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RESUMO

Este trabalho envolve a investigacdo das interacdes relacionadas a recuperagao
avancada de petroleo, a partir de um sistema trifasico: fluido-fluido, calcita-fluido e
fluido-calcita-fluido, sob condicbes de salmouras de baixa salinidade e modificacao
ibnica em meio oleoso (petréleo). Para isso, foram obtidas imagens em funcéo do
tempo de gotas aquosas (sob condi¢des de baixa salinidade — diluicdes da agua do
mar) depositadas em cristais de calcita (CaCOs3) que estavam imersos em fase oleosa.
Alterando a concentracdo ibnica da fase aquosa, observou-se uma grande variagao
na forma das gotas ao longo do tempo. Este efeito esta associado principalmente a
diminuicdo da tensdo de interface liquido-liquido, causada pela absorcdo de
moléculas com natureza tensoativa do 6leo. Curiosamente, a velocidade de adsorcao
aumenta conforme a forca ibnica da fase aquosa € acrescida. Isto também foi
evidenciado nos experimentos com agua deionizada, porém com uma dinamica bem
mais lenta, pois inicialmente necessitava de migracdes de ions calcio da calcita para
a fase aquosa. A principal explicacéo envolvida nos fendbmenos observados, esta na
adsorcado de ions da fase aguosa que, juntamente com tensoativos naturais da fase
oleosa, diminuem a tenséo interfacial agua-6leo. Em sistemas com alta forca iénica, a
velocidade de queda da tensao interfacial € mais alta, fazendo com que a fase aquosa
permaneca menos tempo em contato com a fase sélida. Ja para sistemas com baixa
forca i6nica (diluicBes), a velocidade de queda da tensdo interfacial € mais baixa,
fazendo com que a fase aguosa permanec¢a mais tempo em contato com a fase sélida.
Tais fendbmenos auxiliam a compreender alguns pontos por tras dos mecanismos
envolvidos em recuperacdo avancada de petréleo, contido em reservatérios
carbonéticos, utilizando agua de baixa salinidade. Por fim, para experimentos
envolvendo a modificacao ibnica na fase aquosa, utilizou-se a adi¢cao de cobre (Il) na
composicao da salmoura, que interage com a superficie da calcita e leva formacao de
um novo mineral, a atacamita. A nova estrutura formada na interface solido-liquida
traz uma nova interacdo que muda a molhabilidade do sistema, fazendo com que a
superficie do cristal seja mais molhavel a fase aquosa, se comparada com a fase
oleosa. Tal fendmeno auxilia na compreensdo do mecanismo envolvido na
recuperacdo avancada de petroleo utilizando agua do mar contendo pequenas
concentracbes de cobre (lI), uma vez que a nova superficie se torna mais

hidrofilica/lipofébica, facilitando o desprendimento do petrdleo, removendo-o.



ABSTRACT

This work involves the investigation of interactions related to advanced oil recovery,
from a three-phase system: fluid-fluid, calcite-fluid and fluid-calcite-fluid, under
conditions of low salinity brines and ionic modification in an oily medium (petroleum).
To this end, images were obtained as a function of time of aqueous drops (under low
salinity conditions — seawater dilutions) deposited on calcite crystals (CaCO3) that were
immersed in an oil phase. By changing the ionic concentration of the aqueous phase,
a large variation in the shape of the drops over time was observed. This effect is mainly
associated with the decrease in liquid-liquid interface tension, caused by the
absorption of molecules with a surfactant nature from the oil. Interestingly, the
adsorption rate increases as the ionic strength of the aqueous phase increases. This
was also evidenced in experiments with deionized water, but with a much slower
dynamic, as it initially required migration of calcium ions from the calcite to the aqueous
phase. The main explanation involved in the observed phenomena is the adsorption
of ions from the aqueous phase which, together with natural surfactants from the oll
phase, reduce the water-oil interfacial tension. In systems with high ionic strength, the
rate of drop in interfacial tension is higher, causing the aqueous phase to remain in
contact with the solid phase for less time. For systems with low ionic strength
(dilutions), the rate of drop in interfacial tension is slower, causing the aqueous phase
to remain in contact with the solid phase for longer. Such phenomena help to
understand some points behind the mechanisms involved in advanced oil recovery,
contained in carbonate reservoirs, using low salinity water. Finally, for experiments
involving ionic modification in the aqueous phase, the addition of copper (ll) was used
in the brine composition, which interacts with the calcite surface and leads to the
formation of a new mineral, atacamite. The new structure formed at the solid-liquid
interface brings a new interaction that changes the wettability of the system, making
the crystal surface more wettable to the aqueous phase, compared to the oil phase.
This phenomenon helps to understand the mechanism involved in advanced oil
recovery using seawater containing small concentrations of copper (ll), since the new
surface becomes more hydrophilic/lipophobic, facilitating the detachment of the oil,

removing it.
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1. FUNDAMENTACAO TEORICA

1.1 Composicao e caracteristicas do petréleo

Otimizar os processos de extracdo de petréleo tem se mostrado uma
demanda constante na industria do petrleo e gés, visando a otimizacdo, a
manutencdo econdmica e a produtividade. Mesmo diante do atual desejo social de
uma mudanca da matriz energética mundial, com menor dependéncia dos
combustiveis fésseis e maior dependéncia de fontes renovaveis, essa transicao
energeética vem sendo lenta, gradual e ainda bastante dependente do petréleo. Ela
deve ocorrer dessa forma, durante muitas décadas, a fim de se evitar uma crise
econdbmica mundial. Além disso, o papel do petréleo ainda € de suma importancia no
modelo de consumo social atual, visto que grande parte das matérias primas e
produtos basicos, obtidos no setor petroquimico, derivam deste combustivel fossil
(plasticos, fertilizantes, solventes, corantes, entre outros). Logo, estudos visando a
otimizacdo e compreensdo da recuperacdo de petrdleo ainda sdo de extrema

importancia e continuam sendo realizados [1-2].

O petréleo, em seu estado liquido, € uma substancia oleosa, menos densa
gue a agua, inflamavel e de coloragcédo escura. Ele € constituido por uma mistura de
componentes organicos, majoritariamente, hidrocarbonetos. Ha composicdes de 6leo
ricas em fracdo gasosa, devido a presenca de hidrocarbonetos de cadeia curta. Essa
distribuicdo orgéanica leva a milhares de compostos quimicos na composicao do 6éleo,
tornando sua separacdo em componentes puros extremamente dificil. Devido a isso,
o petréleo € normalmente separado em fracdes de acordo com a pressao de vapor
desses componentes [3]. A Tabela 1 a seguir mostra as fragdes mais comuns que
podem ser obtidas através da separacéo pela ebulicdo dos componentes.
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Tabela 1 - Fracg6es tipicas do petréleo

Temperaturade Composicéao

Fragao ebulicéo (°C) aproximada Usos
Gas residual
Gas liquefeito de Até 40 Cs—-Cs Gas combustivel
petréleo (GLP)
Gasolina 40 - 175 Cs—Cao Combu§t|vel de
automoveis, solvente
lluminacéao,
Querosene 175 -235 Ci11—Ca2 combustivel de
automoveis, solvente
Gasoleo leve 235 - 305 Ciz — Ca7 Diesel, fornos
Gasoleo pesado 305 -400 Cis8 —Ca2s Combustivel, materia-

prima p/ lubrificantes
Lubrificantes 400 - 510 C26—Cass Oleos lubrificantes

Asfalto, piche,
impermeabilizantes

Residuo Acima de 510 Cas+
Fonte: Adaptado de [3].

Dependendo do reservatério que o Oleo seja extraido, sua composicao
pode ser diferente, afetando suas caracteristicas fisico-quimicas. Alguns 6leos séo
mais escuros, densos, viscosos, liberando pouco ou nenhum gas. Outros séo
castanhos, com baixa viscosidade e densidade, liberando mais gas. Ha reservatorios
que podem produzir somente gas [3]. Todavia, a composicdo elementar desses
diferentes tipos de petrdleo € semelhante, como pode ser observado na Tabela 2 a

sequir.

Tabela 2 - Andlise elementar de 6leo cru tipico

Elemento(s) Composicao elementar aproximada (% em peso)
Carbono 83 -87%
Hidrogénio 11-17%
Enxofre 0,06 — 8%
Oxigénio 0,11-1,7%
Nitrogénio 0,1-2%
Metais Até 0,3%

Fonte: Adaptado de [3].

Como pode ser visto, na Tabela 2, os altos teores de carbono e hidrogénio,

confirmam que os principais constituintes do petrdleo sao de fato os hidrocarbonetos.
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Esses compostos organicos, formados somente por carbono e hidrogénio, podem ser
classificados conforme o tipo de ligagdo quimica entre os atomos de carbono: Os
saturados (alcanos ou parafinas e naftenos), que possuem apenas ligagdes simples.
Os insaturados (olefinas), que possuem pelo menos uma dupla ou tripla ligacdo. Os

aromaticos (arenos), que possuem pelo menos um anel de benzeno em sua estrutura
[3].

Mesmo os hidrocarbonetos sendo a parte majoritaria da composicao do
petréleo, € importante ressaltar a presenca dos outros compostos que, muitas vezes,
podem ser considerados como impurezas, aparecendo me toda faixa de ebulicdo do

Oleo, principalmente nas fragbes mais pesadas.

O enxofre € o terceiro elemento de maior quantidade na composi¢cao média
do petroleo. Esse atomo encontra-se na forma de sulfetos, polissulfetos,
benzotiofenos e derivados, moléculas policiclicas com nitrogénio e oxigénio, gas
sulfidrico, dissulfeto de carbono, sulfeto de carbonila e enxofre elementar. Em geral,
guanto maior a densidade do Oleo, maior sera o teor de enxofre. Este elemento é
indesejado, pois podem prejudicar na extracao e uso do petréleo. Alguns exemplos
gue podem ser citados sdo: aumento da estabilidade de emulséo, podendo levar a
uma mistura de petréleo e agua, dificultando nos processos de extracao; aumento da
corrosividade dos produtos do petréleo; contaminantes de catalisadores utilizados nos
processos de transformacédo e determinantes para cor e cheiro dos produtos; sdo
toxicos, pois produzem SOz ) € SOs (g) por combustdo, poluindo a atmosfera e
gerando H2S0Os () e H2SO4 () em contato com a agua [3].

O nitrogénio também pode ser encontrado em maior concentracdo nas
frac6es mais pesadas de 6leo. Ele esta majoritariamente na forma organica, como em
piridinas, quinolinas, pirréis, indais, forfirinas e compostos policiclicos com enxofre,
oxigénio e metais. Durante o processo de refino de petrdleo, na geracdo dos produtos
finais, podem atuar como contaminantes que levam a instabilidade desses produtos,

propiciando a formacgéao de gomas, alteracéo de cor e contaminacao de catalisadores
[3].

JA o oxigénio pode ser encontrado na forma de acidos organicos
(carboxilicos), fendis, cresois, eésteres, amidas, cetonas e benzofuranos. Também sao

encontrados nas fragbes mais pesadas e ditam a acidez (acidos carboxilicos),
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coloracao (acidos nafténicos, por exemplo), odor (fendis) e corrosividade das fracdes

do petroleo [3].

Os compostos metélicos podem estar no 6leo em duas formas: como sais
organicos presentes na agua emulsionada com o petrdleo ou na forma de
organometalicos complexos, presentes nas fracbes mais pesadas. Os metais mais
comuns encontrados séo: ferro, zinco, cobre, chumbo, molibdénio, cobalto, arsénio,
manganés, cromo, sodio, niquel e vanadio. O teor varia e 1 a 1.200 mg/L. Os metais

também levam a contaminacao de catalisadores [3].

Por fim, a combinacdo dos hidrocarbonetos e a presenca de enxofre,
oxigénio e nitrogénio (cerca de 7%) podem levar a formacdo de moléculas grandes,
constituidas, geralmente de 3 a 10 anéis policondensados com insaturacdes, por
molécula. Esses compostos sdo chamados de Resinas e Asfaltenos. A grande
diferenca entre esses compostos € a forma em que se encontram no meio oleoso. Os
asfaltenos ndo se dissolvem facilmente no petréleo e ficam dispersos na forma
coloidal. Ja as resinas sao facilmente soluveis. Asfaltenos puros sao sélidos, escuros
e nao volateis. As resinas puras sao liquidos pesados ou solidos pastosos, de
volatilidade moderada (semelhante a de um hidrocarboneto de mesmo tamanho).
Resinas de alto massa molecular sdo avermelhadas, enquanto as mais leves sao

menos coloridas [3].

1.2 Formacéo e localizacdo do petréleo

Uma das teorias mais conhecidas e aceitas para a formacgéo do petroleo é
a partir da deposicdo de matéria organica e sedimentos, sobre condi¢cdes
termoquimicas especificas, por milhdes de anos. A matéria organica seria proveniente
de algas e microrganismos, formadores de fitoplancton, que nédo sofre processos
oxidativos. Outros tipos de fontes organicas possiveis € a de vegetais e animais, que
também podem levar a formacao de petrdleo, contudo estando mais expostos a um
meio oxidante, devido as condigbes em que se encontrariam. Essas condi¢cbes seriam
importantes para o inicio da cadeia de processos que levaria a formacao de 6leo [3-
4].
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O tipo de hidrocarboneto que seria gerado, seja ele em estado liquido ou
gasoso, é determinado pela composicdo da matéria organica original e as condi¢cbes
termoquimicas do processo. Para o caso do fitoplancton, quando submetido a tais
condi¢des, pode gerar o hidrocarboneto liquido. Ja para o caso da matéria organica
vegetal e/ou animal, pode gerar o hidrocarboneto gasoso. Essa matéria organica seria
incorporada aos sedimentos e, com 0 aumento da carga sedimentar, temperatura e
pressao, passaria pelos processos de formacdo de gas/oleo. Apés a formacao do
petrdleo, ele € acumulado em estruturas geoldgicas. Ha alguns processos que
explicam esse acumulo de 6leo, como por exemplo a migracdo do petréleo formado
na rocha fonte para um outro tipo de rocha (reservatorio), onde o oOleo ficaria
armazenado até sua exploracdo [3-5]. Na Figura 1-a pode-se observar um esquema
do inicio do processo de formacédo de petréleo, envolvendo as fontes de origem. Ja
na Figura 1-b, pode se observar outro esquema, resumido e adaptado, das etapas de

formacdo, migracao, aprisionamento e, finalmente, exploracdo de petréleo.

Exploragdo futura
de éleoc e gas

Acumulo de
sedimentos

Rocha Reservatério

[ Plantas e Animais

terrestres

Algas,
microrganismos,
animais aquaticos

Rocha Fonte

() (b)

Figura 1 - (a) Esquema mostrando a formagdo do petréleo. (b) Esquema indicando a migracdo de
petroleo amadurecido até atingir uma rocha impermeavel e até atingir o equilibrio estatico. Fonte:
Adaptado de [5].
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Essa teoria apresenta certa dificuldade para explicar a grande quantidade
de Oleo existente e depositado. Para que essa quantidade fosse possivelmente
explicada, pela teoria apresentada, haveria a necessidade de grande abundéancia de
organismos marinhos, ao longo de milhdes de anos. Outro desafio seria entender todo
0 processo migratério de 6leo, envolvendo grandes distancias e percursos, levando o

petréleo das estruturas formadoras, para as rochas de reservatorio [4-5].

Contudo, o foco deste trabalho de dissertacdo ndo estd em entender e
explicar os processos de formacédo e migracdo natural de petréleo, ao longo de anos,
e sim de se entender as interacdes atuais entre os componentes citados do petréleo
e as rochas reservatoério. Por isso, a teoria sobre a origem do petréleo, apresentada
nesta introducao, é suficiente para as necessidades deste trabalho.

Os reservatorios (regides de grande presenca de rochas reservatorios
preenchidas com petréleo) podem ser classificados em trés tipos com relacdo aos
componentes de interesse: 6leo, gas e gas-6leo. Além disso, é importante ressaltar
também a possivel presenca de agua nos reservatorios. A distribuicdo de produtos no
reservatorio, é dada, de maneira geral, pela diferenca de densidade entre eles. Caso
haja gas natural no reservatorio, estard sempre acima dos outros produtos, devido a
sua menor densidade. Ja a 4gua presente no reservatério, possui a maior densidade,
ficando concentrada no seu fundo. A Figura 2 ilustra os trés tipos mais comuns de

reservatorios [5].

——  Exploragéo
de dleo e gas

—_— Expll‘"'a?a" +——— Exploracio
e dleo 5
de gas «— Rocha
impermeavel
« Rocha « Rocha
|mpermeavel impermeavel Gés
Oleo
Agua

Figura 2 - Esquema mostrando distribuicBes tipicas em (a) um reservatorio de petréleo, (b) um
reservatoério de gas e (c) um reservatério de gasoleo. Fonte: Adaptado de [5].

Gas Oleo

Agua Agua

(€)
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1.3 Caracteristicas das rochas reservatorio

O desafio na exploracao de petréleo, neste contexto, estd em acessar as
rochas reservatorio e extrair o maximo de Oleo e gas possivel e de maneira que
minimize os impactos ambientais e que seja economicamente viavel. Para que esse
objetivo seja alcancado, se faz necessério um melhor entendimento e compreenséo
de como o petréleo encontra-se preso nos reservatorios. Logo, é preciso compreender
melhor as caracteristicas das rochas reservatorio e as interacoes fisico-quimicas entre

elas e o 6leo.

Algumas das principais caracteristicas das rochas para compreensao do
processo de retencdo e extracdo de Oleo sdo: a porosidade; a permeabilidade; a

saturacao e a molhabilidade.

1.3.1 Porosidade

A porosidade esta relacionada com a presenca de espacgos vazios no
interior das rochas. Ela é a razdo do volume médio dos poros pelo volume médio total
da rocha. Em outras palavras, essa razéo nos indica a capacidade de armazenamento
de fluido que esse meio poroso possui. A porosidade das rochas reservatorio,
geralmente, varia de 5% a 40%, sendo de 20% a 35% para reservatorios de Arenitos
e de 5 a 20% para carbonatos [5]. Esse valor indica quanto de petrdleo e/ou gas pode
estar armazenado no respectivo reservatorio e pode auxiliar nas decisdes econémicas

para a exploracdo do mesmo.

