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RESUMO 

SANABRIA, Fabian Camilo Bonilla. Avaliação da Injeção de Surfactantes como Método de 

Recuperação Avançada em Reservatórios de Arenitos. Campinas: Faculdade de Engenharia 
Mecânica, Universidade Estadual de Campinas, 2013. 

 

Os surfactantes são utilizados para diferentes propósitos na indústria do petróleo. As 
formulações de recuperação avançada utilizando surfactantes são aplicadas visando incrementar o 
fator de recuperação em reservatórios de óleo, tanto na etapa de recuperação secundária como na 
etapa terciária. Através de poços injetores, os volumes requeridos de uma solução aquosa com 
uma concentração definida de surfactante são introduzidos no reservatório para induzir à geração 
de um novo banco de óleo móvel por meio da diminuição da tensão interfacial água-óleo. 
Tensões interfaciais ultra baixas são obtidas e, consequentemente, o número capilar e a 
recuperação de óleo são incrementados.  

A eficiência do processo de deslocamento é influenciada por várias características das 
soluções de surfactantes, incluindo o comportamento de fases, a tensão interfacial, a concentração 
de eletrólitos em solução (salinidade) e a adsorção à superfície sólida da rocha. Assim sendo, um 
projeto de injeção de surfactantes deve ser planejado adequadamente para a obtenção do melhor 
cenário para a implementação da técnica. Este trabalho mostra um processo metodológico para 
identificar e avaliar formulações de surfactantes a serem aplicadas como método de recuperação 
química. Três surfactantes aniônicos e dois surfactantes não-iônicos foram selecionados da 
literatura para a análise experimental: Dodecil Sulfato de Sódio (SDS), Dodecil Sulfato de 
Amônio (ADS), Lauriléter Sulfato de Sódio (SLES), Monolaurato de sorbitano (SPAN-20) e o 
Polisorbato-20 (TWEEN-20). Álcool isopropílico foi utilizado como cosurfactante e 
poliacrilamida parcialmente hidrolisada (HPAM) foi empregada na solução polimérica usada 
para deslocar o banco de óleo formado e corroborar com a avaliação das formulações de 
surfactante.  

Inicialmente, utilizando-se tensiometria ótica, foram feitas medições de tensão superficial 
das soluções de surfactante para identificar a Concentração Micelar Crítica (CMC) característica 
de cada surfactante. A partir dos resultados de tensão interfacial obtidos e seguindo-se com o 
processo metodológico, foram selecionadas as formulações a serem analisadas nos Testes de 
Comportamento de Fases. Estes testes foram conduzidos com diferentes formulações de 
surfactante e uma mistura de óleo de campo e querosene. As soluções aquosas e o óleo foram 
colocados em pipetas de 5 ml para a análise do comportamento das formulações de surfactante 
em uma dada faixa de salinidade. 
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Entre as formulações analisadas, algumas foram selecionadas para a avaliação da 
recuperação avançada de óleo através de testes de deslocamento. Estes testes foram conduzidos 
em amostras de arenito de alta permeabilidade provenientes da formação Botucatu. Uma vez que 
nesses arenitos, o fenômeno de histerese pode ser negligenciado, é possível conduzir um processo 
de injeção de água convencional (embebição) seguido de um processo de injeção de óleo 
(drenagem) visando restaurar as saturações dos fluidos no meio poroso próximas daquelas 
obtidas no processo da saturação inicial. Finalmente, a eficiência do método de recuperação 
melhorada é determinada injetando-se um banco de uma formulação de surfactante de tamanho 
definido. O banco de surfactante é deslocado ao longo do meio poroso utilizando soluções 
poliméricas e/ou água. 

Os resultados sugerem que os surfactantes podem ser utilizados com os requerimentos 
técnicos para a aplicação como método de recuperação avançada em reservatórios de arenitos. 
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Recuperação de óleo, Injeção de Surfactantes, Recuperação Química, Tensão Interfacial. 
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ABSTRACT 

 

SANABRIA, Fabian Camilo Bonilla. Surfactant Flooding Evaluation for Enhanced Oil Recovery 

in Sandstone Reservoirs. Campinas: Faculdade de Engenharia Mecânica, Universidade Estadual 
de Campinas, 2013. 

 

Surfactants have been used for many purposes in petroleum industry. EOR surfactants 
formulations are applied for increasing the recovery factor in oil reservoirs as both secondary and 
tertiary techniques. By injector wells, required volumes are introduced into the reservoir with 
surfactant formulations for developing a new stabilized oil bank via ultralow interfacial tension 
between oil and water phases. Ultralow Interfacial tensions are obtained and, consequently, 
capillary number and oil recovery are increased.  

There are several surfactants characteristics involved with the efficiency of the process 
including phase behavior, IFT (Interfacial Tension), electrolyte concentration and rock solid 
adsorption. Therefore, it’s necessary to design properly the project to obtain the best scenario for 
implementing the technique. This research work shows an applied methodological process for 
screening, designing and testing surfactant formulations on reservoir sandstones. 

Three commercial anionic surfactants and two commercial non-ionic surfactants were 
selected from literature for experimental analysis: Sodium dodecyl sulfate (SDS), Ammonium 
dodecyl sulfate, Sodium laureth sulfate (SLES), Sorbitan Monolaurate (SPAN-20) and 
Polysorbate-20 (TWEEN-20). Isopropyl alcohol (2-propanol) was also used as co-surfactant for 
testing the surfactant formulations. Initially, it was performed surface tensions measurements to 
identify the critical micellar concentration (CMC) characteristic of each surfactant, using a 
pendant drop tensiometer. After determining interfacial tensions (IFT), some of the tested 
formulations were selected for conducting phase behavior tests with field oil and kerosene 
mixture. Phase behavior tests were conducted by adding brine solutions and crude oil in 5 ml 
pipettes to analyze the performance of the chemical formulations over a range of salinities.  

Again, some selected surfactant formulations were tested for enhanced oil recovery using 
coreflood tests in high permeability Botucatu Formation samples. Since hysteresis phenomena 
are not significant on these sandstone cores, it’s possible to perform a waterflooding followed by 
another drainage process for returning the porous media saturations close to the initial values. 
Subsequently, Enhanced Oil recovery is determined by injecting a slug of the surfactant 
formulation followed by brine, in a new imbibition process. 
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The results suggest that surfactants can be used according technical requirements for their 
application in sandstones reservoirs as enhanced oil recovery technique.  

 

 

Key Words: 

Oil Recovery, Surfactant Flooding, Chemical EOR, Interfacial Tension. 
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1. INTRODUÇÃO 

A recuperação avançada de óleo (Enhanced Oil recovery – EOR) representa um conjunto 
de técnicas envolvidas no gerenciamento do reservatório que pretendem incrementar o fator de 
recuperação de óleo após uma etapa de recuperação primária e/ou secundária. A recuperação 
primária é caracterizada pela energia natural do reservatório e a recuperação secundária 
representada pela injeção de água ou injeção de gás. 

Entre as técnicas empregadas para a recuperação avançada de óleo encontram-se os 
métodos químicos. Nestes métodos são utilizados compostos químicos entre os quais pode-se 
citar os polímeros, os surfactantes e alguns sustâncias alcalinas, que visam modificar as 
condições do deslocamento de óleo ao longo do meio poroso e, portanto, aumentar o volume de 
óleo recuperado durante o processo. 

Os surfactantes ou tensoativos são utilizados desde os primeiros anos da indústria do 
petróleo. Atualmente, os métodos químicos para a recuperação avançada encontram-se 
revitalizados e a utilização de surfactantes, tanto na etapa secundária como na terciária do 
gerenciamento do reservatório, representa uma alternativa atrativa para o incremento do fator de 
recuperação de óleo (Stoll et al, 2010).  

Através da aplicação dos surfactantes, é possível modificar o comportamento molecular na 
interface de um sistema de dois fluidos imiscíveis que coexistem no mesmo lugar. 
Particularmente, esse é o caso das fases óleo e água, presentes desde os poros da rocha 
reservatório até as redes de distribuição de petróleo. Os surfactantes são úteis como aditivos na 
preparação dos fluidos de perfuração, completação, estimulação (fraturamento hidráulico ou 
acidificação) e, adicionalmente, em alguns dos processos de recuperação terciária ou avançada. 
Por outro lado, alguns surfactantes são empregados no tratamento químico das emulsões durante 
o transporte de óleo através dos poços, das facilidades de produção e das redes de distribuição. 

A presença de uma fase aquosa em contato com uma fase oleica desencadeia fenômenos 
interfaciais que influenciam o escoamento das fases óleo e água assim como a distribuição dos 
fluidos no meio poroso. Portanto, os surfactantes apresentam potencial como método de 
recuperação avançada. Através desses compostos pretende-se mobilizar e produzir o óleo retido 
no reservatório pelas forças capilares por meio da redução da tensão interfacial água-óleo. 

As propriedades especiais dos surfactantes estão relacionadas com sua estrutura molecular 
e a forma como eles se comportam em solução. Deste modo, a aplicação de um processo de 
recuperação requer o estudo das formulações de surfactante a serem injetadas, bem como 
algumas das suas propriedades físico-químicas incluindo a tensão superficial, a concentração 
micelar crítica, o comportamento de fases e a adsorção nas superfícies sólidas. Algumas variáveis 
influenciam as propriedades das soluções de surfactantes como a salinidade, a temperatura, a 
estabilidade química, o conteúdo de íons bivalentes, a presença de cosolventes, entre outras. 

A ideia da recuperação avançada de óleo utilizando surfactantes existe desde as primeiras 
décadas do século XX. Posteriormente, através de estudos de laboratório e de algumas aplicações 
de campo, diferentes tipos de surfactantes e de co-solventes aplicados em formulações distintas, 
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bem como várias configurações do processo, têm sido avaliados. Como processos de recuperação 
ressaltam-se: a injeção alternada de bancos de surfactante e de polímero, a injeção alternada de 
bancos de alcalino, de surfactante e de polímero (conhecida como ASP), e a injeção de bancos de 
fluidos micelares (microemulsões). No entanto, o desenvolvimento da aplicação destes tipos de 
processos ao longo da história relacionou-se a algumas questões econômicas como o preço do 
petróleo em nível mundial e o custo de produção dos químicos em escala industrial. 

A seleção efetiva de formulações de surfactantes é um processo relativamente complexo, 
que envolve a análise das diferentes interações entre os fluidos e entre a rocha e os fluidos.  

 

1.1 Objetivo 
 

Os objetivos deste trabalho sumarizam-se como: 

 

 Realizar um processo de seleção (screening) de algumas soluções de surfactante com 
características definidas através de medidas de concentração micelar crítica e de testes 
de comportamento de fases, visando obter formulações que ofereçam baixas tensões 
interfaciais com um óleo particular. 
 

 Avaliar a recuperação de óleo obtida para a injeção de surfactantes em reservatórios de 
arenitos, utilizando as formulações de surfactante selecionadas no processo de seleção. 

 

1.2 Organização do trabalho 
 

Este trabalho está dividido em 7 capítulos: 

No Capítulo 1 é apresentada a introdução ao tema estudado, além dos objetivos do trabalho. 

No Capítulo 2, são apresentados os conceitos mais relevantes relacionados à Injeção de 
Surfactantes, tais como a tensão interfacial, número capilar, molhabilidade, reologia, 
permeabilidade relativa, razão de mobilidade, assim como as características físico-químicas dos 
surfactantes. 

No Capítulo 3, apresenta-se a revisão bibliográfica relacionada com o método de 
recuperação com surfactantes mostrando os resultados experimentais mais interessantes, além de 
algumas das experiências de campo registradas aplicando o método. 

O Capítulo 4 refere-se à metodologia utilizada para a condução dos experimentos, sendo 
apresentados os protocolos empregados em cada teste. 

No Capítulo 5 são apresentados os resultados obtidos tanto para as medições de 
concentração micelar crítica (CMC), quanto para os testes de comportamento de fases e os testes 
de deslocamento.  

No Capítulo 6, os resultados em relação à recuperação de óleo são discutidos de forma 
comparativa e, no Capítulo 7, são sumarizadas as conclusões do trabalho. 
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2. CONCEITOS E FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 

Neste capítulo são apresentados alguns conceitos fundamentais associados ao processo de 
recuperação melhorada com surfactantes. São abordados conceitos como tensão interfacial, 
pressão capilar, molhabilidade, número capilar, permeabilidade relativa, razão de mobilidade, 
fator de resistência residual e reologia, bem como as principais características e propriedades dos 
surfactantes. 

 

2.1  Tensão Interfacial 
 

Define-se a tensão superficial     como a variação da energia livre de superfície do líquido       com a variação da área superficial      , sob condições determinadas de temperatura e 
pressão (Holmberg et al., 2002). Em outras palavras, a tensão superficial representa a quantidade 
de trabalho requerido para incrementar a área de superfície de um líquido nessas condições.   (      *                      

A tensão superficial é uma propriedade termodinâmica que se pode medir, sob condições de 
temperatura e pressão constantes, a partir da energia livre de superfície por unidade de área 
superficial entre o líquido e o ar, ou da força normal à interface por unidade de comprimento da 
superfície em equilíbrio (Farn R., 2006). 

