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Resumo da Dissertacdo apresentada a COPPE/UFRJ como parte dos requisitos
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EFEITOS DA ADICAO DE SURFACTANTES NA INTERACAO AGUA-OLEO DE
FORMACOES CARACTERISTICAS DO PRE-SAL BRASILEIRO
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Setembro/2018

Orientadores: Paulo Couto
José Luis Drummond Alves
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Esta pesquisa teve como objetivo estudar a aplicabilidade de surfactantes
comerciais na recuperacdo avancada de petroleo, com a finalidade de maximizar a
producdo de Oleo de reservatérios carbonaticos do Pré-Sal brasileiro. Para isto, foram
feitas analises da interacéo fluido-fluido entre solucGes de surfactantes de diferentes tipos
com O6leo e salmoura representativos de campos do Pré-Sal. Foi determinada a
Concentracdo Micelar Critica (CMC) dos surfactantes estudados, de modo a mensurar a
concentracdo a ser utilizada, seguida pela estabilidade quimica e térmica dos surfactantes
na &gua de formacdo e a influéncia da salinidade da mesma no comportamento de fases,
através de uma triagem de salinidade. Por fim, apds a determinacdo da compatibilidade
dos surfactantes nas condi¢bes de reservatorio, estudou-se a tensdo interfacial entre a
salmoura contendo surfactantes e 6leo extraido de campo do Pré-Sal. Os resultados
mostraram os surfactantes anfoteros como os mais estaveis nas condi¢des de salinidade e
temperatura as quais foram submetidos, com salinidades 6timas de aplicacdo variando
entre 60.000 ppm e 150.000 ppm. Os resultados de tensdo interfacial estiveram alinhados
com o mencionado, com reducdo de uma ordem de grandeza ap6s a adicdo de

surfactantes.
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EFFECTS OF SURFACTANTS ADDITION IN THE OIL-BRINE INTERACTION
USING CHARACTERISTIC FLUIDS FROM BRAZILIAN PRE-SALT
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This research aimed to study the suitability of commercial surfactants in
enhanced oil recovery, with the purpose of maximizing the oil production of Brazilian
pre-salt carbonate reservoirs. For this, analysis of fluid-fluid interaction between different
types of surfactant solutions with oil and representative brine from Pre-Salt fields. The
Critical Micelar Concentration (CMC) of the surfactants were determined to measure the
concentration to be used, followed by determination of chemical and thermal stability of
the surfactants in formation water and the influence of its salinity on the behavior of
phases, through a salinity scan. Finally, after determining the suitability of the surfactants
at reservoir conditions, the interfacial tension of the system containing brine, surfactant
and oil extracted from a Pre-Salt field was studied. The results showed the amphoteric
surfactants as the most stable at the salinity and temperature conditions to which they
have been tested, with optimal application salinities ranging between 60,000 ppm and
150,000 ppm. The results for interfacial tension were aligned with mentioned results,

indicating reduction of one order of magnitude with surfactant addition.
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1 INTRODUCAO

A recuperagdo de petrdleo pode ser dividida em trés fases: primaria, secundéaria e
avancada. Recuperacdo primaria abrange a recuperacdo que utiliza da energia natural
disponivel inicialmente no reservatorio. Esta energia natural pode ser proveniente da
expansao dos fluidos e da rocha, gas em solucdo, influxo de agua, capa de gés e drenagem
gravitacional. Recuperacdo secundaria, por sua vez, é a recuperacdo pela injecdo de
fluidos externos, como agua e/ou gas, para manutencdo da pressdo e aumento da
eficiéncia de varrido, enquanto recuperacdo avancada inclui a injecdo de quimicos
(surfactantes polimeros e alcalis), gases misciveis (CO2, por exemplo) e energia térmica
(em geral, através da injecdo de vapor), conforme descrito por Sheng (2011).

A fase primaria de recuperacdo de 6leo de um reservatorio aproveita a pressao natural
existente no reservatorio, com o auxilio de bombas se necessario, para elevar o 6leo até a
superficie. Porém, apenas cerca de 10% da reserva de 6leo de um reservatério, conhecido
como original oil in place (OOIP), é tipicamente produzido durante a recuperagao
priméaria (XAVIER, 2011).

A importéncia da aplicacdo de métodos de recuperacdo avancgada, também conhecidos
como Enhanced Oil Recovery (EOR), foi fortemente disseminada no Brasil com a
descoberta dos reservatdrios carbonaticos do Pré-Sal. Além disso, cerca de 60% das
reservas de hidrocarbonetos do mundo encontram-se em reservatorios carbonaticos com
caracteristicas petrofisicas extremamente heterogéneas que tornam a sua exploracdo um

desafio.

Ainda sobre os reservatorios carbonaticos, dois fatores sdo predominantemente
responsaveis por suas caracteristicas diagenéticas peculiares: o primeiro, as intensas
transformacdes litologicas inerentes a sua alta reatividade, onde a agua originada da
formacdo e/ou 4guas metedricas (aguas subterraneas originadas pela chuva) solubiliza e
recristaliza em novos carbonatos, a fim de manter o equilibrio quimico dos ions no
reservatorio, criando canais de alta permeabilidade ou cimentando nos espagos porosos.
O segundo, o estresse causado pela sobreposicdo continua de terra durante sua diagénese,

comumente vista em reservatorios ultraprofundos, como os reservatorios do Pré-Sal. Este



fator é capaz de alterar significativamente 0 meio poroso do reservatorio através da

reducdo da porosidade ou formagéo de fraturas (PINTO, 2013).

Os fluidos injetados nas aplicagdes de EOR agem nas interagdes quimicas dos fluidos
presentes no reservatorio de modo a mové-los para um poco produtor. Esta interacdo com
o0 sistema petroleo-salmoura-rocha cria condi¢des que favorecem a recuperacédo de 6leo.
Tais condigdes englobam a redugéo da tensdo interfacial (IFT), redugéo da viscosidade,
alteracdo da molhabilidade, inchamento do 6leo e comportamento favoravel de fases
(GREEN & WILLHITE, 1998).

Uma revisdo da literatura mostra diversos estudos usando a injecdo de surfactantes para
aumentar a recuperacdo de 6leo, mesmo quando a porosidade e a permeabilidade séo
muito baixas. Solugdes de surfactantes corretamente formuladas e aplicadas podem
aumentar em até 30% a recuperacdo do original oil in place. Isto porque surfactantes
podem reduzir significativamente a tensédo interfacial 6leo-agua, resultando em valores
mais satisfatérios a medida que se torna maior a sua afinidade com o sistema (WANG et
al., 2011; ELSEVIER, 2016).

Quando o estudo da compatibilidade dos surfactantes com o sistema é feito
adequadamente, € possivel reduzir a tensdo interfacial até a ordem de 103 mN/m e chegar

a niveis muito baixos de saturacdo de 6leo residual (LEVITT, 2006).

1.1 MOTIVACAO

A aplicacdo de metodos de recuperacdo avancada em reservatorios carbonaticos
representa uma das principais fontes de estudo e incertezas na indudstria nos dias atuais.
Especialmente no Brasil, com o desenvolvimento do Pré-Sal, o investimento tem sido
crescente em pesquisas, para o melhor entendimento do comportamento desses

reservatorios e das interacdes entre a rocha e os fluidos imisciveis nela contidas.

Até 0 momento, ndo ha muitos estudos publicados sobre os resultados da aplicacdo de
EOR em reservatérios carbonaticos, e mais especificamente, sobre a injecdo de

surfactantes.

Apenas 20% de todos os projetos de EOR quimicos foram realizados em reservatorios

carbonaticos (MANRIQUE et al., 2007). A maior parte dos estudos ja realizados s&o



voltados para reservatorios areniticos e utilizam de condi¢es de campos terrestres. As
condicBes dos reservatorios em aguas ultra profundas, como é o caso do Pré-Sal
brasileiro, tornam a aplicag&o neste cenario ainda mais complexa. Por isso a importancia

do desenvolvimento de pesquisas sobre este método no ambito nacional.

Deste modo, 0 tema proposto para esta pesquisa consiste no estudo da recuperacao
avancada de petroleo usando a injecdo de surfactantes como método quimico de aumento

da producéo de 6leo nos reservatorios.

1.2 OBJETIVOS

Esta pesquisa tem como objetivo geral realizar andlises laboratoriais das interacdes
fluido-fluido usando surfactantes de diferentes classes, focando nos anidnicos, anfoteros
e ndo-ibnicos. A finalidade é estudar sua aplicabilidade na recuperacdo avancada de
petréleo, com o intuito de maximizar a producdo de 6leo de reservatérios carbonéticos do

Pré-Sal brasileiro.

1.2.1 Objetivos Especificos

A seguir estdo descritos os objetivos especificos a serem atingidos no presente trabalho:

a) Preparo da agua de formacdo tomando como base a composicdo da salmoura de

um campo do Pré-Sal brasileiro, denominado de “Field B ”;

b) Medicdo da Concentracdo Micelar Critica (CMC) dos surfactantes estudados para
quantificar a saturacdo maxima de surfactante na interface e a concentracdo que

deve ser utilizada nas analises posteriores;

c) Andlise da estabilidade quimica e térmica dos surfactantes na agua de formacao,
avaliando a influéncia da salinidade e da temperatura na compatibilidade dos
quimicos nas condicGes de reservatorio, a fim de evitar a formac&o de precipitado,

separacgdo de fases, formacao de géis e turbidez;

d) Determinacdo da faixa de salinidade 6tima para aplicacdo dos surfactantes, através
da realizacdo de uma triagem de salinidade (salinity scan) e estudo do

comportamento de fases;



e) Medicdo da tensdo interfacial dos sistemas salmoura-6leo e salmoura-surfactante-
6leo, utilizando 6leo real de um campo do Pré-Sal brasileiro, denominado de
“Field D”;

f) Awvaliar a eficiéncia da utilizacdo de surfactantes na recuperacdo avancgada de
petréleo através da interpretacdo dos resultados, levando em consideracdo a
reducdo da tensdo interfacial dleo-agua e o aumento da hidrofilicidade dos

reservatorios carbonaticos.

1.3 ORGANIZACAO DO TRABALHO

No Capitulo 1 é feita uma breve introducdo do tema da dissertagdo, a motivacao e 0s

objetivos deste trabalho.

O Capitulo 2 apresenta a revisdo da literatura, incluindo temas relacionados aos
reservatorios de petréleo, reservatorios carbonaticos, recuperacdo avancada de petrdleo e
seus metodos quimicos, aspectos teodricos a respeito dos surfactantes, como definicao,
classificacdo e caracteristicas fisico-quimicas. Também séo abordadas as propriedades
das interacdes fluido-fluido e fluido-rocha, como balanco hidrofilico-lipofilico, tensdo
interfacial, comportamento de fases, efeitos capilares, permeabilidade relativa, razéo de

mobilidade, molhabilidade e adsorcé&o.

O Capitulo 3 descreve os materiais usados (surfactantes, salmoura e 6leo) e os métodos

empregados para o desenvolvimento dos ensaios experimentais dessa dissertacao.

O Capitulo 4 é dedicado a apresentar os resultados e discussdes dos experimentos
realizados e esta dividido de acordo com os métodos utilizados em: Concentracéo Micelar
Critica (CMC), testes de estabilidade, triagem de salinidade e tensdo interfacial.

No Capitulo 5 estdo apresentadas as conclusfes do estudo e sugestdes para trabalhos

futuros.

Por fim, no Capitulo 6 estdo listadas as referéncias bibliograficas que contribuiram para

a elaboracéo dessa dissertacao.



2 REVISAO DA LITERATURA

2.1 RESERVATORIOS DE PETROLEO

Os sistemas petroliferos sdo responsaveis pela ocorréncia dos processos de geracéo,
migracdo e acumulacdo de hidrocarbonetos, bem como pela formacéo de armadilhas ou
trapas. Para que isto ocorra, alguns elementos essenciais devem compor o sistema
petrolifero, como rochas geradoras, reservatorios e selantes, juntamente com um arranjo
geométrico favoravel. As rochas geradoras sdo ricas em matéria organica e capazes de
expelir petroleo quando submetidas ao calor. Os reservatorios apresentam poros
interligados que permitem a circulacdo e o armazenamento de 6leo e gas. Por fim, as
rochas selantes possuem permeabilidade muito baixa e recobrem as rochas reservatorio,
impedindo o escape dos hidrocarbonetos (MAGOON & BEAUMONT, 1999;
RICCOMINI et al., 2012).

Em um reservatério, as acumulacdes de petréleo sdo submetidas a alteragdes constantes
de pressdo em decorréncia dos processos produtivos. Estas alteragdes ocorrem tanto para
0s materiais que estdo sendo extraidos como para 0 material que permanece no interior
da rocha. Dessa forma, o comportamento de fases é uma caracteristica que deve ser
entendida no estudo da recuperacao dos reservatorios de petrdleo (ROSA et al., 2006).