Na Figura 3 é possivel observar um esquema que ilustra o volume poroso
da rocha (representado pela coloracdo cinza) preenchido com &gua presente no

reservatorio (em azul).
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—
05 mm

Figura 3 - Esquema mostrando 0s espagos porosos em uma rocha reservatério, em microescala, de
um campo reservatorio. A cor azul na figura representa a &gua enquanto a cor cinza representa a matriz
rochosa. Fonte: Adaptado de [5].

1.3.2 Permeabilidade

A permeabilidade se relaciona com a interconexao dos espacos vazios
(poros), gerando um caminho para que a rocha apresente um determinado fluxo de
fluido. Uma alta permeabilidade significa mais espacgo e fluxo mais facil com que o
fluido passa pelo meio poroso conectado. Uma baixa permeabilidade significa menos
espaco e fluxo mais dificil com que o fluido passa pelo meio poroso conectado [3-5].
A Figura 4 mostra um esquema ilustrando a diferenca entre rochas de baixa e alta

permeabilidade.

~

(a) (b)

Figura 4. Esquema mostrando a secao transversal, em microescala, de (a) uma rocha de menor
permeabilidade e (b) uma rocha de maior permeabilidade. O fluxo do fluido € maior na rocha (b) em
comparacao com a rocha (a). Fonte: Adaptado de [5].
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1.3.3 Saturacgéo

A saturacao € um parametro que relaciona o volume ocupado por diferentes
componentes dentro das rochas com o volume total (poroso). Como ja abordado, o
reservatorio pode conter fragcbes aquosas, oleosas e/ou gasosas. Cada um desses
componentes ocupa um determinado volume na rocha porosa. A saturacdo de agua
(Sa) é determinada a partir da razao do volume de &gua na rocha dividido pelo volume
poroso da rocha. Para saturacdo de 6leo (So) e gés (Sg) temos 0 mesmo principio. A
soma das trés saturacdes deve ser igual a um (100%), pois se trata da razao dos trés

volumes somados (agua + 6leo + gas) pelo volume poroso (volume total).

Entender a distribuicdo dos componentes nas rochas auxilia a caracterizar
0 reservatorio e a estimar a quantidade de 6leo e gas presente. A Figura 5 mostra um

esquema ilustrativo de rochas com saturacdes distintas.

et ; :
B Rocha W Agua M Rocha M Agua M Oleo M Rocha M Agua Oleo M Gas (

a) (b) (€)

P

Figura 5 - Esquema mostrando uma secao transversal de uma rocha em escala microscopica: (a) todos
0S poros 0s espagos sdo preenchidos com agua, em azul (sendo, Sa= 1), (b) os espacos dos poros sao
preenchidos com 4gua e 6leo, em verde (sendo Sa + So = 1), e (¢) 0S espagos porosos sado preenchidos
com &gua, 6leo e gés, em vermelho (sendo Sa + So + Se = 1). Fonte: Adaptado de [5].

1.3.4 Molhabilidade

A molhabilidade, principal parametro que sera abordado nesse trabalho,
indica o nivel de interacdo entre um sélido e um fluido (uma ou mais fases liquidas,
distintas e imisciveis) quando estdo contato entre si. Entender esse parametro €
importante para compreender o comportamento da interacdo da agua e/ou do 6leo
com arocha, dentro dos poros. No caso de uma rocha reservatério com molhabilidade
ao 6leo, o parametro indica que a interacao da rocha com o 6leo sera mais forte do
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gue a rocha com a agua, dificultando a remocéao desse 6leo de dentro dos poros. No
caso contrario, uma rocha com molhabilidade a a4gua, o parametro indica o oposto,
facilitando a remocéo desse 6leo de dentro dos poros, uma vez que a injecao de agua
pode deslocar uma frag@o do 6leo, visando maximizar a interagao rocha-agua [5].

A molhabilidade pode ser compreendida através do entendimento das
forcas de interagdo dos componentes envolvidos no sistema. Através dessas
interacdes de nivel molecular (forcas de van der Waals) surgem os fenémenos de
tensdo (superficial e interfacial), que sdo explicaveis em termos dessas forcas. As
moléculas situadas no interior de um liquido sdo, em média, sujeitas a forcas de
atracdo iguais em todas as direcbes. Ja as moléculas situadas numa superficie
liguido-ar ou liquido 1-liquido 2, estdo submetidas a forcas de atracdo

desbalanceadas, que resulta uma for¢ca em dire¢ao ao interior do liquido [6].

A Figura 6 mostra um esquema ilustrando a diferenca da tenséo superficial
(interacdes na superficie liquido-ar) e interfacial (interacdes na interface liquido-

liquido).

Figura 6 - Forcas de atracdo entre moléculas na superficie e no interior de um liquido. Fonte: [6].

A tenséo superficial e interfacial (y), representa a variacao da energia livre
envolvida (G) quando moléculas do interior do liquido se deslocam para superficie,

aumentando assim, a area superficial (A), como mostrado na Equacao 1:

(Gi)y,, =Y
0AJ) T pn 4
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Através da tensao, pode-se compreender a ordem de interacdo entre dois
fluidos, uma vez que este parametro esta diretamente relacionado com o equilibrio de
forcas intermoleculares ja citadas.

Tratando-se de forcas entre moléculas, dois tipos de forcas de interacéo
devem ser avaliadas: as Coesivas e as Adesivas. Para as forcas coesivas, temos
interacdes de atracdo entre moléculas iguais, enquanto para as forcas adesivas,
temos interacdes de atracdo entre moléculas distintas. No esquema ilustrado da
Figura 7, € possivel notar a presenca dos dois tipos de forca de atracdo. A forca
coesiva, no interior do liquido, é responsavel por manter as moléculas de agua juntas.
J& na interface solido-liquido, ha a presenca da forca adesiva, responsavel pela
interacao entre as moléculas de agua e do sélido, levando ao espalhamento do liquido
na superficie solida. Neste exemplo ilustrativo, a superficie sélida é molhavel a agua,
possuindo alta molhabilidade. Isso significa que, neste caso, as forcas adesivas sao

maiores que as forgas coesivas. [5]

Figura 7 - Esquema mostrando uma gota de 4gua em um meio gasoso (ar, por exemplo) sobre uma
superficie sélida. As setas azuis representam as for¢as coesivas entre as moléculas de agua e as setas
vermelhas representam forcas adesivas entre as moléculas de agua e e as setas vermelhas
representam forgcas adesivas entre as moléculas de agua e a superficie sélida. O angulo 6 é o angulo
de contato formado entre o liquido e a superficie. Fonte: Adaptado de [5].
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Quando o equilibrio de forcas € atingido, a gota se estabiliza na superficie
sélida, formando um angulo de curvatura entre a parte superior e inferior da gota
(interface gés-dgua com interface agua-solido). Esse angulo de curvatura é
denominado como angulo de contato, pois estd diretamente relacionado com o

contato entre as fases.

Na ilustracdo da Figura 8, tem-se uma gota de 4gua depositada em uma
superficie solida, na presenca de um meio oleoso. Nela, o balanco de forcas esta
representado pelas tensdes interfaciais das fases envolvidas (6leo, agua e sélido) [5].
Esse balango no plano horizontal (3 f,), pode ser descrito matematicamente a partir
da Equacao 2:

Xfx = VYso —Vsat Yaocos8 =0 (2

Isola-se cosseno do angulo de contado formado na deposicdo da gota,
gerando a Equacéao 3.

— T
cosO = YsAa—Vso — A 3)

YAo YAo

O numerador da Equacao 3 pode ser definido como a tensdo de adeséao
(T,), uma vez que se trata da diferencga das tensdes de interagao de cada um dos dois
fluidos com o sélido. Em outras palavras, uma tensédo de adeséo positiva indica que a
fase agquosa depositada interage melhor com a superficie sélida, se comparada a fase
oleosa continua. No caso de uma tensédo de adesao negativa, a interacao do sélido
passa a ser maior para com o 6leo. Por fim, para uma tenséo de adeséao zero, indica

gue o solido possui uma afinidade neutra em relacéo aos dois fluidos.
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B 6o ] Agua [ solido

Figura 8 - Esquema mostrando uma gota de 4gua, em meio oleoso, sobre uma superficie sélida e em
estado estético equilibrio. A soma das tensdes superficiais e interfaciais, na horizontal, deve ser igual
a zero. S, A e O denotam solido, 4gua e Oleo, respectivamente. Fonte: Adaptado de [5].

Ao considerar a molhabilidade em um reservatério de 6leo-agua, pode-se
dividir em quatro categorias principais: Molhavel a agua; molhabilidade neutra ou
intermediaria; molhavel ao 6leo e molhabilidade mista. Na ilustracdo da Figura 9,
pode-se observar a molhabilidade dos quatro sistemas [5].

W Oleo MW Agua N Solido
a8 < ag° 8 =90° 8 =90°

(@) (b) (c) (d)
Figura 9 - Esquema mostrando a medi¢do do angulo de contato em uma superficie sélida para (a)

molhavel a agua, (b) molhabilidade neutra, (c) molhavel a 6leo e (d) molhabilidade mista. Fonte:
Adaptado de [5].

Para o primeiro caso (Figura 9-a), molh&vel a agua, os componentes da
superficie da rocha possuem afinidade maior com as moléculas agua, permitindo com
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gue a agua se espalhe mais sobre a superficie, portanto apresenta um angulo de

contato menor que noventa graus.

Para o segundo caso (Figura 9-b), molhabilidade neutra, os componentes
da superficie da rocha possuem afinidade semelhante com as moléculas de agua e
de Oleo, fazendo com que a agua se espalhe até certo ponto e mantendo as
tendéncias de revestimento, pelos fluidos sobre a rocha, iguais. Em termos numéricos
experimentais, isso pode ser observado por um angulo de contato igual a noventa

graus.

Para o terceiro caso (Figura 9-c), molhavel ao 6leo, os componentes da
superficie da rocha possuem afinidade maior com as moléculas do 6leo, fazendo com
gue a agua se espalhe menos sobre a superficie. Neste caso, as for¢as coesivas entre
as moléculas de 4gua sdo maiores do que as forcas adesivas entre as moléculas de
agua e a superficie do sélido. A gota de 4gua tende a minimizar a energia superficial,
resultando na formacéo de gotas mais esféricas, com angulo de contato maior que

noventa graus.

Para o quarto caso (Figura 9-d), molhabilidade mista, alguns dos
componentes da superficie da rocha possuem afinidade maior com moléculas de agua
e alguns maior afinidade com moléculas do 6leo. Quanto mais heterogénea a rocha
for, maiores as chances de possuir esse tipo de molhabilidade. O angulo de contato

ird variar dependendo da regido da rocha.

Em suma, para todos os casos, ao analisar a molhabilidade das rochas
reservatérios, compreende-se melhor a saturacdo do reservatoério, na escala porosa.
Diferentes molhabilidades irdo impactar em diferentes distribuicées de éleo/agua e,
consequentemente, diferentes estratégias a serem empregadas para a exploracéo do
Oleo contido nas rochas. A ilustragdo da Figura 10 retrata essa compreensdo. Nela,
pode-se visualizar os sistemas com molhabilidade a agua (a), ao 6leo (b) e a

molhabilidade mista (c).



31

M Oleo W Agua M Sélido

(@) (b) ()

Figura 10 - Esquema com a possivel distribuicdo de agua e 6leo em (a) um sistema molhavel a 4gua,
onde o 6leo (verde) permanece no centro dos poros, preenchendo os poros maiores, (b) um sistema
molhéavel a 6leo, onde a 4gua (azul) permanece no centro dos poros, preenchendo os poros maiores e
(c) um sistema de molhabilidade mista, onde o 6leo deslocou a 4gua de algumas superficies, mas ainda
esta preso no centro das regides umidas. Fonte: Adaptado de [5].

1.4 Exploracao de petroleo — Métodos de recuperacéao

No processo de exploragéo e recuperacao de petréleo, tem se a perfuracéo
do poco produtor (reservatorio) e a aplicacdo de um fluido deslocador. Este ultimo,
com a funcdo de empurrar o 6leo através do reservatorio. Diversas técnicas ja foram
usadas e novas vém sendo desenvolvidas, visando aumentar a eficiéncia da

recuperacédo do petréleo, maximizando a capacidade de exploracao.

Uma das principais formas de processo de recuperacdo de petréleo é feita
a partir de trés etapas, conhecidas como: Recuperagdo Primaria; Recuperagédo

Secundaria e Recuperacao Terciaria.

Na recuperagdo primaria tem-se a producdo de petroleo de forma
espontanea, devido a diferenca de pressédo e temperatura no interior do reservatorio
e a superficie. A recuperacao secundaria se baseia na injecdo de agua ou gas natural
através de pocos, para manter a pressao do reservatério e provocar o deslocamento
do petréleo. No entanto, devido a parametros tais como viscosidade do petréleo,
molhabilidade e heterogeneidade da rocha (porosidade e permeabilidade), a
capacidade do fluido de deslocar o petréleo é reduzida. Assim, apés determinado
tempo de injecao, sdo estabelecidos caminhos preferenciais para o fluido injetado. A

partir de entdo, para aumentar a extragcdo do petroleo sdo utilizados métodos
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especiais de recuperacdo secundaria, também conhecidos como recuperacao
terciaria e denominados EOR (Enhanced Oil Recovery ou Recuperacdo Avancada de
Petrdleo) [3].

Na EOR, pode se fazer uso do fluido de injecdo, aplicado no modo
secundario, com algumas alteracbes na sua composicdo. Essas alteracbes, a
depender do tipo de reservatério a ser explorado, visa trazer uma nova interacgéao fisico
e/ou quimica do petréleo, que ainda esté contido nas rochas reservatério (poros), com
o novo fluido de injecéo e a prépria rocha. Busca-se com isto minimizar as interacdes
Oleo-rocha, maximizando a interacao fluido-rocha, aumentado assim a capacidade de

arraste do fluido na recuperacao do petréleo.

Atualmente, muitos reservatorios vém iniciando a sua producao ja a partir
do modo terciario, utilizando diferentes tipos de fluidos de injecdo (gas carbénico,
solugdes poliméricas e/ou de surfactantes, dgua do mar diluida, espumas, entre
outras). De forma geral, em testes de laboratério, a eficiéncia de recuperacdes
avancadas bem-sucedidas pode ser superior a 50%. Contudo, quando os métodos de
EOR séo empregados em escala de reservatorio, esse valor diminui para uma faixa
entre 10% a 30%, no caso de rochas carbonaticas (pré-sal brasileiro) [3,7]. Tal
diferencga serd melhor abordada no decorrer do texto.

1.4.1 EOR quimico

De forma geral, a literatura categoriza os métodos de EOR como métodos
térmicos e métodos ndo térmicos. Estudos de métodos n&o térmicos vem ganhando
mais destaque nas ultimas décadas, devido a dificuldade de aplicacdo dos métodos
térmicos para exploracdo de reservatorios com grandes profundidades. Dentro os
métodos ndo térmicos, o método EOR quimico foi considerado o mais promissor,
devido a sua maior eficiéncia e viabilidade econémica [7,8]. A aplicacdo dos métodos
guimicos comecou a se popularizar a partir da década de 1980, devido a crise do
petrdleo (aumento dos precos dos barris devido ao contexto geopolitico da época) e
ao avanco tecnolégico para a exploracdo de Oleo. Seus mecanismos de

funcionamento séo diversos, dependendo da estratégia a ser utilizada.
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Como ja citado, o foco do EOR quimico esta em alterar as interacdes entre
0S componentes presentes no sistema (fluido de injecdo-6leo-rocha). Isso inclui
métodos para reducdo da tensdo interfacial, aumento de viscosidade do fluido de
injecdo, alteracdo na molhabilidade do sistema, entre outros. Nos métodos quimicos
mais tradicionais sdo utilizando injecdes de solucdes poliméricas, de surfactantes ou
alcalinas. Aléem destes, ha métodos que usam agua do mar diluida com agua doce,
conhecidos como Low Salinity (LS). Por fim, também h& novos métodos quimicos
surgindo, com projecdes promissoras, mas ainda dentro da escala laboratorial. Tais

meétodos fazem uso de nanoparticulas e uso de metais de transicdo, como o Cobre

(i1 [9].

1.4.1.1 Método polimérico

O método polimérico faz uso de macromoléculas de alto peso molecular e
soliveis em &gua, levando a um aumento de viscosidade do fluido de injecéo,
auxiliando no deslocamento de 6leo dentro do reservatério. O mecanismo envolvido
nesse método esta relacionado a combinacéo de trés fatores: Controle de mobilidade;
reducdo da permeabilidade e uso da natureza viscoelastica dos polimeros. Ao
aumentar a viscosidade do fluido injeto, procura se evitar a formacao dos “fingers”,

gue desviam a frente do fluido injetor, diante da regido contendo o 6leo. [7]

Razao de mobilidade

A razdo de mobilidade descreve o balanco do processo de deslocamento
de petroleo e é definida através da Equacéo 4, relacionando a mobilidade do fluido
injetado (aquoso) com a mobilidade do fluido deslocado (6leo).

Ka Lo

M = 4
Ko 1a )

Onde M é a razao de mobilidade, u, € a viscosidade do oleo (cP), u, € a
viscosidade da agua (cP), K,, é a permeabilidade a 6leo (mD) e K, é a permeabilidade

a agua (mD).
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No caso de M > 1, indica que o fluido aquoso possui uma mobilidade maior
que a do 6leo. Isso ndo é favoravel para o processo de deslocamento de petrdleo,
pois pode levar a um deslocamento instavel dentro do reservatorio. Esse tipo de
fendmeno é conhecido como “finger” devido ao padrao formado de deslocamento
entre fluidos imisciveis e de diferentes viscosidades, como pode ser observado na
ilustracdo de Figura 11-a. O fluido de menor viscosidade (aquoso, neste exemplo)
penetra no de maior viscosidade (6leo), prejudicando o deslocamento, uma vez que 0

fluido aquoso ndo consegue empurrar o 6leo de forma efetiva [7].

