realizadas
caracterizacdes pertinentes aos fluidos desenvolvidos e as amostras de rochas carbonaticas,
ensaios de compatibilidade dos componentes do fluido desenvolvido com a rocha e o
petréleo, ensaios de fluxo reativo em meio poroso (injecdo das formulagdes em amostras de
rocha) e microtomografia computadorizada das rochas acidificadas. Como resultado,
constatou-se que os fluidos com tensoativos de maior grau de etoxilagdo promoveram um
aumento mais significativo ndo apenas da viscosidade, como também do retardo da
dissolucdo da rocha carbonatica. Nos ensaios de fluxo reativo em meio poroso, em termos de
consumo minimo de &cido para atravessar a rocha (PVpt 6timo), as formulagdes obtiveram
resultados similares aos do HCI 15%, mas em vazdes de 4 a 8 vezes menores, sendo essas
baixas vaz6es mais condizentes com as observadas nos tratamentos em campo. Ademais, as
formulacBes produziram padrdes de wormhole mais similares ao dominante (padrdo de
menor consumo de acido) em um maior intervalo de taxa de injecéo. Portanto, as formulacdes
estudadas tanto produziram resultados promissores nos ensaios de fluxo reativo em meio
poroso, como também apresentaram algumas caracteristicas interessantes para a aplicagdo
em tratamentos de estimulacdo acida.

PALAVRAS-CHAVE: Acidificagdo de matriz, Estimulagéo acida, Carbonato, Tensoativos
ndo idnicos, Nonilfenol etoxilado.




ARRUDA, Guilherme Mentges - Development and evaluation of acidic solutions containing
polyethoxylated nonylphenols and ethanol for the acid stimulation of carbonates. Doctoral
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Chemical Engineering. Research Line: Energy, Oil, Gas and Biofuels. Natal/RN, Brazil.

Advisor: Prof. Dr. Alcides de Oliveira Wanderley Neto
Co-advisor: Prof. Dr. Marcos Allyson Felipe Rodrigues

ABSTRACT: During the different stages of well development and reservoir exploitation,
there is the possibility of the occurrence of unwanted phenomena that alter the permeability
of the near-wellbore region (formation damage), compromising the production. The well
stimulation techniques seek to bypass or reverse this damage and, consequently, increase
production. Matrix acidizing in carbonates consists of injecting an acidic fluid into the well
to increase its production by dissolving the rock matrix itself, creating channels known as
wormholes. Hydrochloric acid (HCI) is the most used substance to stimulate both production
and injection wells in carbonate reservoirs. However, the high reaction rate of HCI with
carbonate reduces its penetration into the rock formation since the acid reacts excessively
with the rock surface (face dissolution). Thus, to minimize acid consumption and increase
the depth of wormholes, it is necessary to develop stimulation fluids containing additives that
reduce the acid dissolution rate of the carbonate matrix. The present study aims to develop
and evaluate new acid solutions containing nonionic surfactants and ethanol to delay the
dissolution of calcium carbonate in the acidification process of carbonate rocks, providing
deeper wormholes in the reservoir. To do so, characterization analyses were carried out for
the developed fluids and carbonate samples. In addition, compatibility tests of the
components of the developed fluids, reactive flow in porous media tests (injection of the
formulations in rock samples) and computerized microtomography of acidified rocks were
performed. As a result, it was found that fluids containing surfactants with a higher degree
of ethoxylation promoted a more significant increase in viscosity and in the delay of the
carbonate rock dissolution. In the reactive flow in porous media tests, regarding the minimum
pore volume to breakthrough (optimal PV4), the formulations obtained similar results to
those of 15% HCI but at flow rates 4 to 8 times lower. These low flow rates are more
consistent with those observed in field treatments. Furthermore, the formulations produced
wormhole patterns that are similar to the dominant one over a broader injection rate range.
Therefore, the studied formulations provided promising results in the reactive flow in porous
media tests and presented some interesting characteristics for application in acid stimulation
treatments.

KEYWORDS: Matrix acidizing, Acid stimulation, Carbonate, Nonionic surfactants,
Nonylphenol ethoxylate.
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1 INTRODUCAO

O petrdleo, além de ser uma importante fonte de energia, é utilizado como insumo na
fabricacdo de dleos lubrificantes, tintas, borrachas, plasticos e outros produtos de grande valor
comercial (FARAH, 2015). Conforme a ANP (2020a), no ano de 2019, as reservas provadas de
petréleo correspondiam a uma quantia de 1.734 bilhdes de barris, sendo 12,7 bilhGes em solo
brasileiro. Nesse mesmo ano, a explotacdo do petréleo oriundo do pré-sal representou 62,3%
da producdo brasileira, destacando a importancia do pré-sal no cenario econémico nacional.

Os reservatérios do pré-sal sdo formados por rochas carbonéticas cretaceas (aptianas),
incluindo coquinas e outras litologias (BELTRAO et al., 2009). Em uma escala global,
aproximadamente 20% da crosta terrestre € composta por rochas carbonaticas. Ademais, cerca
de 40% das reservas convencionais de petroleo e gas estdo localizadas em reservatorios
formados por essas rochas (AHMADI et al., 2012; BRAITHWAITE, 2005; SHENG, 2013;
TANNER et al., 1991). Dessa forma, essas formaces geoldgicas, além de assumirem um lugar
de destaque na industria do petroleo e gas, também sdo reconhecidas pela sua complexidade,
visto que a heterogeneidade é uma propriedade intrinseca desse tipo de reservatério
(TAVAKOLL, 2020).

Durante os diferentes estagios da construgdo de pogo e explotagédo de reservatério, ha a
possibilidade de ocorréncia de fendmenos indesejados que alteram a permeabilidade da regido
proxima ao poco, reduzindo a producdo no local ou, no caso de um poco injetor, a injecao de
fluidos no reservatorio (OHEN; CIVAN, 1993). Qualquer impedimento ndo intencional ao
fluxo de fluidos em um poco é referido como dano a formagdo (SHARMA, 2016).

As técnicas de estimulacdo de pogos buscam contornar ou reverter esses danos causados
a formacao e, consequentemente, aumentar a sua producao e o valor agregado da operacéo. As
técnicas de estimulacdo mais difundidas sdo: o fraturamento hidraulico, a acidificacdo de matriz
e o fraturamento &cido. Dentre essas técnicas de estimulacgdo, a acidificacdo de matriz se destaca
pela sua simplicidade, necessitando de equipamentos menos sofisticados e de uma equipe
reduzida quando comparada com as demais (ECONOMIDES; BONEY, 2000; KALFAYAN,
2008).

A acidificacdo de matrizes carbonéticas consiste na inje¢ao de um fluido acido no pogo
buscando aumentar a sua producdo por meio da dissolucdo da propria matriz rochosa, atingindo
regibes proximas ao poc¢o. Durante o processo de dissolucao, canais de alta permeabilidade,

conhecidos como wormholes, s&o criados nas regides adjacentes ao pogo (KALFAY AN, 2008).
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Dentre os acidos utilizados na estimulagéo de carbonatos, o acido cloridrico (HCI) € a
substancia mais requisitada, devido ao seu alto poder de dissolucao e baixo custo. Além disso,
o cloreto de célcio (CaCly), produzido durante a reacao, apresenta uma grande solubilidade em
agua, evitando a precipitacdo desse sal e, consequentemente, o0 surgimento de um novo dano
(GARROUCH; JENNINGS, 2017).

Contudo, devido a sua alta reatividade, dependendo das condices operacionais e de
reservatdrio, esse acido ndo apenas provoca a corrosao de tubos e equipamentos, como também
reage de forma intensa com as rochas carbonaticas, o que reduz a sua penetracdo na formacéo
rochosa e aumenta demasiadamente o consumo de acido (AL MOAJIL et al., 2019; SAYED;
ASSEM; NASR-EL-DIN, 2014).

A reacdo quimica envolvendo o &cido e o carbonato do reservatorio, por se tratar de uma
reacdo limitada pela transferéncia de massa dos ions hidrénios (H") para a superficie rochosa,
bem como dos produtos de reacdo para o seio da solucdo acida, pode ser controlada alterando
a taxa de difusdo e de conveccdo do acido (CHANG; FOGLER, 2016; FREDD; HOEFNER,;
FOGLER, 2017; POURABDOLLAH, 2020). Nessa perspectiva, alguns aditivos sdo capazes
de reduzir a transferéncia de massa do acido e dos produtos de reagdo no meio, resultando em
uma menor taxa global de reagdo do acido com o carbonato. Esses sistemas aditivados séo
chamados de sistemas acidos retardados (traduzido do inglés, retarded acid system) e podem
ser constituidos por éacidos gelificados e/ou emulsificados. Dentre suas caracteristicas,
destacam-se 0 aumento da viscosidade do fluido e, no caso dos sistemas emulsificados, o
encapsulamento de ions H* por micelas (ALDAKKAN et al., 2018; LI et al., 2022;
MARTYUSHEV; VINOGRADOV, 2021; SIDDIQUI; NASR-EL-DIN; KHAMEES, 2006).

Os sistemas emulsionados e microemulsionados, no contexto da acidificacdo de matriz,
sdo capazes de aprisionar o acido no interior das suas micelas, diminuindo a taxa de reagdo com
as rochas carbonéticas (CAIRNS et al., 2016; FREDD; HOEFNER; FOGLER, 2017). Contudo,
as emulsdes sdo sistemas termodinamicamente instaveis e as microemulsGes geralmente
necessitam de grandes quantidades de matéria ativa para serem obtidas. Sendo assim,
dependendo dos componentes, essa maior quantidade de compostos pode ndo apenas encarecer
o fluido de estimulacdo e, consequentemente, do tratamento de matriz, como também tornar a
formulagéo insalubre (ADEWUNMI et al., 2022; WANDERLEY NETO et al., 2021).

Outra opcdo é a utilizacdo de acidos organicos, como os acidos formico e acético.
Entretanto, esses acidos, além de apresentarem um custo por unidade de rocha dissolvida mais
elevado quando comparados com o HCI, dependendo da sua concentragdo, podem propiciar a

formag&o de precipitados, visto que os seus produtos de reagdo com o carbonato de célcio
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(acetato de célcio e formiato de calcio, respectivamente) possuem baixa solubilidade em meio
aquoso (CHANG et al., 2008; CHANG; FOGLER, 2016; WILLIAMS; GIDLEY;
SCHECHTER, 1979).

Nesse contexto, as solugdes de tensoativos surgem como alternativa viavel para retardar
a acdo do acido na superficie rochosa. Estudos anteriores demonstraram que soluc@es acidas
contendo apenas o tensoativo ndo iénico nonilfenol polietoxilado promovem uma taxa de
dissolucdo do carbonato significativamente menor do que o acido cloridrico convencional (HCI
15% m/m) (RODRIGUES et al., 2021; WANDERLEY NETO et al., 2021). Contudo, alguns
tensoativos podem ter pontos de névoa baixos, o que prejudicaria sua acdo interfacial e
retardadora em reservatorios de maior temperatura (DAS et al., 2020; ISAAC et al., 2022).
Certos aditivos, como os alcoois de cadeia curta, sdo capazes de aumentar o0 ponto de névoa
dessas solucdes (AL-GHAMDI; NASR-EL-DIN, 1997).

O presente estudo tem como finalidade desenvolver e avaliar solu¢des &cidas inovadoras
contendo tensoativos ndo iénicos e etanol para retardar a dissolucdo do carbonato de calcio no
processo de acidificacdo de rochas carbonaticas, proporcionando wormholes de maior extensdo
no reservatorio. Ademais, o estudo disp8e dos seguintes objetivos especificos:

e Selecionar os tensoativos com caracteristicas mais adequadas para a acidificacao;
e Auvaliar o efeito de aditivos nas propriedades dos sistemas acidos;

e Caracterizar os sistemas acidos antes e depois da reacdo com o carbonato;

e Caracterizar as rochas carbonaticas;

e Investigar as interagdes rocha-fluido;

e Avaliar a eficiéncia das solucdes desenvolvidas na acidificacdo de carbonatos.

Em relacdo a organizacgdo da tese, o presente Tépico (capitulo 1) apresenta uma breve
contextualizacdo do tema abordado, bem como os objetivos gerais e especificos do estudo. O
capitulo 2 refere-se a revisdo bibliografica sobre a industria do petrdleo, caracteristicas das
rochas, tipos de dano a formacdo e técnicas de estimulacdo. O estado da arte (capitulo 3)
apresenta uma revisdo de diversas producdes académicas sobre a acidificacdo de matrizes
carbonéticas, destacando a evolucdo do tema. Os materiais (rochas, aditivos, cido etc.) e
métodos (caracterizacOes e avaliagdes) utilizados estdo descritos no capitulo 4. O capitulo 5
contempla os resultados obtidos durante a execucao do trabalho, como também sua anélise e
discussdo. As conclus@es, por sua vez, estdo no capitulo 6. A tese resultou na publicacdo de
um artigo na revista Colloids and Surfaces A: Physicochemical and Engineering Aspects, o
qual esta disponivel no APENDICE A.
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2 REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1 Petroleo

O petrdleo é um recurso natural e ndo renovavel conhecido hd milhares de anos. Os
arqueologos mostraram que tal recurso ja era explorado entre 5 e 6 mil anos antes de Cristo.
Desde entdo, diversas civilizagbes vém aplicando esse recurso em diferentes contextos e
propositos que variam desde a sua utilizacdo para fins medicinais e religiosos, até como material
de construcdo ou bélico (FARAH, 2015; SIMANZHENKOV; IDEM, 2003; THOMAS, 2001).

A era moderna do petrdleo iniciou-se em 1859 em Titusville, Pensilvania, quando o
coronel Edwin Drake perfurou o primeiro poco de petroleo. Pouco tempo depois, 0 querosene,
produto derivado do petrdleo, passou a ser amplamente comercializado como insumo para 0
mercado de iluminacéo, substituindo o 6leo de baleia que até entdo dominava o mercado norte-
americano (LEFFLER, 2008).

Posteriormente, com o advento dos polimeros e dos motores a combustdo, produtos
derivados do petrdleo bruto, como gasolina e nafta, que eram considerados rejeitos, passaram
a ser utilizados em aplica¢cdes mais nobres. Além disso, outros fins, como a pavimentacdo de
estradas e a lubrificacdo de equipamentos, fazem parte das suas inUmeras possibilidades de uso
(LEFFLER, 2008). Segundo a ANP (2020b), atualmente, a industria do petroleo e gas
representa cerca de 13% do PIB brasileiro e 50% da oferta interna de energia.

Conforme Farah (2015), Rosa, Carvalho e Xavier (2006), no que diz respeito a sua
composigdo, o petréleo é uma complexa mistura de hidrocarbonetos (compostos organicos
formados por &tomos de carbono e hidrogénio) e impurezas, como o dioxido de carbono, agua,
nitrogénio, gas sulfidrico e outros compostos inorganicos.

O petréleo pode ser avaliado e classificado quanto a sua composi¢cdo quimica,
densidade, viscosidade, acidez, volatilidade, dentre outras caracteristicas. A classificacdo do
petréleo com base na sua densidade indica, em termos médios, as fracdes leves (de maior valor
agregado) e pesadas (menor valor agregado) do 6leo bruto (FARAH, 2015).

A densidade (d) do petrdleo é frequentemente expressa em °API. Essa unidade leva em
consideracdo a massa especifica do petréleo analisado (p,) e da agua (p,,) em condicdes de
pressdo e temperaturas padronizadas, conforme as Equacfes 1 e 2 (FARAH, 2015; JAHN et
al., 2012; ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).
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Para o célculo do °API, utiliza-se a temperatura de 15,6 °C (ou 60 °F) para ambos 0s
liquidos (FARAH, 2015; ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006). Uma vez determinada a sua

densidade, o 6leo pode ser classificado de acordo com a Tabela 2.1.

Tabela 2.1 — Classificacdo do petr6leo quanto a densidade em °API.

Densidade (°API) Classificagdo
API = 31 Leve

31 > API > 22 Médio

22> AP1 =10 Pesado

Fonte: ANP (2000).

2.2 Reservatorio de Petréleo

Sa0o necessarias diversas condi¢des para que haja um acumulo de hidrocarbonetos. De
forma resumida (Figura 2.1), deve-se haver um local (na maioria dos casos, bacias
sedimentares) contendo rochas com um elevado teor de matéria organica e auséncia de oxigénio
(rocha geradora) e submetidas a elevadas condi¢des de temperatura e pressdo para que essa
matéria organica seja transformada em petroleo (maturagdo). Em seguida, o petréleo migra para
as rochas reservatorio, por exemplo, devido as microfraturas geradas pelo seu processo de
formacao e a presenca de falhas geoldgicas.

Os reservatérios de petréleo sdo volumes de rocha que, devido a sua permeabilidade e
porosidade, sdo capazes de acumular hidrocarbonetos em seu interior. Para acumulacdes de
hidrocarbonetos, além das rochas reservatorio, se faz necessaria também a presenca de rochas
selantes e armadilhas. As rochas selantes, por sua vez, geralmente apresentam valores de
permeabilidade muito baixos, auxiliando na retengdo do petréleo (GANAT, 2020; JAHN et al.,
2012; THOMAS, 2001).
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Figura 2.1 — Representacdo esquematica de um reservatério de petréleo e gas.

ROCHA GERADORA

Fonte: Adaptado de Salami (2014).

Devido as indmeras possibilidades de condicGes de pressdo e temperatura dos
reservatorios, os hidrocarbonetos podem estar tanto no estado gasoso, liquido ou s6lido, como
também em vérias combinacgdes desses estados. Dessa forma, ndo apenas o comportamento das
fases do petroleo, como também as propriedades fisicas e quimicas da rocha reservatorio, séo
fatores determinantes para a sua producéo e, consequentemente, retorno financeiro (AHMED,
2010).

2.2.1 Classificacéo das rochas

As rochas sd0 compostas por um ou mais minerais agregados (SCHON, 2015). Os
minerais, por sua vez, sao definidos como s6lidos homogéneos de ocorréncia natural e
caracterizados por estruturas atdbmicas ordenadas e composi¢cdes quimicas caracteristicas
(DEMANGE, 2012). Com relacdo a génese e aos processos geoldgicos, segundo Schén (2015)
e Tiab e Donaldson (2004), as rochas sdo classificadas em trés categorias: igneas, metamérficas
e sedimentares.

De forma simplificada, o ciclo das rochas (Figura 2.2) se inicia com o resfriamento e

cristalizacdo do magma terrestre, resultando nas rochas igneas/magmaticas. Tanto essas rochas
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como as rochas metamorficas e sedimentares pré-existentes podem estar sujeitas a serem
desagregadas pelo intemperismo, transportadas, depositadas e consolidadas (litificacdo) para
dar origem as novas rochas sedimentares. J4 as rochas metamorficas sdo formadas a partir da
conversdo de rochas igneas, sedimentares e metamdrficas pré-existentes, submetidas a

condicdes de temperatura e pressdo elevadas (SCHON, 2015).

Figura 2.2 — Ciclo das rochas.

Rocha sedimentar
Processos:

@)

@ Resfriamento e cristalizagdo

@ @@ @ Intemperismo, transporte,

sedimentagdo ¢ diagénese

o Pressao, temperatura e
recristalizagao
Rocha magmatica Rocha metamérfica @ Fusi
usio

®

Fonte: adaptado de Schon (2015) e Wikipedia (2023).

Os depositos comerciais de petroleo ocorrem majoritariamente em reservatorios
constituidos por rochas sedimentares clasticas e ndo clasticas, principalmente em arenitos,
calcérios, dolomitos e rochas intermediarias. No entanto, varios outros tipos de rocha, como
folhelhos, rochas igneas e metamarficas, podem apresentar as caracteristicas necessarias para
serem reservatorios (GANAT, 2020; HU; FAYANG; HUANG, 2017; ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006).

No que diz respeito a exploragdo de hidrocarbonetos, as rochas sedimentares apresentam
uma posicdo de destaque, visto que cobrem mais de 50% da superficie terrestre e compdem a
maioria dos reservatorios comerciais (SCHON, 2015; TIAB; DONALDSON, 2004). As rochas
sedimentares sdo formadas em bacias sedimentares — depressfes na crosta terrestre que
fornecem, ou forneceram em um momento anterior, um espaco de acomodacdo para 0S
sedimentos — por uma sequéncia de processos fisicos, quimicos e biolégicos (KUNDU, 2023).

Para a sua formacdo, as rochas de origem magmatica, sedimentar e metamorfica sdo
desagregadas por intemperismo quimico, fisico ou bioldgico, dando origem aos sedimentos.

Esses materiais sdo transportados pelo vento, agua e gelo para os ambientes deposicionais.
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Nesses locais, 0s sedimentos passam por um processo de consolidacéo (litificacao), no qual sdo
transformados em rochas sedimentares (KUNDU, 2023; SCHON, 2015; TIAB;
DONALDSON, 2004).

Segundo Haldar (2020), Kundu (2023) e Schon (2015), os sedimentos e as rochas
sedimentares podem ser classificados em dois grupos principais, sendo eles os clasticos e 0s
ndo clasticos (como, por exemplo, os carbonatos).

Os sedimentos clasticos — ou clastos — consistem em fragmentos derivados de rochas
igneas, metamorficas e sedimentares pré-existentes que foram transportados por longas
distancias e depositados novamente, cuja acumulacdo e posterior soterramento e diagénese
formam rochas sedimentares. Os principais minerais que compdem as rochas sedimentares
clasticas séo os da classe dos silicatos, como quartzo, feldspato e micas. As rochas sedimentares
clasticas comuns séo arenito, siltito, folhelho, conglomerado e brecha, sendo o primeiro o0 mais
relevante como rocha reservatorio (BOGGS JR., 2009; HALDAR, 2020; SCHON, 2015;
TUCKER, 2001).

As rochas carbonaticas, por sua vez, se formam geralmente no local da origem do gréo,
sd80 quimicamente instaveis e apresentam um espago poroso mais complexo e heterogéneo
(SCHON, 2015). Mais de trinta minerais carbonaticos sdo conhecidos pela comunidade
cientifica. Além disso, muitos desses minerais possuem diversas variedades. Contudo, apenas
seis ocorrem em ambientes sedimentares recentes e em rochas resultantes do processo
deposicional e de soterramento (Tabela 2.2). Dentre eles, a calcita e a dolomita se destacam
pela sua abundancia, representando aproximadamente 90% das ocorréncias naturais
(BRAITHWAITE, 2005).