Recuperacdo primaria de reservas € assim definida quando o reservatério é produzido por
métodos primarios de recuperacdo, usando a energia natural nele contida. A energia
natural pode ser derivada de mecanismos como: liberacdo e expansao do gas dissolvido,
expansao da capa de gas, aquifero ativo, drenagem por gravidade ou uma combinacao
desses efeitos (XAVIER, 2011).

Os mecanismos que provém energia natural para o reservatério sdo processos
relativamente ineficientes e resultam em uma baixa recuperacdo de 6leo (cerca de 10%
do OOIP). A insuficiéncia de energia natural levou a pratica de suplementagéo da energia
do reservatoério, introduzindo alguma forma de estimulacdo artificial. O método mais
béasico utilizado € a injecdo de gas ou agua, além de outras técnicas para aumentar a
pressdo do reservatorio. Estes métodos sdo chamados de recuperacdo secundéria e,
normalmente, seguem a recuperagdo primaria, mas também podem ser realizados
simultaneamente & mesma (XAVIER, 2011).



Segundo Carcoana (1992) apud Cotia (2012), por causa da atuacao de forcas capilares e
da tensdo interfacial, mesmo apds a injecdo de agua, grande parte do éleo ndo consegue
ser produzido e é deixado para trds no reservatorio, tanto como uma fase descontinua na
zona varrida pela agua, como na forma de uma fase continua na zona néo-varrida.
Independentemente do volume de &gua injetado, esse 6leo continuara preso e s6 podera
ser deslocado com a reducdo das forcgas interfaciais a algo préximo a zero, o que reduz o
efeito de aprisionamento de particulas de 6leo (saturacdo de dleo residual) pela a¢éo das

forcas capilares na interface.

A saturacao de 6leo residual (S,,) € a saturacdo de 6leo que permanece nos poros apds o
deslocamento dos fluidos. Este 6leo ndo € produzido, pois esta sujeito a uma competicdo
entre as forcas capilares e viscosas. As forgas capilares sdo responsaveis pela retencdo do
6leo por efeitos microscopicos no meio poroso, enquanto os efeitos viscosos dificultam o
escoamento. O volume de o6leo residual no reservatorio esta relacionado com fatores como
razdo de mobilidade, capilaridade, tensdo interfacial 6leo-4gua, molhabilidade e outras
interagOes rocha-fluido (SALAS, 2014; RIVAS & GUTIERREZ, 1999).

2.2 RESERVATORIOS CARBONATICOS

As rochas reservatdrio sao rochas sedimentares que, segundo a sua mineralogia, podem
ser classificadas em rochas terrigenas ou siliciclasticas e carbonaticas. As rochas
carbonéticas sdo rochas depositadas em ambientes marinhos ou lacustres e sua origem
pode ser quimica ou bioldgica. Os dois tipos mais importantes sdo os calcarios e 0s
dolomitos, sendo que o primeiro contém quantidades superiores a 30% de carbonato de
calcio, como aragonita ou calcita, enquanto no segundo predomina a existéncia de
carbonato de magnésio, a dolomita (TAIOLI et al., 2009; CHILINGAR et al., 1992).

Os sedimentos de carbonatos sdo comumente formados em oceanos rasos e quentes, seja
pela precipitacdo direta ou pela extracdo bioldgica do carbonato de célcio da &gua do mar.
O resultado é um sedimento composto de particulas com uma ampla gama de tamanhos
e formas misturadas, formando uma variedade de texturas deposicionais que podem estar
unidas por organismos incrustantes ou, na maioria das vezes, depositadas como

sedimentos soltos sujeitos ao transporte por correntes oceanicas (LUCIA, 1999).



Complementando, Rosa et al. (2006) define rochas carbonaticas como os calcarios, 0s
dolomitos e aquelas intermediérias entre os dois. Sua porosidade é localizada, tanto lateral
como verticalmente, dentro de uma camada e seus poros podem ser muito maiores que 0s
de arenitos, dando a rocha uma grande permeabilidade. A porosidade pode ser priméaria
ou secundaria, mas na maioria das vezes € secundaria, devida a processos de
dolomitizacdo, faturamento e, mais importante, dissolucdo. Na dissolucdo a calcita ou a
dolomita é lixiviada pelas aguas subterraneas, resultando em cavidades com dimensdes

variando de poros muito pequenos até cavernas gigantes.

Uma porcdo consideravel da reserva mundial de hidrocarbonetos se encontra em
reservatorios carbonéticos, caracterizados por rochas naturalmente fraturadas e com
distribuicbes altamente heterogéneas de porosidade e permeabilidade. Estas duas
caracteristicas, juntamente com a molhabilidade preferencial variando entre 6leo e mista,

resultam em baixo fator de recuperacdo de 6leo (MANRIQUE et al., 2007).

A maioria das rochas de reservatdrios carbonaticos é preferencialmente lipofilica. Esta
caracteristica da interacdo rocha-fluido, também conhecida como molhabilidade, esta
intimamente ligada a baixas taxas de recuperacdo de 6leo. A aplicacdo de agentes que
atuam para modificar a superficie ¢ uma forma de alterar a molhabilidade dos carbonatos,
tornando-os preferencialmente hidrofilicos, favorecendo assim a reducdo da saturacao
residual de 6leo (PINTO, 2013).

A complexidade deste tipo de reservatorio ¢ tema de diversos estudos. Suas condicdes
severas, como alta salinidade, dureza e temperatura, além da presenca de fraturas
altamente permeaveis, sdo condi¢des adversas que reduzem drasticamente a eficiéncia de
varrido (AZAD & SULTAN, 2014).

Devido aos processos de diagénese e as intensas transformacdes litoldgicas sofridas, os
carbonatos apresentam alta reatividade, que resulta em caracteristicas petrofisicas
peculiares. Isto ocorre porque a presenca de agua da formacdo e das chamadas aguas
meteoricas (originadas das chuvas) tende a solubilizar e recristalizar os carbonatos, de
modo a manter o equilibrio quimico no reservatdrio. Outro fator relevante sdo as tensbes
causadas pela sobreposi¢do continua de camadas, que alteram consideravelmente o meio
poroso da rocha, reduzindo a porosidade e criando fraturas, especialmente em

reservatorios ultraprofundos, como é o caso do Pré-Sal brasileiro (PINTO, 2013).



Na estrutura fisica de carbonatos ocorrem fissuras e poros que definem a produtividade
do reservatorio, diferenciando-se dos arenitos. Por este motivo, a produtividade é
influenciada pela porosidade e pela maneira com que os fluidos interagem entre si e com
a superficie da rocha (DONALDSON e ALAM, 2008).

Anderson (1986) destaca que cerca de 80% dos reservatdrios carbonaticos sao
naturalmente molhaveis ao dleo. Isto ocorre porque a superficie dos carbonatos ¢
carregada positivamente a uma condicdo de pH moderada, o que facilita a adsor¢éo dos
acidos carboxilicos dissolvidos no 6leo na superficie. A adsorcao resulta na orientacdo da
molécula carboxilica, expondo a parte apolar para fora da superficie da rocha e tornando-
a molhavel ao 6leo (HAMAUDA & GOMARI, 2006).

Como resultado da complexidade apresentada, o fator de recuperagdo neste tipo de
reservatorio nao ultrapassa 30%, o que indica que a maior parte do 6leo presente na rocha
ndo ¢é produzido e torna significativa a aplicacdo dos métodos de recuperacdo avancada
(HOGNESEN et al., 2005).

2.2.1 Preé-Sal

O petréleo do Pré-Sal encontra-se em reservatorios localizados abaixo da extensa e
espessa camada de sal que ocorre em aguas profundas e ultra profundas na costa
brasileira, entre os estados do Espirito Santo e Santa Catarina, essencialmente nas bacias
sedimentares de Campos e Santos. O Pré-Sal brasileiro engloba uma faixa com cerca de
800 km de comprimento por 200 km de largura. Sua extensdo esta ilustrada na Figura 1
(RICCOMINI., 2012).
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Figura 1 — Extensdo dos reservatérios do Pré-Sal com relagdo as bacias
sedimentares da margem continental brasileira (PAPATERRA, 2010)

A regido do Pré-Sal brasileiro abrange um conjunto de campos de 6leo e gas formados
por reservatorios carbonaticos de idade mais antiga que a camada de sal do Aptiano
localizada acima deles. Esta camada de sal foi depositada durante a fase transicional de
separacdo dos continentes da Gondwana, que resultou na abertura do Oceano Atléantico e
na divisdo dos continentes da América do Sul e Africa, ha mais de 120 milhdes de anos
(JONES & CHAVES, 2011).

A formacdo das bacias de Santos e Campos teve inicio no periodo Cretaceo e sua evolucao
tem sido relacionada a quatro estagios, denominados de: estagio pré-rifte (do continente),
estagio rifte (do lago), estdgio proto-oceéanico (do golfo) e estagio drifte (do oceano),
sendo estes estdgios bem marcados pela sua conformacdo paleogeografica (PONTE &
ASMUS, 1978).

O conjunto de rochas dos depdsitos do Pre-Sal constitui um sistema carbonatico e,
secundariamente, vulcanico. E composto por rocha geradora espessa, desenvolvida
durante o estagio rifte (folhelhos ricos em matéria organica), reservatérios em rochas
carbonaticas e em fraturas de rochas vulcanicas (basaltos), além da extensa sucessao de

evaporitos (sal) como selante (RICCOMINI et al., 2012). Os prospectos podem ser



considerados, principalmente, como rochas calcarias com coquinas e microbialiticos e

fraturas em rochas vulcénicas da porcao inferior da secéo rifte (CHANG et al., 2008).

Vale ressaltar que a formacao geoldgica das bacias do Pré-Sal ndo é foco deste estudo,
embora o conhecimento de algumas caracteristicas de sua geologia possa ser aplicado
aqui. Por este motivo, para aprofundamento das informacdes nestes aspectos sugere-se a

consulta de referéncias como Papaterra (2010) e Riccomini et al., (2012).

A Figura 2 mostra uma ilustracdo do sistema petrolifero que compde a acumulacdo de

hidrocarbonetos no Pré-Sal na Bacia de Santos.

‘ V — Rochas vulcanicas;
O
M

i G — Rochas geradoras (folhelho);

=
o
v

R — Reservatérios: R1 — calcérios

microbialiticos, R2 - calcérios
com coquina, R3 — fraturas em

rochas vulcanicas (basalto);

S — Selo (sal)

Figura 2 — Modelo esquematico do sistema petrolifero do Pré-Sal na Bacia de
Santos (RICCOMINI et al, 2012)

Conforme descrito por Papaterra (2010), o primeiro poco exploratério a atingir os
reservatorios do Pré-Sal brasileiro foi 0 poco pioneiro 1-BRSA-329D-RJS do bloco
exploratério BM-S-10 (prospecto Parati). O po¢o perfurou uma camada de sal de
aproximadamente 2.000 m apds vencer uma lamina d’agua de 2.038 m, e sua perfuragdo
durou de janeiro de 2005 a outubro de 2006. Este longo intervalo de tempo mostra o
quanto a exploragdo dos campos do Pré-Sal representa um desafio. Como resultado, ainda
em 2005 a Petrobras relatou a Agéncia Nacional do Petroleo, Gas Natural e
Biocombustiveis (ANP) a presenca de indicios de petréleo em carbonatos na secéo rifte

do poco exploratorio.

A partir de entdo, uma série de pocos exploratorios foram perfurados a fim de dimensionar

a magnitude dos reservatorios do Pré-Sal. Segundo dados da ANP, as principais
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notificacGes de descobertas de hidrocarbonetos na bacia de Santos vieram de prospectos
como Bem-te-vi, Carioca, Guara, Tupi, lara, Parati e Jupiter. Estas descobertas, além de
indicarem a abertura de uma nova fase da industria do petréleo no Brasil, também

marcaram o inicio de investimentos de grandes multinacionais no mercado brasileiro.

A Figura 3 mostra um interessante comparativo da heterogeneidade de um testemunho de
rocha reservatério do Pré-Sal (campo de Tupi) e seu andlogo, uma amostra de
estromatdlito recente, da regido de Lagoa Salgada, no litoral de Campos — RJ.

Recente no Brasil - Lagoa
Salgada, litoral de Campos

Figura 3 — Comparativo entre amostras de rocha do reservatério de Tupi (direita)
e estromatdlitos de Lagoa Salgada (esquerda), no litoral norte do Rio de Janeiro
(ESTRELLA, 2008)

2.3 RECUPERACAO AVANCADA DE PETROLEO

Recuperagdo avancada de petrdleo ou Enhanced Oil Recovery (EOR) ¢é definida por
Barrufet (2011) como os processos e métodos que utilizam fontes externas de energia
e/ou materiais para recuperar o 0Oleo residual que ndo teria producdo economicamente
viavel por meios convencionais. A recuperagdo avancada envolve, em geral, a injecdo de
fluidos no reservatorio que promovem 0 aumento da energia natural existente para
aumentar a producdo de 6leo. Os fluidos injetados interagem com o sistema composto
pelo 6leo, &gua de formagéo e rocha para interferir nas suas propriedades fisico-quimicas

e criar condicdes que favorecam a recuperagdo de petroleo e melhorem a eficiéncia de

11



varrido, como reducdo da tensdo interfacial, reducdo da viscosidade e alteracdo da
molhabilidade da rocha (GREEN & WILLHITE, 1998).