A tensão interfacial ( ) apresenta-se na interface entre duas fases imiscíveis (A e B) e 
expressa-se com a relação:                               

Onde   ,    e      são a tensão superficial da fase A, a tensão superficial da fase B e a 
energia de interação entre A e B por unidade de área, respectivamente. 

A tensão interfacial ( ) também é um indicativo da similitude das moléculas das fases em 
contato na superfície. Quanto maior for a similitude das moléculas, maior é a energia de interação 
entre os fluidos       e, portanto, a tensão interfacial     entre os fluidos é mais baixa. 

 

2.2 Molhabilidade 
 

A natureza dos fluidos em contato com a rocha nos reservatórios de petróleo influencia 
fortemente os processos de deslocamento através do meio poroso (embebição e drenagem). Green 
e Willhite (1998) definiram a molhabilidade como a tendência de um fluido espalhar-se sobre 
uma superfície sólida, ou aderir-se à ela, na presença de um segundo fluido. 
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             (        *               
Onde    e    são os raios principais de curvatura da superfície na posição de medição da 

pressão capilar.  

 

2.4 Número Capilar 
 

O número capilar é um grupo adimensional que permite relacionar as magnitudes das 
forças viscosas e capilares na análise do escoamento de fluidos no meio poroso. A equação típica 
de número capilar é:                                        

Onde    e    são as forças viscosas e capilares, respectivamente,   é a velocidade 
intersticial,    é a viscosidade da fase deslocante,     é a tensão interfacial entre as fases óleo e 
água, e    é o ángulo de contato. Assumindo que o meio é fortemente molhável à água (       ), a Equação 2.6 aproxima-se de:                                   

Para o caso de deslocamento imiscível em um reservatório de petróleo, quanto maior o 
número capilar, maior a predominância das forças viscosas sobre as forças capilares. Segundo 
Abrams (1975), os processos de injeção de água caracterizam-se por atingir valores do número 
capilar        , deixando no reservatório entre 30% e 50% do óleo recuperável distribuido 
em forma de pequenas gotas imóveis nos poros da rocha.  

A utilização de soluções aquosas de surfactantes como fluido deslocante permite reduzir as 
forças capilares de forma a incrementar o número capilar em até três ordens de grandeza e, por 
conseguinte, diminuir o volume de óleo preso nos poros da rocha em relação ao volume residual 
obtido por um processo de injeção de água convencional. 

Abrams (1975) apresentou o comportamento decrescente da saturação de óleo residual com 
o incremento do Número Capilar (Figura 2.2) para um sistema particular molhável à água. 
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2.5.2 Obtenção das Curvas de Permeabilidade Relativa 
 

O método JBN (Johnson et al, 1959) é um método analítico que permite calcular 
permeabilidades relativas água-óleo ou gás-óleo durante qualquer etapa de um teste de 
deslocamento efetuado em uma amostra porosa, sem considerar os efeitos do gradiente da 
pressão capilar. Diversas modificações têm sido publicadas em vários trabalhos posteriores como 
Jones e Rozelle (1978) e Toth et al (2002).  

Estes métodos são similares entre si, sendo a única diferença a forma de determinação dos 
gradientes dos dados obtidos. O método JBN é aplicado utilizando métodos numéricos (Splines 
polinomiais de ordem  ) ou ajustes de curvas propostos por diferentes autores como Collins 
(1976) e Miller (1983). O método JR (Jones e Rozelle, 1978) usa uma aproximação gráfica para 
determinar os gradientes e o método de Toth et al (2002) propõe uma aproximação utilizando 
funções matemáticas.  

A seguir são descritas as bases teóricas do método JBN utilizado neste trabalho para a 
obtenção das curvas de permeabilidade relativa de um teste de deslocamento em regime 
transiente para um processo de embebição, no qual uma amostra de rocha saturada com a fase 
não molhante e a fase molhante na saturação residual, é submetida à injeção da fase molhante 
para modelar o processo de recuperação. No caso das amostras com preferência de molhabilidade 
à água (como no caso dos arenitos), a fase molhante é a água e a fase não molhante é o óleo. 

O método JBN baseia-se na Teoria de Deslocamento de Buckley-Leverett e nas 
modificações apresentadas por Welge:           ⁄                                                                    

       ̅̅̅̅                                 ̅̅̅̅                                 
 

Onde    representa os volumes porosos injetados,   o volume acumulado de água 
injetada,    o volume acumulado de óleo produzido,    e    o fluxo fracionário de água e o fluxo 
fracionário de óleo,     e     o a permeabilidade relativa à água e ao óleo respectivamente,    a 
saturação de água,   ̅̅̅̅  a saturação média de água no meio poroso e    e    as viscosidades dos 
fluidos água e óleo, respectivamente. O subscrito 2 indica que a variável é avaliada na saída da 
amostra. 

Johnson et al (1959) definiram a injetividade relativa (  ) como a razão entre a injetividade 
em um tempo qualquer do deslocamento (  ) e a injetividade inicial     , como mostra-se na 
expressão: 
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Onde   representa a vazão de injeção e    a queda de pressão ao longo da amostra. O 
subscrito   indica que as propriedades são avaliadas em qualquer tempo e o subscrito   que 
são avaliadas no início de escoamento. 

Além disso, Johnson et al (1959) mostraram que utilizando o conceito de injetividade 
relativa é possível encontrar uma relação entre o fluxo fracionário de óleo e a permeabilidade 
relativa ao óleo assim:        ( (     ) (   ) )                      

Levando-se em conta que permeabilidade relativa ao óleo        na Equação 2.18 é uma 
permeabilidade normalizada à permeabilidade efetiva ao óleo, a permeabilidade relativa ao óleo     pode ser calculada. Finalmente, a permeabilidade relativa à água     é obtida utilizando a 
Equação 2.14. 

O cálculo das derivadas 
      ⁄      ⁄   e 

   ̅̅ ̅̅    é requerido no Método JBN. Como foi mencionado 

anteriormente, existem diferentes aproximações utilizadas para esse propósito como métodos 
numéricos (Splines polinomiais de ordem  ) e ajustes de curvas. Segundo Hussain e Cinar 
(2010), ajustes de curvas como os propostos por Collins (1976) ou por Miller (1983), ou ajustes 
de funções matemáticas como as propostas por Toth et al. (2002) oferecem aproximações 
adequadas e conduzem a erros mínimos no processo. 

Os conjuntos de dados de produção de fluidos e pressão são ajustados às funções. Então, os 
valores das derivadas são obtidos por derivação analítica das funções ajustadas. Na Tabela 2.1 
são apresentadas algumas funções de ajuste propostas para o cálculo das derivadas durante a 
aplicação do método JBN. 

 

Tabela 2.1. Funções de ajuste para cálculo de derivadas do método de JBN. 

Autor (es) 
Função de Ajuste 

Ajuste do histórico de produção Ajuste do histórico de pressão 
Collins (1976)                

Miller (1983)             (    )  

(     *         (   *    (  (   * ) 
 

Toth et al. 
(2002) 
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No Apêndice I, apresenta-se um fluxograma mostrando os passos da aplicação do método 
utilizado para a obtenção das curvas de permeabilidade relativa em função da saturação de água, 
usando os dados obtidos de testes de deslocamento em regime transiente na etapa de embebição. 

 

2.6 Razão de Mobilidade 
 

A mobilidade de uma fase refere-se à razão entre a permeabilidade efetiva dessa fase no 
meio poroso e sua viscosidade (Sheng, 2011).                                

A razão de mobilidade     é o parâmetro mais utilizado no controle de mobilidade. É 
descrita pela razão entre a mobilidade da fase deslocante (  ) e a mobilidade da fase deslocada 
(  ) (Green e Willhite,1998).                                  

De acordo com Craig (1971), as razões de mobilidade menores do que 1       são 
favoráveis e as maiores do que 1        são desfavoráveis para o deslocamento. Para melhorar 
a eficiência de varrido, a razão de mobilidade deveria ser reduzida a valores menores ou iguais a 
1      .  

Segundo Dake (1978), essa redução da razão de mobilidade pode ser obtida: 

 Incrementando a viscosidade da fase deslocante    a partir de substâncias químicas. 
 Reduzindo a viscosidade da fase deslocada    através de métodos térmicos tais como 

injeção de vapor e combustão in situ. 

 

2.7 Fator de Resistência Residual 
 

O fator de resistência residual (  ) é usado para descrever a redução da permeabilidade 
efetiva à água e é definido como a relação entre a mobilidade da água antes e depois da injeção 
de um químico no meio poroso (Zampieri, 2012).                                               

Onde    é a mobilidade da água na 2° Embebição,    é a mobilidade da água pós-injeção 
de químicos,     é a permeabilidade efetiva à água na 2° Embebição,     é a permeabilidade 
efetiva à água pós-injeção de químicos,     é a viscosidade da água na 2° Embebição e     é a 
viscosidade da água pós-injeção de químicos. 

De acordo com Zampieri (2012), experimentalmente, o fator de resistência residual (  ) 
também pode ser determinado assim:        ⁄       ⁄                           
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2.10  Propriedades físico-químicas das soluções de surfactantes 
 

No processo de recuperação melhorada de hidrocarbonetos com agentes de superfície ativa, 
o sistema gerado no reservatório é composto tipicamente por uma mistura dos componentes: 
óleo, salmoura, surfactante e um cosurfactante. O comportamento da formulação principal é 
característico das condições do sistema e dos fluidos saturando o reservatório. A seguir são 
descritas as principais propriedades dos sistemas que contém surfactantes. 

 

2.10.1 Concentração Micelar Crítica (CMC) 
 

Os surfactantes são capazes de diminuir a tensão interfacial entre duas fases imiscíveis 
porque conseguem reduzir a energia necessária para expandir a superfície da interface. A 
eficiência da redução é característica de cada surfactante, das propriedades das fases e das 
condições do sistema. Na Tabela 2.5, apresenta-se de forma quantitativa, o efeito esperado dos 
surfactantes na redução da tensão interfacial. 

 

Tabela 2.5. Valores típicos das tensões superficiais e interfaciais de diferentes sistemas 
(adaptado de Holmberg et al., 2002) 

Sistema 
Tensão Interfacial 

(mN/m) 
Ar-Água 72 – 73 

Ar-Solução Aquosa NaOH 10% 78 
Ar- Solução Aquosa com surfactante 40 – 50 

Hidrocarboneto Alifático-Água 28 – 30 
Hidrocarboneto Aromático-Água 20 – 30 

 

As moléculas de surfactante adsorvidas pela interface orientam-se de modo que a sua parte 
hidrofílica fica voltada para o interior da fase polar e a cadeia hidrocarbônica (parte hidrofóbica) 
para a fase apolar formando monocamadas.  

Existe uma condição limite quando se incrementa a concentração de surfactante, a partir da 
qual, devido a efeitos termodinâmicos, não é possível obter uma maior redução da energia livre 
de superfície com o aumento da quantidade de moléculas de surfactante na interface. Geralmente, 
esse limite é atingido quando o fenômeno de formação das micelas em solução começa 
espontaneamente.  
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Figura 2.7. Ilustração da mudança das propriedades físicas de um surfactante diante da 
Concentração Micelar Crítica (adaptado de Preston, 1948). 

 

A concentração de surfactante no começo do fenômeno de formação das micelas é 
considerada um ponto de referência, a partir da qual é observada uma drástica mudança nas 
propriedades físico-químicas do surfactante. Essa concentração de referência é conhecida como: 
Concentração Micelar Crítica (Critical Micellar Concentration – CMC). A concentração micelar 
crítica é particular para cada surfactante e é função da temperatura, da natureza do surfactante e 
das impurezas presentes na mistura. 

A partir de um grande número de observações experimentais, Preston (1948) representou 
graficamente a concentração micelar crítica (CMC) do laurilsulfato de sódio (surfactante 
aniônico) como uma pequena faixa de concentração, na qual, a maioria das propriedades físico-
químicas apresenta uma mudança abrupta. 

Assim, pode-se obter a concentração micelar crítica de um surfactante qualquer utilizando 
aquelas propriedades físico-químicas que apresentam uma mudança característica na 
concentração micelar crítica (CMC). Segundo Schramm (2000), alguns métodos comuns para a 
medição da concentração micelar crítica são:  

 

 Espectroscopia UV/visível. 
 Espectroscopia de infravermelho. 
 Espectroscopia de Fluorescência. 
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 Espectroscopia NMR. 
 Técnicas de dispersão. 
 Medição de Condutividade Elétrica. 
 Calorimetria. 
 Medição da Tensão Superficial. 

 

A medição da tensão superficial variando a concentração de surfactante é o método clássico 
para determinar a concentração micelar crítica característica de um surfactante em condições 
adequadas de temperatura (Schramm, 2000). 