Tabela 2.2 — Lista de minerais carbonaticos.
Mineral Carbonatico Fo6rmula Quimica

Calcita CaCO;
Dolomita CaMg(C03),
Aragonita CaCOs5
Siderita FeCO3
Magnesita MgCO;
Ankerita Ca(Mg, Fe,Mn)(CO3),

Fonte: Braithwaite (2005).

Com relacdo as rochas carbonaticas no setor petrolifero, como elucidado anteriormente,
tanto o calcario quanto o dolomito s&o as de maior interesse comercial por comporem grande

parte dos reservatorios de petroleo. Os calcérios sdo rochas carbonaticas compostas por mais
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de 50% de calcita (carbonato de célcio). Os dolomitos, por outro lado, apresentam a dolomita
como mineral majoritario (acima de 50%). Além disso, existem rochas carbonaticas com
composigdes intermedidrias como o calcario dolomitico e o dolomito calcitico, conforme
Figura 2.3 (FLUGEL, 2010; SCHON, 2015).

Figura 2.3 — Litologia comum das rochas carbonaticas.
Litologias dos Carbonatos

Dolomita
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Calcario Calcario Dolomito Dolomito
Dolomitico Calcitico

Fonte: adaptado de Flugel (2010).

A composi¢do mineral de uma rocha pode ter relacdo com suas propriedades fisicas
(TIAB; DONALDSON, 2004). Nas rochas siliciclasticas, a permeabilidade, por exemplo, pode
ter uma forte correlacdo com a porosidade (Figura 2.4). Ja nas rochas carbonaticas, por outro
lado, a permeabilidade pode exibir uma maior correlagdo com outros fatores, como a
distribuicdo heterogénea dos poros, o tipo de poro, conectividade de poro e tamanho e tipo de
grdo (SCHON, 2015).

Figura 2.4 — Correlago da porosidade e permeabilidade em a) arenitos e b) carbonatos.
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Fonte: Adaptado de Ganat (2020).
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2.2.2 Propriedade petrofisicas

As informagcdes referentes as propriedades fisicas e quimicas das rochas e dos fluidos
contidos em seu interior, assim como a interagao existente entre eles, sdo fatores decisivos para
a compreensdo do comportamento de reservatorios de petroleo e, consequentemente, do seu
desempenho ao longo do tempo (AHMED, 2010; ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

Sao exemplos de dados importantes para o reservatério o volume de fluidos e suas
fragOes (porosidade, saturacdo, volume total de fluidos), a distribuicdo dos fluidos no espago
poroso (pressdo capilar e molhabilidade), bem como o escoamento desses fluidos quando
submetidos a um determinado gradiente de pressdo (permeabilidade) (SCHON, 2015).

Essas propriedades podem ser avaliadas em laboratorio por meio de amostras
consolidadas, denominadas cores ou plugs, oriundas (ou representativas) do reservatério de
interesse ou em particulas de rocha desagregadas que sdo obtidas usando um aparelho de
fragmentacdo. Essas amostras podem ser extraidas na superficie (afloramentos) ou em
subsuperficie (testemunhos) (AHMED, 2010; GANAT, 2020; TIAB; DONALDSON, 2004).

2.2.2.1 Porosidade

Para a rocha ser considerada reservatorio, capaz de acumular hidrocarbonetos em
subsuperficie, € necessaria uma rede tridimensional de poros interligados ndo apenas para
armazenar os fluidos, como também para permitir sua movimentacao dentro do reservatorio.
Logo, a porosidade e a permeabilidade s&o fundamentais para o estudo do comportamento de
reservatorios de petréleo (GANAT, 2020; ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006; TIAB;
DONALDSON, 2004).

A porosidade, descrita pela Equacdo 3, é uma das mais importantes propriedades das
rochas na engenharia de reservatérios, ja que ela mede a capacidade de armazenamento de

fluidos.

Ve Vs @)
Vr Vr

0)

Nesse contexto, @ é a porosidade (fracdo de vazios), Vp 0 volume total dos poros, Vs 0

volume de solidos e V3 0 volume total da rocha.
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Ademais, a porosidade pode ser classificada como absoluta e efetiva. A primeira,
porosidade absoluta, refere-se a relacdo entre o volume total dos poros de uma rocha e o seu
volume total (Figura 2.5). Por outro lado, a porosidade efetiva considera apenas 0s espagos
vazios que estejam interconectados, sendo mais importante para a engenharia de reservatorios,

pois corresponde aos poros através dos quais os fluidos podem ser deslocados.

Figura 2.5 — Representa¢do da porosidade.
Sdlidos (S)

Poro (P)
Fonte: adaptado de Schon (2015).

2.2.2.2 Permeabilidade

A permeabilidade, por definicdo, refere-se a capacidade de um meio poroso de se deixar
atravessar por fluidos. Essa propriedade é primordial no que diz respeito a produgdo de
hidrocarbonetos, visto que sua producdo sé sera possivel caso 0 meio poroso apresente valores
de permeabilidade suficientes para o seu escoamento. Dessa forma, essa variavel é necessaria
para estimar a produtividade de pogos, desempenho de reservatdrios e recuperacdo de
hidrocarbonetos (AHMED, 2010; JAHN et al., 2012; ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006;
TIAB; DONALDSON, 2004)

A permeabilidade da formacdo nas adjacéncias de um poco de petroleo pode ser medida
de forma direta ou indireta (por estimativa). Quando analisada de forma direta, utilizam-se
amostras de testemunhos oriundas do reservatorio em questdo. Para tanto, um fluido conhecido
é injetado na amostra a uma determinada vazao e mede-se a queda de pressdo entre a face de
entrada e de saida do testemunho, conforme a Figura 2.6 (BADAWY; GANAT, 2022; JAHN
etal., 2012).
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Figura 2.6 — Medicdo de permeabilidade de amostras de rocha (modelo de fluxo linear).
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Fonte: adaptado de Jahn et al. (2012).

Dessa forma, sabendo-se a viscosidade do fluido injetado e as dimensfes da amostra,
pode-se calcular a permeabilidade pela equacdo formulada por Henry Darcy em 1856. Essa
férmula, quando adaptada para o escoamento horizontal de fluidos viscosos e incompressiveis
em regime permanente, é descrita pela Equacdo 4 (JAHN et al., 2012; ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006).

_ qulL 4)
AAp

Nesse caso, g é a vazdo volumétrica de fluido (cm?/s), k a permeabilidade do meio
poroso (Darcy ou D), A a area da secio transversal do meio poroso (cm?), Ap o diferencial de
pressao (atm), pu a viscosidade dindmica do fluido (cP) e L o comprimento do meio poroso (cm).

Apesar de a permeabilidade ser frequentemente calculada na unidade Darcy, do ponto
de vista pratico, costuma-se expressa-la em miliDarcy (ou mD), para evitar o uso excessivo de
fracdes na descricdo de permeabilidades, visto que a maioria das rochas reservatorio apresentam
valores menores que 1 (um) Darcy. Pelo mesmo motivo, no Sistema Internacional de Unidades
(SI), opta-se por micrometro quadrado (um?) em vez de metro quadrado (m?) (AHMED, 2010;
TIAB; DONALDSON, 2004).

2.3 Produtividade de Pocos de Petréleo e Efeito de Pelicula (Skin Effect)

Geralmente, os reservatorios de petréleo e gas estdo localizados em profundidades

significativas. Entretanto, esses valores de profundidade podem variar desde dezenas de metros,
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como nos reservatorios ultrarrasos, até valores superiores a 6.000 metros, como no caso do pré-
sal brasileiro (BELTRAO et al., 2009; DUNN-NORMAN et al., 2002; GODOI; MATAI,
2021).

O peso das camadas de materiais posicionadas acima do reservatorio exerce uma forca
compressiva no reservatorio conhecida como pressdo de sobrecarga. Diversos fatores podem
influenciar na magnitude dessa pressdo. Contudo, a profundidade da formacéo € a variavel mais
importante. Parte desse peso é suportado pela pressao dos fluidos subterraneos que preenchem
0S espacos porosos, comumente referida como pressdo de poro ou pressdo do reservatdrio
(AHMED, 2010; SPEIGHT, 2021; TIAB; DONALDSON, 2004).

Os pocos produtores, estruturas utilizadas para acessar 0s reservatorios, provocam um
gradiente de pressdo entre o reservatdrio e o fundo do poco. Essa diferenca de pressdo atua
como forga motriz para promover o deslocamento dos fluidos contidos na formagao atraves do
meio poroso. Nesse caso, a equacdo de Darcy, ja discutida anteriormente no Tépico 2.2.2.2,
pode ser adaptada para representar o escoamento radial e monofasico de fluidos
incompressiveis em meio poroso (Figura 2.7), assim como nos pogos de petroleo, resultando na
Equacdo 5 (AHMED, 2010; ECONOMIDES; BONEY, 2000; TIAB; DONALDSON, 2004).

Figura 2.7 — Fluxo radial ideal em um poco.
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Nela, a letra p representa a pressdo em um raio de distancia r, pwf € a pressao de fluxo
no fundo do poco, rw denota o raio do poco, q é a vazdo de fluido no pocgo, u simboliza a
viscosidade do fluido, k é a permeabilidade absoluta da formacédo e h a espessura da formacao.

Durante os diferentes estagios da construcao de poco e explotacéo de reservatorio, como
na perfuracdo, completacdo e producdo, had a possibilidade de ocorréncia de fendmenos
indesejados que alteram a permeabilidade da regido proxima ao poco, o que resulta em uma
diferenca de pressdo adicional e, consequentemente, altera o fluxo que converge para o poco,
como mostrado na Figura 2.8 (HILL et al., 2000; OHEN; CIVAN, 1993).

Figura 2.8 — Perfil de presséo radial de um pogo produtor de petréleo danificado.
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Fonte: adaptado de Ahmed (2010) e Dake (2014).

No caso de uma regido danificada nas imediacdes do poc¢o, na qual a permeabilidade da
regido alterada (ka) € menor que a permeabilidade da formacéo (k), ha uma variacdo brusca no
gradiente de pressdo na interface dessas duas regides (alterada e inalterada). Dessa forma, nessa
regido danificada, o fluido necessitara de mais energia para ser produzido em uma mesma taxa.
A Equacdo 6 descreve o gradiente entre a pressao (pa) em um ponto localizado no raio ra, que
delimita a regido alterada, e a pressdo de fluxo no fundo do pogo (py,), considerando a
permeabilidade da zona danificada (ka). A Equagdo 7, por sua vez, calcula esse mesmo
gradiente de pressao, mas tendo em conta a pressao de fluxo no fundo do pogo (p,, ) caso ndo

houvesse alteracdo de permeabilidade (k) na regido (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).
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)= Ta (6)
(P = Pis) 2nkahln (rw)

qu T 7

(pa_pr) = Zﬂkhln<i) ( )

Segundo Rosa, Carvalho, Xavier (2006) e Sharma (2016), qualquer alteracdo nao
intencional no meio poroso que impeca o fluxo de fluidos em um poco é referida como dano a
formacdo. Esses danos sdo representados matematicamente pelo modelo de efeito de pelicula
(skin effect), no qual admite-se que toda a queda de pressdo resultante do dano a formacao
aconteca em uma pelicula hipotética de espessura infinitesimal adjacente a parede do poco de

petroleo, conforme Figura 2.9.

Figura 2.9 — Perfil de pressdo radial de um poco produtor danificado com a representacéo do efeito de pelicula.
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Fonte: Adaptado de Rosa, Carvalho e Xavier (2006).

O principal efeito dos danos a formacdo é observado pela queda na producdo de
hidrocarbonetos e, consequentemente, na perda de economicidade do processo (CIVAN, 2015).
A queda de pressédo causada pelo efeito de pelicula (Apski,) pode ser calculada pela Equagéo 8
por meio da diferenca entre a pressdo de fluxo no fundo do poco ideal (p,,f), na qual ndo se

observa alteragOes de permeabilidade, e real (py, (), considerando as alteragOes nas imediagdes

do poco (ECONOMIDES; BONEY, 2000).
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Apskin = Pwr — p\:vf (8)

Buscando simplificar os calculos matematicos e demonstrar uma correlagao direta do
efeito de pelicula com a intensidade e a extensdo do dano a formacéo, deve-se isolar as variaveis
Pwr € P Presentes nas Equaces 6 e 7, respectivamente, e substitui-las na Equacéo 8 para

formar a Equacéo 9.
, k qu (ra) (9)
— =(—=1)— -
Pwr — Pws (ka ) 2mkn s

Considerando a Equacdo 9, apds algumas modificacdes, é possivel reescrevé-la na
forma da Equacéo 10.

(Pur = plos) 27;2}1 = (k% - 1) In (T—“) (10)

Conforme Economides e Boney (2000), o efeito de pelicula (s) pode ser descrito pela
Equacdo 11. Ao substituir os temos presentes na Equacdo 10 pelo efeito de pelicula, presente
na Equacdo 11, é possivel escrever a Equacao 12.

(ow B P(mf) ZZiih _ (11)
s = (kia - 1) In (:_:;) (12)

A Equacdo 12 € chamada de equacdo de Hawkins e avalia ndo s6 a alteracdo na
permeabilidade, mas também a extensdo da alteracdo. Com isso, quando a permeabilidade da
zona alterada € inferior a da formacdo (ka < k), observa-se um efeito de pelicula com valores
positivos. Nesse caso, considera-se que essa regido estd danificada, visto que hd um decréscimo

na producdo. Por outro lado, quando a permeabilidade da zona alterada é maior do que a
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formacéo (ka > k), os valores de skin sdo negativos, resultando em um incremento na producao.
Assim sendo, entende-se que a zona alterada esté estimulada (DAKE, 2014; ECONOMIDES;
BONEY, 2000).

O efeito de pelicula (s) pode ser inserido na Equagéo 5, discutida anteriormente, dando

origem a Equacéo 13.

)= ¢ (L ) (13)
(b =pir) = g n (o * s

De acordo com Economides e Boney (2000) e Rosa, Carvalho e Xavier (2006), por meio
de uma nova reorganizacdo, é possivel avaliar o fluxo radial em termos de indice de

produtividade (IP), como descrito pela Equacdo 14.

q 2mkh (14)

= (P —P‘Cvf) B U [ln (%) + s]

Essa equacéo correlaciona a transmissibilidade (kh), que indica a capacidade de fluxo
da formacéo, e o efeito de pelicula. Em relacdo a transmissibilidade, esse parametro ndo pode
ser alterado de forma significativa por meio de intervengdes. Por outro lado, o indice de
produtividade pode ser maximizado com a utilizacdo dos processos de estimulacdo de pogos
que resultam na reducdo do efeito de pelicula (AHMED, 2010; ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006).

2.4 Estimulacdo de Pogos de Petrdleo

A estimulacdo de pocos tem como objetivo principal restaurar (s = 0) ou até melhorar
(s < 0) a conexd@o natural do pogo com o reservatorio. Com esses tratamentos, é possivel
otimizar a produtividade de pocos produtores ou, de forma analoga, a injetividade de pocos de
injetores, resultando em um maior retorno financeiro da operagdéo (ECONOMIDES; BONEY,
2000; MILLIGAN, 1994; PACCALONI; TAMBINI, 1993).

A estimulacgéo de pocos pode ser dividida em duas categorias: fraturamento hidraulico
e tratamento de matriz. No fraturamento, injeta-se um fluido de fraturamento com uma pressdo

acima da pressdo de fratura da formacdo. Dessa forma, abre-se uma regido de alta
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permeabilidade que se propaga ao decorrer da injecdo. Recomenda-se o fraturamento em po¢os
de baixa permeabilidade (inferior a 10 mD para pocos de petroleo e inferior a 1 mD para pocos
de gas). Com relagdo aos fluidos de fraturamento, além de exibirem a viscosidade adequada na
fratura, devem fornecer bom controle de perda de fluido, apresentar uma baixa perda de carga
por atrito durante 0 bombeamento, possuir uma razdo custo-beneficio favoravel e, por fim,
possuir uma reducdo controlada da viscosidade para facilitar a limpeza da formacédo ap6s o
término do fraturamento (GARROUCH; JENNINGS, 2017; GULBIS; HODGE, 2000;
MEHRGINI et al., 2014; SULEIMENOVA et al., 2016; THOMAS, 2001).

O fraturamento hidraulico pode ser dividido em duas classes a depender do método
utilizado para manter a fratura aberta ao término da operacdo (Figura 2.10). Na fratura
sustentada por propante, depois que as fraturas atingirem uma largura e comprimento
satisfatdrios, adiciona-se um agente de sustentacdo ao fluido de fraturamento, evitando o seu
fechamento. Esses materiais, conhecidos como propantes, sdo solidos com diferentes tamanhos
e resisténcias, sendo geralmente constituidos por areia ou bauxita. Além disso, alguns podem
ser envolvidos com uma resina para melhorar a distribuicao das tensdes e evitar o seu retorno
da fratura para o po¢o (ECONOMIDES et al., 2013; GUO; LIU; TAN, 2017; GUO; LYONS;
GHALAMBOR, 2007; JEON et al., 2016; SPEIGHT, 2016; VALKO; ECONOMIDES, 1995).

Ja no fraturamento &cido, por sua vez, o acido, ao entrar em contato com a formacéo,
provoca uma dissolucéo nao uniforme das superficies. Dessa forma, a fratura se mantém aberta
mesmo apos o fechamento, uma vez que as partes menos dissolvidas pelo acido atuam como
pilares, mantendo abertos os outros canais resultantes da dissolugdo. Como seu mecanismo de
sustentacdo depende da dissolucdo da formacdo, o fraturamento acido se destina
especificamente a formacdes carbonaticas (ABASS et al., 2006; ECONOMIDES et al., 2013;
JEON et al., 2016; SULEIMENOVA et al., 2016)
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Figura 2.10 — Visualizacdo transversal do fraturamento com propante (esquerda) e fraturamento acido (direita).
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Fonte: Adaptado de Jeon et al. (2016).

Embora ambos os casos tenham o potencial de impactar significativamente na producéo
do poco, esses tratamentos, além de complexos, demandam maiores infraestruturas e
investimentos (ECONOMIDES; BONEY, 2000; MEHRGINI et al., 2014).

O tratamento de matriz, diferentemente do fraturamento hidraulico, ocorre abaixo da
pressdo de fratura da formacdo. Nele, diferentes tipos de produtos quimicos podem ser
utilizados, como éacidos, tensoativos, solventes e outros produtos quimicos que possam
aumentar a produtividade do pogo. A selecdo do fluido de estimulacdo matricial depende nédo
apenas do tipo de dano causado a formacdo, como também da mineralogia do reservatério
(ALLEN; ROBERTS, 1989; FRENIER; ZIAUDDIN, 2013; SOKHANVARIAN et al., 2019)

Certos danos a formacgdo, como a obstrucdo dos poros por materiais particulados e
argilas, podem ser removidos pela utilizacdo de acidos. Por outro lado, outros tipos de dano a
formagdo, como uma reducdo na permeabilidade relativa dos hidrocarbonetos, podem
necessitar da utilizacdo de solventes ou tensoativos (SHARMA, 2016).

Com relacao ao tratamento de matriz por acidificacdo, quando realizados em arenitos,
buscam restaurar a permeabilidade natural da formacéo ao redor do po¢o por meio da dissolucéo
dos materiais que obstruem os poros e causam o dano a formacéo. Como a estimulagdo matricial
de arenitos geralmente sé consegue remover os danos, no melhor resultado possivel, a
permeabilidade da zona alterada se igualaria com a permeabilidade natural da formacdo sem
danos (ka = k), resultando em um efeito de pelicula nulo (s = 0) (ALLEN; ROBERTS, 1989;

CHANG; FOGLER, 2016; FRENIER; ZIAUDDIN, 2013).
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Por outro lado, o tratamento acido de matrizes carbonéticas busca a criacdo de novos
canais de alta permeabilidade, conhecidos como buracos de minhoca (wormholes), por meio da
dissolugdo da propria matriz carbonética (Figura 2.11). Dessa forma, como a permeabilidade
da zona alterada pode atingir valores superiores aos da permeabilidade natural da formagéo sem
danos (ka> k), pode-se observar um efeito de pelicula negativo (s < 0), transformando a zona
anteriormente danificada em uma zona estimulada (CHANG; FOGLER, 2016; FREDD, 2000).

Figura 2.11 — Acidificacdo de reservatdrios areniticos e carbonaticos.
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Fonte: Adaptado de Frenier e Ziauddin (2013).

2.5 Acidificacdo de Matrizes Carbonaticas

A acidificacdo de matrizes carbonéticas, como discutida anteriormente, consiste na
injecdo de um fluido &cido no poco buscando aumentar a sua producdo por meio da dissolugédo
da matriz carbonatica. Essa técnica é realizada a nivel de poco, sendo, portanto, aplicada em
regibes adjacentes ao poco em um raio de 1 a 1,5 metro, aproximadamente. Durante a sua
injecdo, o &cido escoa radialmente — com uma pressao abaixo da pressao de fraturamento — do
poco para a formacéo rochosa. Dessa forma, no caso dos reservatérios carbonaticos, a medida
que a rocha é dissolvida, s@o criados caminhos conhecidos como buracos de minhoca
(wormholes) (GARROUCH; JENNINGS, 2017; KALFAYAN, 2008; SOKHANVARIAN et
al., 2019).
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Conforme Aldakkan, Al Moajil e Alnoaimi (2018), Garrouch e Jennings (2017) e
Hernandez et al. (2017), geralmente, o tratamento de matrizes carbonaticas por acidificacdo
pode ser composto por seis etapas: limpeza do poco (wellbore cleanout), lavagem prévia (pre-
flush), tratamento principal com acido (main acid treatment), divergéncia (diversion), lavagem
posterior (over-flush ou post-flush) e deslocamento (displacement). Cada caso deve ser avaliado
para definir os fluidos utilizados e a melhor sequéncia das etapas.

Na etapa de limpeza do poco, busca-se remover a incrustacdo e a ferrugem da tubulacéo
e dissolver outros materiais que porventura estejam depositados no pogo. Para tanto, utilizam-
se solventes ou uma solucdo de &cido HCI (de 10% a 15% m/m) misturada com outros aditivos,
como inibidores de corrosao, solventes mutuos, tensoativos e aditivos voltados para o controle
de ferro (ALDAKKAN; AL MOAJIL; ALNOAIMI, 2018; GARROUCH; JENNINGS, 2017;
HILL et al., 2000).