A recuperacdo terciaria ou avangada visa recuperar o 6leo remanescente no reservatorio
apos a aplicacdo de métodos de recuperacdo secundaria convencionais. Conforme explica
Dake (1978), do ponto de vista mecanico, 0os métodos comumente empregados na
recuperacdo avangada podem atuar de duas formas diferentes, conforme ilustrado na
Figura 4.

k.fl:l

+« 5, Sor Sor

Figura 4 — llustracdo dos dois métodos de mobilizacdo do 6leo residual pela

recuperacdo avancada (DAKE, 1978)

Na primeira, ocorre o deslocamento do dleo com um fluido que é sollvel nele,
aumentando a sua saturacdo para acima da saturacdo de Gleo residual (S,,), 0 que esta
indicado pela mudanca do ponto A para o B na curva. Neste caso, a permeabilidade

relativa do 6leo (k,.,) se torna finita e o 6leo se move.

No segundo método, € injetado um fluido miscivel, ou parcialmente miscivel, para
eliminar a tensdo interfacial ou, de alguma maneira, modificar as propriedades
interfaciais. Este fenbmeno altera a curva de permeabilidade relativa, como mostrado pela
linha pontilhada, aumentando o k.., de zero para um valor C e reduzindo a saturagéo de

6leo residual para um valor muito baixo (denominado de S,,.).

A importancia da aplicacdo de métodos de recuperacdo avancada de petroleo recebeu

grande destaque no Brasil com a descoberta dos reservatérios carbonaticos do Pré-Sal,
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especialmente quando se considera um periodo de queda no preco do petréleo bruto.
Nestes cendrios, torna-se necessario a aplicagdo de técnicas e estratégias para desenvolver
Nnovos campos ou aumentar a recuperagdo em campos maduros (AFOLABI, 2015).

Os metodos de EOR incluem injecdo de agua (waterflooding), métodos térmicos
(combustéo in-situ e injecdo de vapor — steamflooding), métodos quimicos (polimeros e
surfactantes), métodos misciveis (injecdo de hidrocarbonetos, dioxido de carbono e
nitrogénio), métodos microbianos e, mais recentemente, métodos usando nanoparticulas.
Para que o processo de EOR seja bem-sucedido, este deve ser capaz de mobilizar e

deslocar eficientemente o 6leo em direcdo aos pocos produtores (IDOGUN et al., 2016).

2.3.1 Meétodos Quimicos

A recuperacdo avancada de petréleo pelo uso de quimicos, ou chemical EOR, considera
a injecdo de agentes quimicos, como polimeros, surfactantes, &gua de baixa salinidade e
alcalis para aumentar a eficiéncia de varrido e otimizar os mecanismos de deslocamento.
Tais mecanismos incluem: reducdo da tensdo interfacial, alteracdo da molhabilidade,
controle de mobilidade e reducdo da permeabilidade em reservatdrios altamente
heterogéneos. Esses métodos sdo especificos para cada reservatorio e devem levar em
consideracdo as condi¢des de salinidade e pH do meio, a fim de alcancar alta eficiéncia e
eficacia dos custos (AFOLABI, 2015).

Os reservatérios carbonaticos possuem o maior desafio para os métodos de EOR quimico.
Suas condicdes adversas de salinidade, dureza e temperatura, juntamente com a presenca
de extensas fraturas, conforme descrito anteriormente, tornam a maioria dos surfactantes
e polimeros convencionais ineficazes. As fraturas altamente permeaveis dos reservatorios
carbonaticos se tornam caminhos preferenciais para os fluidos injetados, deixando para
trds areas extensas da matriz do reservatorio, o que reduz drasticamente a eficiéncia de
varrido (AZAD & SULTAN, 2014).

Os desafios para desenvolver formulagbes quimicas para EOR em reservatorios
carbonaticos séo significativos e Gnicos, devido a complexidade da composi¢cdo mineral
da rocha, estrutura porosa da matriz, propriedades de superficie da rocha, densidade de

fratura, abertura e orientacdo, bem como tipos de 6leo (HAN et al., 2013).

13



A injecdo de solugdes de surfactantes € um processo em que ocorre certa interacéo
quimica entre o fluido injetado e o fluido do reservatério, sendo considerada uma boa
alternativa para o aumento da recuperacdo de petroleo. Estes métodos se tornam
vantajosos, visto que os surfactantes tem a finalidade de reduzir as tensdes interfaciais
entre a agua e o 6leo, ampliando a eficiéncia de deslocamento e, em alguns casos,
aumentando também a eficiéncia de varrido e, consequentemente, o fator de recuperacao
de petréleo (CURBELO, 2006).

A aplicacéo de surfactantes em EOR tornou-se muito atraente devido a sua capacidade de
reduzir a tensdo superficial/interfacial entre fluidos imisciveis, aumentando assim o
namero capilar necessario para a mobilizacdo de hidrocarbonetos residuais no
reservatorio. O comportamento de surfactantes com a variagao de temperatura, pressao e
salinidade determina as concentracdes necessarias para maximizar a recuperacao de dleo
(XAVIER, 2011).

Um bom candidato a surfactante, deve satisfazer requisitos como: ser compativel com a
salmoura de campo, eficaz em baixa concentragdo, tensdes interfaciais ultrabaixas sob
ampla gama de salinidade e alta temperatura, baixa adsorcdo na superficie da rocha, facil

disponibilidade e manuseio no campo (HAN et al., 2013).

Quando devidamente formulados e aplicados, os surfactantes podem aumentar a
recuperacdo do original oil in place de 20 a 30%. Este valor ¢é superior quando comparado
a injecdo de polimeros e a injecdo de CO». Deste modo, o aumento da recuperagao por
surfactantes vem a somar com os demais métodos e tem grande relevancia nas aplicacdes
de EOR (ELSEVIER, 2016).

2.4 SURFACTANTES

2.4.1 Definicdo

Os surfactantes, tambem chamados de tensoativos, s&o compostos capazes de modificar
propriedades fisico-quimicas das substancias, diminuindo a tensdo superficial ou
influenciando a superficie de contato entre dois fluidos. Tratam-se de moléculas de baixa
massa molar, constituidos por uma parte hidrofilica e outra hidrofébica e sdo muito

utilizados na funcionalizagéo de superficies (LIMA, 2013).
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Estes quimicos séo aplicados em reservatorios de petréleo para aumentar a recuperacao
de 6leo e minimizar razdes de mobilidade desfavoraveis. Nestes processos, o surfactante
selecionado tanto pode atuar alterando a tensdo interfacial entre fluidos injetados e in-
situ, como alterando a molhabilidade da rocha reservatério. No primeiro caso, ocorre
alteracdo na natureza quimica da interface, enquanto no segundo a alteragdo ocorre no
fluido. Ambos séo capazes de aumentar a produgdo de hidrocarbonetos, embora a maior
parte dos estudos existentes se concentrem na reducédo da tenséo interfacial (SCHRAMM,
2000).

Surfactantes sdo geralmente compostos organicos anfifilicos, ou seja, que tem a
capacidade de se adsorver e se orientar espontaneamente nas interfaces, reduzindo a
energia de interacdo das duas fases (Figura 5). Suas moléculas sdo compostas por uma
cadeia de hidrocarbonetos, que ¢ um grupo hidrofébico, e um grupo polar hidrofilico,
conforme sera discutido mais a frente. Por este motivo, séo sollveis tanto em solventes
organicos quando em agua e podem ser adsorvidos ou se concentrar na superficie de uma
interface fluido-fluido para alterar as propriedades da superficie significativamente. Em
particular, os surfactantes reduzem a tensdo interfacial ou superficial (SHENG, 2011,
HOWE et al., 2015).

Interacdo dleo-surfactante

Interagao agua-surfactante

Figura 5 — Interacfes do surfactante adsorvido na interface 6leo-agua (SALAGER
et al., 2005)
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2.4.2 Caracteristicas fisico-quimicas

Os surfactantes caracterizam-se pela presenca de uma parte polar e outra apolar.
Normalmente, a parte apolar tem origem em uma cadeia carbonica (linear, ramificada ou
ciclica) que ndo forma polos de concentracdo de carga eletrostatica. A parte polar é
formada por 4&tomos que apresentem concentracdo de carga, resultando em um polo que

pode ser positivo ou negativo (DALTIN, 2012).

Na molécula de surfactante, a cabeca polar é responsavel pela solubilidade em agua,
devido a atracdo eletrostatica resultante das cargas elétricas, e, por isso, surfactantes
ibnicos sdo mais sollveis por apresentarem cargas, negativas ou positivas. Por outro lado,
a cauda é a parte hidrofobica da molécula que a torna soltivel em 6leo. Observa-se assim
que a solubilidade do surfactante em agua é determinada pela existéncia de cargas na sua
parte polar. Quanto mais cargas ela tiver, sejam elas positivas ou negativas, mais soltvel
seraem agua (DALTIN, 2012; SCHRAMM, 2000).

Uma representacdo da molécula de surfactante esta apresentada na Figura 6.

N

Cabeca Cauda hidrofobica
hidrofilica

Figura 6 — Molécula de surfactante representada pela cabeca polar e a cauda
apolar (MYERS, 1999)

Quando néo ha interface, as moléculas se unem e formam micelas, isto &, estruturas onde
as partes insolUveis se agrupam para reduzir a energia de interacdo com a fase continua.
A partir da formacdo das micelas, as caudas das moléculas interagem entre si para
diminuir o contato entre a parte hidrofébica do surfactante com a agua, mantendo a
concentragdo constante na interface e, portanto, causando efeitos minimos na tenséo

interfacial.

Assim, a partir da introducdo do surfactante no sistema (ou qualquer outro material com

.....
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livre através da reducdo da energia da interface e da area de contato das partes
hidrofébicas do surfactante com a dgua. Feito isso, quando a quantidade de moléculas de
surfactantes aumenta na interface e a sua energia livre (leia-se tenséo interfacial) diminui,
os surfactantes comecam a se agregar em micelas, reduzindo ainda mais a energia livre
do sistema (SHENG, 2011).

A concentracdo na qual inicia-se a formacdo de micelas é denominada Concentragdo
Micelar Critica (CMC). Nos estudos de EOR, a determinacdo da CMC dos surfactantes é
fundamental, uma vez que, a partir desta concentracdo, as moléculas de surfactantes
adicionadas se localizarao dentro das micelas e 0 aumento da concentracao do surfactante
ndo aumentara o numero de moléculas de surfactante livres. Isto implica que para que se
alcancem menores valores de tensdo interfacial, a concentracdo de surfactante deve ser

maior que a CMC, conforme apresentado na Figura 7.

Molécula de surfactante [J:)} Cauda hidrofobica
Cabeca hidrofilica

- Surfactante em
Agua i 20°C
Concentracdo
Micelar Critica

(CMC)

Surfactante na Superficie
- Ar superficie saturada

5.
’ -

ol 1 3 o 1000 1 00O

Concentracdo de surfactante (mg/L)

Tensdo superficial (mN/m)

Formacido de
micelas

Figura 7 — Comportamento das moléculas de surfactantes em funcéo da tenséo
interfacial e concentracdo (Adaptado de KRUSS, 2018)

Em outras palavras, o valor da CMC indica a concentracdo a partir da qual a interface
torna-se saturada pelas moléculas de surfactante, ou seja, 0 momento em que o limite
méaximo de moléculas a serem adsorvidas é atingido. Inicia-se entdo, espontaneamente, a
formagéo de agregados moleculares (micelas). Quando comecga a ocorrer esta auto-
associacdo, e consequente formacdo de estruturas organizadas na solugéo, a adicdo de

novas moléculas tem pouco efeito na reducdo da tenséo interfacial.

17



A micela é a configuracdo das moléculas de surfactante com melhor estabilidade na
solucdo, com as cadeias hidrofébicas agrupadas e a parte hidrofilica das moléculas
voltada para a gua (SANTOS et al., 2007).

O desempenho dos surfactantes reduz consideravelmente quando ocorrem
macroemulsdes, geis e cristais liquidos. Estes sistemas sdo frequentemente viscosos e
resultam na retencdo elevada de produto. Por isso, na aplicacdo de surfactantes em
gradientes de baixa pressdo (~1psi/ft), tais quais sdo encontrados em reservatorios de 6leo

tipicos, sistemas de alta viscosidade devem ser evitados (LEVITT, 2006).

2.4.3 Classificacao

A classificacdo mais comum dos surfactantes é feita em fungéo da natureza da sua cabeca
polar, que interage com a agua por interacdo idnica ou ligacdes de hidrogénio. De acordo
com essa classificacdo, os surfactantes sdo divididos em ibnicos (anidnicos ou
catidnicos), ndo-ibnicos e anfoteros ou zwitteridnicos. Nos surfactantes ibnicos, a cabeca
polar apresenta carga positiva ou negativa, enquanto que nos ndo-ionicos, embora nao
haja a presenca de ions, existe uma parte polar capaz de interagir com a agua através de
ligacGes de hidrogénio. Por fim, os surfactantes anfoteros possuem tanto cargas positivas
guanto negativas em uma mesma molécula, sob condi¢bes normais (KRONBERG et al.,
2014).