Existem vários métodos disponíveis para medir a tensão superficial ou a tensão interfacial 
das soluções de surfactante. Na Tabela 2.6 são apresentados alguns métodos para a medição das 
tensões superficiais e das tensões interfaciais descritos na literatura especializada da indústria do 
petróleo, incluindo algumas das suas vantagens e limitações relacionadas com a capacidade de 
medição do equipamento. 

 

Tabela 2.6. Métodos de Medição da Tensão Superficial e da Tensão Interfacial na indústria do 
Petróleo (Adaptado de Schramm, 2000). 

Método Valores 
Estáticos 

Valores 
Dinâmicos 

Tensão 
Superficial 

( ) 

Tensão 
Interfacial 

( ) 

Ângulo de 
Contato (  ) 

Placa de 
Wilhelmy 

Sim Aprox. Sim Não 
Sim (Requerido 

valor de  ) 

Anel du Nouy Sim Não Sim Não 
Não (Líquidos 

puros) 
Gota Pendente 
(Pendant drop) 

Sim Sim Sim Sim Não 

Gota Séssil 
(Sessile drop) 

Sim Sim Sim Sim Sim 

Spinning drop Sim Aprox. Sim Sim Não 
Dispersão de 

luz laser 
Sim Sim Sim Aprox. Não 

 

A seguir é descrito o método da gota pendente empregado neste trabalho experimental.  

O método da gota pendente é baseado na deformação de uma gota por causa da sua tensão 
interfacial (Schramm, 2000). Uma gota é dispensada da agulha utilizando uma seringa graduada a 
partir de 0.01 ml e imagens da gota são registradas por meio de uma câmera ultrarrápida que tira 
até 10000 fotos por minuto. As fotos registradas da gota são processadas ajustando a forma da 
gota através da Equação de Young-Laplace na sua forma tridimensional.      ⁄          ⁄          ⁄            ⁄                       
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3. REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

Neste capítulo é apresentada a revisão bibliográfica dos principais avanços e aplicações no 
estudo da injeção de surfactantes como método de recuperação melhorada.  

 

3.1 Injeção de Químicos 
 

Através da injeção de químicos é possível melhorar a eficiência microscópica de 
deslocamento ou a eficiência macroscópica, ou as duas. Os surfactantes podem melhorar a 
eficiência microscópica de deslocamento reduzindo as forças capilares e alterando o ângulo de 
contato. As substâncias alcalinas reagem com alguns ácidos orgânicos do óleo para gerar 
surfactantes in situ para minimizar o uso de surfactantes sintéticos e obter a redução das forças 
capilares desejada. Os polímeros são adicionados à água de injeção para obter razões de 
mobilidade favoráveis na frente de deslocamento e assim, melhorar a eficiência macroscópica de 
deslocamento. 

Existem variações dos processos químicos utilizados para recuperação avançada de óleo, de 
acordo com a composição química e o volume utilizado da formulação principal utilizada. Os 
sistemas químicos podem conter os componentes: surfactante, cosurfactante (o qual pode ser um 
álcool ou algum outro surfactante), água, hidrocarboneto, sustância alcalina e eletrólitos (Green e 
Willhite, 1998). Em alguns casos o polímero é adicionado na formulação para incrementar a 
viscosidade. Na Tabela 3.1, mostram-se as variações dos métodos químicos de recuperação. 

 

Tabela 3.1.  Componentes da(s) formulação(ões) principal(ais) dos Métodos Químicos de 
Recuperação. 

Método 
Componentes da(s) formulação(ões) principal(ais) 

Polímero Surfactante Alcalina Óleo Água Eletrólitos 

Injeção de Polímeros X    X X 

Injeção de 
Surfactantes (SP) 

 X   X X 

Injeção de Alcalinos 
(AP) 

  X  X X 

Injeção de Micelares 
(Microemulsões)  

 X  X X X 

Injeção de Bancos de 
Alcalinos e 

Surfactante (ASP) 
 X (Banco 2) X (Banco 1)  X X 
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Na maioria de processos químicos envolvendo o uso de soluções de surfactantes e soluções 
alcalinas (geralmente de baixa viscosidade), a injeção da formulação química é feita em bancos, 
seguida pela injeção de uma solução polimérica para manter o controle da mobilidade. Segundo 
Green e Willhite (1998), geralmente a concentração dessa solução polimérica varia entre 200 
ppm e 2.500 ppm, sendo a poliacrilamida e os biopolímeros, os mais utilizados de acordo com os 
casos reportados. 

Usualmente, a injeção de químicos é iniciada na etapa terciária da recuperação de óleo no 
reservatório, ou seja, após da injeção de água. No entanto, tem sido reportados projetos com uso 
dos métodos químicos na etapa secundária, quando os valores de saturação de óleo ainda eram 
consideravelmente altos (Al-dasani; Bai, 2011). 

Na seção a seguir, será descrito o método de injeção de surfactantes estudado neste 
trabalho. 

 

3.2 Injeção de Surfactantes 
 

No método de injeção de surfactantes, um volume determinado de solução aquosa com uma 
concentração definida de surfactante é injetado na formação produtora, através de um poço, 
pretendendo-se atingir e manter valores ultrabaixos de tensão interfacial, visando à criação de um 
banco de óleo móvel.  

O processo inicia-se com a injeção de um fluido de pré-fluxo composto por uma salmoura 
(em alguns casos, com inibidores de adsorção), para ajustar o pH e preparar o meio poroso para o 
contato com o banco de surfactante. Posteriormente, o banco da formulação principal de 
surfactante é injetado para promover a tensão interfacial ultrabaixa entre a água e o óleo. Assim, 
as gotas de óleo presas na fase aquosa coalescem favorecendo a formação de um banco de óleo 
móvel. 

Uma vez injetado o volume do banco da formulação principal, o(s) fluido(s) de 
deslocamento é(são) admitido(s) no reservatório (Figura 3.1), deslocando o banco da solução de 
surfactante através do volume poroso disponível e mobilizando o banco de óleo gerado até o poço 
produtor.  

Como mencionado anteriormente, um banco de solução polimérica é utilizado para o 
deslocamento da formulação principal seguido da injeção continua de água. 

De acordo com resultados experimentais, a injeção de surfactantes ou de micelares 
(microemulsões) é principalmente um processo de deslocamento imiscível. A recuperação 
acumulada para um volume poroso injetado depende principalmente da velocidade de 
escoamento, como ocorre nos métodos convencionais de deslocamento imiscível (Green e 
Willhite, 1998). Contudo, o deslocamento miscível pode ocorrer rapidamente nas etapas iniciais 
do processo durante a formação da fase microemulsão. 
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interfacial e o comportamento de fase das microemulsões. Esses autores definiram o conceito de 
Salinidade Ótima e mostraram a variação da solubilidade da água e do óleo e da tensão interfacial 
como função da salinidade para surfactantes aniônicos, permitindo relacionar o conceito de 
parâmetros de solubilização (     ) com a tensão interfacial          . Posteriormente, foram 
desenvolvidas algumas correlações para essas variáveis sendo as correlações de Chun-Huh 
(1979) as mais utilizadas nos estudos experimentais. 

Continuando com os estudos de comportamento de fase conduzidos pelos autores Healy, 
Reed e Carperter (1975), Nelson e Pope (1978) mostraram que o volume da fase microemulsão é 
dependente do volume de óleo, água e microemulsão e guarda proporcionalidade direta com a 
concentração de surfactante.  

Salter (1977) estudou o efeito dos alcoóis como cosurfactantes e mostrou que o efeito 
adverso do uso de alcoóis é o incremento no valor da tensão interfacial na salinidade ótima. Por 
outro lado, Abe et al (1986) mostraram que o uso de cosurfactante para a formação da fase 
microemulsão pode ser dispensado variando-se a concentração de surfactante, em sistemas 
aquosos com sulfonatos de petróleo. Além disso, testaram o comportamento de fases de outros 
tipos de sulfonatos de petróleo e misturas deles para eliminar o requerimento do cosurfactante na 
formulação.  

Salager et al (1979) estudaram o comportamento de fases de misturas de surfactantes de 
diferentes tipos. Eles estabeleceram uma regra de mistura, útil para calcular o valor da salinidade 
ótima da mistura, a partir dos valores da salinidade ótima de cada químico na mistura em uma 
concentração de surfactante específica. 

Adams e Schievelbein (1987) conduziram testes de deslocamento em carbonatos utilizando 
sulfonatos de petróleo, sulfonatos sintéticos e misturas deles. Os resultados mostraram que é 
possível utilizar surfactantes aniônicos como os alquil sulfatos ou os alquil sulfatos etoxilados 
misturados com sulfonatos do petróleo para deslocar o óleo (Hirasaki; Miller; Puerto, 2011).  

Misturas entre alquil sulfatos propoxilados de cadeias ramificadas e sulfonatos de olefina 
(Internal Olefin Sulfonates - IOS) foram usadas em testes de laboratório com óleos do Estado de 
Texas (USA) em ambientes de baixa salinidade e baixa temperatura. Levitt et al (2009) 
utilizaram misturas desses surfactantes utilizando cosurfactantes, enquanto Liu et al (2010) 
conduziram os testes com a formulação principal sem cosurfactante.  

Wu et al (2010) apresentaram um estudo do comportamento de fases e da aplicação dos 
alquil alcoóis propoxilados de cadeia ramificada para a recuperação de petróleo utilizando óleos 
do Golfo de México. 

Zhao et al (2008), Barnes et al (2008) e Puerto et al (2012) apresentaram alguns resultados 
dos seus trabalhos relacionados ao comportamento de fase dos sulfonatos de olefina (Internal 

Olefin Sulfonates - IOS) em altas temperaturas (Hirasaki; Miller; Puerto, 2011). 

Iglauer et al (2010) identificaram o potencial de novos tipos de surfactante para 
recuperação avançada de petróleo. Os surfactantes propostos nesse estudo são dos tipos: Ésteres 
do ácido succínico, alquil sulfatos propoxilados e dietanolamida de ácido graxo de coco. 

Assim, uma ampla variedade de surfactantes está disponível para ser aplicada em projetos 
de recuperação melhorada, inclusive para condições complexas de aplicação do método como 
altas temperaturas e salinidades. 



32 

 

 

 

3.4 Revisão das Aplicações de Campo 
 

O sucesso de um processo de injeção de surfactantes é altamente dependente de um 
conjunto de variáveis que requerem um estudo multidisciplinar. Os processos químicos têm sido 
avaliados através de testes de campo de pequena escala, no entanto, sua aplicação comercial tem 
sido limitada. 

As primeiras tentativas da injeção de surfactantes como método para incrementar a 
recuperação de óleo em campo foram registradas no início do século XX com a adição de 
pequenas quantidades de surfactante à água de injeção. Desses projetos obtiveram-se volumes de 
óleo recuperado consideráveis, porém devido ao alto custo de obtenção e comercialização dos 
surfactantes na época, a técnica não representava uma alternativa viável comparada com a injeção 
de água.  

Como consequência dos elevados preços do petróleo registrados na década de 1970, a 
atividade relacionada com as técnicas de recuperação melhorada de hidrocarbonetos registrou um 
incremento e, particularmente, a ideia do uso dos surfactantes para recuperação melhorada de 
hidrocarbonetos foi retomada pelas empresas operadoras. Na literatura encontram-se 
referenciados alguns dos projetos de grande escala que utilizaram algum sistema químico para a 
recuperação de petróleo. No entanto, a maioria dos projetos na escala de campo não foi 
referenciada e os resultados permaneceram de uso interno das empresas relacionadas.  

Green e Willhite (1988) apresentaram os resultados de três projetos desenvolvidos entre a 
década de 1970 e 1980: O projeto M-1 Maraflood (Marathon Oil Co.), o projeto Big Muddy 
(Conoco Inc.), e o projeto Loudon (Exxon). As principais características dos projetos são 
mostradas na Tabela 3.3.  

 

Tabela 3.3. Características dos Projetos Marathon M-1, Exxon e Conoco. 

Projeto M-1  
Maraflood 

Big Muddy Loudon Field 

Reservatório Robinson Wall Creek Weller Sand 

Área do Padrão [acres] 407 90 0.71 

Malha de Injeção 5 spot 5 spot 5 spot invertido 

Espaçamento [acres] 2.5-5.0 10 - 

Permeabilidade [mD] 103 56 65 a 189 

Porosidade [%] 18.9 ≈20 19.5 

Espessura média, ft 27.8 65 15.6 

Profundidade, [ft] <1.000 3100 1.400 a 1.600 

Temperatura, [°F] 78 115 78 
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Projeto M-1  
Maraflood 

Big Muddy Loudon Field 

Viscosidade do óleo, [cp] 5 a 6 5 5 

Densidade API do óleo 36 - - 

Tipo de Injeção Terciária Terciária Terciária 

Saturação de óleo no início 
da injeção, [%] 

40 32 24.1 

Tipo do surfactante Sulfonato 
Mistura de 
sulfonatos  

Sulfonato 

Concentração de 
Surfactante ativo, [%] 

10 3 2.3 

pH 6.5 a 7.5  5.2 

Volume injetado da 
solução [%VP] 

10 10.2 30 

Salinidade [mg/l] 16.575 - 104.000 

Ca2+, [mg/l] 166 - 2.840 

Mg2+, [mg/l] 118 - 1.210 

 

A companhia operadora Marathon Oil Co. desenvolveu um teste em escala comercial, 
conhecido como Projeto “M-1 Maraflood®”, no qual realizou-se uma injeção de químicos para a 
recuperação terciária de petróleo no reservatório de arenitos chamado de Robinson (Crawford 
County, Illinois, USA) (Green e Willhite, 1998).  