Ja no caso de M < 1, a mobilidade do fluido aquoso € menor que a do
0leo, sendo favoravel no processo de deslocamento de petréleo. A presenca do
polimero na fase aquosa causa um aumento na viscosidade do fluido de injecéo, que
resulta em um deslocamento mais estavel e menos propenso a criagao de “fingers”
viscosos. Isso faz com que o fluido de injecdo aquoso consiga empurrar o 6leo de
forma mais efetiva, aumentando a recuperacao [7]. Este caso pode ser observado na

ilustragéo da Figura 11-b.
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Figura 11 - Razdo de mobilidade tipica para (a) injecéo de agua (M > 1), (b) injecéo de solucao
polimérica (M < 1). Fonte: Adaptado de [7].

Reducdo da permeabilidade

Muitos reservatorios possuem composicao rochosa heterogénea, levando
a uma distribuicdo desigual da permeabilidade. Essa caracteristica resulta em uma

excessiva de producdo de agua nas camadas rochosas de alta permeabilidade,
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deixando o o6leo/gas retidos nas camadas rochosas de baixa permeabilidade. Os
meétodos de EOR poliméricos podem levar a um segundo mecanismo, denominado de

reducdo desproporcional da permeabilidade.

A injecdo de solucdo polimérica nos reservatorios heterogéneos faz com
gue ocorra a adsorcao das moléculas de polimeros nos poros rochosos. Isso leva a
um aumento da resisténcia de fluxo a agua, nas regidées que penetra, diminuindo a
permeabilidade relativa da agua e mantendo, praticamente constante, a
permeabilidade relativa do 6leo. O aumento da resisténcia da solucéo polimérica, aos
desvios aquosos que podem surgir apos algumas injecdes, faz com que o fluido de
injecdo evite acessar regibes ja varridas, se deslocando para regifes de baixa
permeabilidade, que ainda ndo foram acessadas, resultando em uma maior

recuperacao de petroéleo [7].

Viscoelasticidade de polimeros

O terceiro mecanismo considerado, € a viscoelasticidade. Ao contrario de
fluidos newtonianos (que possuem viscosidade constante com a variagdo da taxa de
cisalhamento), solucdes poliméricas variam sua viscosidade conforme a taxa de
cisalhamento é alterada. Isto se deve aos processos de estiramento e contracdo das
cadeias poliméricas submetidas ao fluxo. Essa série de expansfes e contracdes
geram o efeito viscoelastico, caracteristica capaz de trazer uma maior resisténcia ao
fluxo em meios porosos, formando uma frente de deslocamento mais estavel e
minimizando os efeitos de formacé&o dos fingers. Isso contribui para uma varredura
mais eficiente, uma menor saturacdo de 6leo residual e, portanto, uma melhora na

recuperacao de petréleo [7].

Através da compreensdo dos trés principais mecanismos envolvendo
solucbes poliméricas, fica claro que a adicdo da macromolécula a agua salina de
injecao (salmoura) esta em aumentar sua viscosidade. Esse aumento de viscosidade
faz com que haja um deslocamento mais estavel, gerado por um fluxo mais resistente.
No entanto, a interacdo entre as moléculas poliméricas e os componentes superficiais
das rochas podem levar a retencdo de macromoléculas nos poros, levando a uma
diminuicdo de sua concentracdo no fluido de injecdo e, portanto, na queda da

viscosidade desejada, reduzindo os efeitos de recuperacdo de o6leo. Além da
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concentracdo, ha outros fatores que influenciam nesse processo, como: peso
molecular, permeabilidade da rocha, vazéo, salinidade, temperatura e composi¢ao do
reservatério. Na ilustracdo da Figura 12 pode-se observar as trés principais formas de
retencdo de polimeros nos poros das rochas do reservatorio (retencao hidrodinamica,

aprisionamento mecanico e adsorcao) [7].

Polimero
mecanicamente
preso em gargantas
de poros estreitos

Caminhos de fluxo
» através do meio
poroso

Polimero aprisionado
hidrodinamicamente
em zonas estagnadas

Polimero /

Adsorvido

Figura 12 - Mecanismos de retencéo de polimero em meio poroso. Fonte: Adaptado de [7].

1.4.1.2 Método com surfactantes

Reducao da Tensao Interfacial

O mecanismo de funcionamento envolvendo a inje¢édo de surfactantes no
reservatorio, esta relacionado com a alteracdo da interagéo fluido/fluido, reduzindo a
tensdo interfacial (IFT) entre as fases (aquoso/oleoso) e/ou com a alteracdo da
molhabilidade do sistema (fluidos/rocha). Os surfactantes, por serem moléculas
anfifilicas, possuem caracteristicas tensoativas. Gragas a sua composicao molecular
binaria (cabeca polar e cauda apolar), os surfactantes podem interagir com ambas as
fases (agua e 6leo). A cauda apolar é, geralmente, composta por um hidrocarboneto
de cadeia longa, sendo lipofilica e possuindo boa interacdo com a fase oleosa. Ja a
cabeca polar €, geralmente, composta por um grupo iénico, carregado positivo ou

negativamente, sendo hidrofilica e possuindo boa interagdo com a fase aquosa [7].
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Como ja citado neste texto, ap0s a injecdo de agua no reservatorio
(recuperacao secundaria, se aplicada), se torna mais dificil deslocar o restante do 6leo
preso nos poros, devido as forgcas capilares presentes. A forca capilar pode ser
avaliada pelo numero capilar adimensional (N¢), definido pela Equagéo 5:

U.v
N.= —— ¢
¢ Y. cosf ®)
Onde u é a viscosidade do fluido de deslocamento, v € a velocidade de
deslocamento de Darcy, 6 € o angulo de contato e y € a tensao interfacial entre o

fluido de deslocamento (agua) e o fluido deslocado (6leo).

Nc esta relacionado a saturacédo de Oleo residual e de Oleo recuperado. Um
baixo valor do numero capilar (10) indica uma alta saturacéo de 6leo residual e,
portanto, uma baixa recuperacdo. Consequentemente, um alto nimero capilar (10-?)

indica uma baixa saturacéo, levando a uma alta na recuperacéo do 6leo [7].

Analisando a Equacéo (5), do ponto de vista do fluido de injecdo, nota-se
que o aumento do numero capilar pode ser obtido de trés maneiras: Aumentando a
viscosidade do fluido de injecdo; aumentando a velocidade do fluido de injecéo e/ou
reduzindo a tenséo interfacial entre os fluidos (aquoso e oleoso). Aumentar a
velocidade de injecdo pode causar uma elevacdo na pressdo de injecéo e,
consequentemente, em uma maior pressao de fratura do reservatorio, assim podendo
levar a fraturacdo das rochas. Aumentar a viscosidade do fluido de injecdo, usando
polimeros, por exemplo, pode aumentar o niumero capilar na ordem de centenas de
vezes. Ja a terceira forma, reduzindo a tenséo interfacial, utilizando solu¢cdes com
surfactantes, pode levar a um aumento significativo de N¢, auxiliando ainda mais nos

processos de recuperacao de 6leo [7].

Quando solucbes de surfactantes sdo injetados juntamente com a
salmoura, a cabeca polar (hidrofilica) da molécula interage com a agua, enquanto a
cauda apolar (hidrofobica) interage com os principais componentes organicos do 6leo.
Conforme pode ser observado na ilustragéo da Figura 13, um filme (monocamada) é
formado como resultado da interagcdo entre o 0leo e a cauda do surfactante,
estabilizando a interface O6leo/agua e, por consequéncia, diminuindo a tensao

interfacial.
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Cauda de hidrocarboneto
soltivel em édleo

Cabega polar soluvel em dgua

Figura 13 - Adsorc¢éo de surfatante na interface 6leo/adgua. Fonte: Adaptado de [7].

A reducdo da tensdo interfacial entre as fases liquidas enfraquece as
forcas capilares, fazendo com que as goticulas de 6leo, que estéo retidas, passem a
fluir com mais facilidade nas gargantas dos poros rochosos, formando um banco de

petréleo menos retido.

Alteracdo da molhabilidade

Como ja abordado no texto, compreender a molhabilidade do sistema é
de suma importancia para caracterizar as fases e suas interacées no reservatorio,

influenciando nos parametros de recuperacao de petroleo.

O uso de surfactante para alteracdo da molhabilidade vem sendo estudado
para sistemas de reservatorios convencionais e ndo convencionais. Para nao
convencionais (xisto, por exemplo) caracterizados por permeabilidade baixa ou
ultrabaixa, a adicdo de surfactantes em concentragbes apropriadas nos fluidos de
injecdo aumenta o desempenho no tratamento de fratura hidraulica. Esse auxilio faz
com que haja a alteragcdo na molhabilidade da matriz e, por consequéncia, no
comportamento do fluxo do fluido. Essa alteracédo faz com que ocorra a embebicao
espontanea, causando maior penetracdo da fase aquosa na matriz, vencendo as

forcas capilares que prendem o 0Oleo, resultando na sua liberacao [7].
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Da mesma forma, os surfactantes também séo utilizados em reservatorios
convencionais de arenito e carbonato. O mecanismo de alteracdo de molhabilidade
de poros de rochas convencionais é denominado de mecanismo de limpeza, no qual
o surfactante é responsavel por provocar a dessor¢éo da camada de 6leo. Como pode
ser observado na ilustracdo da Figura 14 o surfactante faz com que a superficie da
rocha passe a ser menos molhavel ao 6leo e mais molhavel a gua. Com o petroleo
dessorvido da rocha e estando em meio aquoso, 0 mesmo se agrega, formando gotas
de dleo, visando a diminui¢éo da area e da energia superficial [7].

Oleo
Rocha l

Alteracao ‘
Molhabilidade Salmoura

Salmoura

Figura 14 - Remocao do 6leo devido a alteracao da molhabilidade. Fonte: Adaptado de [7].

Reservatérios carbonaticos sao preferencialmente tratados com
surfactantes catidénicos (moléculas com a cabeca polar carregada positivamente). Isso
€ devido a semelhanca da carga do surfactante para com a superficie da rocha do
respectivo reservatorio. As cargas negativas dos componentes organicos do petrdleo
encontram-se adsorvidas na superficie positiva dos poros rochosos. Quando o
surfactante catiénico € adicionado, ocorre a interacdo entre a carga positiva de sua
cabeca polar e a porcéo carregada negativamente das moléculas do 6leo, formando
um par iénico. Com isso, o 6leo diminui a sua interacdo com a superficie da rocha e
aumenta a sua interacdo com as moléculas de surfactante, levando a sua remocéao e

recuperagdo com o passar do fluxo do fluido de injegé&o [7].

1.4.1.3 Método alcalino

O método alcalino é uma técnica que usa um composto basico ou um sal

iGnico cuja o cation metalico provém do grupo alcalino ou alcalino terroso. Diferente
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dos outros métodos, o alcalino faz uso de produtos quimicos gerados in situ, atraves
da reacao de um acido com o composto alcalino, durante o processo de EOR. O acido
organico é proveniente das fragcdes acidas do petroleo bruto. O produto gerado desta
reagcdo possui caracteristicas tensoativas, que podem auxiliar na diminuicdo da tenséo

interfacial, como um surfactante in situ, melhorando a recuperacao de 6leo [7].

Ha diferentes condi¢cbes de reservatério para formacdo de um produto in
situ, utilizado para auxiliar na recuperacdo de petréleo. Portanto, 0s mecanismos e
componentes formados podem ser diferentes para cada situacéo, sendo influenciados
pela temperatura, salinidade, pH, concentragéo, entre outros. Os diferentes petréleos
brutos em diferentes reservatérios podem possuir comportamentos amplamente
distintos, quando entram em contato com o composto alcalino. Dependendo da
mineralogia da rocha, pode ocorrer interacdes fisico-quimicas que resultam na
hidrolise, dissolucédo, formacdo de sal insoluvel, entre outras. Devido a isso, alguns
compostos alcalinos foram selecionados para aplicacdo em determinados
reservatoérios especificos [7]. Estes incluem metaborato de s6dio (NaBO2), Carbonato
de Sadio (Na2COs3), hidroxido de sodio (NaOH) e Bicarbonato de Soédio (NaHCO3). A
selecédo do composto a ser utilizado depende do tipo de formacéo, contetudo de argila
e mineral e a presenca de cations bivalentes. O NaOH é o menos utilizado pois, em
altas temperaturas, pois podem causar o aumento da porosidade do arenito, levando
consequentemente a sua perda de massa. Isso pode levar a complicacdes no
momento da recuperacédo, devido a uma alta densidade de particulados sélidos no
efluente. O Na2COs é 0 mais o composto alcalino mais preterido, devido ao seu baixo
custo e melhores propriedades de transporte em meios porosos. No entanto, a
presenca de calcio e outros cations divalentes, podem levar a formacéao e precipitacao
de carbonatos insoltveis, como o de Calcio (CaCOs). Devido a isso, 0 NaBO2 ganhou
mais espago, por ter melhor tolerancia na presenga de ions divalentes e foram
sugeridos como substitutos para o Na2COs. Em reservatorios contendo minerais
argilosos é bastante usado o NaHCOs. Por fim, devido as altas chances de
precipitacdo em reservatorios carbonaticos, dada a alta quantidade de célcio
disponivel no meio, os reservatorios de arenito sdo as formac¢des mais indicadas para

inundacdes alcalinas [7].
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Limitacdes e combinacdes

Os métodos envolvendo surfactantes ou alcalinizantes podem perder sua
eficiéncia durante o fluxo nos poros, devido aos fendbmenos de adsor¢cdo. Uma das
estratégias desenvolvidas para tentar contornar tais limitagdes foi a combinacéo dos
métodos quimicos, utilizando misturas de solu¢des para formacgéo do fluido de injecéo.
A combinacgéo destes métodos pode levar a uma sinergia que resulta no aumento da
recuperacédo de 6leo. O uso de espumas é um exemplo desta sinergia e vem sendo
utilizado e estudado com mais énfase, nestes ultimos anos. Este método pode trazer
um aumento da estabilidade e do controle da mobilidade do fluido de injecéo,
auxiliando na recuperacdo de petroleo [7]. Além disso, outras combinacbes de
métodos podem ser aplicadas, a depender das caracteristicas do reservatorio. Tais

combinacgdes serdo abordadas de forma sucinta a seguir.

1.4.1.4 Método com espumas

A espuma € uma disperséo coloidal de gas em liquido, sendo o liquido a
fase continua e o gas a fase dispersa. Essa dispersdo é mantida estavel cineticamente
através da presenca de um componente tensoativo, como um surfactante, por

exemplo [6].

Os métodos de recuperacao utilizando espumas se apresentaram como
uma forma de contornar algumas limitacdes presentes em outros métodos, como, por
exemplo, os fingers em métodos de injecdo de gas. A espuma faz com que o liquido
molhe continuamente a rocha, permitindo com que o gas se desenvolva
uniformemente no meio poroso. A mobilidade do gas também pode ser controlada
com a espuma, estabilizando a frente de deslocamento. As forcas viscosas e capilares
sao dificeis de gerenciar em injecdo de gas em EOR, portanto, os surfactantes
presentes auxiliam para minimizar a instabilidade viscosa do fluido de inje¢do. Além
disso, as bolhas presentes na espuma auxiliam no controle de mobilidade do gas,

através da diminuicdo das forcas capilares [7].
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1.4.1.5 Método Alcalino-Surfactante (AS)

Neste método, faz-se uso de solugdo alcalina no inicio da injecéo, seguida
por injecdo de surfactante. Foi observado que, desta forma, ha um aumento na
eficiéncia do processo, quando comparado as inje¢des individuais. A por¢ao alcalina
injetada pode reagir com a por¢do &cido nafténica do 6leo bruto, formando uma
espécie de sabdo in situ. A adi¢do do surfactante ao meio alcalino faz com que haja a
formacdo de emulsdes, diminuindo a tenséo interfacial e auxiliando com o aumento
na recuperacao de 6leo. Além disso, a presenca da porcao alcalina diminui o efeito de
adsorcdo dos surfactantes com argila, mantendo o tensoativo mais disponivel para

formacéo das emulsdes [7].

1.4.1.6 Método Alcalino-Polimérico (AP)

Neste método, a injecdo de polimeros em meio alcalino auxilia com o
controle de mobilidade, necessario para o fluido de injecdo empurrar o 6leo do
reservatorio. Além disso, semelhante ao método anterior (AS), a presenca alcalina
reduz a adsorcdo do polimero nos poros rochosos. Contudo, se faz necessario
determinar uma concentracdo alcalina ideal de trabalho, uma vez que um meio
alcalino muito concentrado pode levar a hidrélise das moléculas poliméricas,
diminuindo a sua concentracdo no meio e, portanto, na viscosidade do fluido de
injecdo. Com isso, o controle de mobilidade € diminuido, impactando na recuperagao

do petroleo [7].

1.4.1.7 Método Surfactante-Polimérico (SP)

Neste método, a forma de injecdo ira depender das caracteristicas do
reservatério. Uma caracteristica comum nos reservatorios estd relacionada a
problemas com adsorc¢ao do produto adicionado ao fluido de injec&o. Neste caso, uma
grande quantidade de polimero pode ser injetada primeiro, servindo como um agente
de sacrificio e aumentando a viscosidade do fluido de injecdo. De qualquer forma, a
ordem de injecdo adotada apresenta uma forte tendéncia para aumento de

recuperacédo, devido a melhor difuséo e dispersdo da fase aquosa no reservatorio. [7].
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1.4.1.8 Método Alcalino-Surfactante-Polimérico (ASP)

Neste método, a injecdo ASP traz uma nova sinergia entre os componentes
adicionados com o fluido de injecdo. E um método de EOR quimico considerado
promissor, quando comparado aos meétodos individuais até aqui citados. A primeira
fase de injecdo € composta pelo componente alcalino e surfactante, que mobiliza o
Oleo residual, preso nos poros rochosos. Posteriormente, 0 componente polimérico é
injetado para melhorar a razdo de mobilidade e, consequentemente, a eficiéncia de
varredura volumétrica. Por fim, séo realizadas injec6es de agua doce, visando otimizar
a recuperacao quimica dos componentes adicionais que foram injetados inicialmente
com o fluido. Na ilustracdo da Figura 15 € possivel observar a estratégia de injecdo
do método ASP [7].