Os surfactantes anidnicos séo surfactantes iGnicos que possuem carga negativa na regido
polar. Em alguns casos, além da carga negativa ha também a presenca de dtomos de
oxigénio (de alta eletronegatividade) ou de outros grupos anidnicos, como sulfatos,
sulfonatos e fosfatos, que atraem elétrons dos carbonos e hidrogénios vizinhos,
aumentando ainda mais a polaridade negativa desta regido e os tornando extremamente
solveis em agua (DALTIN, 2011).

Surfactantes aniénicos caracterizam-se também pelo seu baixo indice de adsor¢do em
superficies rochosas, quando comparados com outras classes de surfactantes (MESTRE,
2011).

Da mesma forma, surfactantes catiénicos sdo surfactantes idnicos que possuem carga

positiva na regido polar. Em geral, sdo formados por cations de um sal e possuem como
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base o0 nitrogénio quaternario obtido a partir de aminas primarias ou secundarias. Como
0 nitrogénio é mais eletronegativo que o carbono, ele atrai parcialmente os elétrons
envolvidos nessa ligacdo e, com isso, reduz a polaridade da molécula e atenua a sua
solubilidade em agua. Por estes motivos, surfactante catibnicos costumam ser menos

hidrofilicos que os surfactantes aniénicos (DALTIN, 2011).

Os surfactantes ndo-ionicos geralmente contém um grupo polar formado a partir de algum
poliéter ou polihidroxilo, sendo os mais comuns compostos por unidades de ¢xido de
etileno. N&o raramente, o processo de etoxilagcdo é usado para obtencéo de agentes de
superficie ativa. Este processo consiste na adicdo de 6xidos de etileno a alcoois, acidos
graxos, fenois e aminas. Surfactantes ndo i6nicos sdo compativeis quimicamente com a
maioria dos outros tensoativos e suas propriedades sdo pouco afetadas pelo pH
(SANABRIA, 2013; CURBELO, 2006).

Por fim, os surfactantes anfoteros possuem duplo carater iébnico, com propriedades dos
surfactantes aniénicos quando submetidos a altos valores de pH, e dos surfactantes
catiénicos quando submetidos a baixos valores de pH. No ponto isoelétrico, apresentam-
se como espeécies zwitteridnicas, isto &, tanto com cargas positivas como negativas, com
baixa solubilidade, detergéncia e poder molhante. Os aminoacidos e as betainas sdo os
principais representantes dessa classe (CURBELO, 2006; ROSEN, 1978; SCHRAMM,
2000).

2.5 PROPRIEDADES DE INTERACOES FLUIDO-FLUIDO

2.5.1 Balanco Hidrofilico-Lipofilico

O balanco hidrofilico-lipofilico (HLB) é uma das propriedades usadas para caracterizagcdo
de surfactantes. Esse numero indica, relativamente, a sua tendéncia de solubilizacdo em
6leo ou agua e, assim, a tendéncia de formar emuls6es agua-6leo ou Oleo-agua. Baixos
valores de HLB séo observados em surfactantes que tendem a ser mais soltveis em 6leo
e formar emulsGes agua-6leo. Quando a salinidade da formacdo é baixa, um surfactante
com baixo HLB deve ser usado. Quando a salinidade da formacéo € alta, um surfactante
com alto HLB deve ser usado. Assim, o aditivo quimico sera mais hidrofilico e formara

uma fase intermediaria de microemulsdo em altas salinidades (SHENG, 2011).
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O HLB é uma escala empirica desenvolvida para categorizar os surfactantes. Trata-se de
uma escala adimensional que varia de acordo com o tipo de surfactante, conforme descrito
a seguir (SCHRAMM, 2000):

o HLB entre 0 a 20 para surfactantes ndo-ionicos e HLB > 20 para surfactantes
ibnicos;

o HLB < 9 (baixo) para surfactantes lipofilicos ou solGveis em 6leo. Resultam
em sistemas estaveis de emulsdes agua/oleo;

. HLB > 11 (alto) para surfactantes hidrofilicos ou sollveis em &gua.

Resultam em sistemas estaveis de emuls@es 6leo/agua.

Em outras palavras, o HLB descreve o balango entre tamanho e forca dos grupos
hidrofilicos e lipofilicos em uma molécula de emulsificante. Esta propriedade é uma das
razfes pelas quais a sinergia resultante da mistura de diferentes tipos de surfactantes é
capaz de originar emulsGes mais estaveis, quando comparadas a um surfactante isolado
(SCHRAMM, 2000; MYERS, 1999).

2.5.2 Tensao Interfacial

Em um sistema, as moléculas do fluido sofrem atracdo das moléculas vizinhas e, uma vez
que no interior do fluido ha moléculas por todos os lados, a soma vetorial das forcas de
atracdo tem resultante nula. Por outro lado, nas moléculas que se encontram na superficie
ou na interface ocorre um desbalanceamento e a forca resultante de atracdo €
perpendicular a interface e voltada para o interior do fluido, denominada de tensdo
interfacial (DALTIN, 2011).

Tarek (2010) define tensdo interfacial como a forca exercida na camada limiar entre uma
fase liquida e vapor ou entre duas fases liquidas imisciveis, por unidade de comprimento.
Esta forca é causada por diferencas entre as forgas moleculares nas duas fases e pelo

desequilibrio dessas forcas na interface.

A tensdo interfacial entre o 6leo e a 4gua é funcdo da composicao do o6leo, da salinidade
da dgua conata e de injecao, da composicdo da rocha, entre outros. Esta tenséo provoca o
aprisionamento do 6leo nos poros devido as forcas capilares (SALAS, 2014).
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A reducdo da tensdo interfacial € uma das propriedades mais importantes que afetam a
eficiéncia de um surfactante no aumento da recuperacéo de 6leo, especialmente em baixas

concentragdes de aditivos quimicos, isto €, menor que 0,3% de ativo (HAN et al., 2013).

A tensdo interfacial estd atrelada a razdo de solubilizacdo do 6leo ou da agua, que €
definida como a razdo entre o 6leo ou agua solubilizado, respectivamente, pelo volume
de surfactante na fase de microemulsdo. Quando a raz&o de solubilizag&o do dleo é igual
a da &gua, a tensdo interfacial € a minima possivel (SHENG, 2011; HUH, 1979).

Baixa tensdo interfacial induz a formacéo de uma emulsao agua-6leo, onde o 6leo é a fase
externa (continua). Estas goticulas de emulsdo tendem a bloquear o fluxo e induzem um
gradiente de alta pressdo na regido onde se formam. O gradiente de alta presséo, por sua
vez, é capaz de superar as forcas capilares (ja diminuidas pela baixa tensdo interfacial),
reduzindo ainda mais a saturacao residual de 6leo. Resumindo: com a reducdo da tensao
interfacial ocorre aumento do numero capilar e, consequentemente, reducdo do o6leo
residual (SHENG, 2011).

2.5.3 Comportamento de Fases

O estudo do comportamento de fases através da formacdo de emulsGes também é
importante no estudo da aplicacdo de surfactantes em EOR. O tipo de sistema formado
depende da afinidade do surfactante com a 4gua e o 6leo e ¢é fortemente influenciado por
fatores como salinidade e temperatura (quanto maior a salinidade do sistema, menor a
afinidade dos surfactantes com a agua; por outro lado, em geral, quanto maior a
temperatura, maior a afinidade — exceto para os surfactantes ndo-iénicos, que com o
aumento da temperatura perdem solubilidade em &gua devido a quebra das ligacGes de
hidrogénio).

Em geral, 0 aumento da salinidade diminui a solubilidade dos surfactantes e eles tendem
a se separar da salmoura com o0 aumento da concentracao de eletrolitos (precipitacdo). A
Figura 8 mostra que, com o0 aumento da salinidade, o surfactante se desloca da fase aquosa
para a fase oleosa. Em salinidades mais baixas, um surfactante tipico exibe boa
solubilidade em &gua; a fase 6leo, por sua vez, € idealmente livre de surfactante, enquanto

parte dele se solubiliza no interior das micelas (SHENG, 2011).

21



Surfactante Surfactante Surfactante
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Salinidade haixa Salinidade intermediaria Salinidade alta
Winsor | Winsor 111 Winsor |1
Microemulséo 6leo em agua Microemulsdo dgua em 6leo

Figura 8 — Efeito da salinidade no comportamento de fases em trés tipos de
microemulsdes (adaptado de SHENG, 2011)

Para sistemas de surfactantes adequadamente formulados, incluindo tipicamente co-
solventes, as micelas podem solubilizar quantidades significativas do éleo. Tais sistemas
formam-se espontaneamente e sdo conhecidos como microemulsdes (HOWE et al.,
2015).

Winsor (1954) descreveu as microemulsdes 6leo-agua-surfactante como tipo I (6leo em
agua), tipo Il (agua em 6leo) ou tipo 11 (fases dgua e 6leo bicontinuas, em uma terceira
fase chamada de microemulsédo intermediaria). As microemulsdes do tipo 111 apresentam

as menores tensdes interfaciais (LEVITT, 2006).

Mudancgas provocadas em fatores como salinidade, temperatura ou estrutura do
surfactante causam transicdes no comportamento de fases. Em geral, o tipo | ocorre em
microemulsdes de Oleo solubilizado em micelas de surfactantes, o tipo Il ocorre em
microemulsdes de agua solubilizada em micelas inversas e o tipo 1l trata-se de um estado
intermediario entre Winsor tipos | e 11, no qual microemulsdes de 6leo e dgua coexistem,
com excedentes de ambas as fases. Na faixa oOtima de salinidade, o surfactante tem
solubilidade semelhante no dleo e na agua (LEVITT, 2006; SUNIGA et al., 2016).

Em um sistema Winsor |, o surfactante esta na fase aquosa, onde também fica solubilizada
uma certa quantidade de 6leo. Assim, a viscosidade da fase aquosa € maior do que a da
agua originalmente existente no sistema (SHENG, 2009).
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Estudos prévios sobre o comportamento de fases mostram que a faixa de salinidade 6tima
para aplicacdo dos surfactantes em EOR € aquela que resulta em microemulsdes do tipo
I11 pela classificagdo de Winsor, indicando que o surfactante tem mesma solubilidade em
o0leo e gua. Por outro lado, o tipo 1l é extremamente desfavoravel, pois a emulsdo de éleo

€ mais viscosa e ndo consegue ser varrida pela agua de injecdo (SCHRAMM, 2000).

2.6 PROPRIEDADES DE INTERACOES FLUIDO-ROCHA

2.6.1 Efeitos Capilares

Os fendmenos capilares que ocorrem no interior dos meios porosos que constituem 0s
reservatorios de petréleo estdo relacionados a presenca de dois ou mais fluidos imisciveis.
Estes fendmenos sdo resultantes das atragdes entre as moléculas das massas fluidas, pois
uma molécula que esta localizada no interior do fluido é atraida igualmente em todas as
direcbes pelas moléculas que a cercam, enquanto que uma molécula situada na
superficie/interface do fluido estaré cercada por moléculas de diferentes tipos e por isso
tera forcas atrativas diferentes. A energia necessaria para se formar uma determinada
superficie se chama energia total livre de superficie (E) e a forca que impede o
rompimento da superficie, por unidade de comprimento, se chama tenséo superficial ou
interfacial (o), conforme descrito anteriormente. Por outro lado, a forga que tende a puxar
uma superficie para o centro ¢ a forca capilar (F), que dividida pela area da superficie

resulta na pressao capilar (p.) (ROSA et al., 2006).

Em reservatorios com permeabilidade heterogénea, que possuem regifes de baixa
permeabilidade e presenca de fraturas e, por outro lado, também possuem canais de alta
permeabilidade, ha uma tendéncia de que a 4gua de injecdo flua preferencialmente através
dos canais com alta permeabilidade. Neste tipo de reservatorio, o processo de recuperacdo
de petroleo é melhorado por forcas capilares. Este € um processo espontaneo conhecido
como embebicdo, na qual a 4gua tende a ocupar 0s poros menores, expulsando o 6leo
para os poros maiores. Este fendmeno retarda o breakthrough e reduz a saturagéo
residual de oOleo. No entanto, a embebicdo espontdnea SO ocorre em reservatorios
molhaveis a 4gua. Nas formagGes molhaveis ao 6leo, a &gua tem menor afinidade com a

parede dos poros e as forgas capilares sdo pequenas ou negativas (PINTO, 2013).
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2.6.2 Molhabilidade

Nas aplicacdes de EOR, especialmente nos métodos quimicos que utilizam da injecdo de
solucBes de surfactantes, a molhabilidade é um fator importante que influencia o
comportamento dos fluidos contidos no reservatorio e esta diretamente relacionada com
a taxa de recuperacao de 6leo devido a sua influéncia na distribuicao e no fluxo dos fluidos
presentes (PINTO, 2013).