A etapa denominada lavagem prévia, por sua vez, tem o objetivo de preparar a formagéo
para 0 passo subsequente (tratamento principal). Dessa forma, injeta-se uma solucdo chamada
de fluido de pré-lavagem (pre-flush fluid). Essa solu¢do, composta por acido, solventes ou
outras substancias, € utilizada para aumentar a afinidade da formagdo com o &cido que sera
injetado na etapa seguinte, facilitando a dissolucéo da rocha. Além disso, o fluido da lavagem
prévia atua como um espacador, mantendo distanciamento entre o acido do tratamento principal
e o fluido ja existente na formacéo e, consequentemente, reduzindo a formacao de emulsdes e
precipitados (ALDAKKAN; AL MOAIJIL; ALNOAIMI, 2018; GARROUCH; JENNINGS,
2017).

Com relacdo ao tratamento principal, como o proprio nome diz, € a etapa mais
importante da acidificacdo. Nessa fase do tratamento ocorre a injecdo de uma solucdo acida
com o intuito de dissolver a rocha carbonatica, gerando os wormholes. Contudo, para que o
tratamento seja bem-sucedido, deve-se assegurar a compatibilidade da solucdo &cida e seus
aditivos ndo apenas com o petroleo da formacdo, mas também com a mineralogia e as condicdes
de temperatura e pressdo do reservatério (FRENIER; ZIAUDDIN, 2013; GARROUCH,;
JENNINGS, 2017; ROBERT; CROWE, 2000).

Geralmente, a injecdo de &cido, correspondente ao tratamento principal, € combinada
com a aplicacdo de um agente divergente. A funcdo dos materiais divergentes é bloquear
temporariamente as zonas de maior permeabilidade, direcionando o fluido acido do tratamento
principal para os locais de menor permeabilidade. Como o0s reservatorios carbonaticos
apresentam estruturas complexas e heterogéneas, é possivel observar variagoes significativas

na permeabilidade em diferentes camadas do reservatério. Dessa forma, ao alternar a aplicacdo
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do fluido de estimulacdo acida com o material divergente, pode-se otimizar a estimulacdo &cida
por meio de uma distribuicdo mais uniforme entre as camadas (GARROUCH; JENNINGS,
2017; NITTERS et al., 2016; ROBERT; CROWE, 2000).

Apbs as fases do tratamento principal e divergéncia, inicia-se uma nova lavagem da
formacdo (over-flush). Nessa etapa, pode-se injetar salmoura, agua do mar, solventes ou até
mesmo gases com o objetivo de deslocar os produtos de reacao insoltveis para longe do poco,
remover qualquer obstrucdo resultante das etapas anteriores e deslocar o &cido ndo reagido para
partes mais profundas da formag&o, garantindo seu consumo completo. Além disso, nessa fase,
também ha a possibilidade de acrescentar aditivos (como o0s alcoois e tensoativos) para
minimizar a tensao interfacial entre os sistemas injetados e os fluidos da formacdo, facilitando
a remocdo da fase aquosa gerada durante todo o tratamento (acido gasto e aditivos). Sendo
assim, a lavagem posterior ao tratamento principal é utilizada para preparar a regido proxima
ao poco para a producdo de hidrocarbonetos (CHANG; FOGLER, 2016; GARROUCH,;
JENNINGS, 2017; ROBERT; CROWE, 2000).

A etapa de deslocamento, realizada ao final da acidificacdo de matriz, tem a finalidade
de garantir que todo o fluido injetado da etapa anterior (over-flush) acesse a formacao e facilitar
0 retorno do &cido gasto e aditivos para a superficie. Essa etapa pode ser especialmente
importante nos reservatérios com baixa pressao, visto que o acido gasto apresenta uma elevada
densidade e tensdo superficial/interfacial devido a alta concentracdo de cloreto de célcio
(GARROUCH:; JENNINGS, 2017; SAINI; SAYED, 2023).

Voltando para o fluido de estimulacdo utilizado na etapa correspondente ao tratamento
principal, que é o tema central do presente estudo, diversos tipos de acidos podem ser utilizados
para promover a dissolucao de rochas carbonaticas e, consequentemente, formar os wormholes.
Dentre os mais utilizados, destacam-se o acido cloridrico (HCI), o &cido formico (HCOOH) e
0 &cido acético (CH3COOH) (CHANG; FOGLER, 2016; ZIAUDDIN, 2016).

O é&cido cloridrico (HCI) é a substancia mais utilizada para estimular os pocos de
producdo ou injecdo nos reservatérios compostos por rochas carbonaticas devido ao seu alto
poder de dissolucéo e a relacdo custo-beneficio favoravel. Alem disso, os produtos da reacédo
do é&cido cloridrico com a calcita ou dolomita (Equacdes 15 e 16, respectivamente) sdo
altamente solUveis no ambiente reacional, evitando o surgimento de novos danos (AL MOAJIL
etal., 2019; HILL; SCHECHTER, 2000).
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CaCOs + 2HCl - CaCl, + H,0 + CO, 1 (15)

Apesar desses beneficios, a aplicagdo do acido cloridrico deve ser realizada com cautela,
visto que o seu alto poder de corroséo pode resultar no desgaste dos tubos. Ademais, a alta taxa
de reacdo do HCI com o carbonato reduz a sua penetragdo na formagao rochosa, uma vez que
0 &cido reage excessivamente com a superficie do reservatdrio imediatamente préxima ao pogo
(HILL; SCHECHTER, 2000; SAYED; ASSEM; NASR-EL-DIN, 2014).

Por outro lado, os acidos organicos (formico e acético), em certas condi¢des, podem
substituir o HCI, como em reservatérios com altas temperaturas ou quando o petréleo da
formacéo apresenta uma quantidade significativa de asfaltenos em sua composicao, que podem
propiciar a formacdo de emulsdes ou borras devido aos ions de ferro provenientes da corroséo
excessiva das tubulacdes pelo HCI (CHANG; FOGLER, 2016; GARROUCH; JENNINGS,
2017).

Contudo, esses acidos apresentam diversas limitacdes que reduzem sua possibilidade de
utilizacdo. O acido acético e o férmico, ao reagir com o carbonato de calcio, produzem,
respectivamente, 0s sais acetato de calcio e o formiato de calcio como produto de reagdo. Esses
sais apresentam uma solubilidade relativamente baixa. Portanto, o &cido acético e o formico
costumam ser utilizados em concentragGes massicas inferiores a 13% e 9%, respectivamente.
Outra desvantagem diz respeito a baixa constante de dissociacao. Por se tratar de uma reacdo
de equilibrio, o CO; liberado durante a dissolucdo da rocha dificulta a liberagdo dos ions H™,
fazendo com que uma parte significativa do &cido ndo promova a dissolu¢do da matriz rochosa.
Dessa forma, o custo por massa de rocha dissolvida pelos acidos organicos se torna
consideravelmente maior quando comparado ao do HCI (CHANG et al., 2008; CHANG,;
FOGLER, 2016; FRENIER; ZIAUDDIN, 2013; ROBERT; CROWE, 2000).

Apesar das diferencas entre os acidos apresentados, a reacdo dos ions H™ com a
superficie da rocha carbonatica ocorre de acordo com as seguintes etapas reacionais: a
transferéncia de massa dos ions H* do seio da solucdo para a superficie da rocha carbonatica,
reacdo quimica entre os ions H* e a superficie da rocha (dissolucéo) e a transferéncia de massa
dos produtos da reacao da superficie do carbonato para o seio da solugdo, como mostrado na
Figura 2.12 (CHANG; FOGLER, 2016).
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Figura 2.12 — Etapas da reacéo de dissolucéo das rochas carbonéticas em meio acido.

Seio da solugao
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Etapa 1: Etapa 3:
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difusdo ou conveccao difusdo ou convecgdo

Etapa 2: Reacdo na superficie

Calcita — CaCO,

Mineral reativo
™S\ polomita — CaMg(CO0;),

Fonte: Adaptado de Hill e Schechter (2000).

Cada uma dessas etapas pode ser influenciada por diferentes fatores. Enquanto a cinética
da reacdo na superficie, que ocorre na segunda etapa, é significativamente influenciada pela
temperatura do meio reacional, as etapas de transferéncia de massa, por sua vez, sdo afetadas
por diferentes varidveis, como o fluxo convectivo do fluido, difusdo molecular e idnica e
viscosidade do fluido. Dessa forma, a taxa global de reacdo pode ser controlada pela cinética
de reacdo na superficie ou pela transferéncia de massa, a depender das condi¢des do sistema e,
consequentemente, da etapa lenta da reagdo (CHANG; FOGLER, 2016; HILL; SCHECHTER,
2000).

A reacdo quimica envolvendo o &cido e o carbonato de célcio (CaCOs3) do reservatério,
por se tratar de uma reacdo limitada pela transferéncia de massa dos ions H* para a superficie
rochosa, bem como dos produtos de reacdo para o seio da solucdo acida, pode ser controlada
alterando a taxa de difusdo e conveccdo do &cido (CHANG; FOGLER, 2016; FREDD,
CHRISTOPHER N.; HOEFNER; FOGLER, 2017; POURABDOLLAH, 2020).

Nessa perspectiva, alguns aditivos sdo capazes de reduzir a transferéncia de massa do
acido e dos produtos de rea¢do no meio, resultando em uma menor taxa global de reacéo do
acido com o carbonato. Esses sistemas aditivados sdo chamados de sistemas &cidos retardados
(traduzido do inglés, retarded acid system). Diversos autores vém estudando novas formas de
reduzir as desvantagens do HCI e potencializar os resultados da sua aplicagdo. Dentre as
alternativas, destacam-se o0s acidos gelificados, emulsificados (direta e inversa),

microemulsificados e auto-divergentes. De um modo geral, esses sistemas interferem na taxa
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global de reacdo devido ao aumento da viscosidade do fluido e, no caso dos sistemas
emulsificados, o encapsulamento de ions H* por micelas (ALDAKKAN et al., 2018; FREDD;
HOEFNER; FOGLER, 2017; MARTYUSHEV; VINOGRADOQV, 2021; ROBERT; CROWE,
2000; SIDDIQUI; NASR-EL-DIN; KHAMEES, 2006).

Com relacdo a formacdo dos wormholes, dependendo dos parametros empregados na
acidificacdo da matriz carbonatica, como composicdo da rocha, propriedades petrofisicas da
rocha, temperatura do ambiente reacional, taxa de injecdo e composi¢do da formulacéo &cida,
diferentes estruturas (ou padrdes) de wormholes podem ser produzidos (FREDD; HOEFNER,;
FOGLER, 2017). Essas estruturas sdo divididas em cinco tipos, sendo cada um deles

caracterizado pela sua forma e pelo seu consumo de &cido (Figura 2.13).

Figura 2.13 — Padr6es de wormholes em funcéo dos volumes porosos de acido necessarios para atravessa a

amostra.
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Fonte: Adaptado de Fredd, Hoefner e Fogler (2017).

-

Dentre os padrdes supracitados, 0 wormhole dominante apresenta a maior eficiéncia,
visto que um menor volume de acido é consumido para atingir maiores extensdes de
estimulacdo (CHANG; FOGLER, 2016). O numero adimensional de Damkdhler é o principal

parametro relacionado & formacgdo de wormholes. Esse nimero correlaciona a taxa de reacéo
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do &cido com 0 meio poroso e a taxa de transporte por convec¢do (Equacdo 17) (FREDD;
HOEFNER; FOGLER, 2017).

mdLk (17)
Da = q

Nessa formula, q é a vazdo no buraco de minhoca, d o didametro do buraco minhoca, L
0 comprimento e k é a taxa de dissolucdo global, que é diretamente dependente do sistema
rocha-fluido. Nesse contexto, sistemas acidos que apresentam baixa difusividade dos ions H*
do seio do fluido para a superficie rochosa exibem uma maior capacidade de penetracdo no
meio poroso antes de ser consumido, atingindo regides mais longinquas do reservatorio
(FREDD; HOEFNER; FOGLER, 2017).

2.6 Tensoativos na Acidificacdo de Matriz

Os tensoativos sdo aditivos comumente utilizados nos tratamentos de acidificacdo de
matriz. Além de serem utilizados no preparo das emulsdes e microemulsées acidas e dos fluidos
acidos auto-divergentes, também podem ser adicionados para desempenhar diferentes funcdes,
como tornar a formagdo molhavel a agua, quebrar emulsbes ou borras indesejaveis, reduzir a
tensdo superficial ou interfacial, inibir corrosdo, formar espumas, eliminar bactérias, solubilizar
outros aditivos e auxiliar na remogéo particulas finas (ALI; HINKEL, 2000; NASR-EL-DIN,
2000; WILLIAMS; GIDLEY; SCHECHTER, 1979)

Os tensoativos sdo moléculas majoritariamente organicas que possuem um grupo polar
em uma extremidade (hidrofilico) e um grupo apolar na outra extremidade (lipofilico), tornando
a molécula anfifilica. A parte apolar, denominada de cauda, é normalmente formada por cadeias
carbonicas, enquanto a parte polar, ou cabeca, pode variar de acordo com a sua natureza iénica.
Conforme a Figura 2.14, os tensoativos podem ser divididos em, pelo menos, quatro grupos:
cationicos, anidnicos, ndo idnicos e anfoteros (FRENIER; ZIAUDDIN, 2013; TADROS, 2014).
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Figura 2.14 — Classificagdo dos tensoativos de acordo com a composi¢do da parte polar: a) ndo idnico; b)
catiénico; ¢) anibnico; d) anfotero.

Fase Aquosa Fase Oleosa
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Fonte: Adaptado de Liu et al. (2013).

Os tensoativos cationicos sdo caracterizados pela carga positiva em seu grupo polar,
enguanto os anidnicos apresentam carga negativa. Ja os anfoteros, por sua vez, possuem cargas
positivas e negativas, podendo apresentar um comportamento catibnico em meio &cido e
anidénico em meio basico. O quarto grupo, composto pelos tensoativos ndo idnicos, possui
apenas cargas elétricas parciais. Dentre os tensoativos ndo ibnicos, 0s mais comuns, conhecidos
como tensoativos etoxilados, sdo sollveis em &gua devido a presenca um polimero feito de
Oxido de etileno (ALI; HINKEL, 2000; LIU et al., 2013; SCHECHTER, 1992; TADROS,
2014).

A classe dos ndo i6nicos etoxilados pode ser subdividida de acordo o tipo de molécula
que recebeu a adi¢ao dos Oxidos de etileno, como, por exemplo, os alcoois etoxilados, acidos
graxos etoxilados e alquilfendis etoxilados. Dentre os alquilfendis etoxilados, os tensoativos
baseados na molécula nonilfenol (Figura 2.15) sdo os mais utilizados devido ao seu baixo custo
e versatilidade (TADRQOS, 2014).

Figura 2.15 — Molécula de tensoativo nonilfenol etoxilado.
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Fonte: Sis, Chander e Chander (2005).

Devido as suas particularidades, cada classe de tensoativo apresenta uma série de
beneficios e limitagcBes. No que tange aos tensoativos anidnicos, esses compostos, devido as

cargas negativas, tendem a precipitar na presenca de jons multivalentes, como o Ca?* e Mg?*.
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Além disso, na acidificacdo de matrizes carbonaticas, ha uma tendéncia desses tensoativos
adsorverem na superficie dos carbonatos, que possuem carga superficial positiva em meio
acido, resultando na perda de tensoativo durante a penetracdo do acido na formacdo. Ademais,
em meio acido, pode haver a protonacdo dos tensoativos anidnicos, resultando ndo apenas no
consumo indevido de fons H*, como também no surgimento de uma nova fase rica em
tensoativo. Assim como 0s anifnicos, 0s tensoativos catidnicos sdo sensiveis a presenca de ions
multivalentes. Além disso, ambos o0s tensoativos, por terem cargas opostas, sdo incompativeis
e podem precipitar ao serem misturados (ALI; HINKEL, 2000; CASERO et al., 1999; NASR-
EL-DIN, 2016; SCHECHTER, 1992).

Com relacdo aos tensoativos ndo ionicos, eles se destacam pelo seu baixo custo e alto
potencial de utilizagdo. Por ndo possuirem cargas, sao compativeis com diversos produtos
quimicos utilizados nas operages de producdo de petr6leo, podendo, inclusive, formar
diferentes misturas com os tensoativos catidnicos e anidnicos para melhorar suas propriedades.
Essas caracteristicas fazem com que o0s ndo idnicos apresentem uma maior flexibilidade quando
comparados com os demais. Ainda referente aos ndo ibnicos, mais especificamente os
etoxilados, sua solubilidade em 4gua tende a aumentar de acordo com o tamanho do grupo polar
formado pelos 6xidos de etileno polimerizados. Em outras palavras, quanto maior for a
quantidade de grupos etoxilados na cabeca do tensoativo, maior sera sua afinidade com o meio
aquoso, Vvisto que sua interagdo com a agua se deve as ligacdes de hidrogénio proporcionadas
pela cadeia de éxidos de etileno (ALLEN; ROBERTS, 1989; ILLOUS et al., 2020; LUZ et al.,
2022; MUSHTAQ; AL-SHALABI; ALAMERI, 2023).

Por outro lado, o aumento da temperatura intensifica 0 movimento das moléculas de
agua que solvatam os oxigénios da parte polar, podendo resultar na quebra dessas ligacdes e,
consequentemente, na reducdo da solubilidade em agua. Caso a temperatura aumente o
suficiente, a solucdo se torna turva e surge uma nova fase. Essa temperatura € denominada de
ponto de névoa (do inglés, cloud point) (DALTIN, 2011; SCHECHTER, 1992).

Embora a temperatura de cloud point praticamente ndo varie com a concentracdo do
tensoativo, diversos compostos utilizados nas operacbes em campos de petroleo tém a
capacidade de reduzir a temperatura de névoa. Certos sais simples, como o NaCl e CaCly, que
podem estar presentes nos reservatérios ou serem produzidos durante a acidificacdo de matrizes
carbonaticas, também reduzem esse ponto. Portanto, nessas operacdes, o ponto de névoa dos
tensoativos ndo idnicos, a temperatura da formacéo, a composi¢do da solu¢do com o tensoativo
e a composicao dos fluidos do reservatorio sao variaveis essenciais para o sucesso da operagao.

Caso essa temperatura seja atingida, além de provocar um dano a formacéo pela obstrugc&o nos
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poros, o tensoativo perde suas propriedades superficiais e interfaciais, deixando de cumprir sua
funcéo na formulagéo. Dessa forma, as formulag¢Ges contendo tensoativos e aditivos devem ter
0 ponto de névoa avaliado antes de serem utilizadas (AL-GHAMDI; NASR-EL-DIN, 1997;
NASR-EL-DIN, 2016; SCHECHTER, 1992).

Antagonicamente, diversos aditivos sdo capazes de aumentar o ponto de névoa dos
tensoativos ndo idnicos e, consequentemente, sua possibilidade de uso. Certos autores
observaram que os alcoois de cadeia curta, como o metanol e o isopropanol, apresentam um
efeito positivo no ponto de névoa. Contudo, esse efeito se mostrou mais pronunciado em
solugBes com menor acidez, uma vez que os proprios ions H* também aumentam o ponto de
névoa, mas de uma forma mais significativa. Portanto, em meio acido, os ions H* exercem uma
influéncia mais expressiva, 0 que torna, nesses casos, o efeito dos alcoois de cadeia curta menos
relevante (AL-GHAMDI; NASR-EL-DIN, 1997; NASR-EL-DIN; AL-GHAMDI, 1996;
SCHOTT,; ROYCE; HAN, 1984; SHARMA; PATIL; RAKSHIT, 2003).

Outros beneficios podem ser atribuidos a adi¢do dos alcoois de cadeia curta no fluido
de estimulacdo. Como sdo capazes de reduzir as forcas capilares e, diferentemente dos
tensoativos, ndo sdo adsorvidos na superficie das rochas, esses alcoois contribuem tanto para
remocao de bloqueios causados pela presenca de dgua (water blocking), como também para
recuperar 0 &cido gasto resultante do processo de acidificagdo. Em ambos os casos, a
diminuicdo da saturacdo de agua resulta no aumento da permeabilidade relativa ao 6leo e ao
gas (ALI; HINKEL, 2000; ROBERT; CROWE, 2000).
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3 ESTADO DA ARTE

Diversos autores da comunidade cientifica vém estudando e desenvolvendo
formulagdes acidas retardadas com o intuito de evitar o consumo prematuro do &cido na
formacdo rochosa e, consequentemente, promover a formacéo de wormholes mais propicios a
producdo de petroleo utilizando uma menor quantidade de &cido no processo.

Sayed, Assem e Nasr-EI-Din (2014) avaliaram os efeitos da saturacdo de petréleo na
quantidade de volumes porosos de &cido cloridrico emulsionado utilizada para atravessar 0s
plugs de carbonato do tipo Indiana Limestone (IL), de 1,5 polegadas de diametro e 6 polegadas
de comprimento, em diferentes taxas de injecdo. Além disso, utilizaram imagens geradas por
tomografia computadorizada para analisar os padrdes de wormhole resultantes do processo de
acidificacdo. Com isso, constataram que a presenca de petréleo afetou significativamente o
desempenho da emulsdo &cida, tornando necessaria a inje¢cdo de maiores quantidades desse
sistema &cido.

Fayzi et al. (2015) investigaram a utilizacdo de dois novos sistemas acidos retardados
pela acdo de alcoois. Os agentes retardantes propostos eram compostos pela combinacéo de
alguns reagentes, como sulfeto de calcio, hidroxido de sodio, propanol, fenolftaleina e etanol.
O desempenho das formulagBes desenvolvidas foi comparado com um agente retardante
comercial (F-98) e acido cloridrico convencional (sem a presenca de aditivos). Para isso, 0s
autores utilizaram um sistema de disco rotativo (rotating disk apparatus — RDA) para medir as
taxas de dissolucdo de amostras de rocha dolomiticas. Os experimentos foram conduzidos com
solugdes de HCI com concentracdes de 20% (m/m) e 28% (m/m) em diferentes temperaturas
(30 °C, 45 °C, 60 °C e 75 °C). As formulagdes contendo os dois agentes retardantes
apresentaram resultados significativos de retardo em comparacao ao agente comercial (F-98).
No entanto, as composicGes e as propriedades dos sistemas &cidos desenvolvidos ndo
foram especificadas. Além disso, os ensaios de fluxo reativo em meio poroso ndo foram
realizados.