Pogo de injecdo Oleo

Banco de

Solucdo de GIED
polimero Pré-lavagem

Fluido de
acionamento (dgua)

Tampio de Solucdo surfactante
agua doce alcalina

Figura 15 - Diagrama representativo da ordem de injecdo do método ASP. Fonte: Adaptado de [7].

A sinergia da porcéo alcalina e do surfactante reduz drasticamente a tensao
interfacial entra a fase aquosa e a oleosa, devido a presenca do surfactante
adicionado e do gerado in situ, através da interacdo do meio alcalino com os
componentes do 6leo. Junto a isso, a por¢ao alcalina também auxilia na protecéo do
surfactante, com relacédo aos processos de adsor¢cédo nos poros rochosos. Por fim, a
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presenca da porcao polimérica auxilia com a mobilidade dos componentes injetados

e ajuda com um maior controle e na eficiéncia de varredura nos poros rochosos [7].

Contudo, tal como em outras metodologias de EOR, a ASP tem as suas
dificuldades, como a precipitacdo e incrustacao de surfactantes, dificuldades em lidar
com as emulsdes geradas no processo e no tratamento do efluente aquoso que é

obtido ao final da injecéo, com relacao aos limites ambientais permitidos.

A precipitacdo de surfactante ocorre através da reacdo dos cations mono e
divalentes presentes na salmoura. O depdsito de material precipitado, em escala de
reservatoério, pode prejudicar no desempenho dos equipamentos de exploracédo dos
pocos. Por esta razdo, o método ASP ndo é muito considerado para exploracdo de
pocos carbonéticos. Ja a emulsificacdo espontanea, gerada no processo, € bem
estabilizada devido a presenca dos polimeros, dificultando a sua quebra para separar
a fase aquosa da oleosa. Isso traz dificuldades no tratamento do efluente, pois a
presenca da fase 6leo na emulsdo faz com que possa ter perda de petroleo,

contaminacdo oleosa do descarte aquoso, além de presenca de soélidos suspensos

[7].

1.4.1.9 Método com Nano fluidos

Neste recente método, em que seus estudos ainda estdo em menor escala
(laboratorial e piloto), particulas nanométricas foram avaliadas como um novo
componente de injecéo para recuperacao de petroleo. Diferentes estudos indicam que
solugdes aquosas contendo nanoparticulas podem recuperar o 6leo preso nos poroso
rochosos de forma eficiente. Durante a inje¢do, as nanoparticulas sao utilizadas na
forma de nano dispersao (particulas nanométricas em agua, alcool ou salmoura) ou

nano fluido (particulas nanométricas em fluidos contendo surfactante ou polimero).

Quando esse método € aplicado, os mecanismos propostos para explicar
seu funcionamento se assemelham com os ja abordados neste capitulo, como:

alteracdo da molhabilidade, reducéo da tenséo interfacial e estabilidade de emulséo.

Inicialmente, as nanoparticulas sdo ordenadas dentro do fluido, levando a
geracdo de uma pelicula, em formato de cunha, entre a fase solida (rocha) e fase

oleosa (petroleo), como ilustrado na Figura 16. Apés a ordenacéo, a pelicula em cunha
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gerada leva a um aumento de pressao de disjuncao nas extremidades da gota. Com
esse aumento, o nano fluido consegue se espalhar sobre a superficie da rocha,
aumentando a sua molhabilidade e diminuindo a molhabilidade do 6leo (com relagéo
a fase solida). Esse mecanismo ocorre gracas ao movimento browniano inerente e a
repulséo eletrostatica entre as nanoparticulas, dentro do gradiente de fluido presente
no veértice da pelicula em forma de cunha. Além do mecanismo de alteracdo de
molhabilidade, foi observado que o uso de nanoparticulas também pode diminuir a
tensdo interfacial entre a fase aquosa (fluido de injecéo) e a oleosa (petréleo) [7].

Por fim, o uso das nanoparticulas pode induzir a formacdo de emulsées
viscosas muito estaveis, quando comparadas a emulsfes formadas através do uso de
surfactantes. Isso acontece, pois, as nanoparticulas adsorvem na interface liquido-
liquido de forma irreversivel (pickering), diferente da adsorcdo de surfactantes, que
tende a ser mais dindmica. Essa adsorcéao irreversivel confere uma maior protecéo
das gotas, evitando os efeitos de coalescéncia e aumentando a estabilidade da

emulsao.

Devido ao grande aumento de estabilidade, o comportamento no processo
de recuperacdo, através gota protegida por nanoparticulas, € diferente quando
comparado com uso de surfactantes. As emulsGes de nanoparticulas auxiliam ao
invés de prejudicarem, principalmente nos efeitos de fingers. Essas gotas de emulsao
sdo estaveis suficiente para preencher os poros ja acessados, contribuindo com a
obstrucdo do fluxo nessas regides mais exploradas e aumentando a eficiéncia de

varredura [7].
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Figura 16 - Ordenagdo de nanoparticulas no filme em cunha resultando no gradiente de presséo
disjungéo no vértice da cunha. Fonte: Adaptado de [7].

1.4.1.10 Diversidade de métodos EOR e enfoque do trabalho

Como pode ser visto no fluxograma da Figura 17, h4 uma variedade de

métodos de avancados de recuperacéo de petréleo, incluindo métodos térmicos e nao

térmicos. Dentre esses, nesta dissertacdo de mestrado, dois métodos seréo

destacados por motivos distintos: recorréncia e inovagao, relacionados ao uso de

Solucbes de baixa salinidade (Low Salinity - LS) e Adicao de ions metalicos (Cobre

I), respectivamente.
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Figura 17 - Fluxograma com a classificacdo dos diversos métodos desenvolvidos para a recuperacao
avancada de petrdleo (Enhanced Oil Recovery — EOR). A associacdo de alguns métodos esta
representada pelas siglas: AS = Alcalino + Surfactante; AP = Alcalino + Polimero; SP = Surfatante +
Polimero e ASP = Alcalino + Surfactante + Polimero. Os métodos de LS (low salinity) e adi¢cdo de Cobre
(I ndo se enquadram neste fluxograma em especifico. Fonte: Adaptado de [8].

1.4.2 Recuperacéo de petréleo por 4gua de baixa salinidade, Low Salinity
Enhanced Oil Recovery (LSEOR)

1.4.2.1 Principio empirico

Nas ultimas duas décadas, o Low Salinity (LS) atraiu o interesse de
produtores de petroleo, devido a indicacdo de muitos trabalhos de pesquisa, além de
observacbes empiricas, demonstrarem que a injecdo de salmouras de baixa
salinidade (diluidas com agua pura) pode resultar em um aumento da recuperacdo de
petréleo [10,11].

O principio de uso do método LS esta no fato de se realizar algumas etapas
de diluicdo da dgua do mar. Em um primeiro momento, apds o uso da agua do mar

como fluido de injecéo, visando recuperagdo do 6leo, realiza-se uma diluicdo dessa
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salmoura com agua (doce), sendo a nova solucdo injetada na sequéncia. Foi
observado que, apoés a diluicdo da agua do mar e sua nova inje¢cao, ha aumentos na
recuperacdo do petroleo. Esse aumento € obtido mesmo apo6s o reservatério atingir
um coeficiente de recuperagdo nulo. Em outras palavras, mantém-se constante a
concentracdo salina da salmoura até que nao haja mais aumento de recuperacéo do
poco produtor. Apds a recuperacao do 6leo cessar, realiza-se uma nova diluicdo da
salmoura que, em muitos casos, quando injetada, volta a aumentar a producao de
Oleo do reservatério. Conforme a injecéo do fluido diluido ocorre, a recuperacédo do
petréleo volta a atingir baixos valores, tendendo a ndo remover mais o 6leo das
rochas. Nesta etapa, se faz uma nova diluicdo da salmoura, diminuindo ainda mais a
concentracdo salina dos ions presentes na fase aguosa. Em muitos casos, a nova
diluicdo leva novamente ao aumento de recuperacao do reservatorio. Esse ciclo de
diluicbes e aumento de recuperacdo vai diminuindo conforme sua aplicacao,

chegando no limite de producao do poco, através do uso deste método [8-12].

No gréafico apresentado na Figura 18 pode-se observar um exemplo de
recuperacdo de 6leo por injecdo de solucdo de baixa salinidade. O experimento
realizado por A. Yousef et al., que resultou no grafico apresentado na figura, foi em
pequena escala (laboratorial) e em condicbes de temperatura e pressao bem
controladas. Esta metodologia, de forma resumida, consiste em preparar um cilindro
de rocha carbonética (matriz conhecida e de baixa complexidade) preenchido, através
dos poros, com petréleo bruto, procurando simular as condi¢cdes encontradas no

reservatorio [13].

7

O preenchimento €& realizado através de algumas etapas
prévias/preparativas, fazendo a determinacao do volume poroso do cilindro antes do
seu preenchimento e adicionando, durante 1 semana, um volume conhecido de agua
de formacgéo (solugéo salina de alta concentragao ionica, aproximadamente 5 vezes a
concentragao salina da agua do mar). Apos isso, o cilindro rochoso é “envelhecido”,
deixando em contato com o petréleo, em um ambiente pressurizado e de temperatura
controlada, por seis semanas. ApOs ter seu volume poroso preenchido, o cilindro &
colocado em um sistema pressurizado de injecdo de fluido de recuperagéo. A partir
deste ponto, é iniciada a injecdo da agua salina e suas respectivas diluigdes.
Conforme o fluido de inje¢&o percorre a rocha, ha o arraste do 6leo de interesse, que

vai sendo recuperado. Dependendo da composi¢cao do sistema (concentragéo salina



49

na fase aquosa, caracteristicos do 6leo e tipo de matriz rochosa), havera diferentes
interacOes fisico-quimicas entre os componentes e, portanto, diferentes valores de
recuperacédo de 6leo. O volume de injecdo de agua salina (na abscissa do gréfico da
Figura 18) é dado em volumes porosos da rocha. Enquanto nas ordenas tém-se a
porcentagem acumulada (%) de petréleo recuperado e a taxa de injecao (em volumes

porosos da rocha por minuto).
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Figura 18 - Grafico de experimento de recuperagédo de 6leo. A curva azul representa a quantidade de
Oleo recuperada da rocha preparada, em fungéo dos volumes porosos de agua salina injetada. A curva
em vermelho representa a taxa de injecéo implementada durante o experimento. Fonte: Adaptado de
[13].

Analisando os resultados da Figura 18, pode-se evidenciar os efeitos do
low salinity, em condicdes laboratoriais. Nos primeiros volumes porosos de injecao,
de 0 a 5, ocorre a recuperagéo de cerca de 70% do 6leo que estava aprisionado na
rocha estudada neste exemplo. Nos volumes seguintes, de 5 a 10, mantém-se a
injecdo da agua salina, mas a recuperagdo de oOleo cessa, se mantendo em 70%.
Neste momento, € feita a alteracdo do fluido que esta sendo injetado para uma
salmoura diluida em duas vezes e, com ela, ha indicios de aumento de recuperacéo
de 6leo que havia cessado (7%). ApOs nova estabilizagdo, ha uma nova diluicdo da

salmoura, que provoca em um novo aumento de producdo (9%). A metodologia é
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aplicada até que ndo haja mais indicios de recuperacao adicional de 6leo, mesmo com

as alteracdes (diluicbes) do fluido de injecao (salmoura).

Neste experimento, houve uma recuperacao de quase 90% da quantidade
de Oleo que foi utilizado para preencher a rocha. Esse valor € devido, principalmente,
pela recuperacéao inicial (70%), obtida através da injecdo da salmoura sem diluicéo.
Essa recuperacdo inicial ndo é frequentemente observada, principalmente em
aplicacbes de LS em reservatorios. Isso pode ser explicado devido ao fato de o
procedimento ter sido executado de forma bem controlada e utilizando uma matriz
bem menos complexa do que a dos reservatdrios. Contudo, a parte mais importante
deste experimento esta no pds-recuperacao inicial, quando se da de fato o inicio do
LS, pois comeca as etapas de diluicdo da salmoura de injecao. Nesta etapa, é possivel

notar o efeito do método com clareza e seus nimeros sdo mais condizentes.

1.4.2.2 Mecanismos propostos para Low Salinity

Véarios mecanismos foram adotados, na literatura, para explicar o
incremento obtido na utilizacdo do LS em arenitos e formacdes carbonaticas. Os mais
proeminentes e discutidos sdo os que envolvem estudos das interacdes fluido-fluido
(salmoura-petréleo) e rocha-fluido (mineral-petréleo e mineral-salmoura). Estao
principalmente relacionados com a alteracdo da molhabilidade, tipo de interagéo
eletrostatica, possivel dissolu¢do de minerais, migracdo de moléculas entre as fases,
efeitos de pH, formacéo de micro dispersdes e reducdo da tensédo interfacial. Esses
mecanismos, na maioria dos casos, estdo associados e séo utilizados de forma

conjunta para explicar o fendbmeno observado [8].

1.4.2.2.1 Interacdes rocha-fluido (alteracdo da molhabilidade)

A alteracdo da molhabilidade de rochas reservatorios contribui para a
eficiéncia do deslocamento na escala porosa. Acredita-se que essa alteracdo € a
responsavel pela maior contribuicdo do aumento da recuperacéo de oleo, durante a
aplicacdo do LS. Essa alteracdo da molhabilidade, na aplicacdo do método, em

minerais como arenito e carbonatos pode ser explicada a partir das interacdes



51

eletrostaticas, da dissolugcdo do mineral e da troca ibnica multivalente presentes no

meio [8].

- Interacoes eletrostaticas

A adsorcao de moléculas sobre uma superficie carregada pode ser regida
através da carga dos portadores (cations e anions) e suas concentracées no meio em

gue o fendbmeno ocorre.

Em arenitos, a presenca dos cations da salmoura pode atuar como uma
ponte (entre a superficie do mineral e do 6leo), atraindo cargas negativas presentes
no petroleo, como derivados de carboxilatos, mantendo a superficie da rocha mais
molhavel ao 6leo. Para as rochas carbonaticas, de superficie positivamente
carregada, a interacao eletrostética resultante também denota uma forte ligagéo 6leo-
rocha, através dos mesmos carboxilatos adsorvidos na superficie sélida. Com a
diluicdo da salmoura e, consequentemente, da diminuicdo da salinidade da fase
aquosa, a densidade de interacdes eletrostaticas 6leo-rocha (auxiliada pelos cations
aquosos) é diminuida, impactando diretamente na molhabilidade da rocha ao dleo.
Conforme a diluicdo ocorre, a tendéncia € de diminuicdo da molhabilidade ao 6leo e
aumento de molhabilidade a agua. A literatura reporta, em experimentos, que reducao
idnica do fluido de injecdo (salmoura), a partir da diluicdo leva a troca catidnica da
interface rocha-agua e ao aumento da espessura da dupla camada elétrica, fazendo
com gue a superficie da rocha se torne mais negativa e, portanto, diminuindo a atracao

eletrostatica rocha-o6leo [8].

- Troca ibnica multivalente

A troca ibnica multivalente também é apontada como causador na alteracao
da molhabilidade em sistemas envolvendo arenitos e carbonatos. Em carbonatos, a
presenca de ions sulfatos (SO4%) na salmoura injetada, pode provocar a migragéo de
fons célcio (Ca?") da rocha para interface, interagindo fortemente (interacdo
especifica). Essa nova interacdo, por consequéncia, faz com que os componentes do
6leo, antes adsorvidos, figuem mais livres, levando a superficie da rocha a ser mais

molhavel a 4gua [8].
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Em experimentos de embebicdo espontanea, utilizando superficies
calcarias em solucdo aquosa de sulfato de magnésio (MgSQOa4), foi observado por
Zhang et al. que, em altas temperaturas, ha aumento no grau de substituicdo de Ca?*
por Mg?* na superficie calcaria, evidenciando a capacidade dos ions SO4% em interagir
com os fons Ca?* [14]. O esquema do mecanismo proposto para a acdo dos ions

sulfato pode ser observado na Figura 19.

(A) (B)
Ca2* 5042*, Mg2+
S0, Ca2*
+ + +
CaCoO;

Figura 19 - Modelo esquematico do mecanismo sugerido para a alteracdo da molhabilidade induzida
pela agua do mar. (A) Mecanismo proposto quando Ca2+ e SO42- sdo ativos em temperaturas baixas
e altas. (B) Mecanismo proposto quando Mg2+ e SO42- séo ativos em temperaturas mais altas. Fonte:
Adaptado de [14].

Também ha experimentos de recuperacdo, realizados Lager et al., que
envolvem analise de efluentes. Nos estudos, rochas de arenito foram utilizadas para
se passar um fluido de injecédo salino, de concentracdo idnica conhecida. Apds a
injecdo e, posteriormente, recuperacdo, o efluente foi analisado através de
espectroscopia de massa com plasma indutivamente acoplado (ICP-MS). Foi
observado que as concentracdes de Ca?* e Mg?* foram consideravelmente mais
baixas que suas concentracdes iniciais injetadas, apontando que ha uma forte

adsorcao dos ions na matriz da rocha, evidenciando o efeito de troca i6nica. [16]
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- Dissolucao mineral e efeitos de pH

A dissolugéo do mineral e 0 aumento do pH da salmoura efluente s&o outros
possiveis mecanismos que podem explicar os efeitos observados, empiricamente, a
recuperacao de Oleo através do Low Salinity. A depender da concentracdo da solucéo,
0S minerais carbonéaticos podem precipitar ou dissolver na salmoura. A taxa de
dissolucdo depende da salinidade do meio, da temperatura no reservatorio e da area
superficial dos minerais em contato com a fase aquosa. Essa dissolucdo pode
melhorar ou prejudicar propriedades das rochas reservatorios, como a porosidade e
permeabilidade. Além disso, conforme a salmoura é injetada e essas possiveis
reacoes ocorram, pode haver mudancas no pH do efluente, influenciando na
molhabilidade das fases liquidas com o carbonato e, por consequéncia, na

recuperacao de 6leo [8].