Na industria de petroleo, molhabilidade pode ser definida como a tendéncia de um fluido
se espalhar ou aderir na superficie de um material solido quando na presenca de outro
fluido imiscivel (AGBALAKA et al., 2008).

Em outras palavras, a molhabilidade é descrita por SCHRAMM (2000) como a interagdo
entre fluidos e a superficie da rocha, isto €, se a superficie prefere estar em contato com
6leo ou agua. Assim, quando dois fluidos imisciveis estiverem em contato com uma
superficie solida, o fluido menos molhavel ira recuar do contato com o so6lido, enquanto

0 mais molh&vel ser4 atraido para a superficie.

Fluidos que possuem elevada tensdo superficial tendem a se comportar como gotas
esféricas sobre uma superficie solida, uma vez que suas moléculas possuem forte atracédo
entre si e tendem a se manter juntas. Neste caso, o sélido é pouco molhavel ao fluido. Por
outro lado, se a tensdo superficial for menor, o liquido se espalha mais sobre a superficie
e a molhabilidade da superficie ao fluido € maior. O fluido molhante, por ser atraido pela
rocha, forma um filme em sua superficie e ocupa 0s menores poros, resultando em maior
dificuldade para escoar pela rocha (DALTIN, 2012; ROSA et al., 2006).

Observa-se que a alteracdo da molhabilidade da rocha para niveis favoraveis ¢ um dos
principais mecanismos da recuperacdo avancgada de petroleo. O objetivo é fazer com que
a rocha seja molhada preferencialmente pela dgua, ao invés do 6leo, e assim seja possivel
0 escoamento do 6leo residual, que permaneceria na superficie dos poros em condi¢oes

normais, devido as tensdes interfaciais e aos efeitos capilares entre fluidos e rocha.

A injecdo de surfactantes com a intencdo de fazer a rocha no reservatorio
preferencialmente hidrofilica € um método de EOR quimico amplamente estudado. A
modificagdo da molhabilidade por surfactantes pode ser influenciada por alguns tipos de

mecanismos, incluindo a adsor¢do do surfactante na superficie da rocha. Neste caso, a
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modificacdo da molhabilidade depende ndo apenas da capacidade do surfactante de ser
adsorvido na superficie, mas também da estrutura molecular (HLB) e da orientacdo na
qual ocorre a adsor¢do, ou seja, se da parte polar ou apolar do surfactante
(SOMASUNDARAM, 2006).

Conforme descrito, 0 mecanismo da molhabilidade nada mais € que o conjunto formado
por dois fluidos imisciveis na presenca de uma superficie sélida. Neste sistema, um dos

fluidos ser& mais atraido ou terd maior tendéncia de aderir a superficie.

Com base nisso, no ponto de interseccéo entre as fases dos dois fluidos imisciveis e a
superficie sélida, o angulo de contato € indicado. Se os fluidos estdo estaticos e sua
interacdo entre si e com a superficie € termodinamicamente estavel, o angulo de contato
que se forma entre as trés fases é resultado do equilibrio mecénico entre as trés tensdes
interfaciais (SCHRAMM, 2000). Esta relacdo de equilibrio é indicada pela Equacéo de
Young (1), onde yso, Ysw € Ywo Sao0 as tensdes interfaciais sélido-6leo, sélido-agua e

agua-oleo, respectivamente, e 8 € o angulo de contato.

Yso — VYsw = Ywo -€0S 6 1)

Em geral, o angulo de contato 6 é medido através da fase agua, conforme mostrado na

Figura 9, e € um indicativo direto da molhabilidade da superficie.

Agua

Oleo

AANANNANNN

Figura 9 — Angulo de contato medido através da fase aquosa (Adaptado de
SCHRAMM, 2000)

Se o0 angulo de contato for igual a zero, o sélido estard entdo completamente molhado

pelo liquido. Nos demais casos, estara parcialmente molhado e, quanto menor o angulo
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de contato, menor a tensdo superficial e maior a area da superficie molhada (DALTIN,
2012).

2.6.3 Permeabilidade Relativa

A capacidade de escoamento de um fluido no meio poroso € a permeabilidade absoluta
do meio. Porém, a vazéo de uma fase em um meio saturado com dois ou mais fluidos é
sempre menor do que seria se apenas este fluido ocupasse 0 espago poroso. Nos casos em
que ocorre mais de um fluido, a capacidade de escoamento de cada um deles é a
permeabilidade efetiva do meio poroso a este respectivo fluido. O quociente entre as
permeabilidades efetiva e absoluta do meio é a permeabilidade relativa (k,) do meio ao
fluido (ROSA et al., 2006).

A permeabilidade relativa, além de ser fungdo da saturacéo de fluidos no meio poroso e
da molhabilidade da rocha, depende fortemente do processo (drenagem e embebicéo) e
do histérico de saturacbes durante a acumulacdo de hidrocarbonetos e do
desenvolvimento do campo petrolifero. Ao efeito desta dependéncia, do processo e do

historico de saturacdes, se da o nome histerese (SPITERI, 2005).

2.6.4 Adsorcéo

O estudo da adsorcao do surfactante € uma das partes criticas na selecdo dos produtos
quimicos. Trés tipos de interacBes estdo geralmente envolvidos na adsor¢do de um
surfactante na interface fluido-rocha. A interacdo atrativa ou repulsiva entre o grupo
hidrofilico e a superficie; a interacdo atrativa entre o grupo hidrofébico e a superficie; e
as interacOes laterais que ocorrem entre os surfactantes adsorvidos. As interacbes mais
importantes entre o grupo hidrofilico e a superficie sdo as ligacdes eletrostaticas e de
hidrogénio. Para diminuir a adsorcdo, selecionam-se surfactantes idbnicos com a mesma

carga que a superficie da rocha (HAN et al., 2013).

Vale ressaltar que na superficie das rochas carbonaticas predominam as cargas positivas,

conforme citado por Hamauda & Gomari (2006).
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3 METODOLOGIA

Os materiais e métodos utilizados nesta dissertagdo estdo descritos por etapas
desenvolvidas: caracterizacdo dos surfactantes, salmoura e 6leo utilizados, determinacéo
da Concentracdo Micelar Critica pelos métodos de condutimetria e tensiometria, testes de

estabilidade, triagem de salinidade e determinacdo da tenséo interfacial.

3.1 MATERIAIS

Esta pesquisa teve como foco as interacdes fluido-fluido envolvendo solucbes de
surfactantes, 6leo e salmoura representativa da agua de formacdo. As amostras de 6leo e
a composi¢do da salmoura foram fornecidas pela Shell ao Laboratério de Recuperagéo
Avancada de Petrdleo (LRAP).

3.1.1 Surfactantes

O estudo dos surfactantes foi feito experimentalmente para determinar aqueles que sao
compativeis com o sistema representativo dos reservatorios do Pré-Sal brasileiro,
considerando as condi¢fes de salinidade e temperatura, além de resultarem em tensdes

interfaciais suficientemente baixas.

Seis amostras de surfactantes comerciais foram estudadas, incluindo trés anidnicos
(Lavrex 200 BP, Alkopon CN e Alkopon NS), dois anfdteros (Neominox LA e Oxitaine
CP30 CM) e um ndo-ionico (Alkest TW 60), todos fornecidos pela Oxiteno. Os
surfactantes utilizados estéo descritos na Tabela 1.

Tabela 1 - Amostras de surfactantes estudados

Surfactante Descricao Classificacao
Lavrex 200 BP Acido linear alquil benzeno sulfonico Anibdnico
Alkopon CN Lauril éter sulfato de sddio 70% Anibdnico
Alkopon NS Lauril sulfato de s6dio 28% Anibnico
Neominox LA Oxido de lauril dimetil amina Anfétero
Alkest TW 60 Monoestearato de sorbitan 20 EO Né&o-ibnico
Oxitaine CP 30 CM Cocamidopropil betaina Anfotero
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Os surfactantes conhecidos comercialmente como Lavrex 200 BP, Alkopon CN e
Alkopon NS s&o anidnicos. O primeiro deles é um acido linear alquil benzeno sulfonico
com massa molar igual a 326,49 g/mol, cuja cadeia esté ilustrada na Figura 10. Os dois
ultimos séo lauril éter sulfato de sodio e lauril sulfato de sodio, com concentracfes de
matéria ativa em 70% e 28%, respectivamente. Ambos possuem densidade relativa igual
a 1,1 e suas massas molares séo 384 g/mol, para o Alkopon CN, e 289 g/mol, para o
Alkopon NS. Suas estruturas estdo representadas nas Figuras 11 e 12. O Alkopon NS

possui HLB tedrico igual a 28.

Figura 10 — Estrutura do surfactante Lavrex 200 BP

Q0
Na‘t -O’S‘O‘(\/O)HJ\/\/\/\/\/

Figura 11 - Estrutura do surfactante Alkopon CN

Figura 12 - Estrutura do surfactante Alkopon NS
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Na sequéncia, os surfactantes comerciais anfoteros sao o Neominox LA e o Oxitaine CP
30 CM. O primeiro € um oxido de lauramina, com massa molar 229 g/mol e densidade
relativa 0,97. O segundo, por sua vez, trata-se de uma cocamidopropil betaina com massa

molar igual a 324 g/mol. Suas estruturas estdo mostradas nas Figuras 13 e 14.

Por fim, o Alkest TW 60 é um monoesterato de sorbitan 20 EO, indicando que contém
vinte unidades de Oxido de etileno, e é o Unico surfactante ndo idnico estudado, sendo
esta uma classificagdo que, em geral, é utilizado como co-surfactante nas aplicagdes em
EOR, em conjunto com outro aditivo quimico que predomina. Sua massa molar é igual a
1310 g/mol, com densidade relativa 1,1, ponto de fulgor 149 °C e hidrofilico, com HLB

teorico fornecido pelo fabricante igual a 14,9. Sua estrutura esta ilustrada na Figura 15.
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Figura 13 - Estrutura do surfactante Neominox LA
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Figura 14 - Estrutura do surfactante Oxitaine CP 30 CM
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Figura 15 - Estrutura do surfactante Alkest TW 60
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3.1.2 Salmoura

A salmoura utilizada neste estudo é representativa de uma agua de formacgédo do Pre-Sal
brasileiro e foi preparada conforme composi¢do fornecida pela Shell para o campo

denominado de “Field B ”, conforme descrito por Facanha et al. (2016).

Os ions presentes na composicdo da salmoura utilizada encontram-se na Tabela 2 e 0s

sais utilizados no preparo, bem como suas concentracgdes, estdo descritos na Tabela 3.

Tabela 2 - fons presentes na composicdo da salmoura (“Field B”)

fon Concentracdo (ppm)
Na* 57.584
Ca? 24.260
Mg?*+ 2.121
K* 1.201
Ba** 22
Sr2t 1.259
SO 54
CI 139.900
TDS [ppm] 226.401

Tabela 3 - Sais utilizados no preparo da salmoura e suas respectivas concentracoes,

em g/L
Sal Concentracéo (g/L)
NaCl 146,31
CaCl2.2H,0 88,81
MgCl..6H20 17,73
KCI 2,29
BaCl,.2H.0 0,04
SrCl2.6H20 3,83
Na2SO4 0,08
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3.1.3 Oleo

O o6leo usado neste estudo é proveniente de um campo do Pré-Sal brasileiro, denominado
de “Field D”, e também foi disponibilizado pela Shell Brasil. O grau API do 6leo é 23,3°,
0 que o classifica como um 6leo mediano (API entre 22° e 31°), conforme classificacao
da ANP (2000), porém considerado relativamente leve quando comparado com a
densidade historica média do petroleo nacional.

No planejamento inicial deste trabalho, havia-se definido que ndo apenas o 6leo como
também a salmoura utilizada seria representativos do “Field D”. Porém, devido a diversos
problemas com reacdo e precipitacao no preparo da salmoura D ap0s diferentes tentativas
e adaptacdes, foi decidido usar a salmoura B.

Vale ressaltar que em todos os testes desenvolvidos, conforme serdo descritos na proxima
secdo do trabalho, buscou-se trabalhar em condi¢des mais proximas possiveis das
caracteristicas conhecidas de reservatorio, isto €, salinidade até 226.000 ppm e

temperatura proxima a 80 °C.

3.2 METODOS

3.2.1 Preparacdo da Salmoura

A partir da informacdo da composicdo quimica da salmoura e dos ions que a constituem,
foram calculadas as quantidades de cada sal que deveria ser utilizado em sua formulacéo,

em g/L, conforme apresentado nas Tabelas 2 e 3.

Com base nas massas tedricas calculadas, os sais foram pesados usando balancas
analiticas Mettler Toledo, de precisdes 0,1 mg e 0,01mg, de acordo com a massa a ser
pesada. Em um célculo reverso usando as massas medidas, foi determinada a salinidade

real da salmoura preparada.