O principal alvo do projeto foi estabelecer o efeito do espaçamento do padrão no 
comportamento do deslocamento, através da injeção de uma microemulsão composta por 
sulfonatos de petróleo, óleo e água compatível com o reservatório. O projeto foi iniciado em 1977 
com a injeção de bancos de 0.1 VP para padrões 5-spot com espaçamentos de 2.5 acres e 5 acres. 
Na Figura 3.3 mostra-se a resposta de produção do projeto, e na Tabela 3.4 são mostrados os 
resultados finais após 10 anos do início da injeção. 

Os volumes recuperados foram significativamente menores do que os volumes calculados 
na etapa de planejamento, portanto, o projeto foi considerado não viável economicamente. O 
resultado foi atribuído à baixa eficiência volumétrica de varrido e a efeitos adversos da salinidade 
e do conteúdo de íons bivalentes da salmoura do reservatório.  
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O campo Daquing (Heilongjiang, China) foi submetido a vários testes de campo usando 
injeção de químicos, particularmente, injeção de surfactantes e injeção de alcalino-surfactantes-
polímeros (ASP). Os resultados dessas aplicações mostram valores na produção de óleo 
incremental de até 20% (Chang et al., 2006). 

O campo Salem (Marion County Illinois) é um dos mais importantes sucessos no nível 
técnico da aplicação de injeção de químicos. Em 1981, as companhias Texaco Inc. e Mobil Oil 
Corp. conseguiram desenvolver e aplicar com sucesso um sistema químico capaz de tolerar uma 
salmoura de formação com 70.000 ppm de sólidos dissolvidos e 3.700 ppm de íons bivalentes. O 
projeto foi desenvolvido em uma área de 60 acres, produzindo 592.000 barris de óleo, o que 
representou 54% do óleo remanescente após da injeção de água (DeBons, 2002). 

RSI Company Inc. conduziu testes de laboratório para aplicar surfactantes sintéticos no 
Campo Oklahoma City (Oklahoma,USA). Os resultados do teste de campo foram satisfatórios já 
que foi possível reduzir a saturação de óleo residual e, assim, o projeto foi expandido para toda a 
área do reservatório (DeBons, 2002). 

O campo Gleen Pool localizado em Tulsa (Oklahoma,USA) foi submetido à injeção de 
surfactantes em padrões 5 spot com espaçamentos de 20 acres em um reservatório de arenito de 
baixa permeabilidade (Gleen Pool Sand). Em Outubro de 1992, 10 anos após o início do projeto, 
tinham sido produzidos 1.14 milhões barris de óleo, que representou 30% do óleo remanescente 
após da injeção de água (Bae, 1995).  
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4.1    Materiais 
 

Neste item são abordados os materiais e o aparato experimental utilizados para realizar os 
testes de concentração micelar crítica, os testes de comportamento de fases e os testes de 
deslocamento. 

 

4.1.1 Rocha 
 

Para a realização dos testes de deslocamento, amostras de aproximadamente 1 polegada de 
diâmetro e 30 cm de comprimento foram cortadas de um mesmo bloco de rocha proveniente do 
afloramento da Formação Botucatu localizado em Ribeirão Claro na Bacia do Paraná. Segundo, 
Gesicki (2007), a litologia dessa formação corresponde a arenitos de alta permeabilidade com 
estratificações cruzadas de grande porte, de coloração rosa avermelhada. Foram escolhidas 
amostras com aspecto homogêneo para manter semelhança entre os testes. 

 

4.1.2 Fluidos de Injeção 
 

 Óleo: 
Como óleo do teste, foi utilizado óleo desidratado proveniente de um campo na Bacia de 

Campos misturado com querosene (30% em volume). Para selecionar a razão volumétrica da fase 
oleosa, realizou-se um estudo reológico da mistura variando-se a razão volumétrica óleo-
querosene sob condições de laboratório. A viscosidade da mistura desejada variou entre cerca de 
50 cp e 100 cp e a massa específica variou entre 0.89 g/cm3 e 0.91 g/cm3 nas condições de 
laboratório (         ). 

 
 Soluções aquosas: 
As soluções aquosas foram preparadas utilizando-se água destilada (densidade de 0.986 

g/cm3 a         ) e os aditivos descritos na Tabela 4.1. As propriedades das soluções aquosas 
utilizadas são fortemente dependentes da concentração do(s) aditivo(s) utilizado(s) e, portanto, 
tais propriedades são descritas no Capítulo 5. 

 

Tabela 4.1. Aditivos utilizados nas soluções aquosas. 

Tipo Nome Fórmula Química Fornecedor 
Matéria 

Ativa 
Sal Cloreto de Sódio NaCl Chemco 99% 

Surfactante 
 
 

Surfactante 
 

SDS CH3(CH2)11OSO3Na LabSynth 90% 
ADS CH3(CH2)11OSO3NH4 Sigma Aldrich 30% 

SLES CH3(CH2)10CH2(OCH2CH2)n

OSO3Na LabSynth 26.8% 

SPAN-20 C18H34O6 Sigma Aldrich 99% 
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Tipo Nome Fórmula Química Fornecedor 
Matéria 

Ativa 
TWEEN-20 C58H114O26 LabSynth 99% 

Cosurfactante i-propanol C3H8O CQ Ltda. 99% 
Polímero HPAM (C3H5NO) n SNF Floeger 99% 
 

4.1.3    Equipamentos 
Os equipamentos utilizados nesta pesquisa encontram-se citados na Tabela 4.2. 

 

Tabela 4.2. Equipamentos utilizados no trabalho experimental. 

Equipamento Modelo Fabricante 

Tensiômetro de gota pendente Theta Attension - Biolin Scientific 

Reômetro Haake Mars Thermo Scientific 

Densímetro de Imersão  Incoterm 

Micropipeta de Volume Ajustável I1-V200 GO PET II 

Lâmpada de Luz Preta  OuroLux 

Estufa com circulação e renovação de 
ar 

MA-035 Marconi 

Estufa 315 SE FANEM 

Balanças PM4000 Mettler Toledo 

Balança de Precisão XB220A Precisa 

Porosímetro a gás  Core Laboratories. 

Permeabilímetro a gás  Core Laboratories. 

Coreholder Série FCH Core Laboratories 

Bomba de vácuo SK49PN4167 GE Motors 

Vacuômetro Vacustat Edwards 

Bomba de deslocamento positivo 260D Syringe Teledyne 

Transdutores de Pressão DP 215-58 Validyne 

Indicadores de Pressão CD23 Validyne 

Software de Aquisição de Dados Aqdados Lynx 

 

A grande maioria dos equipamentos está disponível no Laboratório de Reologia e Fluidos 
de Perfuração e de Petrofísica e no Laboratório de Escoamento em Meios Porosos do 
Departamento de Engenharia de Petróleo da Faculdade de Engenharia Mecânica (FEM) da 
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4.2.2 Protocolo dos Testes de Comportamento de Fase 
 

Nos testes de comportamento de fases, é avaliada a interação entre a fase oleica e a fase 
aquosa para estabelecer a formulação ótima que oferece a menor tensão interfacial água-óleo     
entre as formulações avaliadas. As fases são misturadas em pipetas volumétricas de borosilicato, 
fechadas na ponta, com capacidade de 5 ml e graduadas a cada 0.1 ml. A salinidade da 
formulação é variada entre 0 e 90.000 ppm de NaCl utilizando-se dez pipetas de borosilicato 
colocadas em suportes de acrílico (Figura 4.5). As pipetas são deixadas em uma estufa à 
temperatura constante e os volumes e as características das fases são medidos no decorrer do 
experimento. 

 

 

Figura 4.5. Pipetas de borosilicato no suporte de acrílico. 

 

A seguir são descritas as etapas do teste para uma concentração de surfactante. 

 

 Preparação das Soluções Padrão 

As formulações de surfactante são preparadas diluindo-se soluções padrão ou soluções 
estoque de cloreto de sódio e soluções padrão da formulação de surfactante na concentração 
requerida.  

Durante a preparação da formulação de surfactante padrão, as massas requeridas de 
surfactante, co-surfactante e água destilada são medidas na balança eletrônica de precisão e, 
posteriormente, esses reagentes são misturados em recipientes de vidro utilizando-se agitadores 
magnéticos. A quantidade calculada dos químicos adicionados foi baseada na matéria ativa do 
aditivo. A salmoura padrão é preparada da mesma forma em uma concentração suficiente para ser 
diluída em cada pipeta dependendo da concentração requerida. 
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 Dosagem dos fluidos nas pipetas. 

A razão volumétrica da fase oleica à fase aquosa empregada em todas as pipetas é de 1:1. 
Portanto, 2 ml de solução aquosa (formulação de surfactante) são combinados com 2 ml da fase 
oleosa (óleo), usando-se uma Micropipeta de volume variável (10 µL a 100 µL). As soluções 
padrão da salmoura e do surfactante são misturadas com água destilada nas pipetas de acordo 
com os volumes requeridos. No Apêndice II, apresenta-se uma planilha desenvolvida para o 
cálculo dos volumes adicionados na preparação das formulações da fase aquosa. 

Segundo Flaaten et al. (2009), a ordem da dosagem dos componentes da mistura de fluidos 
nas pipetas deve ser considerada, já que as concentrações das soluções padrão normalmente são 
várias vezes maiores do que as concentrações finais desejadas e, por conseguinte, é necessário 
prevenir efeitos adversos quando os fluidos entrarem em contato, tais como a formação de géis 
ou precipitados. Assim sendo, a ordem de adição dos componentes nas pipetas é: 

1. Solução padrão de eletrólito (Cloreto de Sódio). 

2. Água destilada. 

3. Solução Padrão de surfactante. 

4. Óleo 

 

Depois de dosar os fluidos, as pipetas são agitadas vigorosamente durante três minutos para 
homogeneizar a mistura. Supõe-se que a agitação seja suficiente quando a mistura mostra-se 
uniforme. 

 

 Medições e observações 

As pipetas são colocadas em uma estufa a uma temperatura constante durante vários dias 
para permitir que o equilíbrio seja atingido. Os níveis dos fluidos nas pipetas são registrados 
periodicamente e a tendência no comportamento de fases é observada com o tempo. Também é 
importante observar a aparência das fases para determinar incompatibilidades entre os fluidos. No 
Apêndice II, encontra-se uma planilha de registro dos dados utilizada nos testes de 
comportamento de fases. 

É frequente a utilização lâmpadas de luz preta (Figura 4.6) para registrar de maneira mais 
precisa os volumes das fases quando o óleo estudado é um óleo de campo, como no caso desta 
pesquisa. 

Finalmente, os volumes das fases em equilíbrio são utilizados para calcular os parâmetros 
de solubilização. Como foi descrito anteriormente, os parâmetros de solubilização (   e   ), 
calculados em função da salinidade (concentração de NaCl), permitem estimar as tensões 
interfaciais óleo-microemulsão e microemulsão-água, bem como a Salinidade Ótima para 
formulação de surfactante em contato com o óleo do teste. 
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Figura 4.6. Lâmpada de luz preta. 

 

4.2.3 Protocolo dos Testes de Deslocamento 
 

Um teste de deslocamento é conduzido em várias etapas, nas quais uma amostra de rocha é 
submetida a processos contínuos de drenagem e embebição forçados pela injeção de um fluido ou 
outro. 

Na Figura 4.7, pode-se observar em ordem cronológica as diferentes etapas dos testes de 
deslocamento empregadas nesta pesquisa, começando com uma etapa de preparação onde as 
propriedades petrofísicas da amostra são medidas e o aparato experimental é preparado para a 
injeção dos fluidos. 

A amostra de rocha é saturada 100% com salmoura de formação e a sua permeabilidade 
absoluta é medida durante a primeira embebição. Na primeira drenagem injeta-se óleo até a 
saturação de água irredutível, medindo-se a permeabilidade efetiva ao óleo nessa saturação. A 
recuperação de óleo obtida através da injeção de água é calculada para a segunda embebição. 
Adicionalmente, as curvas de permeabilidade relativa água-óleo são geradas, utilizando-se 
métodos analíticos de tratamento dos dados obtidos na segunda embebição. 