Através de experimentos de injecdo de agua de baixa salinidade em
calcarios, Austad et al. observou que a concentracdo de ions SO4% aumenta no
efluente, devido a dissolucdo da anidrita (CaSOa4). Além disso, foi observado a
diminuicio de NaCl. Essa alteragdo, no decorrer da injecdo, influéncia na
molhabilidade do meio poroso, indicando o efeito de dissolu¢cdo nos resultados de

aumento de recuperacao de petrdleo durante os experimentos [17].

Apbs experimentos de injecdo de agua salina concentrada e diluida, Al-
Bayati et al. observou diferenca nas recuperacfes e nas caracteristicas petrofisicas
de cilindros rochosos, através de deslocamentos nas curvas de permeabilidade
relativa, tanto ao 6leo quanto a agua, indicando uma maior molhabilidade a fase

aguosa [18].

Também foi observado que o aumento do pH do sistema salino pode afetar
na recuperacdo de Oleo. Austad et al. discutiu 0 mecanismo quimico envolvendo a
variacdo do pH em arenitos. Foi proposto que, as fracdes organicas acidas/basicas
do petroleo podem se adsorver na superficie do mineral, auxiliado pelos céations da
salmoura (principalmente os divalentes). Em condicfes de reservatério, apos atingir o
equilibrio termodinamico, a inje¢cdo de agua salina de baixa concentragédo perturbam
o sistema, fazendo com que haja uma dessor¢ao dos cations e uma substituicdo pelo

H* do meio aquoso, compensando a perda dos cations salinos e resultando no
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aumento do pH. Com esse aumento e a formacédo de OH™ no meio. A hidroxila pode
reagir com os componentes acidos ou basicos da argila, levando a liberacdo desses
componentes, que podem estar interagindo com fragbes oleosas na superficie,
facilitando na remocdo do 6leo [19]. Esse processo, como um todo, pode ser

observado no esquema da Figura 20.
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Figura 20 - Mecanismo proposto para efeitos EOR de baixa salinidade. (A) Dessor¢cdo de material
bésico. (B) Dessorcao de material acido. O pH inicial nas condi¢fes do reservatério pode estar na faixa
de 5. Fonte: Adaptado de [19].

1.4.2.2.2 Interacoes fluido-fluido

- Formagéao de micro dispersao

Segundo a literatura, o uso do LS pode afetar significativamente a tenséo
interfacial do sistema, devido a difusdo de materiais tensoativos naturais (nafténicos,
asfaltenos e &cidos organicos) para a interface fluido-fluido (salmoura-6leo). Essa

pequena difusdo é suficiente para formacao de micro dispersdes [20].

A micro dispersdo consiste em bolsdes de agua salina envolvidos por
componentes tensoativos (surfactantes naturais) do petréleo bruto, na fase oleosa.
Essa interagdo entre as fases liquidas, formando a dispersdo, pode auxiliar na
mudanca da carga superficial das gotas de Oleo, gerando uma forca de repulséo entre
a gota oleosa e a superficie da rocha, causando assim a alteracado da molhabilidade.
Foi observado por Emadi and Sohrabi, que as micro dispersdes se formam com mais

facilidade em meio de menor salinidade, apontando outro possivel mecanismo que
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auxilia na compreenséo do fenébmeno do LS [21]. O esquema comparativo dos dois

meios salinos (concentrado e diluido) pode ser observado na Figura 21.

Para o0 meio de alta salinidade (Agua do mar), h& baixa formacé&o de micro
dispersdes, por se tratar de um meio que havera uma maior blindagem das cargas
dos surfactantes, ficando menos disponiveis para formar a dispersdo. Conforme a
diluicdo ocorre, durante a injegcdo do LS, a blindagem se torna menos eficaz,
aumentando a capacidade do sistema em formar as micro dispersdes aquosas, que
podem se formar no interior das gostas de Oleo. Os surfatantes que estéo na interface
Oleo-rocha acabam particionando entre a interface e o interior do 6leo, devido a
formacao da dispersdo. Com isso, ha a mudanca na carga superficial éleo-rocha,
impactando diretamente na molhabilidade do sistema. Neste caso, correlacionando
com os resultados de aumento na recuperacéo de petréleo, a molhabilidade ao 6leo

é diminuida e a 4gua é aumentada [20-22].
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Figura 21 - Mecanismo proposto para formagédo de micro dispersdo em (A) meio de alta salinidade
(dgua do mar), (B) meio de baixa salinidade (injecao de LS). Fonte: Adaptado de [8].

Além disso, Mehraban et al., através de espectroscopia de infravermelho,
analisou a micro dispersao formada durante experimentos envolvendo LS. Foi notado
que as dispersdes sao criadas a partir dos componentes acidos do petréleo bruto,
desempenhando um papel muito importante na alteracdo da molhabilidade do 6leo
[22].

Por fim, Al-Hammadi et al. conduziu um experimento detalhado sobre o
impacto da micro dispersdo no deslocamento de Oleo durante os experimentos
envolvendo LS. Neste estudo, foram utilizados trés tipos de petréleo: Os dois primeiros
(A e B) possuiam propriedades semelhantes, mas o 6leo A com alta propensao a

formar micro disperséo e B com baixa propenséao a formar micro dispersao. O terceiro
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tipo de 6leo (C) também produzido a partir do petréleo bruto, mas removendo materiais
tensoativos, responsaveis pela formacao de micro dispersdo. Apés o preenchimento
das rochas (arenito ricas em argila) com os trés tipos de 6leo (A, B e C), foi iniciada a
injecdo com LS. A recuperacao incremental de petréleo, da amostra A (alta propenséo
a formacédo de micro dispersao), foi de 6,3%. Ja para a amostra B (baixa propensao a
formacdo de micro dispersdo) e amostra C (6leo sem a presenca de materiais

tensoativos), nao foi observado recuperagéo incremental significativa [23].

- Reducéo da tenséo interfacial (Agua-6leo)

A reducdo da tensdo interfacial € apontada, por alguns pesquisadores,
como um possivel mecanismo para compreensao do efeito do LS. Mokhtari et al.
avaliou o impacto da interacdo fluido-fluido durante o LS. Notou-se que o0s
componentes polares do petréleo podem se dissociar a medida que a salinidade da
salmoura varia, afetando as propriedades de interface. Foi concluido que existe uma
forca ibnica onde a reducédo da IFT é maxima. Além disso, a dissociacdo de acidos
nafténicos, do petréleo bruto em salmoura, pode causar uma reducdo do pH na
interface, levando a alteracdo molhabilidade para uma condicdo mais umectante.
Além disso, a dissociacdo dos componentes polares do O6leo tende a gerar
surfactantes in situ, que podem atuar como no processo quimico de injecéo alcalina
(item 4.1.5.) [24,25]. Contudo, é importante ressaltar que ha outros pesquisadores que
apontam que a reducédo da tensdo interfacial ndo é necessariamente causada pelo
LS. Alguns, inclusive, viram o efeito oposto, a depender das condicfes experimentais.
Logo, o mecanismo de variacao de IFT ndo pode ser classificado como priméario, para
compreensao dos fenbmenos observados na recuperacdo de petrdleo via LS
[13,16,20].

1.4.2.3 Limitagbes do Low Salinity

Embora numerosas pesquisas tenham destacado os efeitos positivos para
0 LS, apresentando possiveis mecanismos para justificar a recuperacdo observada,

h& limitagcdes para este método.
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A utilizacdo do LS é inadequada para reservatérios caracterizados por 0leo
pesado. Para reservatorios caracterizados por alto teor de petréleo bruto, de alta
viscosidade, existe uma razdo de mobilidade elevada, entre o fluido aquoso injetavel
e 0 Oleo do reservatorio, causando fenbmeno de finger viscoso, levando a baixa
eficiéncia de varredura. Neste caso, se faz necessario o uso metodos combinados,
utilizando soluc¢des poliméricas, como ja citado no item 4.1.1.1., levando a uma
diminuicao da razao de mobilidade e, portanto, do efeito de finger viscoso. Outro fator
preocupante com a utilizagdo do LS € o de dissolucdo de mineral. Mesmo que esse
mecanismo possa auxiliar no processo de recuperacdo, ha uma forte preocupacao
devido ao seu potencial em causar danos a formacéo rochosa, principalmente em
reservatérios carbonaticos. Por fim, um dos principais desafios do LS esta na
necessidade grandes volumes de agua doce, para o processo de diluicdo da agua do
mar, pois muitos reservatorios se encontram a grandes distancias da costa litoral,
dificultando o acesso. Juntamente a isso, se faz necessario avaliar, economicamente,
metodologias de dessaliniza¢do da dgua do mar, que pode ser utilizada para diluicdo

e posterior de injegao [8].

1.4.3 Adicao de ions cobre na agua do mar

Dado ao grande leque de possiveis métodos de EOR, novos trabalhos vém
sendo desenvolvidos. Até o presente momento, foram apresentados os principais
métodos, pautados em realizar diluicbes da agua do mar, na utilizacdo de moléculas
organicas (polimeros e surfactantes), nanotecnologia ou até mesmo no uso de gas
(CO2 supercritico). Contudo, ha novos métodos, que consistem em realizar adicdo de
ions metélicos ndo constituintes da salmoura, como o Cobre (IlI), que também sera

abordado neste trabalho [7-9].

Estudos de EOR recentes indicam que solugbes aquosas diluidas,
contendo ions Cu (Il), quando injetadas em rochas carbonaticas, podem levar a um
aumento na producgédo de 6leo. O método, basicamente, consistente em realizar a
adicdo, em modo terciario, durante a exploracdo de 6leo. Em outras palavras, iniciar
a adicdo de uma solucdo aquosa contendo um sal de Cu (Il) apos ter sido obtida a
maxima extragdo de petroleo, atraves da inje¢éo inicial de salmoura. Para isto, faz-se

a adicéo do sal de cobre na propria agua do mar de injecdo, dando continuidade ao
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processo de extracdo. Apds alguns volumes adicionados, o sistema comeca a
apresentar novos indicios de recuperacdo, mesmo apos ter atingido o seu maximo
durante o processo que precede a adi¢do do Cu (Il). Segundo Bernardinelli et al., essa
nova recuperacao pode atingir valores em torno de 13% (além da recuperacao inicial).
Considerando o volume total de um reservatoério, essa recuperacao representa valores

significativos de petréleo extraido, mesmo utilizando baixas concentracdes de Cu (II)
[9].

Para a investigacdo do fendmeno envolvendo o cobre, os autores
simplificaram o sistema, usando como fase oleosa o acido octandico. Partiu-se do
pressuposto que as fracfes acidas do petrdleo seriam responsaveis, juntamente ao
Cu (I), pela possivel interacdo na interface 6leo-agua-rocha [9]. Estudos literarios
mostram gue o cobre tem uma alta afinidade pela superficie da calcita. Além disso,
ele pode complexar na presenca de moléculas organicas. Tais componentes estao
diretamente associados as interfaces que ditam a condicdo de molhabilidade do
sistema. Portanto, a adsorcéo do cobre na superficie da rocha, levando a formacao
de um possivel novo mineral, além do particionamento do cobre, na fase oleosa
(complexacéo), foram considerados inicialmente possiveis explicacbes para o

mecanismo de alteragdo da molhabilidade [9,26,27].

Bernardinelli et al. realizou experimentos de ressonancia magnética

nuclear de baixo campo que, através do tempo de relaxacao T2, conseguiu observar
uma pequena migracao de cobre da fase aquosa (fluido de injecéo) para a fase oleosa
(acido octanoico). Além disso, houve uma mudanca na coloragéo do acido, passando
de incolor para esverdeado. Além disso, também foi observado mudanca de
coloracdo, em maior intensidade, nos cristais de calcita, também indicando a migracéo
do cobre da fase aquosa para a fase sélida. Medidas de Microscopia eletronica de
varredura com emissao de campo (MEV-FEG) e de Espectroscopia de raios X por
energia dispersiva (XEDS) foram realizadas, corroborando com os resultados e
observacdes levantadas. Foi possivel detectar, através das imagens e dos
difratogramas, a formag&o de um mineral de cobre na superficie da calcita, a atacamita
[9]. Na Figura 22 é possivel observar o imageamento da superficie do cristal e os

difratogramas.
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Figura 22 - (a) imagens MEV-FEG e (b) mapeamento EDS de calcita, apds tratamento com soluc¢des
de Cu(ll) (2,0 g L'Y) em agua do mar, sendo: cobre = verde; calcio = roxo; cloro = amarelo; vermelho =
oxigénio. (c) Difratogramas de p6 de calcita, pura e tratado com a mesma solucdo de Cu(ll) em agua
do mar, com e sem cobertura prévia de acido octandico. Os pontos vermelhos e verdes atribuem os
respectivos picos de paratacamita e padrdes de halita, obtidos do Banco de dados de estrutura
cristalina inorganica (ICSD). Fonte: Adaptado de [9].

Diante dos resultados observados pelos autores, foi proposto um
mecanismo para elucidar o fenbmeno de EOR-Cobre baseado na combinacdo dos
dois efeitos (a complexacdo e a formacdo da atacamita), conforme esta
esquematicamente apresentado na Figura 23 [9].
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Figura 23 - Mecanismo proposto para acdo do Cu (Il) na dessorcao do 6leo da calcita (considerando
acido octandico como a fragao acida oleosa). (a) A salmoura contendo Cu (ll) é injetada e, inicialmente,
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a fracdo acida esta sob adsorcao/equilibrio de dessorcéo nas interfaces éleo-salmoura e 6leo-calcita.
(b) O equilibrio é perturbado devido a complexacéo acida na fase oleosa. (c) A readsor¢ao pode ndo
ocorrer devido a alta energia de formacéo, o fluxo impede a sistema atinja o equilibrio de adsorcao, e
a atacamita comeca a mineralizar em cima da calcita. (d) A cobertura de calcita pela atacamita
prossegue, entretanto o 6leo é arrastado para fora do reservatério. A camada inferior (legnda) atribui
cada um dos componentes do modelo de mecanismo proposto na Figura. Adaptado de [9].

1.4.4 ConsideracOes de Recuperacao Avancada: Low Salinity e Cobre (I1)

Como previamente apresentado, hd muitos mecanismos por tras do efeito
de LSEOR. Contudo, o fenbmeno ainda néo € totalmente compreendido, apesar de
muitos esforcos dedicados por diferentes grupos nas ultimas duas décadas [10]. No
entanto, muitos desses mecanismos propostos pela literatura podem ser
controversos, pouco claros, ou algumas vezes dificeis de se reproduzir
experimentalmente, principalmente aqueles envolvendo evidéncias de molhabilidade
alterada [15]. Logo, pode-se dizer que ha existéncia de lacunas que precisam ser

preenchidas quanto ao entendimento dos efeitos causados pelo LSEOR.

Ja, com relacdo ao método envolvendo o cobre (ll), se faz necessario
compreender o papel do metal nesse novo sistema. Elucidar a sua diferenca com
relacdo aos outros metais contidos na agua do mar (alcalinos e alcalinos terrosos),
pode auxiliar na compreensédo do mecanismo de funcionamento deste recente método
EOR. Além disso, avaliar aspectos mais diretos com relacdo a recuperacao de 6leo

em si, levando em consideracédo a alteracdo da molhabilidade.

Analisando os dois métodos apresentados com mais detalhes (LS e Cobre),
fica claro que, para um bom funcionamento do método, mudangas na molhabilidade
do sistema Oleo bruto-salmoura-rocha sédo desejaveis, pois, a variacdo na interacao
guimica entre os componentes do 6leo e a superficie das rochas reservatorios levam
a uma adsorcdo de Oleo menos estavel, levando a uma natural melhoria da

recuperacao.
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2. OBJETIVOS

O objetivo deste projeto € investigar as interagdes quimicas presentes nas
interfaces o6leo-calcita-agua que compdem os sistemas de recuperacdo avancada de
petréleo e como tais interacbes podem auxiliar na compreensdo dos fendmenos de

recuperacao ja conhecidos (Low Salinity e adicdo de cobre).
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3. PARTE EXPERIMENTAL

3.1 Materiais

3.1.1 Fases

Trés fases foram adotadas para a realizagcdo deste estudo, a fim de se
replicar alguns componentes presentes no reservatorio, em condicfes de injecado Low
Salinity e Adicdo de Cobre. Uma fase solida, que representa a rocha em que o 6leo
se encontra aprisionado, uma fase oleosa para representar o proprio petrdleo e uma

fase aquosa, representando o fluido que é injetado para recuperacao de 6leo.

3.1.1.1 Fase solida

Para compor a fase solida o ideal seria utilizar rocha carbonatica de
reservatorio, ou tarugos cilindricos de um mineral que represente a parte majoritaria
do reservatoério carbonatico (dolomita, por exemplo). Contudo, como se trata de um
sélido de superficie que apresenta irregularidades e porosidade (mesmo que lixado),
preferiu-se utilizar uma superficie mais homogénea. O motivo para essa escolha se
deve ao fato de que esse tipo de superficie (irregular e porosa) ndo € indicada para
experimentos envolvendo medidas de angulo de contato. Quando a fase liquida é
depositada sobre o sélido pode haver pontos de contato diferentes, levando a pontos
distintos de interacdes entre as fases, além da possivel penetracdo do liquido nos

poros da rocha (capilaridade).

O solido escolhido para contornar os problemas citados no paragrafo
anterior, foi de mesma composi¢do majoritaria, de reservatorio do pré-sal, um cristal
de calcita. Por se tratar de um cristal e de mesma composi¢ao quimica (CaCOs), sua
estrutura de maior organizacdo molecular (cristalina) leva a uma drastica diminuicao
dos fatores que podem influenciar nas medidas de angulo de contato, citados
anteriormente (porosidade e heterogeneidade) [28].