Cada sal pesado foi diluido, separadamente, em agua ultrapura 0,05 uS/cm 25 °C, usando
um agitador magnético com aquecimento da marca IKA C-MAG HS 7. Um a um, 0s sais
foram misturados em um Unico bécker e novamente submetidos a agitagdo para

homogeneizacdo. Caso necessario, a temperatura do agitador pode ser ajustada para
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facilitar a dissolucéo. Finalmente, a salmoura foi avolumada em um baldo volumétrico de

1 litro e utilizada nos experimentos posteriores.

3.2.2 Determinacdo da Concentragdo Micelar Critica (CMC)

A andlise da Concentracdo Micelar Critica (CMC) dos surfactantes foi feita para estimar
a concentracdo minima com a qual deve-se trabalhar a fim de alcancar melhor
aproveitamento da performance dos produtos. Como j& mencionado, a CMC consiste na
concentracdo a partir da qual a interface encontra-se saturada por moléculas de
surfactantes e por este motivo se formam, espontaneamente, agregados moleculares
chamados de micelas. A partir desta concentracao critica, a adicdo de novas moléculas

tem pouco efeito na reducdo da tenséo interfacial.

Para os surfactantes i6nicos, a CMC foi determinada atraves de testes de condutividade.
Para os ndo-ibnicos e anfoteros, através de testes de tensdo superficial. Com base nos
resultados obtidos foram calculadas as concentracdes a serem utilizadas nas analises

posteriores.

3.2.2.1 Condutimetria

O método da condutividade elétrica para determinacdo da CMC € valido somente para
surfactantes idnicos (catidnicos e anidnicos) e se baseia na medida da mobilidade das
espécies ibnicas em solugdo. A variacdo na condutividade de solucBes de surfactantes
depende da quantidade de ions presentes e do grau de ionizacdo dos eletrélitos
(MIMANNE et al., 2012).

Abaixo da CMC, os mondmeros de surfactante se comportam como eletrolitos fortes e a
concentracdo de ions na solugdo é diretamente proporcional a concentracéo de eletrélitos
adicionados. Acima da CMC, cada mondmero adicionado contribui para a formacéo de
micelas e apenas uma fragdo de ions fica livre na solucdo, comportamento esperado para
eletrolitos fracos. Por este motivo, apos a micelizagdo o incremento da condutividade da

solug@o com a adicédo de surfactante é menor.

No preparo das solugdes para determinagédo de CMC foram calculadas as concentragdes

iniciais de surfactantes a serem testadas e este valor foi convertido para massa (em
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gramas), com base no volume de amostra desejada. O calculo da concentracao da solugéo-
mde foi feito com base na massa molecular e na CMC tedrica dos surfactantes ani6nicos,

de acordo com os valores informados pelo fabricante e encontrados na literatura.

A concentracdo de cada um deles foi tal que os valores obtidos na condutimetria ficassem
distribuidos igualmente antes e depois de atingir a CMC, obtendo aproximadamente o
mesmo nimero de pontos em cada curva quando fosse plotado o grafico de condutividade
vs. concentragdo. O surfactante foi entdo pesado e diluido aos poucos em &gua ultrapura

ou destilada. Esta é a solu¢do-mae do surfactante.

As solucbes-mée dos surfactantes aniénicos foram preparadas com as seguintes
concentragdes: 0,02 M, para o Lavrex 200 BP; 0,013 M, para o Alkopon CN; e 0,036 M,
para o Alkopon NS.

O experimento inicia-se com a medi¢do da condutividade da agua ultrapura e, usando
uma micropipeta, adiciona-se, continuamente, volumes iguais a 0,2 ml da solucdo-mae.
Para que a solucéo em andlise fosse mantida em constante agitagao e a sua condutividade
medida para cada alteracdo de concentra¢do, foi montado um sistema utilizando um
agitador magnético IKA C-MAG HS 7 e o condutivimetro Mettler Toledo

SevenExcellence S470, conforme mostrado na Figura 16.
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Figura 16 - Sistema montado para medi¢do de CMC por condutimetria

Para este sistema, o volume adicionado e a condutividade medida (em pS/cm) eram
anotados em uma tabela para posterior construcdo do grafico de condutividade vs.

concentracéo de surfactante.

3.2.2.2 Tensiometria

A CMC dos surfactantes ndo-idnicos foi obtida através de ensaios de tensdo superficial
utilizando o método do anel du Noéuy. Os ensaios foram realizados no Instituto de
Macromoléculas da UFRJ, utilizando um tensiémetro digital, modelo Lauda TD 3, em

temperatura ambiente.

Para este experimento, foram preparadas solu¢ées-mae com as concentracdes mais altas
dos surfactantes a serem analisadas, e estas foram entdo diluidas para concentracdes 10,
100, 1.000 e 10.000 vezes menores.

Para o Alkest TW 60, foram preparadas solu¢des com concentragdes de 1% p/v e 3% plv,
solubilizando 1 g de surfactante para 100 ml de a4gua e 3 g de surfactante para 100 ml de
agua, respectivamente. Os surfactantes foram pesados em bécker e diluidos em agua

ultrapura usando um agitador magnético, e, em seguida, transferidos para um baléo

34



volumétrico, sem avolumar, rinsando varias vezes o conteldo do bécker de modo a

reduzir as perdas.

Os baldes volumétricos foram deixados em repouso por 24 horas, em temperatura
ambiente, para reducdo da espuma e completa solubilizacdo das cadeias. Ap0s o repouso,
as solucdes foram avolumadas para 100 ml. As solugdes-mae de 1% p/v e 3% p/v foram
entdo diluidas para as concentracées 0,1; 0,01; 0,001; 0,0001; 0,3; 0,03; 0,003 e 0,0003%

p/v, usando pipetas volumétricas e micropipetas para as concentragdes menores.

A mesma metodologia foi utilizada para o preparo das solucBes dos surfactantes
Neominox LA e Oxitaine CP 30 CM, sendo a Unica diferenca as concentracfes das
solugbes mée (e, consequentemente, das suas diluicdes). Para o Neominox LA, as
concentragOes das solugdes-mae foram iguais a 3% p/v e 5% p/v, enquanto que para o
Oxitaine CP 30 CM foram iguais a 5% p/v e 7% pl/v. Tais concentracdes foram

determinadas com base na CMC tedrica esperada para 0s tensoativos.

O tensidémetro utilizado para as analises consiste em uma microbalanga de precisdo e uma
plataforma com mobilidade vertical. A balanca deve estar tarada com o peso do anel du
Nouy e calibrada (Figura 17), ambos com desvio padrdo de 0,1 mg, para aumentar a

precisdo das medidas.
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Figura 17 — Calibracéo do tensiémetro

O anel fica suspenso no gancho da balanca e na plataforma coloca-se uma cubeta de vidro
contendo o liquido que seré analisado. A plataforma entdo se move de modo a submergir
o0 anel no liquido e, em seguida, é medida a forca maxima necessaria para que o anel
rompa a tensao superficial agua/ar, se separando da superficie do liquido (Figuras 18 e

19). O resultado é dado em mN/m.

Antes do inicio de qualquer analise é feita a medicdo da tensdo superficial da 4&gua para
verificar a precisdo da medida e a limpeza do anel e da cubeta de vidro. O resultado
apresentado deve ser de 72,0 = 1,5 mN/m.

Para a determinacdo da tensdo superficial de cada solucdo-mée e suas dilui¢bes, o
tensidmetro fornece um certo nimero de valores de tensdo, de acordo com o tempo total
do experimento e o intervalo entre as medigdes. O ensaio termina quando os valores de
tensdo medidos se tornam estaveis e o desvio padrdo igual a 0,01 mN/m, ou 0 mais

proximo possivel desse valor, ndo ultrapassando 0,05 mN/m ou 5%.
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Figura 18 — Determinacéo da tensdo superficial usando o metodo do anel

Figura 19 - Medicdo da forca necessaria para seja rompida a tensdo superficial
agua/ar pelo anel du Nouy

3.2.3 Testes de Estabilidade

Com base nos valores determinados para a CMC dos surfactantes, foram feitos testes de
estabilidade quimica e térmica na agua de formacao, utilizando a composicao da salmoura

do “Field B”, conforme descrito anteriormente. O teste de estabilidade tem como objetivo
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avaliar o desempenho dos surfactantes estudados e sua afinidade com as condi¢cfes do

reservatorio, tais como salinidade, temperatura e dureza da 4gua de formagcéo.

A estabilidade foi analisada visualmente, atraves da auséncia de precipitacdo, separacgao

de fases, formacéo de géis ou turbidez.

A metodologia utilizada consistiu no preparo de solucBes de surfactantes com
concentracdes iguais a 20 vezes suas respectivas CMCs (Tabela 4), em diferentes
salinidades: 0% (“branco” — agua deionizada), 25%, 50%, 75% e 100% (salmoura sem

diluicdo).

Os valores de salinidades relativas e reais utilizadas neste estudo encontram-se na Tabela

5, considerando-se a salinidade da salmoura do “Field B igual a 226.401 ppm.

Tabela 4 — Concentragdes usadas no preparo das solucfes de surfactantes para os
testes de estabilidade

Surfactante CMC exp. (g/L) Solugé(c:] /2|f))xCMC SOIUQE&%&;( CMC
Lavrex 200 BP 0,571 11,41 35,46
Alkopon CN 0,898 17,96 32,74
Alkopon NS 3,437 68,74 65,46
Neominox LA 0,325 6,51 28,36
Alkest TW 60 0,026 0,52 0,40
Oxitaine CP 30 CM 0,072 1,44 4,21

Tabela 5 - Valores de salinidades relativas e reais estudadas nos testes de

estabilidade
Salinidade relativa (%) Salinidade real (ppm)
0 0
25 56.600
50 113.201
75 169.801
100 226.401
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Os testes foram realizados em temperatura ambiente e em temperatura de reservatorio (80
°C), através do uso de uma estufa. Por isso, todas as solugdes foram preparadas em
volume suficiente para que fossem divididas em dois tubos de ensaio cada uma. O periodo
de teste em ambos os casos foi de 7 dias. Assim, foi possivel avaliar a influéncia,

isoladamente e em conjunto, da salinidade e da temperatura no tempo.

3.2.4 Triagem de Salinidade

A influéncia da salinidade nas condi¢fes dos sistemas Oleo-salmoura-surfactante foi
analisada através da triagem de salinidade e do estudo de comportamento de fases para
as microemulsdes e determinacdo da sua faixa de salinidade étima. Foram preparados
sistemas com formulacdo fixa, onde a salinidade é a Unica variavel, e o intervalo de

salinidade 6tima é aquele onde as trés fases coexistem.

Apos avaliar a estabilidade da fase aquosa, os surfactantes que se mostraram compativeis
com os eletrélitos presentes na salmoura e com a temperatura do reservatério foram
selecionados. A triagem de salinidade foi feita para aqueles que ndo apresentaram
separacao de fases, precipitacdo ou turvacédo, que foram o Neominox LA, Alkest TW 60
e Oxitaine CP 30 CM.

Os testes da triagem de salinidade foram realizados em duas etapas, seguindo a mesma
metodologia, porém com ajustes que refinaram o experimento para melhor adaptacao as

condicdes apresentadas.

Na primeira etapa, as solucOes de surfactantes foram preparadas com mesma
concentracdo e salinidade variavel entre 5.000 ppm e 30.000 ppm, em incrementos de
5.000 ppm, e de 30.000 ppm a 210.000 ppm, em incrementos de 30.000 ppm. Com a
utilizacdo dessas faixas de salinidade, foram englobados os valores usuais de &gua do mar

e de salmouras de formacg6es do Pré-Sal.

O mesmo volume de solucdo aquosa e 6leo foram colocados nos tubos de ensaio
(proporcédo 1/1), agitados manualmente e entdo deixados em repouso na estufa a 80 °C
até atingir o equilibrio. Nas solucGes aquosas havia uma concentracdo de surfactante na

ordem de 20 vezes o valor da sua CMC, conforme apresentado na Tabela 4. Nas Figuras
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20 e 21 estdo apresentadas a montagem do ensaio: na primeira, os tubos de ensaio com

agua, surfactante e dleo, e na segunda, os tubos ap0ds agitacdo e antes do repouso.

Figura 21 — Tubos de ensaio para a triagem de salinidade ap0s agitacao
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Apoés avaliagdo do desempenho dos surfactantes na primeira etapa da triagem de
salinidade através da formacdo de microemulsdo (Winsdsor 1) e deslocamento de
interface, observou-se que a salinidade 6tima de todos os surfactantes estudados estavam
no intervalo entre 60.000 ppm e 210.000 ppm. Com base nisso, a segunda etapa dos testes
foi desenvolvida considerando estes valores, porém com dois diferenciais: a concentracéo
de surfactante foi aumentada para 2,0% v/v e os volumes das fases 4gua e 6leo foram
adicionados nos tubos de ensaio na proporcdo 2/1. Estas adaptacdes refinaram os
resultados dos testes, melhorando a visualizacdo da fase intermediaria. Para melhor

visualizacdo da fase intermediaria, uma lanterna pode ser utilizada.