Durante a segunda drenagem, a amostra é restaurada até condições próximas das condições 
iniciais determinadas após a primeira drenagem. O processo drenagem é realizado injetando-se 
óleo até a saturação de água irredutível. Então, na etapa final é avaliada a recuperação de óleo 
injetando-se o(s) volume(s) do(s) banco(s) de químico(s) definido(s). O banco de químicos 
injetado é deslocado através do meio poroso, injetando-se água até a saturação de óleo residual.  

Finalmente, a recuperação de óleo obtida na etapa de injeção de químicos é comparada com 
aquela obtida para a injeção de água da segunda embebição. 
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Figura 4.10. Reômetro. 

 

 1° Embebição – Saturação da amostra com água.  

Nessa etapa, a amostra confinada no coreholder é submetida a vácuo até obter-se 0,1 mBar 
no leitor do vacuômetro. Então, a solução salina é admitida até saturar completamente a amostra. 
Por fim, a permeabilidade absoluta ( ) é determinada de acordo com a Lei de Darcy, variando-se 
a pressão de injeção e, por conseguinte, a vazão de escoamento de água no meio poroso. 

Os passos conduzidos nessa etapa são: 

(1) Preenchimento da garrafa de acrílico com solução salina; (2) Imposição de vácuo na 
amostra, através da bomba de vácuo até obtenção de 0,1 mBar no leitor do vacuômetro; (3) Uma 
vez obtido esse valor de pressão, a amostra é deixada sob vácuo durante 3 horas; (4) Abertura da 
válvula para permitir a entrada da solução salina no coreholder; (5) Fechamento da válvula após 
a saturação completa (100%) da amostra com água; (6) Desligamento da bomba de vácuo; (7) A 
amostra é deixada entrar em equilíbrio durante pelo menos 12 horas; (8) Escoamento de solução 
salina para a determinação da permeabilidade absoluta aplicando-se a Lei de Darcy. 

Posteriormente, deve-se preparar o aparato experimental do teste de deslocamento para o 
começo da injeção seguindo os passos: 

(1) Seleção dos diafragmas a serem utilizados nos transdutores de pressão em cada posição 
de monitoramento, de acordo com os níveis de pressão esperados; (2) Calibração e aferição dos 
transdutores de pressão, de acordo com a faixa de pressão, mínima e máxima, suportada por cada 
diafragma; (3) Posicionamento do coreholder na bancada de teste; (4) Conexão das linhas de 
produção e de injeção, união entre as garrafas dos fluidos e a bomba; (5) Posicionamento dos 
transdutores no coreholder; (6) Ajuste do sistema de aquisição de dados no programa “Aqdados” 
para a coleta de dados de massa dos fluidos produzidos e das pressões na entrada e ao longo do 
testemunho nas posições mostradas na Figura 4.11; (7) Medição dos volumes mortos do aparato 
experimental. 
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contato, da massa de fluidos produzidos e da pressão dos indicadores. (7) Fechamento da válvula 
de óleo uma vez que a produção de água seja nula (Saturação de água irredutível    ); (8) 
Determinação da permeabilidade efetiva ao óleo na saturação de água irredutível (   ). 

 

 2° Embebição – Injeção de água até a saturação de óleo residual.  

O método de injeção de água é simulado nesta etapa do teste. Uma solução salina de 
concentração conhecida é injetada na amostra até que a produção de óleo seja nula, atingindo-se a 
Saturação de óleo residual    . Para isso, são realizados os passos abaixo: 

(1) Medição das massas das provetas a serem utilizadas; (2) Abertura da linha de solução 
salina simultaneamente ao fechamento da válvula da linha de óleo para permitir a entrada de 
solução salina no coreholder; (3) Início da injeção de água na amostra com aquisição automática 
das pressões e da massa dos fluidos produzidos; (4) Registro manual durante a injeção do volume 
produzido total, do volume de contato, da massa de fluidos produzidos e da pressão dos 
indicadores. (5) Fechamento da válvula da solução salina uma vez que a produção de óleo seja 
nula (Saturação de óleo residual    ); (6) Determinação da permeabilidade efetiva à água na 
saturação de óleo residual (   ). 

O fator de recuperação para a injeção convencional de água pode ser calculado a partir dos 
resultados desta etapa, assim como as curvas de permeabilidade relativa água-óleo e as curvas de 
fluxo fracionário características do processo. 

 

 2° Drenagem – Ressaturação da amostra com óleo.  

O objetivo desta etapa nos testes de deslocamento é restaurar as condições o mais próximo 
possível às condições da 1° drenagem. Uma vez que o trabalho experimental é desenvolvido 
utilizando arenitos de alta permeabilidade, espera-se que apresentem um comportamento de 
histerese baixo ou moderado. Os passos são descritos a seguir:  

(1) Medição das massas das provetas a serem utilizadas; (2) Abertura da linha de óleo 
simultaneamente ao fechamento da válvula da linha de solução salina para permitir a entrada de 
óleo no coreholder; (3) Início da injeção de óleo na amostra com aquisição automática das 
pressões e da massa de fluidos produzidos; (4) Registro manual durante a injeção do volume 
produzido total, do volume de contato, da massa de fluidos produzidos e da pressão dos 
indicadores; (5) Fechamento da válvula de óleo uma vez a produção de água seja nula (Saturação 
de água conata       ); (6) Determinação da permeabilidade efetiva ao óleo na saturação de água 
conata na 2° drenagem (      ). 

 

 Injeção de Químicos (Surfactante/Polímero). 

O método de injeção de surfactantes pode ser avaliado nesta etapa do teste. Um volume 
definido da formulação de surfactante de concentração conhecida é injetado na amostra seguido 
por um volume definido de uma solução polimérica e, finalmente, os bancos são deslocados por 
solução salina até chegar à saturação de óleo residual. O procedimento inclui os passos: 
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5.2 Medidas de Concentração Micelar Crítica 
 

A concentração micelar crítica de cada surfactante foi determinada utilizando o protocolo 
de teste descrito na seção 4.3.1. Na Tabela 5, são apresentadas as concentrações micelares críticas 
obtidas da literatura para os surfactantes selecionados e a massa molecular fornecida pelo 
fabricante.  

 

Tabela 5.1. Concentrações Micelares Críticas da literatura para os surfactantes utilizados 
(Holmberg et al., 2002). 

Surfactante Tipo Massa Molecular 
[g/mol] 

CMC [M] CMC [%wt] 

 SDS Aniônico 288,37 8,30E-03 0,239 
ADS Aniônico 283,43 6,25E-03 0,177 
SLES Aniônico 272,38 1,02E-03 0,028 

SPAN-20 Não iônico 346,47 2,10E-05 0,001 
TWEEN-20 Não iônico 1227,54 8,04E-05 0,010 

 

A partir desses valores da literatura foram definidas as faixas de concentração de 
surfactante utilizadas para cada químico e os valores nos quais a tensão superficial foi medida. 
Na Figura 5.7 mostram-se as Isotermas de Gibbs empregadas para calcular o valor da 
Concentração Micelar Crítica de cada surfactante e na Tabela 5.2 apresentam-se os resultados 
obtidos. 

 

Tabela 5.2. Resultados dos Testes de Concentração Micelar Crítica. 

Surfactante CMC [%wt]      [mN/m] Temperatura [°C] 
SDS 0,1 34,8 24 
ADS 0,15 29,8 22 
SLES 0,047 37, 0 21 

SPAN-20 0,0044 29,10 22 
TWEEN-20 0,012 39,9 22 

 

As concentrações micelares críticas dos surfactantes não iônicos foram as mais baixas entre 
os surfactantes avaliados, sendo o SPAN-20 o surfactante com a menor CMC (0,0044 %wt). Esse 
resultado é conforme ao esperado, pois a repulsão eletrostática  entre os grupos polares das 
moléculas de surfactante no caso dos surfactantes aniônicos afeta a disposição das moléculas na 
superfície do líquido e, portanto, a quantidade requerida de surfactante para saturar a superfície e 
atingir a concentração micelar crítica. 
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O alquil éter sulfato (SLES) apresentou um menor valor de CMC comparado com os outros 
surfactantes aniônicos avaliados: SDS e ADS. No entanto, a tensão superficial na CMC (    ) 
do lauril éter sulfato de sódio (SLES) é maior comparada com os alquil sulfatos (ADS e SDS), 
como se mostra na Tabela 5.2. 

 

5.3 Testes de Comportamento de Fases. 
 

A concentração micelar crítica obtida na segunda etapa da metodologia desenvolvida, foi 
empregada como o ponto de partida para conduzir os testes de comportamento de fases.  

Com os resultados destes testes, pretendeu-se determinar a formulação (concentração de 
surfactante e cosurfactante) que gerasse uma tensão interfacial ultrabaixa com o óleo a ser 
empregado nos testes de deslocamento. Assim, um total de 11 formulações foi avaliado no 
trabalho experimental. Dessas formulações foram selecionadas as duas melhores: a melhor dos 
surfactantes aniônicos e a melhor dos surfactantes não iônicos. 

Na Tabela 5.3 apresentam-se as formulações selecionadas junto com os valores de 
salinidade ótima, bem como os parâmetros de solubilização (     ) e as tensões interfaciais 
(calculadas a partir das Equações 2.27 e 2.28) na salinidade ótima.  

 

Tabela 5.3. Resultados dos testes de comportamento de fases. 

Surfactante Cosurfactante 
Surfactante 

[%wt] 
Cosurfactante 

[%wt] 

Salinidade 
Ótima 
[%wt] 

      
[ml/ml] 

IFT 
[mN/m] 

SDS 
2-propanol 0,50 0,00 5,0 6,8 6,5E-03 
2-propanol 1,00 0,00 1,3 9,0 3,7E-03 
2-propanol 0,50 2,00 4,0 8,8 3,9E-03 

ADS 
2-propanol 0,50 0,00 6,9 6,4 7,3E-03 
2-propanol 1,00 0,00 5,0 7,1 6,0E-03 

SLES 
2-propanol 0,05 0,00 - - - 
2-propanol 0,10 2,00 - - - 

SPAN-20 
2-propanol 0,05 0,00 5,5 5,0 1,2E-02 
2-propanol 0,10 2,00 6,0 4,0 1,9E-02 

TWEEN-
20 

2-propanol 0,05 0,00 5,9 5,2 1,1E-02 
2-propanol 0,10 2,00 4,9 6,6 6,9E-03 

 

De acordo com os resultados apresentados na tabela acima, podem-se citar algumas 
anotações: 
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selecionada foi 49.000 ppm (4,90%wt). Na Figura 5.10, apresentam-se o gráfico dos 
parâmetros de solubilização e o gráfico das tensões interfaciais calculadas para esta 
formulação. 

 

 

Figura 5.10. Parâmetros de solubilização e Tensão interfacial em função da concentração de 
NaCl da formulação de surfactante selecionado (0,1%wt TWEEN-20 - 2,0 %wt 2-propanol). 

 

5.4  Testes de Deslocamento. 
 

Utilizando a formulação selecionada, foram conduzidos testes de deslocamento. As 
características dos quatro testes realizados são apresentadas na Tabela 5.4. 
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Tabela 5.4. Testes de deslocamento realizados. 

Características do Teste Teste 1 Teste 2 Teste 3 Teste 4 
Amostra 12I/A 12I/B 12I/C 12I/D 

Vazão de Injeção 1 [ml/min] 0,8 [ml/min] 0,8 [ml/min] 0,8 [ml/min] 

1° Embebição 
Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

1° 
Drenagem 

Fluido MRL-K 1 MRL-K 2 MRL-K 3 MRL-K 4 
VPI 4 3,5 3,8 4,0 

2° 
Embebição 

Fluido 
Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

VPI 9,4 7,6 3,8 4,0 

2° 
Drenagem 

Fluido MRL-K 2 MRL-K 3 MRL-K 4 
VPI 3,5 3,8 4,0 

1° Injeção 
de 

Químicos 

Surfactante 
 

Solução SDS 
(10.000 ppm) 

Solução SDS 
(10.000 ppm) 

Solução 
TWEEN-20 

(1.000 ppm) / 
2-propanol 

(20.000 ppm) 
VPI Banco S1 0,5 0,5 0,5 

Polímero 
 

----- 
Solução 
HPAM 

(300 ppm) 

Solução 
HPAM 

(400 ppm) 
VPI Banco P1 ----- 0,5 0,5 

Deslocamento 
 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

VPI Desloc. 6,5 2,8 3,0 

3° 
Drenagem 

Fluido MRL-K 3 MRL-K 4 
VPI 3,8 4,0 

2° Injeção 
de 

Químicos  

Surfactante 2 
  

Solução SDS 
(5.000 ppm) 

Solução 
TWEEN-20 

(1.000 ppm) / 
2-propanol 

(20.000 ppm) 
VPI Banco S2 0,25 0,25 

Polímero 2 
  

Solução 
HPAM 

(300 ppm) 

Solução 
HPAM 

(400 ppm) 
VPI Banco P2 0,25 0,25 
Deslocamento 

2   
Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

Solução NaCl 
(50.000 ppm) 

VPI Desloc. 2 3,3 3,5 
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O Teste 1 foi conduzido na amostra de arenito 12I/A, utilizando uma salmoura de 50.000 
ppm de Cloreto de sódio (NaCl) e uma mistura de óleo de campo e querosene (40%vol) com 
viscosidade de 22,8 cp. A sequência do teste incluiu a injeção de aproximadamente 4 volumes 
porosos (392,5 minutos) na 1° drenagem, seguido da injeção de 9,4 volumes porosos de água 
(921,67 minutos). O protocolo de teste foi interrompido na 2° drenagem uma vez que 
inesperadamente foi injetada água destilada (fluido de alimentação da bomba) na amostra, 
quando todo o volume de óleo armazenado na garrafa tinha sido utilizado nas duas etapas 
anteriores. 