Cairns et al. (2016) estudaram sistemas acidos emulsionados na acidificagdo de
carbonatos em pogos profundos. Para isso, estudaram a estabilidade das solugbes em altas
temperaturas (de até 150 °C) e injetaram-nas em amostras de 12 polegadas de comprimento.
Como resultado, utilizando imagens da tomografia computadorizada, observou-se que a
utilizacdo de emulsdes acidas contribuiu para mitigar a dissolucdo de face, resultando em
padrdes de wormhole de melhor qualidade. Embora as emulsdes do tipo acido em oleo
apresentem um potencial de retardo de dissolucdo significativo, esses sistemas, além de
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apresentarem uma viscosidade muito elevada, sdo termodinamicamente instaveis, o que resulta
em uma separacdo das fases ao longo do tempo. Ademais, os autores ndo identificaram o
tensoativo e os demais aditivos utilizados.

Daeffler et al. (2018) desenvolveram e avaliaram dois sistemas acidos monofasicos com
acao retardada, sendo capazes de reagir com rochas carbonaticas em menores taxas de reacéo.
Os sistemas desenvolvidos foram comparados com uma emulsdo acida e acido cloridrico
convencional. Para isso, 0os autores injetaram as solugdes acidas em amostras de rocha
carbonatica do tipo Indiana Limestone (IL) com 1 polegada de didmetro e 6 polegadas de
comprimento, mantendo a pressdo do sistema em 1200 psi e temperaturas proximas a 93 °C e
149 °C. Por fim, concluiram que um dos sistemas acidos desenvolvidos, denominado de
SPRAZ2, por mais que fosse menos viscoso e ndo possuisse a fase acida encapsulada por uma
fase 6leo como na emulsdo inversa, apresentaram resultados similares aos dessa emulsdo com
relacdo a quantidade de volumes porosos de acido necesséria para atravessar a amostra de
carbonato (pore volume to breakthrough, ou PVy). Entretanto, os componentes e as
composicdes dos sistemas acidos nao foram especificados.

Aldakkan et al. (2018) propuseram a utilizagdo de um sistema acido retardado de baixa
viscosidade composto pela combinacdo de um &acido organico, acido cloridrico e inibidor de
corrosdo. Foram realizados testes preliminares de dissolucdo de rocha do tipo Indiana
Limestone utilizando diferentes concentragdes de HCI e acido organico. Ademais, foram
realizados testes de dissolugéo utilizando um sistema de disco rotativo e ensaios de fluxo reativo
em meio poroso. Os testes de dissolugdo confirmaram a eficacia do sistema desenvolvido em
retardar a taxa de reacdo. Além disso, os ensaios de fluxo mostraram resultados relevantes em
termos de PVt e padrdes de wormhole formados. Contudo, os aditivos utilizados ndo foram
identificados.

Carvalho et al. (2019) realizaram um estudo prospectivo para desenvolver
microemulsdes acidas para a acidificacdo de matrizes carbonaticas. No estudo, o querosene foi
utilizado como fase 6leo, acido cloridrico como fase aquosa, 1-propanol e etilenoglicol
monobutil éter como cotensoativos e os produtos da linha Ultrol (tensoativos nao iénicos com
1, 2, 7 e 10 grupos etoxilados). Foi realizado um estudo de equilibrio de fases para delimitar as
regibes de emulsdo, microemulsdo, gel e sistema bifasico no digrama de equilibrio
pseudoternario. Além disso, os autores identificaram os tipos de emulsdo formados, diametro
de goticula, estabilidade, densidade, viscosidade, potencial hidrogenionico (pH) e taxa de
reacdo com o carbonato. Os resultados mostraram que as microemulsdes com menores

concentracOes de HCI apresentaram uma melhor estabilidade. Ademais, os autores verificaram
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gue tanto a viscosidade do sistema quanto o tamanho das goticulas influenciaram na taxa de
reacdo. Embora o estudo tenha mostrado resultados promissores, além de necessitarem de
grandes concentragdes de aditivos, variando de 28% (m/m) a 84% (m/m), ndo foram realizados
ensaios de fluxo reativo em meio poroso, apenas experimentos de retardo de reagéo.

Reyes et al. (2020) estudaram o efeito de aditivos em diferentes concentracdes de acido
cloridrico (de 15% a 28%) na acidificacdo de carbonatos do tipo Indiana Limestone (IL). Para
iSs0, 0s testes foram realizados variando-se a temperatura (de aproximadamente 65,5 °C a 148,9
°C), taxa de inje¢éo (de 0,5 mL/min a 10 mL/min), porosidade (de 8% a 20%) e permeabilidade
dos plugs (de 0,2 mD a 800 mD). Os autores observaram gue 0 uso dos aditivos resultou em
um menor valor de PVy em todas as vazdes estudadas. Ainda que os sistemas acidos tenham
apresentado resultados promissores, os aditivos utilizados ndo foram especificados pelos
autores.

Wanderley Neto et al. (2021) avaliaram a utilizacdo de diferentes concentragdes de
tensoativos do tipo ndo iénico na composicao de fluidos &cidos a base de HCI 15% (m/m).
Dentre os tensoativos, foram utilizados os nonilfendis polietoxilados com onze, quarenta e cem
grupos etoxilados. Para a realizagdo do estudo, avaliou-se a estabilidade dos tensoativos em
meio &cido, tensdo superficial e taxa de reacdo desses &cidos com fragmentos de rochas
carbonaticas. Como resultado, observou-se que, além de compativeis com o meio acido, 0s
tensoativos foram capazes de promover um retardo de reacdo significativo em diferentes
condigOes de temperatura. Contudo, 0s autores ndo avaliaram o desempenho dos sistemas
acidos nos ensaios de fluxo reativo em meio poroso. Ademais, o ponto de névoa dos tensoativos
e as propriedades fisico-quimicas do acido gasto também nédo foram investigados.

Rodrigues et al. (2021) estudaram o efeito da injecdo de um sistema &cido contendo
90% (m/m) de acido cloridrico 15% (m/m) e 10% (m/m) de tensoativo nonilfenol com 100
grupos etoxilados em rochas carbonaticas do tipo Desert Pink com 3,81 cm de diametro e 7,62
cm de comprimento. Para isso, tanto o fluido acido estudado quanto o HCI 15% (m/m) foram
injetados em diferentes vazdes (0,5, 2, 5 mL/min) para compara¢do. Nesse estudo, constatou-
se que a aplicacdo do fluido contendo tensoativo resultou em wormholes do tipo dominante em
todas as vazoes, bem como necessitou de um menor volume para atravessar a amostra. Apesar
de terem sido realizados ensaios de fluxo reativo em meio poroso, apenas uma molécula de
tensoativo foi avaliada.

Portanto, dadas as limitagcfes dos diversos sistemas supracitados, o desenvolvimento de
um fluido de estimulacdo composto por &cido cloridrico retardado pela acao de tensoativos ndo

ibnicos da classe nonilfenol polietoxilado e etanol se mostra uma alternativa relevante, visto

Guilherme Mentges Arruda Tese de Doutorado — PPGEQ/UFRN — 2023



Capitulo 3 — Estado da Arte 47

gue 0s sistemas compostos por esses tensoativos, além de simples e versateis, exibiram
resultados promissores na formacgédo de wormholes durante os testes laboratoriais. Ademais, 0
etanol atribui caracteristicas relevantes a formulacéo, uma vez que contribui significativamente
para 0 aumento do ponto de névoa e reducdo da tensdo superficial das formulacfes, como
também apresenta um baixo custo de obtencdo por ser largamente fabricado no Brasil.

Nessa perspectiva, o presente estudo apresenta o desenvolvimento de fluidos de
estimulacdo contendo trés tensoativos ndo i6nicos com diferentes graus de etoxilacdo. Esses
sistemas possuem etanol em sua composicao para melhorar as propriedades fisico-quimicas das
formulagdes antes e depois da dissolugdo das rochas carbonaticas. Além do desenvolvimento,
os sistemas foram avaliados em diversos tipos de testes para elucidar o comportamento dos

sistemas em diferentes aspectos da acidificacdo de matrizes carbonaticas.
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4 MATERIAIS E METODOS

O presente capitulo apresenta de forma detalhada os materiais — incluindo produtos
quimicos de pureza analitica (P.A.) e amostras de rocha e de petrdleo — e os métodos
experimentais utilizados na pesquisa. Visando estrutura-lo de forma clara e didatica, o estudo
foi segmentado em trés etapas, sendo elas: caracterizagdes, ensaios de bancada e ensaios de
fluxo.

Na etapa de caracterizacdo, foram avaliadas as propriedades pertinentes as rochas
carbonéticas, ao petréleo, aos fluidos de estimulacdo desenvolvidos, referidos adiante como
acidos vivos, e aos produtos de reacdo desses fluidos acidos com o carbonato de célcio,
intitulados como &cidos gastos.

A segunda etapa abrange os ensaios realizados em escala de bancada. Esses
experimentos foram realizados com o objetivo de avaliar a estabilidade dos sistemas em funcéo
da temperatura, a corrosividade dos sistemas, o tempo de reacdo desses sistemas com as rochas
carbonaticas, bem como sua interacdo com a rocha carbondtica e com uma amostra
representativa de petroleo.

Os ensaios de fluxo, relacionados a terceira etapa, buscam estudar a influéncia das
propriedades fisico-quimicas dos sistemas acidos no processo de dissolucdo das rochas e,
consequentemente, na formacdo de wormholes. Diferentemente dos testes de bancada, esses
ensaios tém como objetivo principal a obtencdo de dados decorrentes da injecdo do sistema

acido na amostra. A estrutura analitica dos experimentos encontra-se detalhada na Figura 4.1.
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Figura 4.1 — Etapas experimentais do projeto.
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Fonte: Autor (2023).

4.1 Materiais

Duas fases aquosas foram utilizadas para a preparacdo das solugbes desenvolvidas:
acido vivo, que consiste em acido cloridrico (15% m/m), e &cido gasto, composto por uma
solucéo de cloreto de calcio (CaClz), que corresponde ao acido vivo apds reagir com o carbonato
de célcio (CaCOgz), conforme demonstrado anteriormente pela Equacdo 15. O estudo das
propriedades fisico-quimicas das formulagbes contendo &cido gasto foi necessario para
verificar o comportamento da formulacdo apos a reacdo de acidificagdo e se ela apresentaria
propriedades que poderiam dificultar a saida do reservatdrio, causando novos danos.

As solugBes contendo acidos vivos foram preparadas com HCI 15%, tensoativo e etanol.
Ja as solugdes contendo os acidos gastos foram obtidas diluindo-se o cloreto de célcio di-
hidratado (CaCl>-H20 99,5%, Dindmica) em agua destilada até atingir uma concentracao
equivalente a do HCI no &cido vivo, mantendo-se a proporcao dos aditivos (tensoativo e etanol)
e ajustando-se o pH para 3, conforme descrito em API 42 (1992).

Acido cloridrico (37% m/m, Dinamica) foi diluido a 15% (m/m) com a adic&o de agua
destilada. Em seguida, a concentracéo final da solu¢do de HCI foi validada usando um padréo

secundario (NaOH) padronizado com um padrdo primario (biftalato de potassio 99%, Synth).
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Além disso, foram utilizados etanol (99,5%, Dinamica) e tensoativos ndo iénicos do tipo
nonilfenol com 100, 40 e 11 grupos etoxilados (NP 100EO, NP 40EO e NP 11EO,
respectivamente) (99%, Oxiteno S.A.).

Os tensoativos ndo iénicos foram escolhidos por serem mais tolerantes ao meio &cido e
aos ions multivalentes. Ademais, sdo mais compativeis com outros aditivos e tensoativos
guando comparados aos ibnicos. Estas caracteristicas sao essenciais para manter a acidez e a
estabilidade do sistema.

No que diz respeito as amostras de carbonato de célcio, foram utilizadas rochas da
formacdo Jandaira (Rio Grande do Norte, Brasil) e do tipo Indiana Limestone (IL). Os
carbonatos Jandaira, devido a sua maior disponibilidade, foram usados para avaliar o tempo de
reacdo entre solugdes acidas e carbonato. Antes de serem utilizadas, as rochas Jandaira (Figura
4.2) foram trituradas, peneiradas, aquecidas para a remocao da umidade e caracterizadas quanto

a sua composicao.

Figura 4.2 — Rochas da formacdo Jandaira antes do processo de fragmentacdo e peneiramento

Fonte: Autor (2023).

Ja os carbonatos IL (Figura 4.3) sdo as rochas mais empregadas nos estudos de
acidificacdo de matriz, conforme observado na literatura. Essa padronizacdo se da devido ao
seu alto teor de CaCOs3 (superior a 90%) e a sua menor heterogeneidade quando comparados
com outras rochas carbonaticas. Nessa perspectiva, essas rochas foram utilizadas para avaliar
diferentes aspectos da interacdo rocha-fluido de estimulacdo, como a dissolucdo da matriz
rochosa nos ensaios de fluxo e a mudanca de molhabilidade causada pela acdo dos tensoativos.
Essas amostras foram nomeadas e caracterizadas com relacdo a porosidade, permeabilidade e
COMpOSiGao.
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Figura 4.3 — Amostras de rocha carbonatica do tipo Indiana Limestone.

E,Eq‘,*vr . 7 i

Fonte: Autor (2023).

4.2 Preparo das FormulacGes

Trés sistemas foram preparados usando &cido vivo ou &cido gasto como fase aquosa,
etanol absoluto e tensoativo ndo idnico nonilfenol com cem, quarenta ou onze grupos etoxilados
(NP 100EO, NP 40EO ou NP 11EO, respectivamente).

Em trabalhos anteriores, os autores verificaram que as formulacdes contendo 10%
(m/m) de tensoativo foram capazes de promover um aumento significativo no tempo de
dissolugdo &cida da calcita, permitindo a formagdo de buracos de minhoca (wormholes) de
padrdo dominante em diferentes vazdes durante os testes de fluxo reativo em meio poroso em
um sistema de injecdo de fluidos em amostras de rochas (core flooding system) (RODRIGUES
etal., 2021; WANDERLEY NETO et al., 2021).

Neste contexto, cinco composi¢cfes monofésicas de cada sistema (Figura 4.4) —
mantendo 90% de fase aquosa (HCI 15% m/m ou solucdo de CaCl,) — foram selecionadas para
serem caracterizadas e utilizadas em experimentos de bancada para avaliar o tempo de reacdo
dessas solucdes com pastilhas de carbonato Jandaira. As composicdes estudadas sdo

apresentadas na Tabela 4.1.
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Figura 4.4 — Regido do diagrama ternario contendo as composicdes estudadas.
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Fonte: Autor (2023).

Tabela 4.1 — Composic¢do das formulag@es contendo tensoativo, etanol e fase aquosa (acido vivo ou acido gasto).

Fase Aquosa* (% m/m) Tensoativo** (% m/m) Etanol (% m/m)
90,0 0,0 10,0
90,0 0,5 9,5
90,0 5,0 5,0
90,0 9,5 0,5
90,0 10,0 0,0

*Solucdo de HCI 15% (m/m) para o &cido vivo ou solucdo de CaCl, para o acido gasto.
**Tensoativo nonilfenol com cem, quarenta ou onze grupos etoxilados.
Fonte: Autor (2023).

As formulagdes que apresentaram os melhores resultados nas analises de caracterizagdo
e de retardo de reacdo, conforme seré discutido nos proximos topicos, foram selecionadas para

0s demais ensaios de bancada e de fluxo.

4.3 Caracterizagdes

No presente tépico serdo discutidos os métodos experimentais utilizados nas
caracterizacdes das formulacbes acidas desenvolvidas, do petroleo e das rochas carbonaticas.
Essas caracterizacdes servirdo de base tanto para selecionar as formulacdes mais promissoras
para 0s experimentos subsequentes, como tambem para discutir os resultados desses

experimentos.
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4.3.1 Formulactes

As formulagdes em questdo foram caracterizadas buscando compreender como a
quantidade de grupos etoxilados do tensoativo, a propor¢do dos componentes da mistura e a
fase aquosa utilizada (acido vivo ou acido gasto) afetam as propriedades fisico-quimicas desses

sistemas acidos, como a tensdo superficial, viscosidade dindmica e ponto de névoa.

4.3.1.1 Tensao superficial

A anélise da tensdo superficial foi realizada em temperatura ambiente (25 °C) para
avaliar a influéncia do tensoativo e do etanol tanto no acido vivo quanto no acido gasto. Essa
propriedade influencia diretamente na facilidade de penetracdo da solucdo acida na formacéo e
remocdo dos produtos da reacdo, evitando assim maiores danos. Para isso, foi utilizado um

tensidometro SensaDyne, modelo QC-6000.

4.3.1.2 Viscosidade dinamica

As medicOes de viscosidade foram realizadas para avaliar o efeito da concentracéo de
tensoativo e etanol na viscosidade dos sistemas com &cido vivo ou gasto. Essa propriedade
interfere no fluxo do fluido e na difusdo dos ions H* do fluido para a superficie da rocha,
reduzindo a taxa de dissolugdo do carbonato. Para tanto, foi utilizado um viscosimetro capilar

em banho-maria a uma temperatura de 25 °C, como mostrado na Figura 4.5.
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Figura 4.5 — Viscosimetro capilar do tipo Cannon-Fenske em um banho-maria.

Fonte: Autor (2023).

A anélise se iniciou com a transferéncia de 10 mL da solucéo para o viscosimetro capilar
através do tubo de maior diametro. Em seguida, aplicou-se uma forca de suc¢do no tubo de
menor diametro até que o fluido completasse as duas camaras ovais. Para realizar a sucgao,
utilizou-se uma seringa com capacidade de 50 mL e uma mangueira flexivel de silicone.

Ao remover a mangueira, devido a acdo da gravidade, o fluido comeca a retornar para
sua posicao inicial, esvaziando as camaras ovais. Dessa forma, para determinar o tempo de
escoamento, iniciou-se a cronometragem quando o menisco do fluido passou pela marcagédo
entre as camaras. Assim que o fluido esvaziou a segunda cAmara e 0 menisco cruzou a segunda
marcacao, o crondmetro foi pausado e o tempo anotado. A viscosidade foi calculada através da
Equacéo 18.

Psts (18)

Us = Hp,0o 7
2" pu,otu,o
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As variaveis g, ps € tg representam, respectivamente, a viscosidade, densidade e tempo
de escoamento da solucdo avaliada. Por outro lado, py,o, Pu,0 € tu,o S30 equivalentes a

viscosidade, densidade e tempo de fluxo da 4gua destilada.

4.3.1.3 Ponto de névoa dos fluidos de estimulacao

Os tensoativos ndo i6nicos etoxilados podem apresentar queda de solubilidade em meio
aquoso quando aquecidos, o que leva ao aparecimento de uma segunda fase. A temperatura na
qual isso ocorre é chamada de ponto de névoa, pois a solucdo torna-se turva. O surgimento
dessa segunda fase ndo apenas altera as propriedades do tensoativo, como também pode gerar
novos danos. Além disso, a partir desse ponto, o tensoativo torna-se mais apolar, podendo
aumentar sua adsorcdo na rocha carbonatica e, consequentemente, reduzir sua concentracdo na
solucéo.

Para esse estudo, foi executada a metodologia proposta por Das et al. (2020). Assim, as
solugdes foram transferidas para uma proveta e aquecidas separadamente em um banho-maria
composto por um agitador magnético com controle de temperatura e um béquer até ficarem

totalmente turvas, conforme demonstrado pela Figura 4.6.

Figura 4.6 — Mudanca de aspecto visual da solucéo ao atingir o ponto de névoa.
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Fonte: Autor (2023).
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Tanto a solugdo quanto o banho-maria foram agitados continuamente ao longo do
experimento. O ponto de névoa foi medido com um termdmetro localizado diretamente na
solucdo. Neste caso, foi utilizado um termémetro de vidro para os &cidos vivos, pois o0 acido
cloridrico aquecido reage excessivamente com estruturas metalicas, e um termémetro digital

foi utilizado para o acido gasto.

4.3.2 Petréleo

O petrédleo utilizado nos experimentos de mudanca de molhabilidade e de emulsificacdo
das formulagdes em petroleo, proveniente de um campo de 6leo pesado do nordeste brasileiro,
foi caracterizado quanto a sua densidade (°APl), reologia e teor de sedimentos e agua (BSW).
Essas analises sdo relevantes para o presente estudo, visto que podem impactar diretamente nos

ensaios de mudanca de molhabilidade e de emulsificacdo das formulagdes em petroleo.

4.3.2.1 Densidade

Para a obtencdo dos valores de densidade, utilizou-se um densimetro da marca Anton
Paar, modelo DMA 4500 M, como mostra a Figura 4.7. Para tanto, a temperatura do
experimento foi ajustada para 15,6 °C (equivalente a 60 °F). Em seguida, a amostra de 6leo foi
injetada no equipamento utilizando uma seringa. Para uma maior confiabilidade da analise, 0s

testes foram realizados em duplicata.

Figura 4.7 — Densimetro Anton Paar, modelo DMA 4500 M.
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O °API foi calculado pela Equacéo 2, na qual a variavel d};’g representa a densidade do

petréleo na temperatura do experimento.

) (2)

15,6
15,6

°API = — 1315

4.3.2.2 Andlise reoldgica

O comportamento reoldgico da amostra de petréleo foi determinado em um rebmetro
da marca Anton Paar, modelo MCR 92, utilizando uma geometria do tipo cone-placa. A amostra
foi submetida a uma faixa de cisalhamento de 0,1 a 1000 s™* nas temperaturas de 25 °C e 65 °C.

4.3.2.3 Andlise basica de sedimentos e agua (Basic Water and Sediments - BSW)

A anélise de BSW foi realizada com base na norma PETROBRAS-N2381. Para tanto,
transferiu-se 50 mL da amostra de petroleo e 50 mL de querosene para um tubo de centrifuga
do tipo ASTM de 100 mL. Na sequéncia, esse recipiente contendo a mistura foi agitado e
aquecido com o auxilio de um banho termostatico a 60 °C por 15 minutos.

Feito isso, iniciou-se a etapa de centrifugacdo na qual a amostra foi rotacionada em uma
frequéncia de 1800 rpm por 10 minutos, mantendo-se a temperatura constante em 60 °C. Em
seguida, por meio de uma inspecdo visual, aferiu-se o0 volume de sélidos e sedimentos (S, em
mL). Sabendo o volume da amostra de petréleo (V, em mL), foi possivel calcular o valor de

BSW por meio da Equacéo 19.