3.2.5 Determinagdo da Tenséo Interfacial

Apo0s os estudos prévios e a selecdo dos surfactantes mais adequados as condicbes de
reservatorio exigidas, foi estudada a tensdo interfacial entre a agua, com e sem a adi¢do
de surfactantes, usando a salinidade 6tima encontrada para os surfactantes e o 6leo
extraido do campo do Pré-Sal brasileiro denominado de “Field D”. A concentracdo
utilizada para os surfactantes foi igual a 20 vezes a sua CMC, de acordo com a Tabela 4.
Os testes de tensdo interfacial foram realizados utilizando o Tensidmetro de Gota

Giratoria (Spinning Drop Tensiometer — Figura 22).

Figura 22 — Tensidmetro de gota giratdria, para medicoes de tenséo interfacial
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O tensibmetro de gota giratoria tem como principio o chamado método da gota girante,
que consiste em uma fase pesada (bulk) onde é injetada uma gota da fase mais leve, no

interior de um capilar em rotagdo constante em torno do seu eixo.

Nessa situacdo, o raio da gota perpendicular ao eixo de rotacdo depende da tensédo
interfacial entre as fases (y), da frequéncia angular de rotacdo (w) e da diferenca de
densidade entre as duas fases (py — p.,). Conhecendo-se a velocidade de rotacdo do
capilar e as densidades das fases pesada e leve, a tensédo interfacial pode ser calculada
pelo didmetro medido da gota, através da Equacdo (2). E importante citar que o
comprimento da gota (L) ao longo do eixo de rotagdo deve ser pelo menos quatro vezes

o diametro da gota, isto é, L > 4d.

r*w?(py — p1)
n 2

A gota é iluminada de um lado e gravada com uma camera de alta resolucdo do lado
oposto. O software Spinning Drop Analysis, acoplado ao tensidmetro, determina o
didametro da gota a partir da imagem captada, como pode ser visto na Figura 23, onde esta
apresentada a interface do software utilizado. A esquerda, pode-se observar a gota

alongada no interior do capilar.

Measured IFT Value: 0.604 mN/m

| Valid Calculated IFT [miN/m] Temperature ['C] Speed [rpm] Measured Diameter [pix] Time
] 4.15€-001 60.2 2999 594 00:0

5.71€-001 62.8 3002 652 01:0
5.61E-001 64.5 3003 6548
5.51E-001 656 2999
6.14€-001 66.1 3000

6.03E-001 664 3001
6.51E-001
6.06E-001 7. 3002
6.31E-001 .1 3001
0.00E+000 2997
6.62E-001 3001
1.13E+000 .7 3002
6.59E-001 .7 3002
5.62E-001
7.09E-001
1.60E-005
5.90E-001

Device Parameters
Rotation Speed [rpm:

Temperature ['C: | 69 ’

4 3

3201 '4 3200 '

[ J
Calculated Mean IFT Value [mN/m}: | 6.00E-001 + 0.07 ’ Ciear Table )

Figura 23 - Interface do Spinning Drop Analysis
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Em outras palavras, o tensibmetro de gota giratéria é utilizado para medir tensoes
interfaciais extremamente baixas, através de um capilar horizontal em rotacao, contendo
uma gota envolta por uma fase liquida pesada. A forca centrifuga alonga a gota, indo
contra a tensdo interfacial que tende a manter a gota esférica. No método da gota girante,
conhecendo a velocidade rotacional, a tensdo interfacial pode ser precisamente calculada

de acordo com a deformacéo da gota.

A partir das salinidades 6timas encontradas para os surfactantes na triagem de salinidade,
0s testes realizados no tensidmetro de gota giratoria para determinacdo de tensdo

interfacial estdo discriminados a seguir:

e  Salmoura com salinidade 60.000 ppm + 6leo (sem adicdo de surfactante);
e  Salmoura 150.000 ppm + 6leo (sem adicao de surfactante);

e  Salmoura 60.000 ppm + 8leo + Neominox LA,

e  Salmoura 150.000 ppm + 6leo + Oxitaine CP 30 CM;

e  Salmoura 150.000 ppm + dleo + Alkest TW 60.

Os dois primeiros testes foram usados como “branco” com o intuito de comparagéo entre
um mesmo sistema, sob as mesmas condigdes, com e sem a adicdo de surfactante. Deste
modo, foi possivel avaliar a efetividade dos quimicos na reducdo da tensdo interfacial

6leo-agua.

43



4 RESULTADOS E DISCUSSOES

4.1 CONCENTRACAO MICELAR CRITICA (CMC)

Com os resultados obtidos para condutividade e para tensdo superficial, graficos destes
valores versus a concentracio do surfactante foram plotados. E possivel observar que o
comportamento das curvas em ambas as metodologias é similar, caracterizadas por uma

mudanca no coeficiente angular da curva quando a concentracao atinge o valor da CMC.

A seguir estdo apresentados graficos com os resultados obtidos para a CMC dos
surfactantes estudados. As Figuras 24, 25 e 26 apresentam os resultados dos ensaios de
condutimetria, enquanto os resultados apresentados nas Figuras 27, 28 e 29 correspondem

aos ensaios de tensiometria.
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Figura 24 - Gréfico de Condutividade vs. Concentracgdo do surfactante Lavrex 200
BP, obtido através de condutimetria para calculo da CMC
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Alkopon CN
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Figura 25 - Gréfico de Condutividade vs. Concentracdo do surfactante Alkopon
CN, obtido através de condutimetria para calculo da CMC
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Figura 26 - Gréfico de Condutividade vs. Concentracéo do surfactante Alkopon
NS, obtido através de condutimetria para calculo da CMC
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Figura 27 - Gréfico de tensdo superficial vs. log da concentracéo do surfactante
Neominox LA, obtido através de tensiometria para calculo da CMC
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Figura 28 - Gréfico de tenséo superficial vs. log da concentracgédo do surfactante

Alkest TW 60, obtido através de tensiometria para calculo da CMC
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Oxitaine CP 30 CM
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Figura 29 - Gréfico de tensdo superficial vs. log da concentracéo do surfactante
Oxitaine CP 30 CM, obtido através de tensiometria para calculo da CMC

Conforme apresentado por Santos et al. (2007), a CMC dos surfactantes pode ser
determinada através de mudangas bruscas no comportamento de algumas de suas
propriedades fisicas em solucdo, tais como, espalhamento de luz, viscosidade,
condutividade elétrica, tensdo superficial, pressdo osmotica e capacidade de solubilizacédo
de solutos. A partir desta afirmacéo, observa-se que € possivel determinar a Concentracéo
Micelar Critica dos surfactantes pelos pontos em que ocorre variagdo brusca no
comportamento, tanto da condutividade como da tensdo superficial, das solugdes.

Analisando os gréficos construidos para cada surfactante, observa-se que as curvas
possuem comportamento analogo em todos eles, marcados por um estagio inicial onde o
valor da propriedade (condutividade ou tensdo superficial) reduz com o aumento da
concentracdo de surfactante, seguido por um segundo estagio onde a sua variagcdo é
praticamente constante, apesar da variagdo na concentragdo da solucdo. A intersegéo da
regressao linear das retas que representam os dois estagios do grafico determina a CMC

do tensoativo.

Ainda atraves da analise dos graficos de condutividade e tensdo superficial vs.
concentracdo de surfactante, pode-se dizer que nos ensaios de tensiometria ocorre uma

variacdo mais notavel no comportamento das curvas, enquanto que na condutimetria esta
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variagdo € mais suave e menos marcada. Por este motivo, nos experimentos de
condutimetria os valores de CMC foram determinados em triplicata, para reduzir o erro
associado a medicdo, e os valores finais foram obtidos através do calculo de sua média.

Os valores finais de CMC determinadas experimentalmente para os surfactantes
estudados, em mM e em g/L, encontram-se na Tabela 6. Os valores de CMC tedricos
estdo apresentados a fim de comparacdo e foram obtidos através do fabricante dos

produtos ou encontrados na literatura.

Tabela 6 — Resultados obtidos para CMC dos surfactantes

Surfactante CMC tedrica | CMC experimental | CMC experimental
(mM) (mM) (9/L)
Lavrex 200 BP - 1,773 0,571
Alkopon CN - 1,637 0,898
Alkopon NS 3,26 3,273 3,437
Neominox LA 1,70 1,418 0,325
Alkest TW 60 0,02 0,020 0,026
Oxitaine CP 30 CM 0,18 0,211 0,072

4.2 ESTABILIDADE

Como resultado dos testes de estabilidade, trés dos surfactantes analisados mostraram-se
incompativeis com as condigdes testadas, sendo eles o Lavrex 200 BP, Alkopon CN e
Alkopon NS. No primeiro e Gltimo casos, houve precipitacdo e separacdo de fases ainda
em temperatura ambiente e na menor salinidade testada (25%). O Alkopon CN, por sua
vez, apresentou turvacdo com o aumento da salinidade e separacdo de fases na presenca
de temperatura. As Figuras 30, 31 e 32 mostram os resultados observados para estes trés

surfactantes.
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Figura 30 - Teste de estabilidade do surfactante Lavrex 200 BP, com salinidades 0

e 25%, em temperatura ambiente; a direita, detalhe da floculacdo observada

Figura 31 - Teste de estabilidade do surfactante Alkopon NS, com salinidades 0 e
25%, em temperatura ambiente
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Figura 32 - Teste de estabilidade para o Alkopon CN, com salinidades variando de
0 a 100%, em temperatura ambiente (esquerda) e de reservatorio (direita)

Por outro lado, os surfactantes Neominox LA e Oxitaine CP 30 CM, ambos anfoteros,
tiveram os melhores resultados. Os dois surfactantes apresentaram solucées limpidas e
com completa diluicdo para todas as condigdes testadas, permanecendo estaveis na
temperatura de reservatorio e com as salinidades mais altas. Os resultados dos ensaios

para os surfactantes anfoteros encontram-se nas Figuras 33 e 34.

Figura 33 - Teste de estabilidade para o Neominox LA, com salinidades variando
de 0 a 100%, em temperatura ambiente (esquerda) e de reservatorio (direita)
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Figura 34 - Teste de estabilidade para o Oxitaine CP 30 CM, com salinidades
variando de 0 a 100%, em temperatura ambiente (esquerda) e de reservatorio
(direita)

Por fim, houve precipitacdo do Alkest TW 60 com o aumento da salinidade, porém na
temperatura de 80 °C foi notada maior estabilidade e homogeneidade das solugdes.
Observa-se assim a necessidade de aquecimento destas solugfes durante o seu preparo
para que ocorra total solubilizacdo. A Figura 35 mostra fotos tiradas dos tubos de ensaio

com as solugdes estudadas para este surfactante.

Figura 35 - Teste de estabilidade para o Alkest TW 60, com salinidades variando
de 0 a 100%, em temperatura ambiente (esquerda) e de reservatorio (direita)

51



4.3 TRIAGEM DE SALINIDADE

As Figuras 36, 37 e 38 mostram a triagem de salinidade para os trés surfactantes estudados
(Neominox LA, Oxitaine CP 30 CM e Alkest TW 60), com concentracao de surfactante

igual a 20 vezes a sua CMC e volume das fases na propor¢éo 1/1.
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Figura 36 - Triagem de salinidade realizado para o Neominox LA, com
concentracdo de surfactante igual a 20 vezes a CMC e volume das fases na

proporgéo 1/1
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Figura 37 - Triagem de salinidade realizado para o Oxitaine CP 30 CM, com
concentracdo de surfactante 20 vezes a CMC e volume das fases na proporgéo 1/1
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Figura 38 - Triagem de salinidade realizado para o Alkest TW 60, com
concentracao de surfactante igual a 20 vezes a CMC e volume das fases na
proporgéo 1/1

Os testes realizados no intervalo de salinidades entre 5.000 ppm e 30.000 ppm indicaram
que estes valores estdo abaixo da salinidade 6tima dos surfactantes, uma vez que o
comportamento de fases ndo mostrou fase intermediaria nem evidéncias de formacao de

microemulsoes.

Para o intervalo de salinidades entre 60.000 ppm e 210.000 ppm, por sua vez,
considerando tanto a fase intermediaria como o deslocamento da interface, obteve-se uma
melhor visualizacdo do comportamento de fases e consequente entendimento da

sensibilidade das solucdes de surfactantes a concentracao de eletrolitos.