Os cristais obtidos foram clivados em pedacos planos menores, para que
pudessem ser utilizados como a fase soélida, sob as quais foram depositadas gotas e

avaliando a molhabilidade, através do angulo de contato.
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Apos a clivagem, os cristais foram limpos através do método de irradiacéao
UV/Ozobnio (O3) [29]. As amostras foram irradiadas com UV/Os por 10 minutos. A

distancia entre a fonte de irradiacéo e os cristais de calcita foi de 20mm.

3.1.1.2 Fase oleosa

Para compor a fase oleosa, em um primeiro momento, seria ideal o uso do
Oleo bruto (petréleo). Contudo, devido a complexidade do petréleo (composicdo
variada e diversa), preferiu-se fazer uso de 6leos modelos inicialmente, e, conforme
os resultados fossem obtidos, aumentar a complexidade do sistema, passando do
6leo modelo para o 6leo bruto (petréleo). Além disso, a presenca de componentes que
levam o petréleo bruto a ter uma coloracdo escura (asfaltenos, por exemplo),
impossibilitam a visualizacdo das demais fases presentes (solida e aquosa),
impedindo com que se faca as medidas fotograficas na interface (este aspecto sera
melhor discutido no item 3.1.3. do capitulo 3). Para contornar esse problema, foram

escolhidos dois compostos diferentes: acido octandico, e éleo condensado.

O condensado, foi cedido pela empresa REPSOL-SINOPEC Brasil,
responsavel pelo financiamento do projeto. Esse O6leo possui uma coloragéo
alaranjada-translucida, sendo possivel a visualizacdo das demais fases no sistema
(aquosa e solida), como observado na Figura 24. Segundo a empresa, por se tratar
de uma fracdo de condensados do 6leo bruto, o condensado possui uma constituicao
mais simples em termos de composi¢cao quimica, majoritaria em hidrocarbonetos de

cadeia curta (Cs a C12).
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Fase aquosa

Fase oleosa

Fase solida

Figura 24 - Foto do sistema contido em cubeta de 30 mL, no qual pode ser observado as 3 fases
presentes: condensado (alaranjado, fase oleosa majoritaria no sistema), cristal de calcita (fase sélida)
e uma gota de 4gua do mar depositada sobre a calcita (fase aquosa).

O acido octandico foi escolhido de acordo com a literatura, pois alguns
mecanismos justificam que o efeito do low salinity possa estar vinculado a fracédo acida
do 6leo e do pH na interface, além de ter sido utilizado como 6leo modelo para
experimentos com o cobre (). Esses estudos apontam que fragdo acida do petréleo
interage quimicamente com o carbonato presente na calcita, mantendo o 6leo preso

a estrutura rochosa [30].

3.1.1.3 Fase Aquosa

Para compor a fase aquosa, foi utilizada a composi¢do da agua do mar (que
sera referido no trabalho como sea water - SW) e suas respectivas diluicdes, pois € o
fluido utilizado na recuperacdo de petréleo através do método low salinity. A
composic¢ao da salmoura encontra-se na Tabela 3, sendo informadas e adotadas pela
REPSOL-SINOPEC.
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Tabela 3 - Composicéo e concentracdo de agua salina (Agua do mar) utilizada por litro de solucao.

Sal Massa (g)
NaCl 23,7421
KCI 0,7245
MgCl..6 H20 10,5508
CaCl2.2 H20 1,4669
SrCl2.6 H20 0,039
Naz2S0q4 3,9165
NaHCO3 0,1927

Salinidade total 34326 (mg L) / (ppm)

As diluices escolhidas foram de duas vezes, dez vezes, cinquenta vezes
e cem vezes, representados respectivamente por SW/2, SW/10, SW/50 e SW/100.
Todas as diluicbes foram realizadas utilizando 4gua deionizada obtida através do

equipamento Milli-Q ultra pure water (UPW).

Para representar os futuros resultados, considerou-se as densidades e
concentracdo total da dgua do mar (SW), junto com suas respectivas diluicdes, de
acordo com a Tabela 4. As densidades foram determinadas a partir do uso do
densimetro de bancada digital DMA 5001 da Anton Paar.

Tabela 4 - Densidade e concentracao salina 4gua do mar sintética e suas respectivas diluicfes

Salinidade Concentragado (ppm) Densidade (g/cm?) - 25°c
SW 34326 1,0225
SW/2 17163 1,0098
SW/10 3433 0,9996
SW/50 687 0,9976
SW/100 343 0,9973
UPW 0 0,9970

Para os experimentos realizados com o cobre (11), foi utilizado o sal cloreto

de cobre (1) como fonte do metal. Essa escolha se deu pelo fato de que o cloreto ja
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se encontra em uma alta concentracdo no sistema e sua adicdo como fonte de cobre
nao gera grandes alteracdes na fase aquosa (aumento de forca iGnica, precipitacao
de sais, variacdo do pH). Contudo, é importante ressaltar que, para estudos que
envolveram o Cu?* a &gua do mar deve ser isenta de ions bicarbonato, porque
ocorrera o deslocamento do equilibrio quimico para a formacéo do anion carbonato
que, na presenca do Cu(ll), ira precipitar na forma de carbonato de cobre (CuCOgs;
Kps = 1,4.1019 [31]. Essa precipitacdo leva a remogdo dos ions Cu(ll) do meio

aquoso, interferindo na observacgao do fendmeno de recuperagéo de 6leo.

Uma observacao importante que pode ser feita, com relacdo a precipitacao
do cobre na presenca do bicarbonato, esté relacionada a aplicacdo desse método em
campo de exploracgéo. Inicialmente pode-se utilizar de uma primeira frente de agua do
mar para precipitacao de todo bicarbonato com o cobre, filtracdo e separacao e, por
fim, a injecdo. Esse cobre retido ndo é perdido, ap6s a remocao do bicarbonato. Ele

pode ser recuperado através da acidificacdo do sal (carbonato de cobre).

Todos os sais citados e utilizados neste trabalho tiveram como fornecedora

a empresa Sigma Aldrich, apresentando teores de pureza acima 98%.

3.2Métodos
3.2.1 Montagem dos sistemas

Para realizar as medidas de tensao superficial, interfacial e angulo de
contato, foi preparado quatro tipos de sistemas distintos. Tais sistemas, foram
construidos com base no mesmo equipamento, o Tensiémetro optico Biolin Scientific,
modelo Theta Lite 100 e software OneAttension, apresentado na Figura 25. Ele é
capaz de realizar os trés tipos de medida. Seu funcionamento e aplicacdo serao

discutidos para cada sistema.

E importante ressaltar que todas as medidas foram realizadas em

quintuplicatas a 25,0°C, fazendo uso de banho termostatico.
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Figura 25 - Foto do equipamento responséavel pelas medidas interfaciais, o Tensiémetro. Nele, medidas
de diversos sistemas foram realizadas, sendo possivel analisar interacdes liquido-ar, liquido-liquido e
sélido-liquido.

3.2.1.1 Primeiro sistema

O primeiro sistema, apresentado na Figura 26, foi construido para a
determinacao da tenséo superficial entre as solucdes salinas a serem estudadas e o
ar. Este primeiro sistema é o mais simples dos trés e se baseia no método da gota
pendente. Neste método, sdo obtidas imagens de uma gota pendente do sistema
aguoso, como mostrado na Figura 27. O equipamento fotografa o sistema a 12
quadros por segundo, durante 10 segundos, resultando em cerca de 120 imagens.
Através das imagens geradas e das densidades das solucdes, o software € capaz de
determinar o valor da tenséo superficial média, a partir dos parametros indicados na

Figura 28.
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44— Cubeta

Agulha =—f—

Fase a
. _ e aquosa
(solugoes salinas)

Ar —1>

Figura 26 - Representacao esquematica do primeiro sistema, composto por uma cubeta de 2 mL em
que uma gota pendente de solucdo salina é gerada, manualmente, na ponta de uma agulha.

Figura 27 - Foto caracteristica de uma gota pendente, em ar, da fase aquosa com volume médio de 20
uL.
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dx/ds=cos ¢
dz/ds = sin ¢
do/ds=2+Pz-(sind )/ x

7 =0p.g.R?/B

Figura 28 - Modelo utilizado pelo software Attension para determinar os valores de tenséo (y) para
diferentes interfaces, através dos parametros: diferen¢a de densidade entre os fluidos na interface (Ap),
a constante gravitacional (g), o raio de curvatura da gota pendente (Ro) e seu fator de forma (8). Fonte:
Adaptado de [32].

3.2.1.2 Segundo sistema

O segundo sistema, apresentado na Figura 29, se assemelha ao primeiro,
com a diferenca que a medida da tensédo interfacial é entre dois liquidos. Neste
sistema, foi estudada a interacdo entre as solucdes salinas e a fase oleosa (acido
octandico ou 6leo condensado), mantendo o 6leo sempre na agulha (Figura 30) e

variando o0 meio aquosa em gue ele se encontra (salmoura e suas diluicées).

Neste caso, o método utilizado faz uso da gota pendente invertida, com a
fase oleosa na agulha e a fase aquosa na cubeta. Essa inversao foi necesséria, pois,
guando o condensado estad na cubeta, as gotas de fase aquosa ndo possuem o
contraste necessario, nas fotos, para que o software possa determinar os valores de
tenséo interfacial. Portanto, invertendo as fases, 0 meio majoritario passa ser a fase
aguosa, enquanto a gota oleosa permanece na agulha de forma inversa (devido a sua

menor densidade em relagédo a agua).
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<+«— Cubeta

Agulha —4——

] Fase oleosa
1 (Ac. Octanéico ou Condensado)

Fase aquosa |
(solucoes salinas)

Figura 29 - Representacdo esquematica do segundo sistema, composto por uma cubeta com a fase
aguosa, em que uma gota pendente invertida de fase oleosa € gerada, manualmente, na ponta de uma

agulha gancho.
JAY ; I B

Figura 30 - Fotos caracteristicas da fase oleosa invertida: (A) gota de acido octandico com volume
médio de 18 pL; (B) gota de condensado com volume médio de 25 pL. Ambas inseridas em 15 mL de
fase aquosa (salmoura e dilui¢des).

3.2.1.3 Terceiro sistema

O terceiro sistema, apresentado no esquema da Figura 31, é o que mais
difere dos dois primeiros, pois neste ha a presenca da fase soélida (cristal de calcita).
A fase aquosa foi colocada na seringa, enquanto a fase oleosa permaneceu no interior
da cubeta, com a fase solida imersa. Deste modo, 0 experimento € iniciado com a

deposicao da gota aquosa, na superficie do cristal de calcita, que se encontra fixo na
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parte inferior da cubeta. Essa deposicdo ocorre com o desprendimento e queda da
gota aquosa, que esta na agulha a uma distancia de 1 cm do cristal de calcita. Neste

momento, € iniciada a sequéncia de fotos, como pode ser observado na Figura 32.

4— (Cubeta

Agulha —4——

] Fase oleosa L.
(Ac. Octanodico ou Condensado)

Fase aquosa

Fase Sélida -, [—ij [ (solucbes salinas)
(Calcita)

Figura 31 - Representacdo esquematica do terceiro sistema, composto por uma cubeta preenchida
com 15 mL de fase oleosa (indicado pela coloracdo alaranjada). Neste meio oleoso, € mantido um
pedaco de cristal de calcita (fase solida) em que sera depositado a gota da fase aquosa.

A

Figura 32 - Fotos representativas de: (A) da gota de fase aquosa com volume médio de 19 uL em acido
octandico; (B) da gota de fase aquosa em condensado, ndo sendo possivel determinar o seu volume
devido a falta de contraste da gota aquosa com o meio oleoso. Ambas as gotas foram depositadas
sobre a superficie da calcita.

Neste terceiro sistema, retornou-se a fase aquosa para seringa e o meio,
gue preenche a cubeta, como fase oleosa (Figura 32). Essa modificacéo de fases foi
realizada devido as dificuldades em manter a gota de fase oleosa no cristal (Figura

33). Com esse arranjo experimental, que era pretendido no inicio, a gota da fase
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oleosa foi desprendida da agulha-gancho e, devido a diferenca de densidade, a gota
sobe percorrendo a fase aquosa, até atingir a superficie inferior da calcita, que esta
fixada na parte superior da cubeta. Esse arranjo experimental levou a muitas
variacdes e erros experimentais, dificultando na reprodutibilidade dos dados. Essa
dificuldade foi devida a fixac&o dos cristais de calcita na parte superior da cubeta e no

depdsito (via desprendimento) da gota oleosa.

Figura 33 - Foto da gota de fase oleosa (condensado) em fase depositada sob a superficie inferior da
calcita.

Como citado no item (3.1.1.2. deste capitulo) ndo foi possivel obter
contraste entra gotas de fase aquosa em meio oleoso (condensado), impossibilitando
o software em determinar a tensao interfacial. Contudo, para medidas de angulo de
contato, essa dificuldade pdde ser contornada, pois possuindo o minimo de contraste
necessario para visualizacdo a olho nu, € possivel tracejar retas que auxiliam a
calcular o angulo de contato médio. Portanto, fez-se uso de luz externa, através de
uma fibra o6tica, emitindo radiacdo na cubeta suficiente para visualizacdo da gota,
como mostrado na foto da Figura 34. O arranjo experimental desta adaptacdo com a

fibra 6tica pode ser observado na foto da Figura 35.
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Figura 34 - Imagem capturada pela camera do tensiébmetro, em que a hd uma gota da fase aquosa
depositada na fase sdlida (calcita), ambas submersas no meio oleoso (condensado). A imagem
somente pdde ser obtida através da aplicacdo de iluminag&o por meio de uma fibra ética.

Figura 35 - Foto do arranjo experimental adaptado do terceiro sistema, utilizando luz externa (fibra
Otica) para que seja possivel a visualizagdo da gota da fase aguosa no meio oleoso (condensado).

Utilizando um software de apoio, o ImageJ, foi possivel tracar as retas
necessarias, na interface oleo-agua-calcita, para a determinacdo do angulo de
contato.

Uma observacao importante pode ser feita com relagdo a inversédo das
fases, no qual temos a fase oleosa como meio majoritario e a fase aquosa na gota
depositada: Em condi¢cbes de reservatério, no primeiro contato da frente aquosa com

o poro rochoso preenchido com petréleo, a tendéncia inicial desse sistema € estar na
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configuracéo atual, em que ha uma maior presenca da fase oleosa, que, aos poucos,
sera removida pela fase aquosa. Portanto, essa inversdo de fase pode auxiliar na

representacdo do poro rochoso do reservatorio.

3.2.1.4 Quarto sistema

O guarto sistema, apresentado no esquema da Figura 36, se assemelha ao
terceiro, com a principal diferenca em que a fase sdlida é tratada em salmoura com
adicdo de cobre, pois neste meio o cobre pode interagir na superficie do cristal,
levando a formacao da atacamita Cu2CI(OH)s [33]. Além disso, as fases liquidas foram
testadas individualmente, com relacdo a sua molhabilidade na fase soélida. Suas
composicdes foram fixadas, sendo a fase aquosa sempre a salmoura (sem diluicdo)

e a fase oleosa o petréleo bruto.

- Cubeta
(nao preenchida)

Agulha ————

F'y

|
|
|
| | 1cm
|
|
|

¥

Fase Solida
Fase oleosa ou
(Calcita revestida o ——

fase aquosa
com atacamita) = | ) 9

Figura 36 - Representacdo esquematica do quarto sistema, composto por uma cubeta sem
preenchimento de fase liquida. Nela, € mantido um pedaco de cristal de calcita revestida com atacamita
(fase sdlida) em que sera depositado a gota da fase aquosa (salmoura) e da fase oleosa (petroleo
bruto), em diferentes cristais.

O objetivo deste arranjo experimental é avaliar a molhabilidade da salmoura
e do petréleo frente a cobertura do novo mineral, verificando se os resultados de

angulo de contato corroboram com o que foi observado em experimentos de
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recuperacao [9]. Tanto a fase aquosa quanto a oleosa, em momentos distintos, foram
colocadas na seringa, enquanto a fase sélida permaneceu abaixo da agulha. Deste
modo, o experimento € iniciado com a deposi¢cdo da gota liquida, na superficie do
cristal de calcita revestido com atacamita. Essa deposicdo ocorre com o0
desprendimento e queda da gota liquida, que esta na agulha a uma distancia de 1 cm
do cristal de calcita revestido. Neste momento, € iniciada a sequéncia de fotos, como

pode ser observado na Figura 37.

Figura 37 - Foto caracteristica da gota de fase oleosa (petréleo) com volume médio de 26 L,
depositada sobre a superficie da calcita revestida com atacamita.

Visando compreender a formacao deste mineral na superficie, cristais de
calcita foram separados e mergulhados por tempos diferentes (1h, 3h e 24h) em
solucdes salinas (SW) contendo 1,00 g Lt de Cu(ll). Como pode ser observado na
Figura 38, os cristais de calcita ficam recobertos pela atacamita, de coloracdo azul-

esverdeada.

Figura 38 - Cristais de calcita expostos a fase aquosa (SW) dopada com CuCl2 (1,00 g L) por
diferentes tempos. As amostras de calcita ficaram submersas na solugdo por 1, 3, e 24h,
respectivamente para os cristais A, Be C
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3.2.2 Migracao de componentes entre as fases

Usando duas placas de petri, foram preparados dois arranjos experimentais
com as fases que compdem os sistemas a serem estudados (dgua-Oleo-calcita). A
primeira placa, denominada como amostra 1, foi preenchida com 6leo condensado.
Apdés, foi adicionado cristais de calcita, que ficaram submersos no 6leo. Depois, foram
colocadas gotas de fase aquosa (Ultra pure water - UPW) sobre cada pedaco do
cristal, que se encontrava submerso na fase oleosa. A gota foi colocada de forma
semelhante aos experimentos anteriores, depositadas com auxilio da seringa, em que
a agulha fica préxima ao cristal e a gota € desprendida. Esse arranjo experimental
pode ser visualizado na Figura 39.

A segunda placa, denominada como amostra 2, também foi preenchida
com Oleo condensado, mas nédo foi adicionado cristais de calcita. Foi depositado
apenas as gotas de fase aquosa (Ultra pure water - UPW) sobre o fundo da placa de
vidro, com a mesma forma de depdsito (utilizando a seringa). A composicdo dessa

segunda amostra foi de agua-o6leo-vidro.