S
BSW = v 100% (19)

4.3.3 Rochas carbonaticas

A composicdo da rocha é uma variavel gue influencia diretamente nos testes de tempo
de reacdo, molhabilidade e de fluxo reativo em meio poroso. Portanto, essas caracterizagoes

séo essenciais para o desenvolvimento do presente estudo.
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As rochas carbonéticas da formacdo Jandaira e Indiana Limestone foram fragmentadas
e peneiradas em malha com abertura de 0,106 mm (150 mesh) para a realizacdo das analises de
difracdo de raios X (DRX) e fluorescéncia de raios X (FRX). Essas andlises foram realizadas
para determinar a mineralogia das rochas e validar a fragdo de componentes carbonaticos, como
calcita e dolomita.

Ja as demais amostras de Indiana Limestone, utilizadas posteriormente nos ensaios de
fluxo, tiveram os seus valores de porosidade determinados em porosimetro por expansao de gas
hélio, enquanto os valores de permeabilidade foram obtidos durante as etapas iniciais do préprio
ensaio de acidificagao.

4.3.3.1 Andlise de difracdo de raios X (DRX)

A andlise de DRX foi realizada em difratdmetro Rigaku, modelo MiniFlex II, utilizando
radiacdo Cu-Ka (A = 1,5406 A) com monocromador de grafite. A taxa de varredura foi de
1°/min, passo de 0,02°, para uma faixa 260 de 10° a 80° com uma corrente de 30 mA e uma
tenséo de 30 kV.

4.3.3.2 Fluorescéncia de raios X (FRX)

A analise de FRX foi feita em um aparelho Bruker S2 Ranger usando anodo de Pd ou
Ag, poténcia maxima de radiacdo de 50 W, tensdo maxima de 50 kV, corrente maxima de 2
mA e detector XFlash® Silicon Drift.

4.3.3.3 Porosidade

As amostras de Indiana Limestone foram classificadas e agrupadas de acordo com 0s
seus valores de porosidade. Buscando reduzir os erros experimentais, as amostras foram secas
previamente em uma estufa a vacuo da marca Vinci Technologies, modelo DR3003, a 100 °C
por 24 horas (Figura 4.8). Ap6s a secagem, foram pesadas em uma balanca digital de alta
precisdo (Shimadzu, model ATY224).
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Figura 4.8 — Estufa a vacuo utilizada para secagem de amostras de rocha.

Fonte: Autor (2023).

Em seguida, as amostras de rocha tiveram suas dimensdes verificadas com um
paquimetro digital (Mitutoyo), obtendo aproximadamente 7,6 cm de comprimento e 3,8 cm de
diametro (ou 3 pol por 1,5 pol) em todas as amostras. Os ensaios de porosidade foram realizados
em um porosimetro por expansdo de gas hélio da marca Vinci Technologies, modelo HEP-E,

conforme a Figura 4.9.

Figura 4.9 — Porosimetro por expansédo de gas hélio utilizado para a analise de porosidade das amostras de rocha.

Fonte: Autor (2023).
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4.4 Ensaios de Bancada

Apbs a concluséo das caracterizagcOes, foram executados os ensaios de bancada. Como
ja mencionado anteriormente, tanto as caracterizacdes quanto a taxa de dissolucdo dos
carbonatos nos sistemas acidos, que serdo discutidos posteriormente, serviram de parametro
para selecionar a melhor composigéo de cada sistema para ser testada nos demais ensaios de
bancada e nos ensaios de fluxo. Vale destacar que essas composi¢des foram escolhidas por
apresentarem um equilibrio entre as propriedades avaliadas. Além disso, por questdes
econdmicas, buscou-se utilizar uma menor quantidade de tensoativos sem prejudicar o retardo
da reacéo.

Os ensaios de bancada sdo experimentos realizados em pequena proporcéo (escala de
bancada) que buscam avaliar as propriedades dos fluidos em diferentes aspectos da estimulacéo
acida. Esses experimentos sdo importantes para o estudo, pois ao variar a composi¢do dos
fluidos de estimulacdo, certas caracteristicas (como, por exemplo, o retardo da reacdo) podem
ser melhoradas em detrimento de outras. Dessa forma, esses ensaios fornecem uma visao
holistica dos sistemas desenvolvidos, tornando evidentes os seus pontos favoraveis e suas

limitagOes para que sirvam de base para futuras adequagdes.

4.4.1 Taxa de dissolucdo das amostras de carbonato

Os carbonatos séo rochas sedimentares compostas principalmente por calcario (calcita,
CaCO:s) e dolomito (dolomita, CaMg(COs)2). A dissolucdo dessas rochas em acido cloridrico
(HCI) libera moléculas de agua (H-0), diéxido de carbono (COy) e sais sollveis, como cloreto

de célcio (CaCl,) e/ou magnésio (MgCl»), conforme as Equacdes 15 e 16.

CaCOs + 2HCl - CaCl, + H,0 + CO, 1 (15)

CaMg(C0s), + 4HCl - CaCl, + MgCl, + 2H,0 + 2C0, 1 (16)

O pé de carbonato foi transformado em pastilha para avaliar a velocidade de reacédo do
sistema, conforme método proposto pelos autores em estudo anterior (WANDERLEY NETO

et al., 2021). Este procedimento foi realizado para evitar o transporte de carbonato de calcio
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para fora do meio reacional devido a liberagdo de CO.. Para tanto, aproximadamente 1 mL de
agua destilada foi adicionado a um recipiente contendo 0,5 g de carbonato de calcio em po da
formacéo Jandaira, Rio Grande do Norte.

Em seguida, o recipiente foi agitado manualmente e colocado em repouso para que a
rocha fosse distribuida uniformemente na parte inferior do recipiente apds sua decantac&o.
Posteriormente, os recipientes foram transferidos para uma estufa e passaram por duas etapas
de secagem. Na primeira etapa, a temperatura foi mantida a 95 °C por 4 horas para retirar o
excesso de agua sem danificar a estrutura da pastilha devido a ebuli¢do da 4gua. Ja na segunda
etapa, a temperatura foi aumentada para 140 °C por 2 horas para remover qualquer umidade
remanescente e consolidar a pastilha de carbonato.

Apds sua preparacdo, os recipientes com as pastilhas de carbonato e as solucgdes de &cido
vivo foram colocados separadamente em banho-maria para manter a temperatura constante em
25 °C durante todo o experimento. Apds atingir o equilibrio térmico, 5 mL de cada solucéo
acida foram adicionados ao seu respectivo recipiente. Em cada teste, um crondmetro foi
acionado no inicio da reacdo e pausado apds todo o carbonato ser consumido (Figura 4.10).

Todos os ensaios foram realizados em triplicata.

Figura 4.10 — Representacdo da dissolucdo das pastilhas de carbonato de célcio em diferentes momentos.
v Solugdo acida

)
3
o)
s]

|HH|HH|HH |HH|HH|\H\|\W]WHTW\|

l

|HH|HH|HH| |HH|HH|\H\|\WTWHTW\|

l
l

\H|HH|HII|HH|HH|IWWWWHHPHHHH |HH|HH|HH|\W]WHTW\|
\H|\H\|H|||HH|HH||HTIWWW|HH|HH|\|H|HH|HH|HH|\H\|\WTWWW\|

oo
o
|
|

I Pastilhade rocha carbonatica [ ] Espuma [ ] Solugdo dcida com bolhas e produtos de reacio
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Fonte: Autor (2023).
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4.4.2 Avaliacdo da emulsificacdo das formulacdes em petroleo

O presente teste tem 0 objetivo de avaliar a interagcdo dos fluidos desenvolvidos (acido
vivo e 4cido gasto) com uma amostra representativa de petréleo previamente caracterizada,
conforme o Topico 4.3.2. Com isso, buscou-se determinar a tendéncia do agente tensoativo
presente na formulacdo em aumentar ou reduzir a emulsificacdo de um determinado sistema
6leo-acido. Para tanto, utilizou-se 0 método proposto pela norma APl RP 42 (1990).

Esses sistemas acidos utilizados nos experimentos foram nomeados de acordo com o
tensoativo presente na solucdo (NP 11EO, NP 40EO e NP 100EO). Conforme discutido no
Topico 4.4, as formulacBes estudadas eram compostas por 90% (m/m) de fase aquosa, 5%
(m/m) de etanol e 5% (m/m) de tensoativo. Os sistemas sem aditivos (tensoativo e etanol),
utilizados para fins de comparacao e controle, foram denominados de branco, tanto para o acido
Vivo quanto para o acido gasto.

Uma vez que a presenca de sélidos de pequena granulometria, que sdo conhecidos como
finos (ou fines) e costumam ser gerados durante a estimulacdo de pocos, pode interferir na
estabilidade de possiveis emulsdes, adicionou-se 2,25 g de silica em pd peneirada (325 mesh)
e 0,25 g de bentonita a 50 mL das solu¢des supracitadas, totalizando 2,5 g de solidos.

Em seguida, transferiu-se 50 mL de petréleo para o recipiente contendo os sélidos e a
formulacdo, resultando em uma razao volumétrica 6leo-sistema acido de 50-50. Para promover
a mistura dos fluidos, utilizou-se um misturador da marca Hamilton Beach, modelo HMD200-
CE, com 300 W de poténcia (Figura 4.11).

Guilherme Mentges Arruda Tese de Doutorado — PPGEQ/UFRN — 2023



Capitulo 4 — Materiais e Métodos 64

Figura 4.11 — Misturador Hamilton Beach, modelo HMD200-CE.

e N

Fonte: Autor (2023).

As amostras foram homogeneizadas por 30 segundos e transferidas para uma proveta
de 100 mL. Os sistemas ficaram expostos a uma temperatura de 25 °C, conforme recomendado
pela norma, e foi observado o volume de separacdo da fase aquosa no decorrer do experimento
(Figura 4.12).

O percentual de separacéo (Se) foi calculado por meio da Equacéo 20, que considera o

volume inicial (Vi) e final (V) da fase mais densa.

v 20
Sy, = -2 100% (20)
Vi
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Figura 4.12 — Representacdo da separacdo da dgua com o passar do tempo.

) Il Fase dleo
Apds 24 horas B Emulso

[] Fase aquosa

Fonte: Autor (2023).

A matriz experimental, que descreve as condic¢des utilizadas em cada ensaio, esta

descrita na Tabela 4.2.

Tabela 4.2 — Condicdes experimentais dos testes de emulséo.
Raz&o Volumétrica
Oleo/Acido

Ponto Experimental  Sistema  Fase Aquosa*

Branco
NP11EO
NP40EO

NP100EO

Branco
NP11EO
NP40EO

8 NP100EO

*Solucdo de HCI 15% (m/m) para o acido vivo ou solucao de CaCl, para o acido gasto.
Fonte: Autor (2023).

Acido Vivo

50-50

Acido Gasto

~N O Ok, W N

4.4.3 Molhabilidade das rochas

A molhabilidade é uma propriedade importante das rochas que compdem o0s
reservatorios de petrdleo, visto que interfere diretamente na adesdo do petréleo na rocha e,
consequentemente, no desempenho desse reservatorio. Os agentes tensoativos sdo moléculas
capazes de adsorver na superficie das rochas e alterar sua molhabilidade. Dessa forma, ha a
necessidade de avaliar a interagdo dos tensoativos utilizados no presente estudo com as rochas

carbonaticas.
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Nessa perspectiva, 0s experimentos de angulo de contato foram realizados para avaliar
a influéncia dos agentes tensoativos na molhabilidade das rochas carbonéticas do tipo Indiana
Limestone. A alta concentracdo de ions H™ inviabiliza a avaliacdo do acido vivo, uma vez que
esses ions reagem com o carbonato de célcio. Essa dissolucdo ndo apenas dificulta a
estabilizagdo do sistema, como também gera uma camada de espuma que impede a visualizacdo
do angulo de contato. Sendo assim, apenas as formulacdes contendo acido gasto como fase
aquosa foram utilizadas.

As formulagdes estudadas eram compostas por 90% (m/m) de fase aquosa, 5% (m/m)
de etanol e 5% (m/m) de tensoativo, conforme discutido no Tépico 4.4. Mantendo o padrdo, 0s
sistemas foram nomeados conforme o tensoativo utilizado. Ja a solucdo de &cido gasto sem
aditivos, utilizada para fins de comparacéo, foi denominada de branco. Com relacao as rochas
utilizadas, em um primeiro momento optou-se pela confeccdo e utilizacdo de pastilhas
preparadas a partir do pé da rocha, uma vez que a superficie ficaria mais lisa e homogénea.
Contudo, ap0s diversas tentativas, observou-se que as pastilhas se desmanchavam apés o
contato com o0 meio aquoso. Portanto, nesse caso, priorizou-se amostras de rocha consolidadas.

Os ensaios de angulo de contato foram realizados seguindo dois métodos: método de
gota séssil (sessile drop method) e método da gota cativa (captive drop method).

No primeiro, uma amostra representativa de rocha foi cortada no formato de um disco.
Logo em seguida, esse disco foi dividido em quatro partes iguais (Figura 4.13). Cada parte foi
mantida em uma solucdo de acido gasto distinta (branco, NP 11EO, NP 40EO e NP 100EQ)
por 24 horas a 25 °C. Feito isso, essas amostras foram transferidas para uma estufa na qual
foram aquecidas a 70 °C por 24 horas. Apo6s o periodo de secagem, iniciou-se a medigdo do
angulo de contato em um equipamento da marca Kruss, modelo DSA100.

Para a execucdo do experimento, a amostra foi posicionada em uma plataforma no
interior do equipamento e uma gota de adgua destilada foi aplicada na superficie da amostra por
meio de uma seringa. Feito isso, uma imagem do liquido em contato com a superficie sélida foi
capturada e o angulo de contato entre os dois foi medido. Esses experimentos foram conduzidos
a 25 °C.

Guilherme Mentges Arruda Tese de Doutorado — PPGEQ/UFRN — 2023



Capitulo 4 — Materiais e Métodos 67

Figura 4.13 — Amostra de rocha utilizada nos ensaios de angulo de contato.

Fonte: Autor (2023).

Ja no segundo método utilizado, as amostras foram cortadas em formato de meio disco
para que pudessem se manter suspensas no suporte de uma cuba de vidro. Cada pedaco de
amostra de rocha foi submerso na sua respectiva solucéo de acido gasto (branco, NP 11EO, NP
40EO e NP 100EO) por um periodo de 3 horas em temperatura ambiente para possibilitar a
adsorcdo do tensoativo na sua superficie.

Para a realizacdo do experimento, a amostra de rocha selecionada foi transferida para a
cuba de vidro contendo o mesmo acido gasto que a amostra havia entrado em contato. Em
seguida, uma agulha de seringa com o formato de gancho aplicou gotas de petrdleo na solucéo.
Essas gotas, por apresentarem uma menor densidade, migram para a parte superior do recipiente
até atingirem a rocha. Por fim, capturou-se uma imagem da gota de petréleo em contato com a
superficie da rocha e mediu-se o0 angulo de contato entre os dois (Figura 4.14). Assim como no

método da gota séssil, os experimentos foram conduzidos a 25 °C.

Figura 4.14 — Medida de angulo de contato pelo método da gota cativa (Captive Drop Method).

Fonte: Autor (2023).
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4.4.4 Ensaios de corrosao

Os fluidos acidos utilizados nos tratamentos de acidificacdo de matriz costumam conter
anticorrosivos em sua composicdo para evitar a corrosdo de tubos e equipamentos durante o
processo. Nesse contexto, os ensaios de corrosdo foram realizados com o intuito de avaliar a
capacidade de inibicdo de corrosdo dos tensoativos utilizados.

O sistema adotado para 0s ensaios € composto por um potenciostato, célula eletrolitica,
eletrodo de trabalho, eletrodo de referéncia e contraeletrodo. O equipamento em questdao € um
potenciostato/galvanostato da marca Metronm Autolab, modelo PGSTAT302N, com o
software NOVA 1.11.2, conforme Figura 4.15. Com relacdo ao método experimental, foi
empregada a técnica de voltametria de varredura linear (ou Linear Sweep Voltammetry, LSV)
em condicdo potenciostatica com uma velocidade de varredura de 10 mV/s, intervalo de
potencial de -1 V a-0,1 V e temperatura de 25 °C.

Figura 4.15 — Potenciostato/galvanostato utilizado nos ensaios de corrosividade.

Fonte: Autor (2023).

As formulacdes avaliadas, como ja abordado no Topico 4.4, eram compostas por 90%
(m/m) de &cido vivo, 5% (m/m) de etanol e 5% (m/m) de tensoativo. O eletrodo de trabalho,
exibido na Figura 4.16, foi confeccionado a partir de uma pipeta de Pasteur, um fio de cobre
rigido, resina epoxi e um disco de ago carbono AISI 1010 de 1,3 cm de didmetro. O disco de
aco foi polido cuidadosamente para evitar erros experimentais advindos da polarizagdo. Com
relacdo aos demais eletrodos, utilizou-se um de Ag/AgCl 3M como eletrodo de referéncia e um

de platina como contraeletrodo.
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Figura 4.16 — Eletrodo de trabalho confeccionado para os ensaios de corroséo.

Fonte: Autor (2023).

4.5 Ensaios de Fluxo Reativo em Meio Poroso

Uma vez realizadas as caracterizagcGes e os ensaios de bancada, as formula¢bes com as
mesmas composic¢des de acido vivo, tensoativos e etanol estudadas nos testes de molhabilidade,
emuls&o e corrosdo foram selecionadas para os ensaios de fluxo reativo em meio poroso. Esses
ensaios sdo divididos em etapas distintas: selecdo dos cores, saturacdo com salmoura,
determinacdo da permeabilidade ao liquido, acidificacdo da amostra de carbonato, anélise das

faces das amostras apés o fluxo de &cido, analise da curva PVp e microtomografia

computadorizada das amostras (Figura 4.17).

Figura 4.17 — Fluxograma dos ensaios de fluxo reativo em meio poroso
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Fonte: Autor (2023).

45.1 Selegdo das amostras de rocha

As amostras de Indiana Limestone previamente caracterizadas (Topico 4.3.3) foram

selecionadas com base nos valores de porosidade para reduzir a variabilidade dos resultados.

Microtomografia
Computadorizada
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Dessa forma, foi selecionado um grupo de amostras com um intervalo de porosidade de 15,09%
a 16,73%.

Em seguida, essas amostras foram identificadas por letras e nimeros que correspondem
as condigdes experimentais dos ensaios de fluxo reativo em meio poroso nos quais as amostras
foram utilizadas. Dessa forma, a letra indica o fluido de estimulagdo e o nimero representa a
taxa de injecdo desse fluido na amostra em questdo, como descrito na Tabela 4.3. A titulo de
exemplo, uma amostra nomeada A-1,00 seria utilizada para avaliar o desempenho de uma

solucdo composta apenas por HCI 15% em uma vazao de 1 mL/min.

Tabela 4.3 — Significado da nomenclatura das amostras.
Simbolo Significado

A Solucéo injetada composta apenas por HCI 15% (branco)
B Solug&o injetada composta por HCI 15%, NP 11EO e etanol.
C Solucdo injetada composta por HCI 15%, NP 40EO e etanol.
D Solucdo injetada composta por HCI 15%, NP 100EO e etanol.
0,10 Vazdo injecdo de 0,10 mL/min.
0,25 Vazdo injecdo de 0,25 mL/min.
0,50 Vazéo injecdo de 0,50 mL/min.
1,00 Vazdo injecdo de 1,00 mL/min.
2,00 Vazdo injecdo de 2,00 mL/min.
3,50 Vazdo injecdo de 3,50 mL/min.
Fonte: Autor (2023).

45.2 Saturagdo com salmoura

A saturacdo dos cores deve ser realizada antes dos ensaios de fluxo, uma vez que a
amostra ja saturada, ao ser submetida a uma injecdo do mesmo fluido, atinge o estado
estacionario mais rapidamente, facilitando a obtengéo dos valores de permeabilidade ao liquido.
Dessa forma, no presente estudo, as amostras foram saturadas com uma solucdo salina de
cloreto de potassio (KCI) a 2% de concentracao (m/v) (BARBOZA et al., 2022; JORA et al.,
2022). Para tanto, utilizou-se um saturador automatico da marca Vinci Technologies (Figura
4.18).
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Figura 4.18 — (a) Saturador automatico e (b) cAmara de vacuo/pressao utilizados na saturacdo das amostras.

a) b)

-
Fonte: Autor (2023).

Nesse equipamento, as amostras foram depositadas em uma camara de ago resistente a
um grande intervalo de pressdo. Em seguida, foi aplicado vacuo nessa camara para reduzir a
quantidade de gases retidos no interior dos poros da rocha. Na sequéncia, a camara foi
preenchida com a solucdo salina e pressurizada até 6,9 MPa (equivalente a 1000 psi) por 60
min a uma temperatura de 25 °C. Por fim, as amostras foram transferidas para um recipiente

contendo a mesma solucdo salina até que cada amostra fosse utilizada nos ensaios de fluxo.

4.5.3 Permeabilidade ao liquido

Ap0s a saturacdo, para cada experimento, uma amostra (core) foi selecionada de forma
aleatdria e transferida para o core holder de um sistema de fluxo em meio poroso (core flooding)
da marca Vinci Technologies, modelo SRP 350, adaptado com pecas de Hastelloy para a

utilizacdo de fluidos &cidos (Figura 4.19 e Figura 4.20).
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Figura 4.19 — Equipamento adaptado para os ensaios de injecdo dos sistemas acidos.
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Fonte: Autor (2023).

Na sequéncia, os acumuladores foram carregados com a salmoura (KCI, 2% m/v) e o
fluido de estimulagdo. Em seguida, utilizou-se a bomba hidraulica manual, da marca Enerpac,
para aplicar a pressdo de confinamento (ou confining pressure) no core holder carregado com
a amostra. A pressao de confinamento é uma pressao radial que possui dupla funcéo nos testes:
garantir que o fluido injetado passe pelo interior da amostra e simular a pressao litostatica
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sofrida pela rocha. Nesse caso, essa pressdo foi ajustada para aproximadamente 13,8 MPa
(equivalente a 2000 psi).