No Teste 2, conduzido na amostra de arenito 12I/B, utilizaram-se a formulação de 
surfactante aniônico escolhida (1,0%wt SDS) e a salmoura de 50.000 ppm de Cloreto de sódio 
(NaCl). Porém, nesse caso, injetou-se uma mistura de óleo de campo e querosene (30%vol) com 
viscosidade de 50,7 cp a 22,9 °C. A amostra 100% saturada com solução salina foi submetida à 
injeção de óleo durante 419,8 minutos (3,5 volumes porosos). Então, a 2° embebição foi 
conduzida, sendo injetados cerca de 7,6 volumes porosos durante 909,2 minutos. Posteriormente, 
a amostra foi ressaturada com óleo durante 429 minutos (3,6 volumes porosos), seguida da 
injeção da formulação de surfactante (1,0%wt SDS) durante 48,1 minutos (aproximadamente 0,5 
volume poroso) e, para o deslocamento desta formulação, foram injetados 6,5 volumes porosos 
de salmoura de 50.000 ppm de cloreto de sódio. 

No Teste 3, injetaram-se os mesmos fluidos utilizados no Teste 2, sendo a viscosidade da 
mistura de óleo de 53,2 cp a 22,0°C. Adicionalmente à solução salina, como fluido de 
deslocamento, usou-se uma solução polimérica de HPAM a uma concentração de 300 ppm. Neste 
teste, em cada etapa da sequência do protocolo, injetaram-se 3,8 volumes porosos, como se 
mostra na Tabela 5.4. Na etapa da 1° injeção de químicos foram injetados um banco de 
surfactante e um banco de polímero de 50% do volume poroso da amostra, enquanto que na 2° 
injeção de químicos, o tamanho dos bancos foi de 25% do volume poroso. 

Na amostra de arenito 12I/D, empregada no Teste 4, utilizaram-se a formulação de 
surfactante não iônico escolhida (0,1%wt TWEEN-20 – 2,0%wt de 2-propanol), uma salmoura de 
50.000 ppm de Cloreto de sódio (NaCl), uma solução polimérica de HPAM a uma concentração 
de 400 ppm e uma mistura de óleo de campo e querosene (30%vol) com viscosidade de 51,6 cp a 
23,0 °C. Em cada etapa da sequência do teste injetaram-se aproximadamente 4 volumes porosos, 
como mostra-se na Tabela 5.4. Da mesma forma que no Teste 3, o tamanho dos bancos na 1° 
injeção de químicos foi de 50% do volume poroso da amostra e na 2° injeção de químicos, os 
bancos foram de 25% do volume poroso. 

 

5.4.1 Preparação da amostra de rocha e dos fluidos. 
 

Como descrito no Capítulo 4, a primeira etapa do protocolo de testes inclui a caracterização 
da amostra de rocha utilizada em cada teste. Os resultados da medição das características físicas e 
das propriedades petrofísicas dos testemunhos utilizados são apresentados na Tabela 5.5. 
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Tabela 5.5. Propriedades físicas das amostras utilizadas nos testes de deslocamento. 

Propriedade Unidade Teste 1 Teste 2 Teste 3 Teste 4 
Comprimento da amostra cm 32.17 30.10 31.00 33.75 
Diâmetro da amostra mm 37.55 37.22 37.15 37.32 
Massa da amostra seca g 643.54 598.96 613.30 669.15 
Área da seção transversal cm² 11.07 10.88 10.84 10.94 
Volume total da amostra cm³ 356.2 327.4 336.0 369.1 
Volume Poroso cm³ 98.0 96.0 99.0 109.0 
Porosidade fra 0.28 0.29 0.29 0.30 
Permeabilidade medida com o gás (  ) mD 5965 6808 6727 7073 

Permeabilidade absoluta     mD 4515 5194 5128 5408 
 

Adicionalmente, nessa etapa caracterizaram-se os fluidos a serem injetados no meio poroso, 
medindo-se sua massa específica e determinando-se sua viscosidade. A Tabela 5.6 mostra os 
resultados dessas medições para os testes de deslocamento. 

 

Tabela 5.6. Propriedades físicas dos fluidos injetados nos testes de deslocamento. 

Fluido         Teste Concentração 
Massa Específica 

[g/cm3] 
Viscosidade 

[cp] 

Óleo 

 

Teste 1 (40% vol querosene) 0,88 22,8 

Teste 2 (30% vol querosene) 0,89 50,7 

Teste 3 (30% vol querosene) 0,91 52,2 

Teste 4 (30% vol querosene) 0,89 51,6 

Solução 

Salina 

Teste 1 50.000 ppm 1,02 0,99 

Teste 2 50.000 ppm 1,01 1,01 

Teste 3 50.000 ppm 1,02 0,99 

Teste 4 50.000 ppm 1,01 1,13 

Solução de 
Surfactante 

Teste 2 (1,0%wt SDS) 1,02 1,09 

Teste 3 (1,0%wt SDS) 1,02 1,12 

Teste 4 
(0,1%wt TWEEN-20 
/2,0wt 2-propanol) 

1,01 1,22 

Solução 
Polimérica 

Teste 3 300 ppm 1,02 1,41 

Teste 4 400 ppm 1,03 1,86 
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As vazões de injeção utilizadas foram selecionadas dentro dos intervalos de estabilidade 
calculados utilizando o critério de Dos Santos et al. (1997) para cada teste. Os parâmetros 
utilizados para o cálculo das variáveis adimensionais são apresentados na tabela abaixo.  

 

Tabela 5.7. Propriedades físicas dos fluidos e da rocha utilizados nos testes de deslocamento. 

Água Surfactante 

Teste 1 2 3 4 2 3 4 

Tensão 
Interfacial 

mN/m 30 30 30 30 3,70E-03 3,70E-03 6,90E-03 

Porosidade % 0,28 0,29 0,29 0,30 0,29 0,29 0,30 

Permeabilidade mD 4515 5194 5408 5128 5194 5408 5128 
Massa 

Específica 
Óleo 

g/cm³ 0,88 0,89 0,91 0,89 0,89 0,91 0,89 

Massa 
Específica 

Fluido 
g/cm³ 1,019 1,012 1,02 1,01 1,025 1,022 1,01 

Raio do poro µm 1,0 1,0 1,0 1,0 1,0 1,0 1,0 

Diâmetro da 
amostra 

cm 3,755 3,722 3,715 3,732 3,722 3,715 3,732 

Viscosidade 
Óleo 

cp 22,8 50,7 52,2 51,6 50,7 52,2 51,6    fra 0,4 0,4 0,4 0,4 0,4 0,4 0,4    fra 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1           fra 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9 
 

Através de uma análise de sensibilidade dos diferentes parâmetros na forma e na amplitude 
da área de validade definida pelos parâmetros de Dos Santos et al (1997), estabeleceu-se que no 
caso de efetuar o deslocamento com surfactantes uma vez que a tensão interfacial água-óleo é 
menor, o limite inferior da área de validade (definido pela razão capilar-viscosa (  ) ou pela razão 
gravitacional-viscosa (  )) encontra-se deslocado à esquerda e, portanto, a área de validade tem 
maior amplitude para um valor dado de comprimento da amostra.  

Desse modo, a análise de estabilidade de escoamento foi conduzida para o deslocamento de 
óleo utilizando-se uma salmoura como fluido de injeção em um teste de deslocamento, já que 
representa o cenário mais crítico em termos de estabilidade do escoamento. 

Nas Figuras 5.11 a 5.14 apresentam-se os gráficos de comprimento da amostra versus a 
velocidade de escoamento para cada teste realizado. 
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Sendo a viscosidade dos óleos utilizados no Teste 2 e no Teste 3 muito próxima, pode-se 
explicar a diferença entre as pressões ao se observar o valor da permeabilidade das amostras 
desses testes (Tabela 5.9). Sendo a amostra 12I/C (Teste 3) mais permeável, registrou-se valores 
de pressão menores comparados com os valores registrados no Teste 2. 

Ao final da 1° drenagem calculam-se as saturações de água e de óleo do meio poroso como 
resultado do processo, bem como a permeabilidade efetiva ao óleo nas condições residuais 
(Tabela 5.10). A amostra com maior permeabilidade efetiva ao óleo é a amostra 12I/C (Teste 3).  

 

Tabela 5.10. Informações obtidas da 1° Drenagem. 

Parâmetro Unidade Teste 1 Teste 2 Teste 3 Teste 4 

Volume de óleo injetado cm3 376 336 384 428 
Volume de água produzido cm3 75,5 85,5 78,9 87,8 
Volume de água residual na amostra cm3 33,1 23,0 32,6 33,7 
Saturação de água residual na amostra fra. 0,30 0,2584 0,29 0,28 
Saturação de óleo na amostra fra. 0,70 0,74 0,71 0,72 
Tempo de Irrupção min 73,8 106,5 107,4 114,0 
Permeabilidade Efetiva ao óleo na Swi mD 3761 3914 4805 5196 
Permeabilidade Relativa ao óleo na Swi fra. 0,91 0,71 0,91 0,91 

 

5.4.4 2° Embebição – Injeção de água até a saturação de óleo residual. 
 

Uma vez terminado o processo de drenagem, inicia-se a injeção de água, admitindo a 
entrada da solução salina na amostra. Da mesma forma que na 1° drenagem, os dados de pressão 
e de massa dos fluidos produzidos foram coletados automaticamente, e os volumes dos fluidos 
produzidos foram registrados manualmente. 

 Nos gráficos abaixo (Figura 5.17) são apresentados os dados obtidos da massa dos fluidos 
produzidos durante o processo. Contrário ao acontecido na drenagem, é possível observar que a 
massa entrando nas amostras é sempre maior do que a massa saindo, devido principalmente à 
diferença da massa específica dos fluidos. A partir do instante no qual a produção de óleo torna-
se nula, as curvas apresentam a mesma inclinação.  

Nos gráficos da Figura 5.18 podem-se observar os históricos de pressão registrados durante 
a 2° embebição. Como resultado da diferença de viscosidades entre o óleo e a solução salina, a 
pressão em todas as posições é reduzida rapidamente após o início da injeção da solução salina, 
pois a resistência ao escoamento para deslocar a água injetada é menor do que aquela oferecida 
pelo óleo que estava no espaço poroso que foi lavado. 
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6. RESULTADOS E DISCUSSÕES 

Os resultados do trabalho experimental são analisados neste capítulo, visando comparar as 
respostas da injeção de surfactantes como método de recuperação melhorada nos diferentes testes 
de deslocamento conduzidos. 

 

6.1    Fator de Recuperação e Razão Água-Óleo 
 

Nesta seção são apresentados os resultados obtidos da recuperação de óleo assim como a 
Razão Água-Óleo nas etapas de embebição e de injeção de químicos. Na Tabela 6.1 sumarizam-
se os resultados do fator de recuperação para os processos conduzidos em cada teste.  

 

Tabela 6.1. Fatores de Recuperação obtidos nos testes de deslocamento. 

Teste 
2° Embebição 1° Injeção de Químicos 2° Injeção de Químicos 

FR [%] FR [%] Diferença [%] FR [%] Diferença [%] 
Teste 1 83,1 - - - - 
Teste 2 69,1 75,2 6,1 - - 
Teste 3 63,8 72,0 8,3 81,3 17,5 
Teste 4 78,5 93,1 14,7 91,7 13,3 

 

Nas Figuras 6.1. a 6.4 são apresentados os gráficos de Fator de Recuperação e de Razão 
Água-Óleo acumulada versus os volumes porosos injetados. A seguir são discutidos os resultados 
obtidos em cada teste. 

 Em todos os casos pode-se observar que a injeção de químicos (surfactante e/ou polímero) 
apresentou maior recuperação de óleo e menor produção de água que a injeção de água 
convencional. 

Na 2° embebição (Injeção de água convencional) do Teste 1, o fator de recuperação de óleo 
atingiu um valor final de 83,1% após a injeção de 9,4 volumes porosos de solução salina. O óleo 
foi recuperado principalmente na primeira parte do teste, pois após a injeção de apenas 0,5 
volume poroso de solução salina, já tinha sido produzido perto de 75% do óleo inicial na amostra 
(Figura 6.1).  