A quantificacdo do volume deslocado nas interfaces permite a determinagéo do tipo de
emulsdo (6leo em agua ou dgua em 6leo) e o calculo do volume de cada fase contida na
emulsdo, conforme indicado nas Tabelas 7, 8 € 9. Estas andlises resultaram em salinidades

Otimas entre:

o 60.000 ppm e 120.000 ppm, para 0 Neominox LA,
o 25.000 ppm e 150.000 ppm, para o Oxitaine CM 30 CM,;
o 90.000 ppm e 210.000 ppm, para o Alkest TW 60.
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Tabela 7 - Resultados iniciais da triagem de salinidade para o Oxitaine CP 30 CM

Salinidade (ppm) hw (cm) Nw+o+me (CM) Tipo de emulséo
5.000 3,6 7,2 -
10.000 3,6 7,2 -
15.000 3,6 7,1 -
20.000 3,7 7.2 Oleo em 4gua
25.000 3,8 7.1 Oleo em agua
30.000 3,8 7.1 Oleo em agua
60.000 3,8 7.1 Oleo em agua
90.000 3,8 7,2 Oleo em agua

120.000 3,8 7,2 Oleo em agua
150.000 3,8 7.1 Oleo em agua
180.000 3,7 7.2 Oleo em 4gua
210.000 3,7 7.2 Oleo em 4gua

Tabela 8 - Resultados iniciais da triagem de salinidade para o Neominox LA

Salinidade (ppm) hw (cm) hw+o+me (CM) Tipo de emulséo
5.000 3,6 7,0 -
10.000 3,6 7,0 -
15.000 3,6 7,0 -
20.000 3,6 7.1 -
25.000 3,6 7,0 -
30.000 3,6 7.1 -
60.000 3,7 7,2 Oleo em 4gua
90.000 3,7 7,1 Oleo em agua

120.000 3,7 7,1 Oleo em agua
150.000 3,6 7,2 -
180.000 3,6 7,2 -
210.000 3,6 7,1 -
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Tabela 9 - Resultados iniciais da triagem de salinidade para o Alkest TW 60

Salinidade (ppm) hw (cm) Nw+o+me (CM) Tipo de emulséo
5.000 3,6 7,2 -
10.000 3,6 7,2 -
15.000 3,6 7,1 -
20.000 3,6 7,1 -
25.000 3,6 7,0 -
30.000 3,6 7,1 -
60.000 3,6 7,0 -
90.000 3,7 7.1 Oleo em agua

120.000 3,7 7,0 Oleo em 4agua
150.000 3,7 7.1 Oleo em agua
180.000 3,7 7,2 Oleo em 4agua
210.000 3,7 7.1 Oleo em agua

Com base nos resultados encontrados e devido a dificuldade de visualizacdo da fase
intermediaria (Winsor I11), os testes foram repetidos para refinar os resultados. A segunda
etapa da triagem de salinidade foi realizada para 0 mesmo intervalo de salinidade (60.000
ppm a 210.000 ppm), mas aumentando a concentragdo de surfactante para 2,0% v/v, e
usando os volumes de fases aquosa e oleosa na propor¢do 2/1, como apresentado nas
Figuras 39 e 40.

Mais uma vez, testes de estabilidade foram realizados previamente para avaliar a
compatibilidade dos surfactantes com os novos parametros aplicados. Neste cenério, 0s
tensoativos Oxitaine CP 30 CM e Neominox LA permaneceram estaveis, porém o Alkest
TW 60 mostrou-se com concentracao excessivamente acima da sua CMC, resultando em
instabilidade (Figura 41). Por este motivo, foi considerado para este surfactante a

salinidade otima meédia dos resultados do primeiro teste, isto é, 150.000 ppm.
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Figura 39 - Triagem de salinidade realizado para o Neominox LA, utilizando
concentracéo de surfactante 2,0% v/v e volumes das fases na proporgéo 2/1

Figura 40 - Triagem de salinidade realizado para o Oxitaine CP 30 CM, utilizando
concentracdo de surfactante 2,0% v/v e volumes das fases na proporgéo 2/1
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Figura 41 — Teste de estabilidade para o surfactante Alkest TW 60, com

concentracéo igual a 2,0% v/v

Como resultado da segunda etapa de testes, a visualizagdo tornou-se mais clara com o uso

da nova metodologia, refinando o valor encontrado para salinidade 6tima dos surfactantes

para 60.000 ppm, para 0 Neominox LA, e 150.000 ppm, para o Oxitaine CP 30 CM. Estes

resultados estdo apresentados nas Tabelas 10 e 11.

Tabela 10 - Resultados da triagem de salinidade para o Neominox LA, com
concentracéo de surfactante 2,0% v/v e volumes das fases na proporgéao 2/1

Salinidade (ppm) | hw (cm) hw+o+me (M) | Tipo de emulséo
60.000 3,7 54 Oleo em agua
90.000 3,6 54 -
120.000 3,5 55 Agua em 6leo
150.000 3,5 5,4 Agua em 6leo
180.000 3,4 5,4 Agua em 6leo
210.000 3,4 5,4 Agua em 6leo
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Tabela 11 - Resultados da triagem de salinidade para o Oxitaine CP 30 CM, com
concentracao de surfactante 2,0% v/v e volumes das fases na proporc¢éo 2/1

Salinidade (ppm) | hw (cm) hw+o+me (M) | Tipo de emulséo
60.000 3,6 9,5 -
90.000 3,6 5,4 -
120.000 3,7 5,5 Oleo em 4gua
150.000 3,7 5,5 Oleo em agua
180.000 3,6 5,5 -
210.000 3,6 9,5 -

Sumarizando, as seguintes salinidades 6timas foram encontradas para os surfactantes

analisados:

. Neominox LA: 6,0% ou 60.000 ppm;
e  Oxitaine CP 30 CM: 15,0% ou 150.000 ppm.

4.4 TENSAO INTERFACIAL

Os testes de tensdo interfacial foram feitos, inicialmente, entre o 6leo e salmouras com
60.000 ppm e 150.000 ppm de salinidade, para que houvesse um valor base para
comparacdo (sem a presenca de surfactantes), conforme mostrado nas Figuras 42 e 43.
Estes valores foram usados como “branco” na analise dos dados. Os resultados obtidos

para estes dois casos foram:

e 7,45 mN/m, para 60.000 ppm de salinidade;
e 508 mN/m, para 150.000 de salinidade.
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Figura 42 - Gréfico de tensdo interfacial vs. tempo, para salmoura com 60.000 ppm
de salinidade e sem adicéao de surfactante
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Figura 43 - Gréfico de tensdo interfacial vs. tempo, para salmoura com 150.000
ppm de salinidade e sem adicéo de surfactante
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Em continuacdo, os testes foram feitos adicionando os surfactantes a salmoura, na
concentracéo de 20 vezes as suas respectivas CMCs. Os resultados obtidos para os testes
realizados no tensidbmetro de gota giratdria foram satisfatorios em termos de reducéo da
tensdo interfacial 6leo-agua, visto que os valores, quando comparados com os valores

base, mostraram reducédo de uma ordem de grandeza.

Durante estes testes também foi possivel observar que com a presenca de surfactantes em
solucdo, é preciso rotacGes menores para que ocorra alongamento da gota. Os valores de
rotacdo sem surfactante ficaram entre 7.000 rpm e 8.000 rpm, enquanto com surfactantes

foi usado como rotacdo 3.000 rpm.

Os resultados para os testes com surfactantes estdo apresentados nas Figuras 44, 45 e 46.
Os valores obtidos de tenséo interfacial foram:

e 0,46 mN/m, para o Neominox LA;
e 0,34 mN/m para o Oxitaine CP 30 CM;
e 0,53 mN/m para o Alkest TW 60.

Todos os ensaios foram realizados em temperatura entre 65 °C e 70 °C, pois acima disso
a leitura se tornou muito instavel, com dificuldade para deteccdo da interface e medicéo

da tensao.
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Figura 44 - Gréfico de tensdo interfacial vs. tempo, para salmoura com 60.000 ppm
de salinidade e com adi¢éo de Neominox LA
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Figura 45 - Gréfico de tensdo interfacial vs. tempo, para salmoura com 150.000
ppm de salinidade e com adic¢éo de Oxitaine CP 30 CM
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Oleo + Salmoura 15,0% + Alkest TW 60
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Figura 46 — Gréfico de tensdo interfacial vs. tempo, para salmoura com 150.000
ppm de salinidade e com adic¢éo de Alkest TW 60
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5 CONCLUSOES E SUGESTOES PARA TRABALHOS

FUTUROS

5.1 CONCLUSOES

Neste trabalho foram analisados seis diferentes tipos de surfactantes, cuja classificacdo
variou entre anidnicos, ndo iénicos e anfoteros. De acordo com as analises realizadas,
concluiu-se gue os surfactantes anfoteros apresentaram melhor comportamento diante das
condic@es de reservatorio as quais foram submetidos, isto é, alta temperatura (até 80 °C)

e alta salinidade (até aproximadamente 226.000 ppm).

Apo6s determinacdo inicial dos valores de Concentragdo Micelar Critica de todos os
surfactantes, valores padrdo de 20 vezes a CMC foram tomados como base para 0s
experimentos subsequentes, o que é compativel com as concentracfes usadas nas
aplicacdes em campo. Este valor sé foi alterado na segunda etapa dos testes feitos para a

triagem de salinidade, para melhorar a visualizagdo do comportamento de fases.

Nos testes de estabilidade, os surfactantes anfoteros estudados, Neominox LA e Oxitaine
CP 30 CM, se mostraram estaveis nas condicdes apresentadas de temperatura e
salinidade, nas diferentes concentracdes utilizadas. Ambos tiveram diluicdo completa e
todas as salinidades analisadas, e mesmo em alta temperatura ndo apresentaram nenhum
tipo de floculacéo, turvacéo ou separacdo de fases. Nos demais, em pelo menos algum
ponto das variacbes de concentracdo, salinidade ou temperatura foi verificado

instabilidade.

Para a triagem de salinidade, a avaliacdo dos experimentos realizados mostrou que a
metodologia mais eficiente para o estudo de comportamento de fases de sistemas 6leo-
agua na presenca de eletrélitos e surfactantes depende da solubilidade do surfactante. Em
alguns casos, € necessario aumentar a concentracao de surfactante para 1,0% ou 2,0%, de
acordo com as suas propriedades. Neste estudo também se fez necessario aumentar a

razdo entre os volumes de agua e 6leo para 2/1.

Observou-se que, apesar das concentragdes de surfactante aplicadas em campo estejam

por volta de 10-20 vezes a sua CMC, a visualizacdo de microemulsdes em laboratério é
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dificil nessas condicOes, especialmente para surfactantes com valores de CMC muito

baixos.

Novamente, os surfactantes anfoteros Neominox LA e Oxitaine CP 30 CM apresentaram
0s menores valores de tensdo interfacial 6leo-4gua nos testes no tensidmetro de gota
giratoria, reduzindo os valores de 7,45 mN/m e 5,08 mN/m para 0,46 mN/m e 0,34 mN/m,

respectivamente.

Estes resultados estdo de acordo com o esperado a partir do estudo da literatura, uma vez
que surfactantes anfoteros apresentam carater idnico duplo, pois possuem tanto cargas
positivas quanto negativas, e, dependendo de condi¢bes como o pH do meio, podem se
comportar como surfactantes cationicos ou aniénicos. Por este motivo, juntamente com a
sua tolerancia a salinidade e a temperatura, esta € considerada a classe de surfactantes

mais eficiente para as aplicacfes em EOR.

Testes como os apresentados, de comportamento de fases e tensdo interfacial, devem ser
mais profundamente estudados, inclusive com a combinagdo de surfactantes e co-
surfactantes, visto que ndo ha referéncias suficientes a esse respeito na literatura. A maior
parte dos estudos encontrados fazem uso de condicdes de reservatdrios onshore e sdo
aplicados a reservatdrios areniticos, porém os reservatorios carbonaticos com alta
salinidade e temperatura dos campos offshore do Pré-Sal tornam as andlises mais
complexas e desafiadoras.

5.2 SUGESTOES PARA TRABALHOS FUTUROS

As sugestdes para trabalhos futuros, propostas a partir das conclusGes observadas na
realizacdo deste trabalho, estdo listadas abaixo:

» Realizacdo dos ensaios descritos nesta dissertacao utilizando salmoura e dleo do
mesmo campo, para melhor entendimento da aplicagdo dos surfactantes em
situacOes reais, bem como avaliar a faixa de salinidade aplicada e o pH da
salmoura, visto que este fator influencia no comportamento dos surfactantes

anfoteros;
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Continuacao do estudo atraves de ensaios com rochas, tais como testes de angulo
de contato e de adsorcdo, através de experimentos estéticos e de coreflood, neste

ultimo caso obtendo resultados de escoamento no meio poroso;

Repeticdo dos testes feitos usando outros surfactantes, como alcoois, como co-
surfactantes. Estudos apontam que neste cenario é possivel diminuir o fenémeno
da adsorcéo devido ao fato de que co-solventes ocupam grande quantidade dos

sitios ativos das rochas;

Estudos que abordem a confecgéo de diagramas ternarios dos sistemas salmoura-

Oleo-surfactantes;

Simulag¢bes computacionais usando softwares de reservatdrios para prever o
aumento da producdo que pode ser obtido com a aplicacdo de solugdes de

surfactantes;

Realizacdo de caracterizagcbes mais detalhadas dos surfactantes para melhor
entendimento dos mecanismos envolvidos no aumento do fator de recuperacéo

nos reservatorios de petréleo.
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