Ja a contrapressdo (back pressure), por sua vez, foi aplicada na valvula de contrapressao
(BPR) utilizando o gas de um cilindro de nitrogénio (N2) e a bomba hidraulica Enerpac até
atingir o valor de 6,9 MPa (1000 psi). Essa valvula, localizada na parte final do equipamento,
se abre e permite a passagem de fluido do interior do sistema de injecdo para a parte externa
quando a pressao interna do sistema supera o valor da contrapressdo. Quando a pressdo interna
se torna menor que a contrapressdo, essa valvula se fecha novamente, mantendo a pressao
interna no valor desejado. Os valores de ambas as pressoes (back pressure e confining pressure)
foram determinados com base nos estudos disponiveis na literatura (DONG et al., 2014; YOO
et al., 2021) e nos limites operacionais do equipamento.

Feito isso, iniciou-se a injecdo de salmoura. Essa etapa foi realizada para manter a
saturacdo dos cores, avaliar a estanqueidade do equipamento e obter a permeabilidade ao
liquido das amostras. Para a obtencdo da permeabilidade ao liquido, injetou-se a solucdo de
salmoura em temperatura ambiente a 2 mL/min até que o sistema atingisse o estado
estacionario.

Sabendo o comprimento e a area de se¢do transversal do core (L e A, respectivamente),
vazdo de injecdo (q), viscosidade da salmoura (p) e a diferenga de pressdo na entrada e saida
do plug (Ap), foi possivel calcular a permeabilidade (k) dos plugs através da lei de Darcy para

fluxos lineares (Equacao 4).

I =q.u.L 4)

4.5.4 Acidificacdo da matriz carbonatica

Apdbs a obtencdo dos valores de permeabilidade, mantendo as mesmas condigdes
operacionais, iniciou-se a etapa de acidificacdo, na qual a injecdo de salmoura foi substituida
pela de &cido até que fosse detectada a mudanca de pH no efluente do processo, indicando que
0 acido percorreu toda a amostra (breakthrough). Contudo, antes de abrir as valvulas para a
injecdo do sistema acido, a linha contendo o acido foi previamente pressurizada para evitar um
contrafluxo (backflow) da salmoura do core holder para o acumulador com &cido, o que

inviabilizaria o teste.
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As solugdes acidas com tensoativo e etanol foram injetadas em temperatura ambiente
nas seguintes vazoes: 0,1, 0,25, 0,5, 1,0, 2,0 e 3,5 mL/min. Para o HCI 15% (branco),
realizaram-se 0s experimentos com vazdes superiores a 0,5 mL/min, visto que, com base nos
préprios ensaios, a alta taxa de reacdo causaria um consumo excessivo da rocha em menores
vazOes, podendo ocasionar danos as partes internas do core holder.

Apbs isso, a injecdo de fluido acido foi substituida por salmoura a uma vazao de 3
mL/min para remover o fluido de estimulacéo néo reagido. Ao final do experimento, 0s cores
foram secos em uma estufa a vacuo, fotografados para avaliacdo das faces e acondicionados
para a realizacdo das analises de microtomografia computadorizada.

4.5.5 Andlise das faces das amostras apos o fluxo acido

Por meio da analise visual do estado de conservacao das faces de entrada e de saida das
amostras de carbonato, conforme exemplificado pela Figura 4.21, foi possivel observar, de
forma preliminar e simplificada, informacdes referentes a capacidade de penetracdo do fluido

na rocha e o0 consumo de acido para atravessar o core.

Figura 4.21 — Face de entrada e face de saida de uma amostra de rocha.
> Face de Entrada

Fluxo de Acido < > >
<

Face de Saida
Fonte: Autor (2023).

45.6 Andlise dacurva PVt

A taxa de injecdo é uma variavel que impacta diretamente no consumo de &cido. Em
baixas vazdes, o sistema acido tende a dissolver excessivamente a face da amostra, resultando
no seu grande consumo e, consequentemente, em uma baixa eficiéncia de estimulacdo. Em
vaz0es mais elevadas, o acido tende a se ramificar demasiadamente, causando, novamente, um

alto consumo e uma baixa eficiéncia.
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Dessa forma, o estudo da curva PVy, que € composta pela quantidade de acido
necessaria para atravessar o core em funcdo da taxa de injecdo, serve tanto para encontrar o
valor 6timo de taxa de injecdo, como também o consumo de acido nesse ponto.

A quantidade de volumes porosos de acido utilizada para atravessar o core (PV,,;) foi

calculada dividindo o volume de acido injetado (V;5;) pelo volume poroso inicial da amostra

(PV;), conforme a Equagéo 21.

Vinj (21)
PV, = —

4.5.7 Microtomografia computadorizada

As imagens da amostra foram obtidas em um microtomégrafo Nikon XT H 225 ST.
Para tanto, foram feitas 3016 projecdes, em que a amostra gira em torno do proprio eixo, com
fonte e detector permanecendo fixos. O tempo de aquisicdo das 3016 projecdes foi de
aproximadamente 25 minutos.

A corrente utilizada foi de 80 YA, tensdo de 150 kV, filtro adicional de aluminio com
0,25 mm de espessura, resolucéo de 50 um e tempo de aquisi¢do de 500 ms por projecao. Apos
a obtencédo das 3016 projecdes, o software CTpro 3D foi utilizado para reconstruir as amostras

no formato tridimensional.
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5 RESULTADOS E DISCUSSAO

A presente secdo segue uma estrutura semelhante a exposta em materiais e métodos
(Topico 4). Contudo, para uma melhor disposicdo e apresentacdo dos resultados e discussao,

alguns itens foram condensados em topicos correlatos, como mostra a Figura 5.1.

Figura 5.1 — Estrutura analitica da secdo de resultados e discussao.
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Fonte: Autor (2023).

5.1 CaracterizagOes

Os resultados das caracterizagdes, referentes as formulacfes acidas desenvolvidas, ao
6leo e as rochas carbonaticas, serdo discutidos nos Toépicos 5.1.1, 5.1.2 e 5.1.3. Conforme
mencionado anteriormente, esses resultados foram essenciais ndo apenas para selecionar as
formulacdes com propriedades mais adequadas para o0s ensaios de bancada e de fluxo reativo

em meio poroso, mas também para discutir os resultados desses experimentos.

5.1.1 Formulagdes

Os sistemas contendo &cido vivo ou &cido gasto foram caracterizados com a intencédo de

elucidar como a quantidade de grupos etoxilados do tensoativo e a propor¢do de cada
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componente afetam a tensdo superficial, viscosidade dindmica e ponto de névoa. As

composicdes avaliadas foram definidas com base na Tabela 4.1.

5.1.1.1 Tenséao superficial

A Tabela 5.1 mostra os resultados da tens@o superficial dos diferentes sistemas em
funcdo da fracdo massica de etanol presente nas formulagdes contendo acido vivo e &cido gasto.
A partir dela foi possivel reproduzir os dados de forma grafica (Figura 5.2) para cada sistema —
(a) NP 100EO, (b) NP 40EO e (c) NP 11EO.

Tabela 5.1 — Resultados das andlises de tensdo superficial das formulacdes em funcdo da composicdo a 25 °C.
Fracdo Méssica (%) Tensao Superficial (mN/m)

Sistema . : . . : .

Fase Aquosa* Tensoativo Etanol Acido Vivo Acido Gasto
Branco 100,0 0,0 0,0 71,45+0,08 81,28+0,08
90,0 0,0 10,0 46,20+0,02 42,03+0,02
90,0 0,5 95 4594+0,08 41,75+0,01
90,0 5,0 50 5055+0,01 51,05+0,01
NP 10080 90,0 9,5 05 5803+0,11 61,66+0,06
90,0 10,0 0,0 5865+0,16 62,73+0,18
90,0 0,5 95 4429+0,13 40,32+0,18
90,0 5,0 50 48,16+0,01 46,43+0,08

NP 4OEO i) ) 1 ) i) i) )
90,0 9,5 05 5316+0,06 53,82+0,13
90,0 10,0 0,0 5395+0,06 54,65+0,09
90,0 0,5 95 3753+0,02 37,82+0,05
90,0 5,0 50 36,63+0,01 3892+0,16
NP 11EO 90,0 9,5 05 36,49+0,01 42,48+0,06
90,0 10,0 0,0 36,43+0,01 4322+0,04

*Solucdo de HCI 15% (m/m) para o acido vivo ou solucéo de CaCl; para o &cido gasto.

Fonte: Autor (2023).
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Figura 5.2 — Variacdo da tensdo superficial das formulacdes contendo acido vivo ou acido gasto (90% m/m) em
fungdo da fracdo massica de etanol e tensoativo — (a) NP 100EO, (b) NP 40EO e (c) NP 11EO.
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Fonte: Autor (2023).

E possivel observar que, na auséncia de etanol, as tensdes superficiais das formulagdes
contendo &cido gasto sdo maiores que as tensdes apresentadas pelas formulagdes contendo
acido vivo. Isso pode acontecer porque o acido gasto possui jons Ca?* em sua composicio e
uma quantidade menor de H* em relacdo ao acido vivo. Os ions metalicos formam ligacdes com
as moléculas de agua pelo fendmeno da solvatacéo. Essas ligagdes sdo mais predominantes no
meio do que as ligacBes de hidrogénio da &gua com os tensoativos, o que explicaria 0 aumento
da tenséo superficial.

Por outro lado, a medida que o etanol € adicionado, as formulagcbes de acidos gastos
(que possuem ions Ca?*) contendo NP 40EO e NP 100EO comecam a apresentar valores de
tensdo superficial mais baixos. Ap6s uma certa concentracao de etanol, esses valores chegam a
ser ainda menores do que os apresentados pelas formulagfes desses tensoativos contendo acidos
ViVos.

Com relacdo a estimulacdo &cida, a presenca de etanol mostrou-se de grande
importancia para os trés tensoativos. Ao analisar as formulag¢6es contendo &cido gasto, observa-
se um aumento na tensdo superficial que pode indicar uma diminui¢do nas agdes interfaciais
dos tensoativos. Essa reducdo das atividades na interface pode impactar negativamente o
fendmeno de adsorc¢éo de tensoativos e consequente formacao da camada na superficie da rocha
responsavel pela inversdo da molhabilidade, conforme elucidado por nosso grupo de pesquisa
em trabalhos anteriores (WANDERLEY NETO et al., 2021). No entanto, o etanol reduziu
significativamente a tensdo do meio, permitindo que 0s tensoativos mantivessem suas

propriedades interfaciais e a interagdo com a rocha mesmo na presenca de ions salinos.
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Além disso, é possivel observar que, para o sistema contendo NP 11EO em acido vivo,
a adicdo de etanol ndo alterou de forma significativa a tensao superficial da formulacgéo, o que
pode indicar que as moléculas de etanol ocupam a mesma area interfacial que o NP 11EO,
apresentando assim propriedades semelhantes.

Ainda em relacdo ao sistema contendo NP 11EO em acido gasto, a presenca de 9,5% de
etanol permitiu que o valor da tensdo superficial da formulacdo fosse similar ao do mesmo
sistema com acido vivo. Este resultado € extremamente importante, pois mostra que a
substituicédo quase total do NP 11EO por etanol na formulagdo pode manté-lo intacto em termos
de interacdo interfacial, mesmo durante a reacdo de acidificagdo e producéo de sal. A baixa
tensao superficial melhora ndo apenas a penetracao da formulagédo na rocha, o que pode facilitar
a formacdo dos buracos de minhoca, mas também a recuperacéo do acido gasto produzido como

resultado da estimulagdo acida.

5.1.1.2 Viscosidade dinamica

A Tabela 5.2 e a Figura 5.3 fornecem os resultados da viscosidade dinamica dos
diferentes sistemas avaliados — (a) NP 100EQ, (b) NP 40EO e (c) NP 11EO.

Tabela 5.2 — Resultados das andlises de viscosidade das formulagdes em funcdo da composigdo a 25 °C.
Fragdo Massica (%) Viscosidade (mPa.s)

Sistema Fase Aquosa* Tensoativo Etanol Acido Vivo  Acido Gasto
Branco 100,0 0,0 0,0 1,447+0,002 2,345+0,001
90,0 0,0 10,0 1,121 +0,001 1,736 +0,000
90,0 0,5 95 1,521+0,003 2,525+0,004
90,0 5,0 50 3,412+0,004 6,748 £0,007
NP 10080 90,0 9,5 0,5 8,720+0,015 16,029 +0,034
90,0 10,0 0,0 10,007 £0,122 17,417 +0,058
90,0 0,5 95 1,482+0,009 2,505 0,004
90,0 50 50 2,584+0,002 4,212 +0,006
NP 40EO
90,0 9,5 0,5 5,147+0,011 7,735%0,007
90,0 10,0 0,0 5,584+0,009 8,228 +0,005
90,0 0,5 95 1,462+0,002 2,377 +0,004
90,0 5,0 50 1,717 +0,001 2,734 £0,005
NP 11EO 90,0 9,5 0,5 2,076 +0,003 4,276 £ 0,005
90,0 10,0 0,0 2,120+0,004 4,917 £0,007

*Solucdo de HCI 15% (m/m) para o 4cido vivo ou solucdo de CaCl; para o &cido gasto.

Fonte: Autor (2023).
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Figura 5.3 — Variacédo da viscosidade das formulac6es contendo acido vivo ou acido gasto (90% m/m) em funcédo
da fragdo massica de etanol e tensoativo — (a) NP 100EO, (b) NP 40EO e (c) NP 11EO.
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Fonte: Autor (2023).

Fragdo Massica de Etanol (%)

Em todos os casos testados, a viscosidade das formulagdes contendo &cido gasto € maior
que as de &cido vivo. Isso acontece porque 0s ions produzidos na reagdo precisam ser
hidratados. Assim, as moléculas de 4gua que antes estavam livres passam a interagir com esses
ions, deixando o sistema com menos agua livre e tornando o ambiente mais rigido (MANDAL,;
SEAL; BASU, 1973).

A substituicdo do tensoativo por etanol diminuiu a viscosidade das formulagfes. Era um
comportamento esperado ja que as moléculas do tensoativo sdo muito maiores que as do etanol.
Assim, os tensoativos ndo apenas levam mais moléculas de dgua para serem solvatados, mas
também deslizam uns sobre os outros com mais dificuldade (FILIP et al., 2022). Esse efeito €
ainda mais pronunciado nos tensoativos de maior grau de etoxilagéo.

A presenca de sal no &cido gasto torna a viscosidade maior quando comparada com 0s
acidos vivos, conforme ja explicado. Esse fenbmeno é importante para controlar ainda mais a
reacdo dentro da rocha, 0 que sugere a abertura de canais com mais eficiéncia. Contudo, do
ponto de vista operacional, o aumento demasiado da viscosidade pode ser interpretado como
algo negativo, visto que dificulta o bombeio do acido vivo, podendo propiciar o fraturamento
indesejado da formag&o, e a recuperagdo do &cido gasto.

5.1.1.3 Ponto de névoa dos fluidos de estimulacao

A Tabela 5.3 apresenta 0s resultados dos testes de ponto de névoa das formulacoes
compostas pelo &cido vivo e pelo &cido gasto em diferentes composi¢oes.
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Tabela 5.3 — Resultados das andlises de ponto de névoa das formulacdes em funcdo da composicao.

Sisterna Fracao Méssica (%) Ponto de Névoa (°C)

Fase Aquosa* Tensoativo Etanol Acido Vivo  Acido Gasto

90,0 0,5 9,5 >100 86,30 £ 0,00

90,0 5,0 50 >100 82,37 +0,12

NP 100EO 90,0 9,5 0,5 >100 79,53 £0,06
90,0 10,0 0,0 >100 79,03+£0,12

90,0 0,5 9,5 >100 85,40 £ 0,00

90,0 5,0 50 >100 83,03 £ 0,06

NP 40E0 90,0 9,5 0,5 >100 81,23 £ 0,06
90,0 10,0 0,0 >100 81,00 £ 0,00

90,0 0,5 9,5 >100 70,27 £ 0,06

90,0 5,0 50 >100 61,90 £ 0,00

NP 11EO 90,0 9,5 0,5 >100 53,60 £ 0,00
90,0 10,0 0,0 >100 52,47 £ 0,12

*Solucdo de HCI 15% (m/m) para o acido vivo ou solugdo de CaCl, para o acido gasto.
Fonte: Autor (2023).

Com relacao as formulagdes de acidos vivos, 0s sistemas entraram em ebulicdo antes de
atingirem o ponto de névoa, ultrapassando 100 °C e impossibilitando a obtencdo da temperatura
em que esse ponto ocorreria pelo método utilizado. Esse fato decorre da alta concentragdo de
fons H* no 4cido vivo, uma vez que os ions H™ propiciam a formacg&o de uma maior quantidade
de ligagOes de hidrogénio. Além disso, diferentemente do &cido gasto, o acido vivo ndo possui
fons salinos para competir com os tensoativos pelas moléculas de dgua durante a solvatacéo.
Dessa forma, tanto a alta concentragdo de ions H*, como a auséncia de ions salinos aumentam
a solubilidade do tensoativo na solucdo e, consequentemente, o ponto de névoa das
formulacdes. Resultados similares foram encontrados por Nasr-El-Din e Al-Ghamdi (1996).

Ja a Figura 5.4 apresenta os resultados dos testes de ponto de névoa apenas das
formulagdes contendo &cido gasto, mantendo a fracdo massica da fase aquosa constante (90%

m/m) e variando a fracdo de tensoativo e etanol.
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Figura 5.4 — Variacdo do ponto de névoa das formulagdes contendo acido gasto (90% m/m) em funcdo da fracéo
massica de etanol e tensoativo.
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Fonte: Autor (2023).

Com relagdo ao acido gasto, o sal CaCl, é formado a medida que os ions H* sdo
consumidos durante a reacdo do acido cloridrico com o carbonato de calcio, conforme ja
mencionado nas Equacges 15 e 16.

Os ions salinos competem com os tensoativos na formulagdo por moléculas de agua,
reduzindo a solubilidade dos tensoativos e assim ocasionando valores de ponto de névoa mais
baixos. Com relacdo ao grau de etoxilacdo dos tensoativos, os sistemas NP 40EO e o NP
100EO, por possuirem uma cabeca maior, sdo mais polares e interagem mais com a agua, 0 que
0s torna mais solUveis em meio aquoso e propicia um maior ponto de névoa mesmo na presencga
dos ions salinos. Além disso, as maiores fracdes de etanol aumentam o ponto de névoa dos
sistemas, pois o0s alcoois de cadeia curta aumentam as pontes de hidrogénio com os tensoativos
presentes nas formulagdes.

A formulacéo contendo NP 11EO é a que apresenta maior variagdo de ponto de névoa
com a adicdo de etanol. Das trés moléculas utilizadas, é a que interage melhor com o alcool por
ter uma caracteristica levemente mais apolar quando comparada as demais, formando maior
numero de ligages com a molécula anfifilica.

Um ponto interessante a ser observado € que as formulacGes contendo NP 100EO e NP
40EO no &cido gasto apresentaram 0s pontos de névoa em temperaturas menores em
comparacdo com as formulagdes contendo acido vivo, mas ainda sdo o suficiente para manté-
lo acima de 75 °C. Isso significa que esses tensoativos continuam tendo acao interfacial e efeito
retardador mesmo em condigdes salinas e temperaturas préximas ao pré-sal brasileiro (FRAGA
etal., 2014).
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Por outro lado, 0 NP 11EO apresentou uma queda expressiva no ponto de névoa quando
comparadas as formulagdes de acido gasto e acido vivo, 0 que comprometeria a atividade do
tensoativo com a formacdo de sais a partir da reacdo de acidificacdo nas condicbes de
temperatura do pogo.

Nesse contexto, a presenca do etanol se mostrou de extrema importancia para aumentar
0 ponto de névoa das formulac@es, principalmente as que contém NP 11EO, visto que contribui
para manter o tensoativo solubilizado, permitindo que ele mantenha suas propriedades
interfaciais e retardo da dissolucdo da rocha, mesmo com a formacao de sais, 0 que se torna

essencial para se obter wormholes mais extensos.

5.1.2 Petroleo

A Tabela 5.4 apresenta os valores de densidade a 15,6 °C (°API e g/cmq) e teor de
sedimentos e agua (BSW).

Tabela 5.4 — Densidade (°API e g/cm®) e teor de sedimentos e dgua (BSW) do petroleo analisado.
Substancia °API Densidade (g/cm®) BSW (%)

Petrleo 20,95+ 0,53 0,9282 + 0,003 2,0
Fonte: Autor (2023).

De acordo com os criterios da ANP, o petroleo em questdo pode ser classificado como
6leo pesado, visto que apresenta o valor de °API < 22. Quanto ao BSW, a amostra apresenta
uma pequena quantidade de &gua e sedimentos. Com isso, constatou-se que a quantidade de
agua presente ndo € o suficiente para interferir de forma significativa nos ensaios de emulséo,
garantindo resultados mais concretos nesses testes.

No que diz respeito a reologia do petrdleo, a Figura 5.5 apresenta o grafico da tensdo de
cisalhamento em funcdo da taxa de cisalhamento. O comportamento reoldgico observado

corresponde ao de um fluido newtoniano em ambas as temperaturas.
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Figura 5.5 — Comportamento reoldgico (tenséo de cisalhamento em funcéo da taxa de cisalhamento) da amostra
de petréleo a 25 °C e 65 °C
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Fonte: Autor (2023).

Ja a Figura 5.6 demonstra a variacao de viscosidade em funcdo da taxa de cisalhamento

e da temperatura. Analisando o comportamento reolégico do petréleo a 65 °C, observa-se uma

constancia no valor da viscosidade nas condi¢des estudadas. Por outro lado, quando em

temperatura ambiente (25 °C), nota-se uma leve reducéo da viscosidade com o aumento da taxa

de cisalhamento, o que pode corresponder a reologia de fluidos pseudoplasticos. Contudo, de

acordo com Machado (2002), para que um fluido seja classificado como sendo pseudoplastico,

deve-se observar uma reducao consideravel da viscosidade ao aumentar a taxa de cisalhamento,

diferentemente do que foi constatado. Dessa forma, em concordancia com Aradjo (2022), erros

sistematicos — de execucdo ou de equipamento — podem ter sido a causa dessa leve reducdo de

viscosidade.

Figura 5.6 — Comportamento reolégico (viscosidade em fungdo da taxa de cisalhamento) da amostra de petréleo
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Fonte: Autor (2023).
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Ao avaliar a viscosidade em funcdo da temperatura, observa-se que houve uma variagéo
de 579,41 mPa.s a 25 °C para 59,28 mPa.s a 65 °C, resultando em uma reducdo de
aproximadamente 90%, como mostra a Tabela 5.5. Com isso, verifica-se que essa diminui¢édo
de viscosidade resultante do aumento da temperatura pode facilitar o deslocamento e separacéo

das fases nos ensaios de emulsdo.