Essa rápida recuperação é uma resposta ao uso de um óleo de baixa viscosidade (22,8 cp) 
em uma amostra homogênea e de alta permeabilidade (aproximadamente 4 Darcy), as quais são 
condições favoráveis para gerar um deslocamento pistão durante a injeção de água.  
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Figura 6.1. FR e RAO versus VPI para o Teste 1. 
 

Após ser conduzido o Teste 1, decidiu-se empregar um óleo de maior viscosidade 
(aproximadamente 50 cp) nos testes de deslocamento, o qual implicou na redução da fração 
volumétrica na mistura de óleo de campo e querosene para 30% em volume. O objetivo dessa 
mudança foi reduzir a eficiência de deslocamento da água (solução salina) na amostra durante os 
processos de embebição, visando comparar a resposta obtida da recuperação de óleo utilizando 
Injeção de Água convencional e Injeção de surfactantes, em uma faixa mais ampla de saturação 
de óleo residual. 

A recuperação de óleo obtida na 2° Embebição do Teste 2 foi de 69,1% após da injeção de 
7,6 volumes porosos de solução salina de 50.000 ppm. Na 1° Injeção de químicos do Teste 2, foi 
injetado 0,5 volume poroso de solução 1,0%wt (10.000 ppm) de SDS seguido de 
aproximadamente 6,5 volumes porosos de solução salina, obtendo-se uma recuperação de óleo 
incremental de 6,1%. Também é possível observar na Figura 6.2 que o tempo de irrupção é 
similar para a injeção de água (42,4 minutos) e para a injeção de químicos (43,5 minutos). 

Na Figura 6.2 pode-se visualizar que no início do teste a recuperação de óleo incrementa-se 
da mesma forma para os dois processos, todavia, o fator de recuperação da injeção de químicos 
foi maior. A curva de recuperação obtida na 1° Injeção de químicos exibe um comportamento 
particular, já que após a injeção de perto de 2,8 volumes porosos, apresenta-se uma variação da 
tendência do fator de recuperação. Esse instante de tempo não está relacionado com a duração da 
injeção do banco de surfactante e da solução de deslocamento. No entanto, no gráfico de pressão 
versus tempo apresentado na Figura 5.23a, observam-se mudanças na pressão ao longo da 
amostra que podem ser indicativo da formação de um novo banco de óleo deslocado na etapa 
final do processo de injeção. 
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Figura 6.2. FR e RAO versus VPI para o Teste 2. 
 

No Teste 3 foram conduzidos dois processos de injeção de químicos variando o tamanho 
dos bancos de surfactante e de polímero. Na primeira injeção de químicos, injetaram-se bancos 
de surfactante e de polímero de 50% do volume poroso (48,5 ml) cada um. O fator de 
recuperação incrementou-se de 63,8% (Injeção de água convencional) até 72,0%. Na Figura 6.3, 
pode-se observar um incremento considerável da recuperação no decorrer do experimento, 
principalmente, após a irrupção do banco de surfactante. 

 

 

Figura 6.3. FR e RAO versus VPI para o Teste 3. 
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Após ressaturar a amostra com óleo, injetaram-se bancos de surfactante e de polímero de 
25% do volume poroso (24,4 ml) cada um. O fator de recuperação incrementou-se 17,5%, desde 
63,8% da Injeção de água convencional até 81,3% da 2° Injeção de Químicos. Nesse caso, o 
incremento da recuperação de óleo em relação à segunda embebição somente foi observado a 
partir de aproximadamente 2 volumes porosos injetados (Figura 6.3).   

O protocolo empregado no Teste 4 foi o mesmo do Teste 3: na primeira injeção de 
químicos, injetaram-se bancos de surfactante e de polímero de 50% do volume poroso (54,5 ml) 
cada um e, na segunda injeção de químicos, bancos de surfactante e de polímero de 25% do 
volume poroso (27,3 ml) cada um. O fator de recuperação incrementou-se de 78,5% (Injeção de 
água convencional) até 93,1% na 1° injeção de químicos e até 91,7% na 2° injeção de químicos. 
Como se pode observar na Figura 6.4, na 1° injeção de químicos, é possível identificar um 
instante de aumento repentino do fator de recuperação o qual coincide com o fim da injeção do 
banco de polímero. Após esse instante, a recuperação de óleo incrementou-se rapidamente e a 
Razão Água-Óleo Acumulada exibiu uma variação da inclinação. 

 

 

Figura 6.4. FR e RAO versus VPI para o Teste 4. 
 

Nos gráficos da Figura 6.5 são comparados os resultados da recuperação durante a 2° 
Embebição (Injeção Convencional de água) nos testes mostrando o Fator de Recuperação e a 
Razão Água-Óleo, respectivamente. 
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Figura 6.5. FR versus VPI para a etapa da 2° Embebição. 

  

O fator de recuperação reflete o efeito de algumas das propriedades dos fluidos e do meio 
poroso, bem como as condições do teste, tais como vazão de escoamento selecionada. Como 
mencionado antes, o Teste 1 foi desenvolvido em condições favoráveis (amostra homogênea de 
alta permeabilidade, óleo de baixa viscosidade) para o deslocamento, assim o fator de 
recuperação foi consideravelmente maior quando comparado aos obtidos nos Testes 2, 3 e 4, 
conforme esperado. O nível de viscosidade entre os fluidos é o mesmo nos testes 2, 3 e 4 (50,7 
cp, 52,2 cp e 51,6 cp respectivamente), porém os valores calculados da permeabilidade absoluta e 
da permeabilidade efetiva ao óleo são maiores no Teste 4, como apresenta-se na Tabela 6.2. 
Assim sendo, a recuperação de óleo para o teste 4 foi maior que a recuperação dos Testes 2 e 3, 
na etapa da 2° embebição dos testes de deslocamento.  

 

Tabela 6.2. Características do escoamento e Fatores de Recuperação. 

Teste 1 Teste 2 Teste 3 Teste 4 

Vazão de injeção [cm³/s] 1,0 0,8 0,8 0,8 
Viscosidade do óleo [cp] 22,8 50,7 52,2 51,6 

Permeabilidade Absoluta [mD] 4115 5518 5258 5695 

Permeabilidade 
Efetiva ao Óleo na Sor 

[mD] 

1° Drenagem 3761 3914 4805 5196 
2° Drenagem - 3920 4708 5212 
3° Drenagem - - 4635 5209 

Fator de Recuperação 
[%] 

2° Embebição 83,1 69,1 63,8 78,5 
1° Injeção de Químicos - 75,2 72,0 93,1 
2° Injeção de Químicos - - 81,3 91,7 

 

Por outro lado, a razão água-óleo também evidencia um comportamento esperado, pois as 
maiores razões foram registradas para o Teste 2, seguidas daquelas para os Testes 3 e 4 e por 
último para o Teste 1. 
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 Nos gráficos da Figura 6.6 comparam-se os resultados da etapa de 1° Injeção de Químicos 
conduzida nos Testes 2, 3 e 4. 

 

  

Figura 6.6. FR e RAO versus VPI para a etapa da 1° Injeção de Químicos. 
 

De acordo com os resultados, comparando os Testes 2 e 3 que foram feitos utilizando o 
mesmo surfactante (Formulação de 1,0%wt SDS na salinidade ótima), o melhor esquema de 
recuperação foi obtido para a 1° injeção de químicos, conduzida no Teste 3, com bancos de 
surfactante e de polímero de 50% do volume poroso, já que a produção de óleo ocorre mais 
rapidamente ao longo do experimento (Figura 6.6).  

Na Injeção de Químicos conduzida no Teste 2 foi injetado 0,5 volume poroso de solução de 
1%wt (10.000 ppm) de SDS, para observar a recuperação de óleo. Como mencionado 
anteriormente, o fator de recuperação foi maior em relação ao obtido na etapa de 2° embebição 
(injeção convencional de água), porém, comparado com as injeções de químico dos Testes 3 e 4, 
o fator de recuperação foi menor no decorrer do processo. Após a injeção de 0,5 volume poroso 
da solução de surfactante, já tinham sido produzidos perto de 58% do óleo inicial na amostra 
(Figura 6.6), contudo, a partir desse instante a vazão de produção de óleo reduziu 
consideravelmente.  

Por outro lado, a recuperação obtida no Teste 4 para a formulação de surfactante não iônico 
(0,1%wt TWEEN-20 - 2,0 %wt 2-propanol) apresentou aquele incremento do fator de 
recuperação como mencionado anteriormente que pode ser relacionado com a viscosidade da 
solução polimérica injetada. Nesse caso, foi possível evidenciar os efeitos da redução de 
permeabilidade efetiva à água do meio poroso como resultado do controle de mobilidade 
exercido pelo polímero. 

Na 1° injeção de surfactante do Teste 2, a razão água-óleo foi maior durante quase todo o 
teste. A menor razão água-óleo foi oferecida pela 1° injeção de químicos no Teste 4, devido ao 
decremento da produção de água uma vez a produção de óleo foi aumentada. Este resultado 
também pode ser correlacionado com as permeabilidades efetivas ao óleo calculadas (Tabela 
6.2.). 
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Nos gráficos da Figura 6.7 comparam-se os resultados da etapa de 2° Injeção de Químicos 
conduzida nos Testes 3 e 4.  

O valor final da recuperação obtido para a 2° injeção de químicos no Teste 3 (com bancos 
de 25% do volume poroso utilizando a formulação de surfactante aniônico) foi aproximadamente 
5% maior quando comparado com o fator de recuperação final da 1° injeção de químicos, sendo 
injetada quase a mesma quantidade de volumes porosos.  

Para o Teste 4, o fator de recuperação na segunda injeção de químicos 3 (com bancos de 
25% do volume poroso utilizando a formulação de surfactante não iônico) foi 5% menor do que o 
fator obtido com a primeira injeção de químicos.  

Vale observar, que nos Testes 3 e 4, a segunda injeção de químicos foi realizada em 
amostra já submetida à 1° Injeção de químicos, e por isso, fenômenos de adsorção já haviam 
ocorrido, de acordo com os valores do fator de resistência residual. 

 

  

Figura 6.7. FR e RAO versus VPI para a etapa da 2° Injeção de Químicos. 
 

As razões água-óleo referentes à 2° injeção de químicos realizadas nos Testes 3 e 4 não 
apresentaram diferença importante entre elas ao longo do experimento.  

 

6.2    Fluxo fracionário de água 
 

As curvas de fluxo fracionário em função da saturação de água correspondentes às etapas 
de 2° Embebição e de Injeção de Químicos realizadas nos testes são apresentadas abaixo. 
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Figura 6.8. Fluxo fracionário de água versus Saturação de Água. Teste 1. 
 

 

Figura 6.9. Fluxo fracionário de água versus Saturação de Água. Teste 2. 
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Figura 6.10. Fluxo fracionário de água versus Saturação de Água. Teste 3. 
 

 

Figura 6.11. Fluxo fracionário de água versus Saturação de Água. Teste 4.  

 

Os gráficos apresentados nas Figuras 6.8 a 6.11 mostram que as curvas de fluxo fracionário 
características da injeção de químicos foram deslocadas para a direita em relação às curvas da 
etapa da 2° Embebição. Para os Testes 2 e 3 (Figuras 6.9 e 6.10 respectivamente) o deslocamento 
foi mais leve que para as curvas do Teste 4.   

As implicações do deslocamento das curvas podem ser: 
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 O fluxo fracionário de água é menor para a injeção de químicos, por conseguinte, o 
fluxo fracionário e a vazão de escoamento de óleo serão maiores para qualquer valor de 
saturação de água. 

 A saturação média de água na amostra   ̅̅̅̅ , ou, saturação média de água atrás da frente 
de avanço é maior para a injeção de químicos durante todo o deslocamento. 

 

No Teste 2, no qual foi injetado um banco de 50% de SDS à 1,0%wt (10.000 ppm), 
apresenta-se um deslocamento muito leve da curva de fluxo fracionário, o qual é mais visível 
para valores de saturação de água perto da saturação de água média depois do deslocamento 
(Saturação de óleo residual).  

Para o caso do Teste 4 o deslocamento das curvas mais evidente é devido à maior 
viscosidade da solução polimérica utilizada em relação à solução polimérica utilizada no Teste 3. 

Os pontos de saturação inicial da água não saíram do mesmo lugar pela pequena diferença 
entre as saturações de água irredutível apresentadas nos processos prévios de drenagem. 

 

6.3    Curvas de Permeabilidade Relativa 
 

Nas Figuras 6.12 a 6.15 apresentam-se as curvas determinadas de permeabilidade relativa 
características de cada teste, tanto para a 2° Embebição ou injeção convencional de água como 
para as etapas de Injeção de Químicos.  

 

 

Figura 6.12. Curvas de permeabilidade relativa água-óleo versus Saturação de Água. Teste 1. 
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Figura 6.13. Curvas de permeabilidade relativa água-óleo versus Saturação de Água. Teste 2. 
 