Apds uma semana com o sistema em equilibrio, as gotas aquosas das
amostras 1 e 2 foram coletadas e analisadas, separadamente. O tempo de uma
semana foi escolhido a partir dos resultados observados previamente a este sistema
(item 4.3), em que os fenbmenos observados levavam um dia para ocorrer. Diante
disso, o tempo de uma semana era suficiente para extrapolar e garantir que fosse
possivel coletar as amostras, apos a migracao das espécies. Essa coleta foi realizada
através da remocdo de cada gota, utilizando agulha e seringa e removendo a fase
aquosa da superficie de cada cristal (amostra 1) ou do vidro (amostra 2). Conforme
se removia, a fase aquosa era transferida para um tubo de centrifugagéo, para separar
a pequena porcao de fase oleosa que era carregada no momento da remocéo. Apds
a centrifugacao, o sobrenadante (fase oleosa) foi descartado, utilizando apenas a fase

aguosa restante para realizar medidas.

Esses dois arranjos experimentais foram montados com o objetivo de
analisar compostos inorganicos e organicos na fase aquosa, que podem,
possivelmente, migrar entre as fases. Para a primeira placa (amostra 1), foi avaliado

a composicdo aguosa apoOs a interacdo entre as trés fases do sistema (agua,
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condensado e calcita). Para a segunda placa (amostra 2), foi avaliado a composicao
aguosa apo0s a interacdo entre as duas fases liquidas do sistema (dgua e
condensado). A UPW foi adotada como fase aquosa, neste experimento, para que
fosse possivel quantificar uma possivel migracéo de célcio da fase sélida (calcita) para

a fase aquosa, evitando quantificar ions Ca?* provenientes da prépria &gua do mar.

Figura 39 - Amostra 1 para investigacao da migracao de espécies para a fase aquosa, contendo gotas
da UPW depositadas na calcita e imersas no 6leo (sistema completo contendo as trés fases).

3.2.2.1 Espectrometria de Emissdo Otica de Plasma Acoplado Indutivamente

Para a determinacdo de componentes inorganicos, principalmente o ion
Ca?* (proveniente da dissolucéo do mineral), fez-se a utilizagdo da técnica quantitativa
por emissdo atdmica (ICP-OES). Uma curva de calibracdo analitica com padrédo de
calcio e um branco foram preparadas. A curva varreu a faixa de concentragdo de 0 a
20 ppm (mg L), contendo 6 pontos para realizar a linearizacdo e obter a equacéo da
reta para a determinacao da concentracédo de calcio nas amostras 1 e 2. A amostra 2,
neste caso, serviu como um tipo de branco para o célcio, pois ela ndo ficou em contato
com os cristais de calcita em nenhum momento.



79

3.2.2.2 Cromatografia Gasosa acoplada a Espectrémetro de Massas

A fase aquosa coletada também foi utilizada para realizar uma avaliagdo
da presenca de componentes organicos. Esses componentes, possivelmente,
extraidos da fase oleosa para a fase aquosa podem explicar efeitos que justifique
variacdes de tensdo interfacial ou angulo de contato. As gotas de 4gua deionizada
(UPW), que ficaram depositadas na calcita e imersas no 6leo, foram analisadas por
Cromatografia Gasosa acoplada a Espectrometro de Massas (GC-MS). O preparo da
amostra aquosa para a cromatografia foi feito através da diluicdo da fase aquosa em
metanol, que foi injetada e volatilizada no equipamento, com intuito de separar 0s

compostos organicos e identifica-los.
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4. RESULTADOS E DISCUSSAO (AGUA DE BAIXA SALINIDADE)
4.1 Tensao superficial

Para o primeiro sistema, de interacdo agua-ar (Figura 26), foram obtidos os
valores de tenséo superficial para cada solugdo aquosa (salmoura e suas dilui¢cdes),
com relacdo ao ar. Tais valores foram dispostos no grafico da Figura 40.
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Figura 40 - Gréfico da variacdo da tensdo superficial entre o ar e as solugbes salinas, conforme o
aumento da concentracdo ibnica. As medidas foram realizadas a 25,0°C.

Sabe-se pela literatura que a tensao superficial da agua pura a 25,0°C é
de, aproximadamente, 73 mN m? [6]. Isso se deve as fortes interacées
intermoleculares entre as moléculas de agua (ligacdes de hidrogénio). No grafico da
Figura 40 nota-se que a variacdo da tensdo em funcdo da concentracdo salina, é
pouco significativa, na faixa dos 71 mN m?, estando os resultados na barra do erro
estatistico. Logo, entende-se que ndo ha uma correlagdo pronunciada entre a diluicéo

da salmoura e a variagéo da tenséo superficial agua-ar.

Também foram realizadas medidas de tensdo superficial dos dois 6leos
inicialmente trabalhados, &cido octandico e 6leo condensado. Para o acido octandico,
obteve-se um valor de tensdo superficial de (28,3 + 0,3) mN m, enquanto para o
condensado foi de (27,3 + 0,7) mN m-2,



81

Para o acido octandico, ha praticamente apenas um componente em sua
constituicdo. Portanto, as interacfes intermoleculares possiveis sao entre si (acido-
acido) ou entre o &cido e o ar. J4 para o condensado, sua composicao € diversa e ndo
completamente conhecida, sendo possivel haver diversos tipos de interacfes
intermoleculares. Contudo, ao comparar os resultados de tensao superficial (interagéao
Oleo-ar), podemos notar que ambos os 6leos possuem valores proximos. Tais valores
sdo menores, quando comparados com a tensdo superficial da agua, devido a sua

natureza de interagdes intermoleculares mais brandas

4.2 Tensao interfacial

Para o segundo sistema, de interacdo agua-o6leo (Figura 29 do capitulo 3),
os valores de tensao interfacial foram obtidos para as gotas de 6leo (acido octandico
ou condensado), na presenca das fases aquosas salinas. Estes valores foram
dispostos nos graficos da Figura 41 e da Figura 42, respectivamente.
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Figura 41 - Grafico da variacdo da tensao interfacial entre o acido octandico e as solugfes salinas,
conforme o0 aumento da concentracdo ibnica. As medidas foram realizadas a 25,0°C.
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Figura 42 - Gréfico da variacdo da tenséo interfacial entre o condensado e as solugbes salinas,
conforme 0 aumento da concentracéo ibnica. As medidas foram realizadas a 25,0°C.

Observando-se os gréaficos, nota-se que a faixa de tensdo interfacial
(aproximadamente entre 8 - 6 MmN m™') observada para o sistema acido octanéico-fase
aquosa é muito menor que a estabelecida entre a fase aquosa e o condensado (ha
faixa entre 33 - 26 mN m). Este resultado é explicado pelo fato que as moléculas de
acido octandico podem se orientar na interface, mantendo a parte polar da molécula

inserida na fase aquosa.

Observa-se que nos dois casos ocorre a diminuicdo da tenséo interfacial
na medida que a concentracdo salina aumenta. A explicacdo para a diminuicdo da
tensdo interfacial, conforme aumenta a forca ibnica da salmoura, esta relacionada com
a ionizacao do acido octanoico. O pKa do &cido octandico é 4,89 e, portanto, meios
com pH mais elevados causam a ioniza¢édo dos grupos carboxilicos [34]. Como o pH
das fases aquosas (em diferentes diluicbes) medido foi, em média de 7,5, as
moléculas acidas presentes na interface estardo, na sua maioria, ionizadas. O anion
presente na fase oleosa adsorve na interface, orientando a cadeia apolar na fase
oleosa e seu grupo polar na fase aquosa. Dessa forma, os grupos acidos agem como
surfactantes, estabilizando a interface. Na medida em que a forca ibnica da fase
aguosa aumenta, a tensao interfacial diminui proporcionalmente. Esse fen6meno pode
ser explicado através do processo da blindagem eletrostatica, que ocorre na interface.
Os grupos carboxilicos, carregados negativamente (octanoatos), sdo compactados na

interface, através da blindagem efetuada pelos cations da salmoura. A concentracao
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de molécula organica na interface, através da blindagem, pode diminuir a repulsao
eletrostatica para a compactacao da proxima molécula, fazendo com que haja mais
surfactantes naturais compactados nesta interface, levando a queda tenséo. Dessa
forma, até certo limite, quanto maior a concentracdo salina mais efetivo sera a
blindagem eletrostéatica e, portanto, a reducdo da tensdo interfacial. O esquema
ilustrativo da Figura 43 indica como 0s componentes deste sistema podem estar

dispostos na interface.

Fase oleosa
6 © o060 bo o606 o 20
Ca** Na® Na® Na* Ca* K* K K Mg** Mg**
Fase aquosa

Figura 43 - Esquema montado para representar a possivel interacdo dos grupos acidos da fase oleosa
com os cétions presentes na fase aquosa.

E importante ressaltar que a tendéncia de diminuicéo da tens&o interfacial
com o aumento da forca ibnica da salmoura, também foi evidenciado para o
condensado. Isso indica que a fracdo acida presente neste acido pode estar sofrendo

0 mesmo processo de blindagem e reducao de tensao interfacial.

4.3 Angulo de contato

Ambas as fases liquidas foram avaliadas, tanto em contato com ar (tenséo
superficial) quanto em contato entre si (tensao interfacial), restando avaliar os efeitos
na presenca da fase soélida. Para isso, fez-se o uso do terceiro sistema (Figura 31), no
qual foram medidos os angulos de contato para o acido octandico ou para o

condensado.

Como citado no item (3.1.1.2. do capitulo 3), o 6leo condensado foi utilizado
no lugar do o6leo bruto por ser relativamente translicido, permitindo que as imagens
das gotas aquosas, depositadas na interface da calcita imersa no 6leo, pudessem ser

captadas pela camera do equipamento (tensibmetro). No entanto, apenas a luz
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emitida pelo tensidmetro néo foi suficiente para obter o contraste da gota aquosa.
Assim, foi necessario fazer uso de luz externa conduzida por uma fibra oOtica na

superficie da cubeta, como indicado nas Figuras 34 e 35.

As medidas foram realizadas sobre o cristal de calcita, evitando os efeitos
de porosidade e permeabilidade de rochas de reservatorio ou tarugos de dolomita.
Para obter estas medidas, a fase aquosa foi colocada na seringa enquanto a fase
oleosa preencheu a cubeta.

E importante ressaltar que, mesmo sendo possivel visualizar a gota aquosa
no meio oleoso (condensado), o software do equipamento ndo é capaz de diferenciar
as fases, devido a essa falta de contraste na imagem. Logo, se fez necessario a
utilizacdo de um software de apoio, o ImageJ. Nele, foi possivel, ao tracar as retas
necessarias, determinar os angulos na base da gota com a calcita. A determinacéo
do angulo de contato é realizada ajustando as interfaces 6leo-agua-calcita em uma
reta, como pode ser visualizado na Figura 44. Além disso, um outro fator importante
de ser citado, € com relacdo ao erro associado a medida. Por se tratar de uma
avaliacdo manual, ao se tracar as retas para determinacdo dos angulos, os desvios
que deveriam ser considerados (desvio com relacdo a medida) devem ser
ligeiramente maiores que os apresentados neste trabalho (desvio com relacdo a

média aritmética dos resultados).

Figura 44 - Imagem capturada pela camera do tensidmetro, em que uma gota da fase aquosa esta
depositada na fase soélida (calcita), ambas submersas no meio oleoso (condensado). Na imagem,
através do uso do ImagelJ, foram tracadas retas nas interfaces para a determinacdo do angulo de
contato para cada amostra.

Neste estudo inicial, foram utilizadas as solu¢des salinas diluidas como

fase aquosa, que foram depositadas sobre pedacos de calcitas em meio oleoso
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(condensado ou acido octanoico). Algumas figuras representativas das gotas e seus
angulos de contato correspondentes podem se visualizadas no esquema da Figura
45.

Acido Octanéico

SW (131,8+0,2) ° SW/2 (131,23 +0,04) ° SW/10(129,4 + 0,3) ° SW/50 (133,0+0,3)° SW/100 (129,9 +0,2) °

Oleo Condensado

SW (107 + 3)° SW/2(94,3+0,8)° SW/10 (97 1) ° SW/50 (84,8+0,9)° SW/100 (116 1) °

Figura 45 - Gotas de acido octandico (acima) e do condensado (abaixo) depositadas na superficie de
calcita e imersas em SW com diferentes diluicdes. Os correspondentes valores de angulos de contato
medidos estdo indicados abaixo de cada fotografia.

As gotas foram mantidas e fotografadas durante um minuto, determinando
seus respectivos angulos de contato entre as interfaces (fase aquosa-soélida-oleosa).
No gréafico da Figura 46 pode-se observar os dados levantados para os dois sistemas,
comparando o efeito da diluicdo da salmoura na presenca do acido octandico ou do

condensado.
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Figura 46 - Grafico da variacdo do angulo de contato da fase aquosa na calcita, em fungédo da
concentracao salina, submersos na da fase oleosa. O grafico contém dois grupos de dados. O primeiro
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grupo, em vermelho, representando os angulos entre a fase aquosa e a fase sélida, na presenca do
acido octanoico. O segundo grupo, em azul, representando os angulos entre a fase aquosa e a fase
sélida, submersos no condensado.

Analisando o conjunto de dados para o acido octandico, nota-se que ha
variagdes pouco significativas nos &angulos de contato das solugdes salinas
depositadas na calcita. Portanto, pode-se inferir que, com &cido octan6ico como meio
oleoso, ndo had mudancas significativas na molhabilidade da salmoura na calcita,
conforme as diluicBes sao realizadas. No entanto, as variacdes ocorrem de forma mais
abrupta para o condensado, no qual ha uma certa dispersao dos valores do angulo de
contato. Essa dispersdo ndo segue uma tendéncia clara, se apresentando de forma
aleatdria. Além disso, para ambos os casos, apds a remocao do cristal, foi observada
uma pequena mancha na sua superficie, mais precisamente no local em que a gota
aquosa foi depositada. Isso indica a possibilidade de reacdo na superficie da calcita
(basica) com as fracdes acidas dos Oleos, efeito ja bem conhecido e explorado em

identificac6es de minerais carbonaticos e fraturacdes acidas [35].

Visando compreender melhor a dispersdo dos resultados observada,
realizou-se um estudo da variagdo do angulo de contato com o tempo. A intengao
desse experimento cinético € observar se a dispersado dos resultados notada se deve
ao fato de haver alguma cinética de interacdo entre os componentes do condensado
e as demais fases presentes no sistema (aquosa e soélida). Com isso, as medidas
foram realizadas novamente, com a diferenca em que o0s pontos foram coletados,

agora, em funcdo do tempo, e ndo mais no minuto inicial.

Inicialmente, as gotas da fase aquosa depositadas sobre a superficie da
calcita, imersa no condensado, foram filmadas por periodos de até 24 horas, tendo
sido observado um resultado inesperado. Todas as gotas da fase aquosa foram
achatadas, em funcdo do tempo, e a molhabilidade da superficie pela fase aquosa foi
reduzida, como pode ser visto no conjunto de fotos apresentados na Figura 47. No
caso da fase aquosa sem diluicdo (SW), apos 60 minutos, a gota se desprendeu da
calcita e moveu-se para a borda do mineral, saindo da sua superficie e caindo no

fundo da cubeta.
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15 minutos

25 minutos 50 minutos 60 minutos

Figura 47 - Variacéao do angulo de contato da gota de SW (sem diluicdo) sobre a superficie de calcita,
imersa em condensado, em fungdo do tempo. Apds 60 minutos a gota aquosa escapou da superficie
da calcita.

Como apresentado na Figura 48, o achatamento da gota € observado para
todos os outros sistemas aquosos, mas a evolucao desse achatamento, em relacéo a

SW, fica mais lento a medida que em que ha o aumento da diluicdo da fase aquosa.

SW SW/2 SW/10 SW/50 SW/100 UPW

Figura 48 - Esquema comparativo das fotografias obtidas de gotas aquosas sobre a superficie de
calcita, imersas no condensado. As fases aquosas sao constituidas por SW e suas diluicdes. A agua
deionizada (Ultra pure water - UPW), é indicada para representar a situacao correspondente a uma
diluicdo infinita da 4gua do mar. Os fatores de diluigdo da agua do mar (SW) se encontram indicados
acima das fotografias, enquanto os tempos decorridos desde 0 momento em que a gota foi depositada,
estdo indicados na lateral das fotografias.
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Pode-se observar no esquema da Figura 48 que, ao longo do tempo, ocorre
o0 achatamento da gota. A velocidade deste processo é mais rapida quanto maior a
concentragdo salina. Porém, o angulo de contato tende a aumentar em todas as
solugdes. Esse aumento do angulo de contato pode nado estar relacionado a uma
mudanca na molhabilidade da calcita em si, mas sim, como sera mostrado, a variagao
do formato da gota, devido a diminuicdo da tensao interfacial entre as fases liquidas.
Para tentarmos representar a magnitude deste efeito observado, foram construidos

gréficos dos angulos de contato em funcdo do tempo, apresentados na Figura 49.
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Figura 49 - Variagcdo do angulo de contato (6) em fungao do tempo, para as gotas das fases aquosas
(SW com diferentes diluic6es) depositadas sobre a superficie de calcita, imersas em 6leo (condensado).

Como o objetivo é observar a taxa com que cada gota evolui (angulo de
contato) em funcdo do tempo e néo os valores absolutos em si, foi realizada uma
normalizagédo dos dados, que consistiu em dividir o &ngulo de contato (8) pelo angulo
de contato em tempo zero (80). Esta normalizacéo, esta apresentada no grafico da

Figura 50.
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Figura 50 - Variagdo do angulo de contato normalizado (8/60) em funcao do tempo, para as gotas das
fases aquosas depositadas sobre a superficie de calcita imersa em 6leo (condensado).

Com as curvas normalizadas, fica mais claro que ha uma tendéncia cinética
gue esta relacionada com a concentracao idnica na fase aguosa. Esse resultado pode
indicar que as mudancas do angulo de contato (de fato relacionadas com o
achatamento da gota) estdo relacionadas com interacdo que esta ocorrendo na
interface formada pelas fases liquidas.