Tabela 5.5 — Variacdo da viscosidade da amostra de petr6leo em funcdo da temperatura.
. Viscosidade (mPa.s)
Substancia Reducéo (%
25°C 65 °C cao (%)
Petr6leo 579,41 +£20,67 59,28 +0,47 89,77
Fonte: Autor (2023).

5.1.3 Rochas carbonaticas
Os difratogramas das rochas (Figura 5.7) ndo apenas comprovam a semelhanca da

estrutura cristalina de ambas as amostras, como também indica a predominancia da fase calcita
(CaCO0:s).

Figura 5.7 — Difratograma das amostras de carbonato da formagéao Jandaira e do tipo Indiana Limestone.
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Da mesma forma, a andlise de FRX assegurou quantitativamente que as rochas
estudadas apresentam um alto teor de carbonato de célcio, conforme os resultados expostos na
Tabela 5.6. Além disso, observa-se que elas compartilham os mesmos seis componentes mais

abundantes, variando apenas na proporcao de cada componente.

Tabela 5.6 — Composicao das rochas Jandaira e Indiana Limestone descrita na forma de 6xidos.

Composicao da rocha Jandaira Composicao da rocha Indiana Limestone
Férmula Nome Massa (%) Fdérmula Nome Massa (%)
CaO  Oxido de célcio 94,65 CaO  Oxido de célcio 95,50
MgO  Oxido de magnésio 1,4 Si0,  Oxido de silicio 1,10
Na,O  Oxido de sodio 1 Na,0  Oxido de sodio 0,80
SiO, Dioxido de silicio 0,85 Alb,O;  Oxido de aluminio 0,69
AlL,O;  Oxido de aluminio 0,76 MgO  Oxido de magnésio 0,60
KO  Oxido de potassio 0,55 K.O  Oxido de potassio 0,54

- Outros componentes 0,79 - Outros componentes 0,77

Fonte: Autor (2023).

Embora as anélises de DRX e FRX tenham detectado a presenca de magnésio, ela é
encontrada em quantidade muito menor que a de calcio, confirmando que ambas as rochas sdo
compostas majoritariamente por carbonato de célcio na forma de calcita. Assim, é possivel
afirmar que a reacdo da Equagdo 15 sera a predominante nos experimentos de acidificag&o.
Além disso, a alta concentracdo de minerais de carbonato também valida que os experimentos

podem ser realizados com baixo teor de impurezas.

5.2 Ensaios de Bancada

Os resultados dos ensaios de bancada, que foram realizados para avaliar as propriedades
dos fluidos em diferentes perspectivas da estimulacéo acida, serdo discutidos nos Topicos 5.2.1,
5.2.2,5.2.3 ¢ 5.2.4. Os resultados dos testes de taxa de dissolucdo dos carbonatos, junto com os
das caracterizacGes das formulagdes (Tdpico 5.1), foram utilizados para definir a composicao
dos sistemas que foram estudados nos experimentos de emulsificagdo das formulacGes em

petréleo, mudanca de molhabilidade das rochas e corrosividade.
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5.2.1 Taxa de dissolucéo das amostras de carbonato

Os resultados dos ensaios de tempo de dissolucdo do carbonato de célcio, nos quais
foram utilizadas amostras de carbonato da formacéo Jandaira, estdo apresentados na Tabela 5.7.
A partir desses resultados, foi possivel gerar a Figura 5.8, que fornece o tempo de dissolucao
em funcdo da massa de tensoativo presente nos sistemas. Esses experimentos foram realizados

para avaliar a capacidade de retardo dos aditivos em diferentes concentracdes.

Tabela 5.7 — Avaliacdo do tempo de reagdo das formulagfes com o carbonato de calcio em fungéo da

composicao.
Sisterna Fracdo Massica (%) Tempo de Reacdo
Fase Aquosa* Tensoativo Etanol do Acido Vivo (s)
Branco 100 0,0 0,0 128+0,2
90,0 0,0 10,0 149+1.2
90,0 0,5 9,5 425,6 + 33,8
90,0 5,0 5,0 932,8+6,9
NP 10080 90,0 9,5 0,5 1803,0 + 28,1
90,0 10,0 0,0 2000,0 £ 18,3
90,0 0,5 9,5 403,3+11,0
90,0 5,0 5,0 697,7 + 32,6
NP 40EO 90,0 9,5 0,5 1200,0 + 62,6
90,0 10,0 0,0 1270,7 £ 72,5
90,0 0,5 9,5 482,0£4,6,0
90,0 5,0 5,0 459,3 +17,5
NP 11EO 90,0 9,5 0,5 527,0 + 30,6
90,0 10,0 0,0 540,7+11,0

*Solugdo de HCI 15% (m/m) para as formulagdes contendo o acido vivo.
Fonte: Autor (2023).
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Figura 5.8 — Variacdo do tempo de dissolucdo da pastilha de carbonato de célcio da formacdo Jandaira pela acdo
das formulagdes contendo &cido vivo (90% m/m) e diferentes fragcbes massicas de etanol e tensoativo.

2000 &= — B NP 100EO| [
& }._—_ — @ NP 40EQO
by ~ NP 11EO
S RS
@ 1500 - ~ L
& ~
© [i S o
=) -~ - ~

~ ~
%1000— S~ me -
s N
Q I"" — =~ -
% 500 FIE T -~ ~ L
b === - I‘.‘:
|_
O T T T T
0 2 4 6 8 10

Fracdo Massica de Etanol (%)
Fonte: Autor (2023).

Como consequéncia do aumento da viscosidade, a taxa de difusdo de reagentes e
produtos é reduzida. Nas formulacGes contendo NP 100EO e NP 40EO, o aumento da fragédo
massica de etanol afetou negativamente a reducdo da velocidade de reagdo. Assim, a maior
concentracéo de tensoativo tornou-se mais interessante para retardar a dissolucéo do carbonato.

Além disso, em relacdo as formulac¢Ges de nonilfenol 11EO, a substituicdo parcial do
tensoativo por etanol ndo alterou o tempo de reacdo. Assim, dentro das composicdes estudadas,
o0 etanol poderia ser utilizado em uma maior concentracdo com o intuito de melhorar outras
propriedades, como tensdo superficial e ponto de névoa, sem afetar negativamente o retardo da
dissolucdo, desde que o sistema contenha pelo menos 0,5% (m/m) de tensoativo.

Esse fendmeno pode ocorrer devido a baixa perda de viscosidade tanto nas solucdes de
acido vivo (entre 1,46 mPa.s e 2,12 mPa.s) quanto nas de acido gasto (entre 2,37 mPa.s e 4,91
mPa.s) e uma baixa diferenca de valores de tensdo superficial durante a reacdo do acido
cloridrico com o carbonato, conforme ja mostrado na Figura 5.2 e Figura 5.3. Além disso, a
concentracdo de tensoativo de 0,5% (m/m) é suficiente para formar espuma e reter o CO;
liberado pela dissolucéo. A espuma atua como uma barreira fisica que impede a interacdo acido-
rocha e, consequentemente, diminui a taxa de reagdo (WANDERLEY NETO et al., 2021).

Portanto, como a composi¢cdo contendo 90% (m/m) de fase aquosa, 5% (m/m) de
tensoativos e 5% (m/m) de etanol, referente aos trés tensoativos estudados, apresentou um ponto
de névoa satisfatorio, uma reducdo significativa da tensao superficial e um retardo de reagédo
consideravel sem aumentar a viscosidade de forma demasiada, ela foi selecionada para a

execucdo dos demais experimentos de bancada e ensaios de fluxo.
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5.2.2 Avaliacdo da emulsificagdo das formulacGes em petroleo

E sabido pela literatura que uma das principais funcdes da estimulacéo acida é remover
e/ou contornar os danos a formag&o e, portanto, aumentar a produtividade das zonas produtoras
de petréleo. Porém, um dos principais problemas encontrados durante a estimulacéo de pogos
produtores de petroleo é a formacdo de emulsdes acido-em-éleo, principalmente devido a
presenca e a precipitacdo de particulas de asfaltenos, que induzem a formacéo de borras e
emulsdes, podendo ocasionar a necessidade de gastos adicionais com novos procedimentos
(ABBASI; MALAYERI, 2022; NASR-EL-DIN, 2000).

A Tabela 5.8 e a Figura 5.9 mostram os resultados dos testes de estabilidade de emulsao
entre o petroleo e os fluidos de estimulacéo apos 24 horas de observacgdo. Ja a Figura 5.10 exibe
o0 percentual de separacdo das fases em fungdo do tempo. Devido as caracterizacdes realizadas
previamente (Tdpico 5.1.2), sabe-se que o petroleo utilizado é classificado como pesado (°API
de 20,95 + 0,53 e densidade de 0,9282 + 0,003 g/cm?®, ambas a 15,6 °C) e viscoso (579,41 +
20,67 mPa.s a 25 °C). Amostras de petroleo com essas caracteristicas costumam ter um elevado

teor de compostos pesados, como os asfaltenos supracitados.

Tabela 5.8 — Percentual de separagdo das fases das formulacgdes ap6s 24 horas na temperatura ambiente.
Separacdo das Fases (%0)

Sistema Acido Vivo* Acido Gasto**
Branco 0 94
NP11EO 712 76
NP40EO 49 59
NP100EO 41 42

*Solucdo de HCI 15% (m/m) como fase aquosa do sistema.
**Solugdo de CaCl, como fase aquosa do sistema.
Fonte: Autor (2023).
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Figura 5.9 — Resultado dos testes de emulsédo das formulagdes contendo (a) &cido vivo ou (b) acido gasto em

uma razao volumétrica fase 6leo/fase acida de 50:50 ap6s 24 horas na temperatura ambiente.
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Fonte: Autor (2023).

Figura 5.10 — Percentual de separacdo das fases em funcéo do tempo das formulagdes contendo (a) acido vivo ou

Separacao (%)

(b) &cido gasto em uma razéo volumétrica fase 6leo/fase &cida de 50:50 na temperatura ambiente.
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Fonte: Autor (2023).

No que diz respeito ao fluido contendo apenas &cido vivo (branco), foi possivel observar

uma emulsdo viscosa e consistente quando misturada ao petréleo. Essa emulsdo se manteve

inalterada durante as 24 horas de experimento. Tal fenémeno pode causar problemas ndo apenas

na estimulacéo acida, devido a formacéo de novos danos, como também na remocdo de dgua

durante processamento primario do petréleo.
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Uma possivel causa para esse resultado esta associada a presenca de asfaltenos. Essas
moléculas, por possuirem heteroatomos em suas estruturas, como enxofre, nitrogénio e
oxigénio (S, N e O, respectivamente), apresentam pares de elétrons nédo ligantes. Os ions H™,
que possuem cargas positivas e estdo amplamente disponiveis no &cido vivo, sdo atraidos pelos
pares de elétrons dos heteroatomos, exercendo um efeito significativo na carga superficial dos
asfaltenos e, consequentemente, propiciando a formacdo de aglomerados. Esses aglomerados
compostos por asfaltenos protonados séo capazes de estabilizar as goticulas de agua em 6leo
(micelas inversas).

Por outro lado, no caso das formulagdes contendo o &cido vivo e aditivos (tensoativo e
etanol), observou-se uma emulsificacdo mais branda, na qual € possivel evidenciar o surgimento
de uma segunda fase mais densa e com aspecto aquoso. Essa separagdo de fases é considerada
um ponto positivo na utilizagdo dos aditivos nessas condigdes.

Ao adicionar os tensoativos (NP 11EO, NP 40EO e NP 100EQ), as ac¢des na interface
6leo e agua sdo aumentadas, desta vez, com a capacidade de formar micelas 6leo em agua
devido essas moléculas terem o balanco hidrofilico-lipofilico (BHL) mais alto que os asfaltenos
protonados. Sendo assim, uma boa parte da dgua, antes dentro da micela inversa, é atraida para
fora desta micela para servir de fase externa das micelas 6leo em dgua. Como resultado dessa
competicdo, as micelas do tipo &gua em 06leo s&o quebradas.

Porém, no caso da formulacdo contendo NP 11EO, que, dentre os tensoativos estudados,
apresentou o maior potencial de reducéo da tenséo superficial, conforme ja discutido no Topico
5.1.1.1, contatou-se uma separac¢ao mais significativa das fases. Isso se deve pelo fato de o NP
11EO ter uma maior acdo interfacial do que os demais, visto que é capaz de saturar a interface
com mais moléculas, resultando em maior potencial de quebrar a emulséo estabilizada pelo
asfalteno. Dessa forma, pode-se assumir que a ordem quantitativa no poder de quebra de
emulsdo é NP 11EO > NP 40EO > NP 100EO. Resultados similares foram encontrados por
Fan, Simon e Sjoblom (2010).

Ja no caso do acido gasto (Figura 5.9b), novos fendmenos podem ser encontrados.
Dentre os sistemas estudados, o branco foi 0 que apresentou a maior separacdo entre as fases.
Além disso, ndo houve emulsificacdo na fase inferior desse sistema. O cloreto de célcio, que é
um dos produtos da reagdo de acidificacdo, tende a ser hidratado pelas moléculas de agua,
contribuindo para a uma separacdo mais expressiva das duas fases (ROSTAMI et al., 2019).
Tal fendbmeno também explica por que os volumes de formulacGes separados do petréleo sdo
maiores para o acido gasto do que para o acido vivo. Além disso, em termos de composi¢ao, 0
acido gasto apresenta uma quantidade significativamente inferior de ions H* disponiveis, o que

tende a diminuir a formacdo de aglomerados formados por asfaltenos protonados. Como os
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asfaltenos desagregados néo apresentam uma acao interfacial tdo significativa, as micelas foram
quebradas.

Ademais, nota-se que a formulacdo contendo NP 11EO continua apresentando uma
maior separacdo de fases em comparacéo as outras duas formulagdes. Contudo, as formulacGes
contendo NP 40EO e NP 100EO apresentaram um aspecto mais limpido, o que evidencia menos
petréleo emulsionado na parte inferior. 1sso se deve ao fato de ambos o0s tensoativos possuirem
uma menor preferéncia pelo petroleo em comparagdo ao NP 11EO.

Dessa forma, nas condigdes estudadas, todas as formulagdes apresentaram potencial de
separacdo de fases, tanto antes (acido vivo) quanto apés a reacdo (acido gasto), diminuindo

assim a quantidade de emulsdes presentes no meio.

5.2.3 Molhabilidade das rochas

A partir dos ensaios de angulo de contato, realizados com base nos métodos da gota
séssil e da gota cativa, foi possivel observar o efeito das formulagdes contendo acido gasto na
molhabilidade das amostras de rochas carbonaticas.

No método da gota séssil, as gotas de agua se espalharam rapidamente sobre a superficie
das rochas, ocorrendo angulo nulo (0°) tanto para a rocha em contato com o acido gasto (branco)
quanto para as rochas em contato com as formulag6es (&cido gasto e aditivos).

Ja no método da gota cativa, chegou-se a mesma conclusdo, mas sob uma diferente
perspectiva. Como nesse método gotejou-se o petréleo em vez da agua, as gotas de petrdleo
ndo foram capazes de molhar o carbonato, formando angulos de 137,8 + 0,7°, 150,3 + 2,1° e
137,2 + 4,5° para as formulacgdes contendo NP 11EO, NP 40EQO e NP 100EO, respectivamente,

conforme mostra a Figura 5.11.
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Figura 5.11 — Angulo de contato da gota de petréleo com o carbonato Indiana Limestone em solucéo de (a) NP
11EO, (b) NP 40EO, (c) NP 100EO e o (d) branco.

137,2+4,5°
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Fonte: Autor (2023).

Esses resultados demonstram quantitativamente a hidrofilicidade da superficie ap6s o
contato com as formulagdes, principalmente quando comparados com o ensaio de controle, o
branco, que apresentou um angulo de contato de 149,6 £ 0,7°.

E interessante destacar que o valor de desvio padrdo entre todos os angulos medidos
(formulacdes e branco) foi de 7,2°, o que pode ser considerado um valor inexpressivo de erro
no método, ocasionado provavelmente pela heterogeneidade da superficie de cada rocha.

Dessa forma, é possivel afirmar que os angulos podem ser considerados semelhantes,
validando que todas as formulag¢@es sdo capazes de manter a rocha molhavel a &gua, condicao

essencial para o escoamento efetivo do petr6leo no reservatorio apds a estimulagéo.

5.2.4 Ensaios de corrosao

Os ensaios de corrosao, nos quais a técnica de voltametria de varredura linear (ou Linear
Sweep Voltammetry, LSV) em condicdo potenciostatica foi empregada, geraram os perfis de
polarizacdo que constam na Figura 5.12. Esses resultados indicam que ao adicionar os aditivos
(tensoativos e etanol) na solucdo de HCI 15%, o potencial de corrosdo (Ecorr) permaneceu

relativamente inalterado, com uma leve inibi¢do catddica identificada.
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Figura 5.12 — Curvas de Tafel do sistema acido de controle (branco) e dos sistemas desenvolvidos.
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Fonte: Autor (2023).

No entanto, constatou-se uma reducao significativa da corrente de corrosdo (icorr) Nas
formulacdes em comparaco com o sistema de referéncia. E importante destacar que as curvas
de polarizacdo das formula¢Ges migraram em dire¢do aos dominios catodicos, sugerindo que o
processo de geracao de hidrogénio torna-se mais acentuado em relacédo a dissolucdo do ferro.

A fim de facilitar comparag¢Bes mais precisas, 0s pardmetros de polarizacdo Tafel foram
calculados e organizados na Tabela 5.9.

Tabela 5.9 — Par@metros de polarizacdo do aco na solucdo de controle (branco) e nos sistemas desenvolvidos.
Sistema  Ecorr (MV)  lcorr (HA) B4 (MVIdec) — B. (mV/dec) n (%)

Branco -423,37 823,02 174,21 94,4 -
NP 11EO -400,88 427,46 121,19 76,175 48,06
NP 40 EO -406,5 366,99 130,3 69,133 55,40

NP 100EO  -400,26 374,46 126,79 68,467 54,50

Fonte: Autor (2023).

Na Tabela 5.9, os valores Pa e fc denotam as inclinagdes anddicas e catddicas de Tafel,
respectivamente. Conforme debatido previamente, o potencial Ecor manteve-se relativamente
constante, exibindo variacdes em torno de + 23 mV. Isso indica que as formulacGes exibiram a
capacidade de limitar a corrosdo atuando como inibidores catddicos.

Ademais, a reducdo significativa dos valores de icorr reflete a eficacia de inibicdo das

formulacdes com tensoativo e etanol na solucdo de HCI 15%. Em outras palavras, a adsorcdo
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das moléculas anfifilicas na superficie desencadeia uma defesa contra processos corrosivos,
resultando em valores inferiores de icor. ESse fendmeno pode ser atribuido ao recobrimento da
superficie do eletrodo pela fracdo adsorvida das moléculas, demonstrando a eficacia das

formulagdes na mitigacao da corrosao.

5.3 Ensaios de Fluxo Reativo em Meio Poroso

Os ensaios de fluxo reativo em meio poroso foram realizados para avaliar a influéncia
dos aditivos utilizados na dissolucdo da rocha carbonatica. Os parametros operacionais, como
fluido de estimulagdo e taxa de injecdo, os resultados das caracterizacfes petrofisicas e o
nimero de volumes porosos de acido necessario para atravessar o core (PVp) encontram-se
resumidos na Tabela 5.10. Vale salientar que as formulacGes injetadas eram compostas por 90%
(m/m) de fase aquosa, 5% (m/m) de etanol e 5% (m/m) de tensoativo, uma vez que, conforme
abordado no Tépico 5.2.1, essa composicao apresentou um equilibrio entre a tensdo superficial,
viscosidade, ponto de névoa e retardo de reacdo, utilizando uma quantidade moderada de

tensoativos.
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Tabela 5.10 — Resultados das analises petrofisicas e dos experimentos de fluxo reativo em meio poroso.
Amostra  Sistema  Porosidade Permeabilidade Taxa de Injecéo

[X-YYY]* Injetado (%) ao Liquido (mD) (mL/min) PVo
A-0,50 HCI 15% 15,28 75,1 0,5 3,01
A-1,00 HCI 15% 16,03 44,5 1,0 1,00
A-2,00 HCI 15% 16,73 145,9 2,0 0,51
A-3,50 HCI 15% 16,36 105,2 3,5 0,65
B-0,10 NP 11EO 15,47 61,4 0,10 1,28
B-0,25 NP 11EO 15,62 87,4 0,25 0,58
B-0,50 NP 11EO 16,02 98,1 0,50 0,50
B-1,00 NP 11EO 15,76 139,4 1,00 0,58
B-2,00 NP 11EO 15,52 100,9 2,00 0,56
B-3,50 NP 11EO 15,52 1449 3,50 0,66
C-0,10 NP 40EO 16,25 58,6 0,10 1,03
C-0,25 NP 40EO 15,70 53,0 0,25 0,67
C-0,50 NP 40EO 16,14 55,9 0,50 0,45
C-1,00 NP 40EO 15,97 66,6 1,00 0,62
C-2,00 NP 40EO 16,21 56,0 2,00 0,69
C-3,50 NP 40EO 16,36 57,1 3,50 0,68
D-0,10 NP 100EO 16,45 48,0 0,10 0,96
D-0,25 NP 100EO 16,24 77,5 0,25 0,47
D-0,50 NP 100EO 15,41 81,2 0,50 0,53
D-1,00 NP 100EO 15,09 82,5 1,00 0,74
D-2,00 NP 100EO 15,65 99,3 2,00 0,76
D-3,50 NP 100EO 15,62 134,0 3,50 0,79

*X identifica o sistema injetado, na qual A é o branco (HCI 15 % sem aditivos), B é o fluido
contendo NP 11EO, C € o fluido contendo NP 40EO, D é o fluido contendo NP 100EO; YYY
corresponde a taxa de injecdo em mL/min.

Fonte: Autor (2023).

5.3.1 Petrofisica basica

A porosidade e a permeabilidade, que compdem as analises de petrofisica basica, sdo
variaveis que impactam nos ensaios de fluxo reativo em meio poroso. Diante disso, as amostras
de rocha foram analisadas quanto aos valores dessas duas varidveis. A Figura 5.13 mostra a
distribuicdo das amostras carbonaticas do tipo Indiana Limestone em funcéo da (a) porosidade

e da (b) permeabilidade.
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Figura 5.13 — Distribuic8o das amostras de rocha carbonatica em funcédo da (a) porosidade e da (b)
permeabilidade.
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Fonte: Autor (2023).