 

Figura 6.14. Curvas de permeabilidade relativa água-óleo versus Saturação de Água. Teste 3. 
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Figura 6.15. Curvas de permeabilidade relativa água-óleo versus Saturação de Água. Teste 4. 

 

Nas curvas de permeabilidade relativa apresentadas, pode-se observar que as amostras de 
rocha utilizadas nos testes caracterizam-se pela preferência de molhabilidade à água, dado que o 
valor de saturação de água na interseção das curvas é maior do que 50%. Assim sendo, o valor da 
permeabilidade relativa ao óleo na saturação de água igual a 50% é maior do que aquele para a 
permeabilidade relativa à água nesse valor de saturação. 

Ao longo de toda a faixa de saturação de água, a curva de permeabilidade relativa à água 
exibiu valores muito baixos, próximos de zero em todas as etapas de 2° embebição e de injeção 
de químicos dos testes conduzidos. 

Neste caso também é possível evidenciar para as curvas da primeira injeção de químicos 
um leve deslocamento das curvas de permeabilidade relativa dos processos de injeção de 
químicos à direita quando comparadas com as curvas obtidas da 2° embebição (Injeção de água 
convencional). Esse leve deslocamento pode ter ocorrido porque o fator de recuperação para a 2° 
embebição já foi elevado para todos os testes, refletindo em saturações de óleo residuais muito 
baixas obtidas somente para o processo de injeção de água convencional. 

 

6.4    Fator de Resistência Residual 
 

O fator de resistência residual foi determinado a fim de avaliar a redução da permeabilidade 
à água após a injeção de químicos em cada amostra, segundo a Equação 2.21. A Tabela 6.3 
sumariza os valores do fator de resistência residual obtidos nos testes realizados. 
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Tabela 6.3. Comparação dos Fatores de Resistência Residual. 

 Fator de Resistência Residual (RR) 
Teste Teste 1 Teste 2 Teste 3 Teste 4 

1° Injeção de Químicos - 1,0 1,0 2,1 
2° Injeção de Químicos - - 0,9 2,0 

 

Principalmente, observou-se um aumento de resistência ao escoamento de água após a 
primeira injeção de químicos feita no Teste 4, RR>1, mostrando uma redução da permeabilidade 
efetiva à água depois da passagem da solução de surfactante e da solução polimérica no meio 
poroso. 

Nos Testes 2 e 3, a permeabilidade relativa à água não apresentou uma mudança 
significativa, pois os fatores de resistência residual foram muito próximo à unidade e, em 
particular, após a segunda injeção de químicos efetuada no Teste 3, a permeabilidade relativa à 
água no regime permanente apresentou um leve aumento, resultando em um fator de resistência 
residual de 0,9 (Tabela 6.3).  
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7. CONCLUSÕES E SUGESTÕES FUTURAS 

Neste capítulo são apresentadas as conclusões do trabalho experimental e sugestões para os 
trabalhos futuros. 

 

De acordo com as curvas de fluxo obtidas para as soluções dos surfactantes utilizados 
(SDS, ADS, SLES, e TWEEN-20), os fluidos apresentam um comportamento Newtoniano na 
faixa de concentração de surfactante avaliada (0 – 10%wt) e temperatura de 22,9 °C.  

As curvas de fluxo do surfactante não iônico SPAN-20 foram obtidas até a concentração de 
5%wt do surfactante, pois a concentrações acima dos 5%wt, a solução mostra-se não homogênea 
e instável na temperatura da sala (22,9 °C). Neste caso, a viscosidade nunca atingiu um valor 
constante com o incremento da taxa de cisalhamento, exibindo um comportamento viscoelástico 
(não Newtoniano) que pode ser ajustado a algumas equações que descrevem esse 
comportamento, como o Modelo de Bingham e Herschel-Bulkley. 

Neste trabalho reconheceu-se a importância de planejar uma metodologia experimental 
adequada para as condições particulares de laboratório, visando selecionar e testar uma 
formulação efetiva de surfactante como método de recuperação melhorada em uma amostra de 
rocha. A metodologia foi dividida em quatro etapas principais, sendo a primeira a etapa de 
seleção dos surfactantes a serem utilizados, seguida das Medições de Concentração Micelar 
Crítica (CMC), então os Testes de Comportamento de fases e, por último, os Testes de 
deslocamento. 

Como previsto as CMC dos surfactantes não iônicos foram as mais baixas entre os 
surfactantes avaliados, sendo o SPAN-20 o surfactante com a menor CMC (0.0044 %wt). Os 
Alquil Sulfatos (SDS e ADS) mostraram as maiores concentrações micelares críticas devido às 
interações eletrostáticas entre a parte polar das suas moléculas. O lauriléter sulfato de sódio 
(SLES), um tipo de molécula mais complexa em relação a sua estrutura, apresentou um valor de 
CMC menor em uma ordem de grandeza entre os surfactantes aniônicos.  

A salinidade é uma variável importante relacionada com a eficiência da redução da tensão 
interfacial gerada pela adição de surfactantes na solução aquosa. Tal fato foi comprovado ao 
observar o comportamento de fases do sistema água-óleo variando-se à concentração de NaCl 
(como principal eletrólito), para uma formulação com concentração constante de surfactante e de 
cosurfactante. Na maioria dos casos, identificou-se a presença de uma terceira fase nos Testes de 
comportamento de fases, a variação dos volumes das fases óleo e água e, por conseguinte, a 
variação da tensão interfacial água-óleo. 

A tensão interfacial obtida na salinidade ótima com cada formulação de surfactante para os 
surfactantes aniônicos (SDS e ADS) foi menor quase em uma ordem de grandeza que a tensão 
interfacial gerada pelos surfactantes não iônicos. Por outro lado, a redução da tensão interfacial 
foi maior para concentrações maiores de surfactante com todos os surfactantes, excetuando o 
caso do surfactante não iônico SPAN-20. 

A interação entre o óleo utilizado e o surfactante aniônico Lauriléter Sulfato de Sódio 
(SLES) nas concentrações selecionadas não apresentou a fase microemulsão na faixa de 
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salinidade testada (0 ppm – 90.000 ppm de NaCl). Portanto, não foi possível calcular os 
parâmetros de solubilização e as tensões interfaciais para esses ensaios. 

A formulação de 1,00%wt (10.000 ppm) do surfactante dodecil sulfato de sódio (SDS) 
proporcionou o menor valor da tensão interfacial entre as formulações com surfactantes 
aniônicos, portanto, foi selecionada para conduzir os testes de deslocamento. De acordo com o 
resultado do Teste de comportamento de fases, a tensão interfacial óleo-água foi reduzida até um 
valor de 3,7 x 10-3 mN/m. A salinidade ótima para a formulação selecionada foi 13.000 ppm 
(1,30%wt), sendo um valor baixo, o que pode ser uma condição limitante na aplicação do método 
em reservatórios com uma concentração de sal muito maior do que esse valor. 

Adicionalmente, foi selecionada a formulação com 0,1%wt de TWEEN-20 e 2,0 %wt de 2-
propanol, já que exibiu o menor valor da tensão interfacial entre as formulações com surfactantes 
não iônicos. 

Por meio do aparato experimental utilizado para os testes de deslocamento, foi possível 
identificar as respostas de pressão ao longo da amostra, acompanhando a frente de avanço nas 
etapas de drenagem e nas etapas de embebição (injeção de água ou de químicos). A partir desses 
dados é possível estimar as curvas de permeabilidade relativa, assim como as permeabilidades 
efetivas em condições de regime permanente. 

Em todos os testes conseguiu-se observar que a injeção de químicos (surfactante e/ou 
polímero) apresentou maior recuperação de óleo e menor razão água-óleo que a injeção de água 
convencional. O fator de recuperação foi elevado em todos os casos devido às condições 
favoráveis nas quais os testes foram conduzidos. 

A recuperação de óleo obtida na 2° Embebição do Teste 2 foi de 55,91% enquanto que na 
1° Injeção de químicos obteve-se uma recuperação de óleo incremental de 64.1%. Nesse 
experimento, o tempo de irrupção foi similar para a injeção de água (42,4 minutos) e para a 
injeção de químicos (43,5 minutos). 

No Teste 3 foram conduzidos dois processos de injeção de químicos variando o tamanho 
dos bancos de surfactante e de polímero para a formulação de surfactante aniônico (1,00%wt 
SDS). Na primeira injeção de químicos, injetaram-se bancos de surfactante e de polímero de 50% 
do volume poroso cada um, e o fator de recuperação incrementou-se de 63,8% (Injeção de água 
convencional) até 72,0%. Na segunda injeção de químicos, injetaram-se bancos de surfactante e 
de polímero de 25% do volume poroso cada um. O fator de recuperação incrementou-se 17,5%, 
desde 63,8% da Injeção de água convencional até 81,3% da 2° Injeção de Químicos.  

No Teste 4 foram conduzidos dois processos de injeção de químicos utilizando o mesmo 
esquema empregado no Teste 3, porém injetando a formulação de surfactante não-iônico (0,1%wt 
de TWEEN-20 e 2,0 %wt de 2-propanol)., O fator de recuperação incrementou-se 14,7% na 
primeira injeção de químicos e 13,3% na segunda injeção de químicos.  

Através das curvas de permeabilidade relativa, obtidas na segunda saturação com água e na 
injeção de químicos, foi identificado que as amostras de rocha testadas apresentam preferência de 
molhabilidade à água. 

É possível evidenciar um leve deslocamento à direita das curvas de permeabilidade relativa 
e nas curvas de fluxo fracionário dos processos de injeção de químicos quando comparadas com 
as curvas obtidas para a 2° embebição. No entanto, o deslocamento das curvas foi leve uma vez 
que o fator de recuperação para o processo somente injetando água foi elevado em todos os casos.  
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A seguir estão algumas sugestões futuras: 

 

 Realizar testes de deslocamento com as formulações de surfactante utilizadas em 
amostras de rocha de permeabilidade intermediária e permeabilidade baixa para 
comparar as respostas do método.  
 

 Realizar testes de adsorção estáticos e dinâmicos para estabelecer a influência do 
fenômeno de adsorção do surfactante na superfície da rocha e determinar a 
porcentagem de químico adsorvido em condições dinâmicas de deslocamento. 
 

 Avaliar o comportamento de diferentes surfactantes para condições de alta salinidade e 
de alta temperatura de reservatório. 

 

 Estender o estudo do método de injeção de surfactantes através do uso de simuladores 
numéricos. Assim, é possível avaliar a eficiência do método tanto na escala 
microscópica quanto na escala macroscópica. 
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APÊNDICE II 

 

Planilha para a preparação das soluções em um Teste de CMC. 

 

 

 

 

Nome Tipo
CMC teórica 

[M]

Massa Molar 

[g/mol]

CMC teórica 

[g/l]

CMC teórica 

[%wt]

Dodecil sulfato de amônio 

(ADS)
Aniônico 6.25E-03 283.43 1.77 0.18

Matéria Ativa

Volume Agua [ml]

Volume Surfactante [ml]

Concentração da solução 

padrão [%wt]

Vol. Padrão Vol. Água

0.04 80 920

0.06 120 880

0.08 160 840

0.1 200 800

0.11 220 780

0.12 240 760

0.13 260 740

0.14 280 720

0.15 300 700

0.2 400 600

0.21 420 580

0.22 440 560

0.23 460 540

0.24 480 520

0.25 500 500

0.26 520 480

0.28 560 440

0.3 600 400

0.32 640 360

0.36 720 280

0.4 800 200

0.44 880 120

0.48 960 40

0.5 1000 0

Pontos [%wt]

0.5

1.67

100

30.00%

Volumes Diluição [µl]
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Planilha de preparação das formulações de surfactante – Testes de comportamento de fases 

 

 

 

 

 

 

 

 

[%wt] [g/ml]

SDS 2 0.02 0.9 0.04 2.22

i-propanol 4 0.04 0.99 0.08 4.04

Água 43.7

Total 50

[%wt] [g/ml]

NaCl 20 0.2 0.99 0.4 20.20

Água 79.80

Total 100

Surf. [4%] CoSurf [8%]
1 0 0 1000 2000

2 1 100 900 2000

3 2 200 800 2000

4 3 300 700 2000

5 4 400 600 2000

6 5 500 500 2000

7 6 600 400 2000

8 7 700 300 2000

9 8 800 200 2000

10 9 900 100 2000

SURFACTANTE

Reagente
Concentração Requerida

Matéria Ativa [%]
Concentração 

Solução padrão (2x) 

Massa reagente 

requerida

SAL

Concentração Requerida
Matéria Ativa [%]

Concentração 

Solução padrão (2x) 

Massa reagente 

requerida [g]
Reagente

Solução Salina

1000

Formulação de surfactante
Água destilada

1000

1000

1000

1000

Concentração 
NaCl

1000

1000

1000

Óleo

1000

1000

Volumes adicionados [µL]
Pipeta