Dessa forma, ao avaliar a porosidade das 22 amostras, observa-se que elas possuem
valores distribuidos entre os limites de 15,09% e 16,73%, mediana de 15,87%, com uma media
e desvio-padrdo de 15,88 + 0,43%. Esses valores mostram uma pequena dispersao de
porosidade entre as amostras utilizadas. Por outro lado, em termos de permeabilidade, as
analises resultaram em valores entre 44,5 mD e 145,9 mD, mediana de 79,4 mD, com uma
média e desvio-padréo de 85,1 + 32,3 mD, demonstrando uma dispersdo mais significativa.

Apesar da permeabilidade de certas rochas sedimentares apresentarem uma correlagao
positiva com a porosidade, isso ndo se mostrou valido com os carbonatos estudados, visto que
na faixa de porosidade avaliada, ndo ha uma correlacdo significativa dessa variavel com a
permeabilidade, como mostra a Figura 5.14. Esse resultado pode ser atribuido a complexa
estrutura de poros das rochas carbonaticas.
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Figura 5.14 — Correlacdo entre porosidade e a permeabilidade das amostras de rocha carbonatica do tipo Indiana

Limestone.
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Fonte: Autor (2023).

5.3.2 Analise da curva PVt

A avaliacdo da eficacia do sistema acido pode ser realizada por meio da analise dos
volumes porosos de acido necessarios para atravessar a amostra de rocha (traduzido do inglés,
pore volume to breakthrough - PVy). Esses valores sdo influenciados tanto pela cinética de
reacdo do fluido empregado com a rocha, quanto pela taxa de injecdo utilizada.

Mediante a realizacdo de experimentos de fluxo reativo em meio poroso de um mesmo
sistema em diferentes taxas de injecdo, representados na Figura 5.15, buscou-se determinar a
taxa de injecdo ideal na qual se observa um consumo minimo de acido (PV: 6timo), resultando

em uma maior eficiéncia do processo.
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Figura 5.15 — Curva PV dos sistemas acidos.
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Ao analisar a Figura 5.15, observa-se que foi possivel encontrar o ponto 6timo de todos
os sistemas. Além disso, constatou-se que a menor vazao de cada sistema foi responsavel pelo
maior consumo de acido. Os sistemas que possuiam aditivos apresentaram um ponto 6timo nas
vazdes de 0,25 mL/min e 0,5 mL/min. A aplicacdo do sistema NP 100EO, que possui uma taxa
de dissolugdo mais lenta, resultou na vaz&o 6tima de 0,25 mL/min e um consumo minimo para
atravessar a amostra de 0,47 (unidade adimensional). Ja o NP 40EO e o NP 11EOQ apresentaram
uma vazao 6tima de 0,5 mL/min, alcancando valores de PVt de 0,45 e 0,50, respectivamente.

Com relacdo ao HCI 15%, sua utilizagcdo na vazdo de 0,5 mL/min (vazdo 6tima dos
demais sistemas) promoveu um consumo excessivo de &cido. Dessa forma, nessas condicdes,
0 seu uso se mostrou ineficiente e quase impraticAvel. Com o aumento da taxa de injecdo,
constatou-se uma redugdo significativa dos valores de PV até atingir o valor 6timo de 0,51 na
vazdo de 2,0 mL/min. O HCI, por mais que possua uma maior cinética de reacdo com o
carbonato de célcio, apresentou um consumo minimo similar aos demais sistemas. Contudo,
isso so foi possivel em uma vazdo 4 vezes maior que os sistemas NP 11EO e NP 40EQO e 8
vezes maior que o NP 100EO.

Segundo Zhu et al. (2022), vazBes mais baixas sdo preferiveis e mais condizentes com
as utilizadas nas operacdes em campo, visto que a medida que o wormhole se desenvolve na
formacéo, a velocidade intersticial do fluido de estimulagdo na extremidade do wormhole
diminui, dificultando o alcance e manutencdo da taxa 6tima de injecdo, especialmente para

longos intervalos de completacdo e em carbonatos de baixa permeabilidade.
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Ademais, diversos autores, como Fredd, Hoefner e Fogler (2017) e Lohrasb e Junin
(2020), relatam que tanto a formacdo de wormholes quanto a curva PVy: sdo regidos pelo
numero adimensional de Damkdhler (Npa). Esse numero, como mencionado anteriormente, é
definido pela razdo entre taxa global de dissolucdo da rocha — que depende das caracteristicas
do fluido de estimulagéo e da rocha utilizada — e a taxa de injecdo. De acordo com Fredd e
Fogler (1999) e Fredd, Tjia e Fogler (1997), ha um balanco ideal entre a taxa de reacdo e a taxa
de injecdo, no qual se obtém um Npa 6timo e, consequentemente, um valor minimo de PV

Nessa perspectiva, uma reducdo na taxa de inje¢do provoca um aumento no Npa €, COMO
resultado, um distanciamento do seu valor 6timo. A depender da magnitude desse aumento do
Npa pode haver um gasto excessivo de fluido de estimulagéo na dissolugéo da face da amostra
de rocha devido ao seu consumo prematuro. Nesse caso, a reducdo da vazao pode ser
compensada pela utilizacdo de fluidos com uma menor cinética de reacdo, como 0s sistemas
acidos desenvolvidos no presente trabalho.

Por outro lado, um aumento na vazdo de injecdo causa uma reducdo no Npa,
ocasionando, novamente, o afastamento do seu valor 6timo. Nesse caso, ha uma tendéncia do
fluido de estimulacéo se hiper-ramificar e atingir poros de dificil acesso, resultando, mais uma
vez, em um consumo excessivo de fluido. Sendo assim, 0 aumento da taxa de injecdo pode ser
balanceado pelo uso de fluidos com uma maior taxa de reagéo, como HCI 15% sem aditivos.

Dessa forma, esse balango entre a taxa de reacdo e a taxa de injecdo, representado pelo
numero de Damkohler (Npa), pode fundamentar ndo apenas a proporcionalidade da vazao 6tima
de injecdo com o nivel de retardo dos aditivos, como também o bom desempenho do HCI 15%
nas maiores vazoes estudadas (2,0 mL/min e 3,5 mL/min).

Dentre os sistemas utilizados, o NP 11EOQ, apesar da proximidade com os demais, foi 0
que obteve o valor de PVy 6timo menos satisfatorio. Por outro lado, esse sistema apresentou
uma melhor constancia de resultados com valores proximos do PVt 6timo nas diferentes vazGes
avaliadas, o que pode ser traduzido em uma possivel maior versatilidade de aplicacdo em termos
de taxa de injecdo. Além disso, os resultados do NP 11EO nos experimentos de emulsificacdo
em petréleo (Topico 5.2.2) e nas caracterizagdes (Topico 4.3.1) corroboram com o potencial de
aplicacdo desse sistema frente aos demais. Contudo, deve-se ter uma cautela com a temperatura

do reservatorio devido ao seu baixo ponto de névoa.
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5.3.3 Analise das faces das amostras ap6s o fluxo acido

A Figura 5.16 apresenta as imagens das faces de entrada dos cores organizadas de
acordo com a taxa de injecdo e o fluido de estimulagéo utilizado. Nela, os sistemas &cidos estdo
dispostos em ordem decrescente de taxa de reacdo com o carbonato. Dessa forma, o HCI 15%
sem aditivos (branco), que apresentou a maior taxa de dissolucdo nos testes de cinética de
reacdo (Topico 5.2.1), se encontra na parte superior, enquanto o NP 100EO, que promoveu o
maior retardo da reacdo, esté localizado na parte inferior. Além disso, a amostra de cada sistema
cuja acidificacdo obteve a maior eficiéncia estd destacada na cor vermelha. E importante
ressaltar que as faces de saida, as quais ndo demonstraram diferencas significativas, foram

intencionalmente excluidas do estudo.

Figura 5.16 — Face de entrada das amostras de Indiana Limestone acidificadas pelos sistemas em diferentes
vazdes.

0,1 mL/min 0,25 mL/min 0,5 mL/min 1,0 mL/min 2,0 mL/min 3,5 mL/min
A A A A A A

N

N N N N N

J

HCI 15% <

NP 11EO < | ‘.
NP 40EO < | .’
NP 100EO < ..

Fonte: Autor (2023).

Ao analisar a Figura 5.16, observa-se que as amostras nas quais foram empregadas as
menores vazodes apresentaram uma maior dissolucdo de face independentemente do sistema
acido utilizado. Esse fato ja era esperado, uma vez que uma menor vazao resulta em um maior

tempo de contato entre o acido e a face da rocha.
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Contudo, vale salientar que a dissolugdo de face se mostrou menos intensa nas
formulacdes que continham os aditivos, principalmente a NP 40EO e a NP 100EO. Conforme
discutido no Topico 5.2.1, essas formulagdes, que possuem um grau de etoxilacdo mais elevado,
apresentam uma taxa de reacdo significativamente menor com o carbonato de calcio, resultando
na preservacao da face. Esse retardo da reacéo é tao significativo que as solugdes conseguiram
obter um resultado semelhante ao do HCI 15% sem aditivos em vazdes até 5 vezes menores.

Por outro lado, ao avaliar o aumento da vazéo, verifica-se uma reducdo na dissolucéo
de face de todos os sistemas acidos. Contudo, essa variagdo também tornou evidente um outro
comportamento. As aberturas criadas pelos sistemas acidos na face de entrada das amostras,
gue sdo o0s pontos iniciais de formacdo dos wormholes, em baixas vazdes se apresentavam em
pequenas gquantidades e com diametros maiores. Por outro lado, com o aumento da taxa de

injecéo, eles se tornaram menores e em maiores quantidades.

5.3.4 Microtomografia computadorizada

Além da anélise das faces de entrada das amostras de rocha e das curvas de consumo de
acido em funcéo da vazao (curva PVyt), ha a necessidade de avaliar os padrdes de wormhole
formados, identificados através de microtomografia computadorizada. Na acidificacdo de
matriz, os wormholes formados podem ser classificados em cinco padrdes distintos, sendo eles:
dissolucdo de face, cénico, dominante, ramificado e dissolu¢do uniforme. Dentre as
classificagbes, o dominante se destaca pela sua maior eficiéncia, visto que é capaz de atingir
uma maior profundidade de estimulagcdo na formagdo, ao mesmo tempo que demanda uma
quantidade minima de acido.

Nessa perspectiva, a Figura 5.17 exibe os padrdes de wormhole formados apds a
acidificacdo das amostras de rocha carbonatica do tipo Indiana Limestone pelas solugdes acidas
estudadas — HCI 15% sem aditivos (branco), NP 11EO, NP 40EO e NP 100EO — e em diferentes
vazdes de injecdes. Nela, assim como na analise das faces de entrada dos cores, organizou-se
0s sistemas acidos em ordem decrescente de taxa de dissolu¢cdo com o carbonato (conforme
estudado no Topico 5.2.1) e destacou-se na cor vermelha a amostra de cada sistema acido cuja
curva PV obteve a maior eficiéncia devido ao seu menor valor.

Vale destacar que a presenca de uma maior quantidade de wormholes néo
necessariamente se correlaciona diretamente com um aumento proporcional no consumo de

acido. Essas ramificagdes, como no caso do sistema contendo NP 11EO, podem apresentar

Guilherme Mentges Arruda Tese de Doutorado — PPGEQ/UFRN — 2023



Capitulo 5 — Resultados e Discussao 104

pequenas dimensdes (diametro e comprimento) e, portanto, demandar menos acido para sua

formacédo em comparacao com outros padrdes.

Figura 5.17 — Padrfes de wormhole das amostras de Indiana Limestone acidificadas pelos sistemas em diferentes
vaz0es.

0,1 mL/min 0,25 mL/min 0,5 mL/min 1,0 mL/min 2,0 mL/min 3,5 mL/min
A A A A A A

s N N N N N hY

HCI 15% <

NP 11EO <

.
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NP 40EO <

NP 100EO <

Fonte: Autor (2023).

Nas menores vazdes de cada sistema acido com aditivos (0,1 mL/min), notou-se ndo

apenas uma dissolucao de face consideravel, como ja verificado no Tépico 5.3.3, mas também
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a formacdo de um wormhole principal com dimensGes moderadas. Além disso, a0 comparar
essas imagens com os resultados das demais vazoes, verifica-se uma quantidade reduzida de
ramificacdes, tornando-as pouco significativas. Ao classifica-los em um dos cinco padrdes de
wormhole existentes, eles aparentam estar em um ponto intermediario entre o padrdo cénico e
0 dominante.

Com relacdo a solucdo de HCI 15% sem aditivos (branco), na menor taxa de injecao
empregada (0,5 mL/min), constatou-se a dissolucéo de face mais pronunciada dentre os pontos
experimentais. Ademais, essa amostra apresentou o desenvolvimento de um canal de grandes
dimensGes. Em certos locais, o didmetro do wormhole corresponde a metade do diametro da
amostra, podendo comprometer tanto a integridade da amostra quanto do equipamento. Nessa
perspectiva, as dimensdes do canal criado corroboram com o valor de PV obtido, sendo a
amostra na qual houve o maior consumo de acido.

Ainda de acordo com o branco, a imagem da amostra utilizada na vazéo 1 mL/min exibe
um padrdo de wormhole semelhante ao dos formados pelos sistemas acidos com aditivos na
taxa de injecdo de 0,1 mL/min. Em outras palavras, o branco precisou de uma vazdo 10 vezes
maior para ter um resultado mais proximo dos demais sistemas. Como avaliado no Tépico 5.2.1,
que se refere a avaliacdo da taxa de dissolucdo de rochas carbonaticas de cada sistema, a
presenca de tensoativo propicia a formacdo de espumas ao entrar em contato com o CO»
liberado pela dissolu¢do do carbonato. Essa espuma gerada forma uma barreira fisica que
impede a difusdo dos ions H* para a superficie da rocha e, consequentemente, retarda a sua
dissolucdo. Dessa forma, como foi possivel obter wormholes similares ao do branco usando
uma vazdo 10 vezes menor, acredita-se que esse mecanismo de retardo pode ter se mantido,
mesmo com o sistema estando em uma presséo de 6,9 MPa (equivalente a 1000 psi), 0 que
poderia interferir na formacéo da espuma pela compressédo do CO2. Os autores Yan et al. (2019)
evidenciaram a formacdo de espumas de CO2 em solucdo acidas nas pressdes de 4 MPa, 6
MPa, 8 MPa e 10 MPa.

Ao mudar o foco da analise das menores taxas de injecdo para a vazdo étima de cada
sistema, destacadas em vermelho, € possivel observar trés fatos distintos: uma diminuicdo
significativa no diametro dos canais principais, um leve aumento na quantidade de ramificacdes
e a preservacao da face. Com isso, é possivel afirmar que, com o aumento da taxa de injecao
até a vazdo 6tima, os padrbes de wormhole perderam a similaridade com o conico, passando a
ser semelhante apenas com o dominante, que sdo os de maior eficiéncia.

Com relacdo ao sistema NP 40EO, que apresenta uma taxa de reacdo intermediaria com
o carbonato quando comparado com NP 100EO e o NP 11EOQ, esse foi o0 Unico que exibiu uma

ligeira dissolugéo na face na vazéo de 0,25 mL/min, o que ndo apenas justifica um valor superior

Guilherme Mentges Arruda Tese de Doutorado — PPGEQ/UFRN — 2023



Capitulo 5 — Resultados e Discussao 106

de PV em comparacgdo aos demais experimentos, como também pode ter deslocado a vazao
Otima para 0,5 mL/min. Essa dissolucao de face pode demonstrar uma dificuldade de iniciar a
formacéo do wormhole na amostra, podendo ser causada pelas caracteristicas do fluido (cinética
de reacdo com o carbonato, viscosidade ou tensdo superficial) ou da rocha carbonatica, que séo
conhecidas pela heterogeneidade. Vale destacar que dentre as amostras utilizadas na taxa de
injecdo de 0,25 mL/min, a que recebeu o sistema NP 40EO apresentava a menor
permeabilidade.

Ao passar pela vazdo 6tima e direcionar as analises para taxas de injecdo superiores, é
evidente que, tanto na acidificagdo pelo branco, quanto pelas formulagdes, ocorre a formagéo
de um maior nimero de wormholes secundarios e de menor didmetro. Essas ramificacdes,
diferentemente das discutidas anteriormente, passam a se formar ndo apenas no canal principal,
como também na face da amostra, 0 que condiz com o surgimento de um maior nimero de
aberturas na face da amostra, como mostra a Figura 5.16, e também justifica o aumento dos
valores de PVy.

Apesar do bom desempenho do HCI 15% sem aditivos na taxa de injecédo de 2,0 mL/min
ou superior, € importante destacar que temperaturas mais elevadas tenderiam a aumentar a taxa
de reacdo do fluido de estimulagdo com o carbonato, demandando, assim, uma vazdo
substancialmente mais elevada para permitir que esse sistema atravessasse a amostra. Vale
salientar que vazoes tao elevadas sdo impraticaveis em campos de petroleo. Adicionalmente, a
utilizacdo de amostras de rocha de maior comprimento resultaria em um maior tempo de contato
entre o fluido de estimulacédo e a rocha, resultando, possivelmente, em um aumento na medida
de PVyt do HCI 15%.

Portanto, de uma maneira geral, pode-se afirmar que esses resultados, mostrados na
Figura 5.17, corroboram com as caracteristicas do fluido de estimulagéo — viscosidade (Topico
5.1.1.2) e taxa de dissolugdo (Topico 5.2.1) — e com os resultados observados anteriormente na
curva PVp e na analise das faces de entrada das amostras (Topicos 5.3.2 e 5.3.3,
respectivamente). Assim, a compreensao dessas interagdes complexas entre a taxa de injecao,
a taxa de dissolucdo, o niumero de Damkdhler e os resultados de penetracdo do &cido é vital

para desenvolver estratégias de acidificacdo mais eficientes e economicamente viaveis.
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6 CONCLUSOES

No presente trabalho, foi possivel desenvolver fluidos de estimulacdo inovadores
compostos por &cido cloridrico retardado pela acdo de tensoativos ndo idnicos da classe
nonilfenol polietoxilado (com 11, 40 ou 100 grupos etoxilados) e etanol para a etapa principal
do processo de acidificacdo de rochas carbonaticas.

Dentre os resultados obtidos, pode-se destacar que a presenca dos tensoativos nédo
apenas resultou em uma maior viscosidade dos sistemas, como também contribuiu para o
aumento do tempo de dissolucdo das amostras de rocha carbonatica, sendo mais significativo
nos de maior grau de etoxilacdo. Contudo, & medida que se realizou a substitui¢do parcial dos
tensoativos pelo etanol, observou-se uma reducdo significativa no tempo de reacdo, com
destaque para as formulagc6es contendo nonilfenol 100EO (reducéo de aproximadamente 79%)
e nonilfenol 40EO (reducdo de 68%). Ja em relacdo a formulagdo contendo nonilfenol 11EO, a
variagdo do tempo de reacdo (reducdo de 11%) foi menos evidente.

Além disso, a adicdo de etanol proporcionou um aumento consideravel no ponto de
névoa das solucdes, principalmente na formulagdo contendo nonilfenol 11EO (de 52,5 °C para
70,3 °C), e causou uma reducéo significativa na tensdo superficial das solucgdes tanto para o
acido vivo quanto para o acido gasto,

Os aditivos (etanol e tensoativo) também contribuiram para reduzir a emulsificacao do
HCI 15% em uma amostra de petroleo pesado e promoveram uma inibicdo de corrosdo
consideravel (entre 48% e 54,5%). Contudo, ndo tiveram um impacto significativo na
molhabilidade das rochas carbonéaticas, mantendo as amostras molhaveis a agua.

Com relacgéo aos ensaios de fluxo reativo em meio poroso, nos quais as solucdes foram
injetadas nas amostras de rocha, ao analisar o consumo minimo de &cido para atravessar a rocha
(PVit6timo), constatou-se que as formulagdes obtiveram resultados similares aos do HCI 15%,
mas em vazOes de 4 a 8 vezes menores. Vale salientar que essas vazdes mais brandas sdo mais
condizentes com as praticadas em campo.

No que tange as analises por microtomografia computadorizada, os resultados foram
condizentes com os obtidos pelas imagens das faces das amostras e pelas curvas PV Sendo
assim, as formulacGes produziram padrdes de wormhole mais similares ao dominante, que é o
de maior eficiéncia, em um maior intervalo de taxa de injecéo.

Portanto, as formulagcGes desenvolvidas e estudadas se mostraram promissoras, uma vez
que ndo so6 produziram resultados significativos nos ensaios de fluxo reativo em meio poroso,
como tambem contribuiram para a inibicdo da corrosao do a¢o-carbono, a quebra das emulsdes

agua em 6leo e o abaixamento da tensdo superficial. Dentre os tensoativos, 0 NP 11EO, apesar
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do seu menor potencial de retardo da dissolucdo do carbonato de calcio, se mostrou mais
completo que os demais. Contudo, a sua possibilidade de aplicacdo € mais restrita devido ao
seu menor ponto de névoa. Sendo assim, deve-se avaliar as condi¢cGes operacionais e de
reservatdrio, como temperatura e composicao dos fluidos da formacdo, para decidir qual seria

0 melhor sistema a ser utilizado.
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ARTICLE INFO ABSTRACT
Keywords: Acid stimulation presents a great challenge when it comes to reducing the reaction rate between hydrochloric
Alcoholic micellar solution acid and carbonate rock, which makes it possible to increase the depth of the injected solutions. The surfactants

Carbonate matrix
Acid stimulation
Ethanol
Nonylphenol

are excellent candidates to reduce the reaction rate and make the rock water-wettable. However, high tem-
peratures and the presence of salts as a product of the acidizing reaction can affect the performance of surfactants
under reservoir conditions. In the present study, acidified alcoholic micellar solutions were obtained containing
nonylphenol surfactant of 100, 40, and 11 ethoxylated bonds and ethanol as an amphi-solvent to assist the
maintenance of the surfactant properties under adverse conditions. The solutions were characterized before and
after the acidizing reactions (absence and presence of salt, respectively), evaluating the cloud point, surface
tension, and kinematic viscosity. The experiments revealed that ethanol assisted in maintaining or improving the
cloud point of the formulations, reaching above 70 °C. In addition, concerning nonylphenol 11EO formulations,
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