Ao observar os resultados de angulo de contato medidos no tempo e
correlacionando com os resultados de tensao interfacial (item 2 deste capitulo),
assume-se gque 0 processo cinético como um todo € dirigido, majoritariamente, pela
gueda da tenséao interfacial (agua-6leo). Tal processo é favorecido na presenca de
solugbes salinas concentradas, nos quais foi visto que ha menores tensdes
interfaciais. Diante desses resultados, a interpretacdo desses fenbmenos se relaciona
com a migracdo de compostos organicos (provindos da fase oleosa) para interface
com a salmoura, que sofrem blindagem eletrostatica pelos ions presentes da fase
aquosa. Esses compostos organicos podem apresentar caracteristicas tensoativas,
como surfactantes naturais. Pode-se entdo considerar a razdo pela qual ocorre o
achatamento da gota com o tempo e por que razao o processo € acelerado em meios
aquosos com maiores forgas ibnicas. Pensando em uma dindmica de reservatorio

carbonético a ser explorado, o fluido de inje¢&o, no meio poroso, € passado de forma
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lenta, devido a uma série de fatores (tamanho do reservatorio, pressdo, acesso ao
meio poroso, entre outros). Logo, o fendmeno observado até entdo, com relacdo ao
maior equilibrio da gota em salmoura diluidas, aponta para mais um possivel

mecanismo que auxilia na interpretacdo do low salinity.

De uma perspectiva mais matematica do fendébmeno pode-se fazer a seguinte
avaliacdo: considerando que a mudanca do angulo de contato, € uma consequéncia
da diminuicdo da tensao interfacial, e ndo da alteracdo da molhabilidade da calcita em

si e utilizando a Equacéo de Young (Equacéo 6), tém-se:

O angulo de contato é formado através do equilibrio das tensfes entre as
fases envolvidas, como indicado na Equagéo de Young, Equacéao 6.

YsL2 = Vsi1 + Vi1 €cos6 (6)

Na equacdo, a fase oleosa € representada por L2, a fase aquosa é

representada por L1 e S representa a fase solida (calcita). Sendo assim, Ysi»
representa a tenséo calcita-condensado, Y54 a tensdo calcita-salmoura, Yy 1.2 @

tensdo condensado-salmoura e 8 o angulo formado entre a gota da salmoura e a

superficie da calcita. A Equacao 7 foi empregada de modo a compreender melhor a

variacdo do angulo de contato observada.

YL1L2

Com o cosseno do angulo de contato isolado na Equacao 7 e considerando
que as tensodes interfaciais calcita-0leo e calcita-fase aquosa se mantém constantes

com a diluicdo, entdo a maior contribuicdo da variacdo deste angulo se da pela
variagdo de tensdo interfacial liquido-liquido (termo y;4;2), de forma que a Equagéo

8, pode ser escrita.

C

cosf = (8)

YL1L2

Assim, o angulo de contato esta expresso pela Equacéo 9.
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6 = arccos (9)

YL1L2

Para a andlise, deve se considerar que em todos o0s casos, 0s angulos de
contato séo superiores a 90°. Portanto, a analise sera tratada no segundo quadrante

do ciclo trigonométrico, como indicado na Figura 51.

cos(180 — 6,) =%

cos(180 — 6,) =%

Figura 51 - Representacdo de dois possiveis angulos no segundo quadrante do ciclo trigonométrico.

Como representado na Figura 51, na medida que o angulo aumentou, como

representado no caso b, em relacédo ao caso a, maior serd cos6, pois b >a. Assim,

se considerarmos o denominador (¥s;.2 — Vsz1), ha Equagéo 9, ele diminui com o
tempo e em maior magnitude para solu¢cées com maiores forcas ibnicas. Portanto, se

o denominador diminui, o angulo 8 (na Equacéo 9) aumenta.

Portanto, diante dos resultados apresentados até o momento, considera-se
que o processo cinético observado é majoritariamente regido pela variacao da tenséao
interfacial liquido-liquido. O peso da fase 6leo sobre a gota causa seu achatamento.
A deformacdo é facilitada pela progressiva diminuicdo da tenséo interfacial. Como a
molhabilidade da gota ndo deve alterar significativamente, seu achatamento faz o
angulo de contato aumentar. Para corroborar a afirmacdo de que a variagdo
observada do angulo de contato, causado pelo incremento da forca ibnica, €
fundamentalmente funcdo da tensédo liquido-liquido, obteve-se imagens da gota
aquosa imersa no 06leo. A ideia foi verificar se h4 o mesmo efeito cinético (variacdo da
tensdo com o tempo), observada no sistema 3. Esse experimento complementar se
assemelha ao sistema 2 (tensao interfacial liquido-liquido), com a diferenca que o

Oleo, agora, € a fase majoritaria (para reproduzir o meio em que foi evidenciado o
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fendbmeno cinético). Os resultados destes experimentos estdo mostrados nas

fotografias das gotas da Figura 52.

SW SW/2 SW/M10 SW/50 SW/100

Figura 52 - Fotos de gotas da fase aquosa - diluicdes da salmoura (no eixo horizontal) na presenca da
fase oleosa (condensado) e em fun¢éo do tempo (no eixo vertical).

O baixo contraste entre as fases néo foi suficiente para obter os valores
das tensdes interfaciais (usando o software do equipamento), mesmo utilizando fonte
de luz externa. Contudo, mesmo sem o0s valores absolutos, € possivel fazer uma
analise qualitativa dos resultados da Figura 52. Nela, nota-se que ha diferentes
formatos (da forma mais esférica para mais estendida) e volumes de gota dependendo
de duas variaveis: concentracdo salina da fase aquosa e tempo de exposi¢do ao meio
oleoso (condensado). A distorcdo da gota de seu formato aproximadamente esférico
(como observado para SW/100 da Figura 52), se relaciona com tensdes interfaciais
mais baixas. Ao analisar as figuras fica claro, mais uma vez, que existe um processo
cinético de queda da tensédo interfacial entre as fases liquidas e que ele esta
relacionado a concentracdo salina. Para as solugdes salinas mais concentradas, a
mudanca no formato da gota e seu desprendimento sdo mais rapidas, enquanto para
as solucdes diluidas sdo mais lentas. Mediante aos resultados que seréo
apresentados no item 4.4., a possibilidade do efeito de diluicdo da fase aquosa na
fase oleosa foi descartada, atribuindo o fenébmeno cinético observado a queda da

tensdo interfacial. Tal queda € regida pela migracdo de espécies tensoativas para
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interface, estabilizada pela blindagem de cargas através dos ions presentes na
salmoura. Além disso, também ha a possibilidade de a variacdo de densidade
(aquoso-oleoso) influenciar no formato e tempo de que da gota, através da forca
gravitacional que é exercida, neste caso. Contudo, essa variagdo de densidade,
guando comparamos as diferentes diluicdes da salmoura, frente a densidade do 6leo,
€ minima. Para o caso mais extremo, SW-petroleo comparado com SW/100-petroleo,
h& uma variacdo de densidade inferior a 3%. Logo, podemos atribuir o fenémeno

observado, de forma majoritaria, a variacao da tensao interfacial.

Em resumo, de posse dos resultados até o momento, € notavel que as altas
concentracbes de ions aceleram os processos de queda de tensdo interfacial. No
entanto, como foi mostrado, o aumento do angulo de contato ndo implica em menor
molhabilidade da fase aquosa na superficie da calcita. Consideramos que as
variacfes da forca idnica da fase aquosa resultam em alteracdes despreziveis de
molhabilidade. De fato, 0 aumento se deve a diminui¢do da tenséo interfacial entre as
fases liquidas. A gota depositada sobre a calcita vai se deformando progressivamente,
causada pelo peso da fase 6leo, na medida em que a tensédo interfacial entre os
liquidos diminui. Como a superficie da calcita ndo se torna mais molhavel, a
deformacé&o da gota implica no aumento do angulo de contato, como esquematizado
na Figura 53. No limite da deformacao, a gota escapa da superficie da calcita, pois

sua superficie ndo esta perfeitamente disposta horizontalmente.

Oleo Oleo Oleo

81 62 63

Calcita Calcita Calcita

Figura 53 - Esquema representando a variagao cinética do angulo de contato da fase aguosa inserida
no 6leo e depositada sobre a superficie da calcita. No esquema, os angulos em destaque seguem uma

ordem crescente: 65> 6,> 0.

Com base nos fatos apresentados, podemos tentar correlaciona-los com
os efeitos low salinity. Dos resultados obtidos, ficou demonstrado que a tenséao
interfacial entre as fases liquidas aumenta com a diluicdo da 4gua do mar. No entanto,

nao existe uma razao direta para correlacdo da maior recuperacdo causada pelo efeito
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low salinity, mas sim indireta, envolvendo uma variacéo na tensao interfacial entre as
fases 6leo/agua. Gotas com maior tensao interfacial acabam possuindo uma maior
estabilidade sobre a superficie da calcita. Conforme a diluicdo da salmoura ocorre, a
tenséo interfacial gua-6leo € acrescida, aumentando o tempo de contato e residéncia

entre a fase aquosa e solida.

Um ponto importante a ser destacado € que, durante o experimento
cinético, apds muitas horas em que as fases estiveram em contato (mais facilmente
observavel nas solucdes diluidas), foi possivel observar a formacdo de uma camada
na interface agua-éleo, indicando a migracdo de espécies para a interface, como
mostrado na Figura 54. Com o intuito de investigar que espécies estariam
particionando entre as fases e que tipo de processo ocorre na interface, foi realizada
a troca da fase solida. Ao invés de depositar a gota da fase aquosa sobre a superficie
da calcita, ela foi colocada diretamente na superficie da cubeta (vidro). O objetivo
desta alteracao da superficie sélida foi verificar se a formacéo da camada na interface
agua-oleo se manteria. O resultado comparativo se encontra mostrado na Figura 54.

Calcita - UPW
oh 4h 24h
Vidro — UPW

Oh 4h 24h

Figura 54 - Formacdao cinética de camada na interface da gota aquosa (deionizada) no meio oleoso
(condensado) sobre diferentes superficies (calcita e vidro).

Observando as imagens da Figura 54, € possivel notar que ha formacéao de
camadas nas interfaces, no entanto, a camada € formada mais rapidamente sobre a
calcita (veja as fotos comparativas para exposi¢cao por 4 horas) e mais concentrada
proxima da superficie do mineral (regido mais branca perto da base). No caso do

experimento formado na superficie de vidro, a camada formada se encontra
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homogeneamente distribuida. Interpretamos que a camada (que envolve uma
separacdo de fase) deve estar associada com uma cristalizacdo de espécies nas

interfaces. No caso da calcita, os ions calcio devem estar participando do processo.

Para verificar a questdo cinética, mediu-se os angulos de contato em
funcdo do tempo, para a gota de agua imersa no 6leo e depositada sobre as duas
superficies. Os dados para a variagdo do angulo de contato normalizado (0 / 6o)
podem ser observados no grafico da Figura 55. Como pode ser observado na figura,

nao se vé diferencas entre as curvas no intervalo de tempo considerado.

1.8 4 ®  calcita
1 ® vidro H
1.7 4 e
1.6 4
] = 3
1.5 1 °
. L4+
[« ]
= [ ]
S 134 u
1.2 4
1.1 1 H
1.0 - ]
0.9 T T T T T T T T T T T
0 10 20 30 40 50

Tempo (min)

Figura 55 - Variagdo do angulo de contato normalizado (8 / 0o), para gota de SW nas diferentes
superficies (vidro e calcita) na presenca do 6leo condensado, em fungéo do tempo.

Diante desses resultados, podemos considerar a migracao de espécies
entre as fases (oleosa e sélida) para a interface com a agua. Diante disso, foram
realizados experimentos para analise da composi¢cao quimica da fase aquosa, com 0
intuito de determinar quais componentes estao participando da migracdo e mudancas

na interface.
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4.4 Migracao de componentes entre as fases

Para estudar a possivel reatividade na deformacéo da gota observada, foi
preparado um sistema trifasico contendo cristal de calcita, UPW e 0Oleo, visando
coletar a fracdo aquosa e realizar analises instrumentais para identificar qualquer
dissolucéo de compostos organico e/ou inorganicos (item 2.2 do capitulo 3). O sistema
foi mantido em repouso por uma semana, a fim de maximizar qualquer migracao para

a fase aquosa. A composicao da fase aquosa foi investigada em duas partes.

4.4.1 Determinagé&o inorganica

Foi realizada uma analise de ICP-OES para determinacdo de componentes
inorganicos presentes no sistema. A curva de calibragéo referente a determinacao de

ions calcio encontra-se no grafico da Figura 56.

Para a amostra 1, o sistema continha os trés componentes: UPW, calcita e
Oleo; e para a amostra 2, o sistema continha: UPW, vidro (fundo da placa) e 6leo. A
comparacao dos resultados obtidos para as duas amostras forneceu informacées
sobre a migracao dos ions calcio. A concentracdo de calcio determinada na amostra
1 (gota depositada sobre a calcita) foi de 45 mg L* enquanto para amostra 2 (gota
depositada sobre o fundo da placa de vidro) foi de 0 mg L. Esse resultado mostra
gue o calcio provém da calcita e ndo do 6leo. Esta informacéo € relevante para uma
possivel estruturacdo de um modelo que explique os efeitos cinéticos encontrados até
0 momento. A extracdo do calcio do carbonato (calcita) mostra que sua superficie &
ativa durante o contato com a fase aquosa pura. Porém, é importante ressaltar que no
efeito de deformacao da gota a interacao calcita-agua so € pertinente para salmouras
muito diluidas, pois a migracdo do calcio para a fase aquosa comega a se tornar
necessaria. Em sistemas concentrados (agua do mar com baixa diluicdo) o calcio ja
se encontra disponivel no meio. Além disso, a formacdo da camada esbranquicada
na interface UPW-Calcita, mostrada na Figura 54, esta relacionada com os ions calcio.
No entanto, o Ca?* por si s6 nédo explica todo o fendmeno, é necessario a presenca
de um contra-ion, de carga negativa e com caracteristicas tensoativas, o que
explicaria os efeitos observados. Assim, procedeu-se a investigacao sobre possiveis

componentes organicos que poderiam ser extraidos do 6leo para a fase aquosa.
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Figura 56 - Curva de calibracéo referente a quantificagéo de ions célcio na amostra 1 (UPW, calcita e
condensado) e na amostra 2 (UPW, vidro e condensado). Para a amostra 1, foi obtido um sinal de
intensidade de 2752, resultando em uma concentragdo de 2,237 mg.L-! de ions Ca?*. Considerando a
diluicdo realizada para a andlise da amostra (1:20), tém-se a concentracao final de 44,74 mg.L1. Para
a amostra 2, a intensidade do sinal obtido n&o foi suficiente para quantificacio do ion.

4.4.2 Determinagéo organica

Foi realizada uma analise de cromatografica (CG-MS) para determinacao
de componentes organicos presentes no sistema. A fracdo aquosa recolhida das
amostras 1 e 2 (gotas depositadas em calcita e vidro, no meio oleoso) e diluidas em
metanol. O intuito dessa andlise ndo é realizar a quantificacdo em si, mas sim observar
a possibilidade de obtencédo de picos cromatograficos e espectros de massas, que
comprovariam a presenca de compostos organicos, provindos da migracdo da fase
oleosa para fase aquosa. A coluna utilizada no método foi a DB-WAX (30m x 0,53mm
x 1 ym), na temperatura de 200°C, com fluxo de 2 mL/min, utilizando Hélio como gas
de arraste e injetando 1 pL de amostra. O cromatograma resultante pode ser

visualizado na Figura 57.
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Figura 57 - Cromatograma GC-MS da amostra aquosa submetida ao sistema com calcita e
condensado.

Observando o cromatograma da Figura 57, pode-se notar que a presenca
de compostos organicos foi detectada na fase aquosa, reforcando o fato de que houve
extracdo de componentes da fase oleosa (condensado) para a fase aquosa (UPW).
Devido a grande complexidade estrutural do 6leo, néo foi possivel determinar qual(is)
composto(s) organico(s) é(sao) responsavel(is) por esse efeito de reducéo da tenséo
interfacial e formagdo da camada interfacial, juntamente com os ions célcio. No
entanto, este resultado indica que as interpretacfes propostas até entdo sao
concordantes, uma vez que de fato ha migracdo de compostos organicos para a fase
aquosa, levando a formagdo de um complexo (possivelmente um sal orgénico de
calcio). Estas moléculas que apresentam propriedades superficiais sado estabilizadas
na interface em solucbes aquosas de maior forca idnica, reduzindo a tensao

interfacial.

Por fim, apos analisar os resultados das determinagfes inorganica e
organica, fica mais claro um processo de migracao de ions para a interface. No caso

da UPW, a participagdo da fase solida € mais pronunciada, devido a falta de ions para
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a blindagem de cargas na interface, com as moléculas organicas provindas da fase
oleosa. A formacéao observada na Figura 54 é favorecida pela cinética lenta em meios
aquosos diluidos, pois depende da dissolucdo de ions Ca?* da calcita. Essa
interpretacéo explica e corrobora com as formagdes das camadas observadas.
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5. RESULTADOS E DISSCUSSAO (EFEITOS DA ADICAO DE IONS CU(ll))

5.1 Angulo de contato e microscopia 6ptica

Estudos recentes mostraram que os ions Cu(ll) promovem grande
capacidade de recuperacéao de petroleo em rochas carbonaticas, usando agua do mar
ou suas diluicdes [9]. Foram propostos dois mecanismos para explicar o aumento da
recuperacgdo do petréleo. Um dos mecanismos envolve a formagéo de complexos das
fracOes acidas do petréleo com os ions Cu(ll). Assim, o deslocamento destas fracdes
da superficie da calcita (ou das rochas carbonéaticas) resulta na dessor¢ao da fracao
Oleo da superficie, como mostrado na Figura 23 do Capitulo 1. O outro possivel
mecanismo se relaciona com a mudanca da molhabilidade, causada pela formacgao
da atacamita na superficie da rocha carbonatica. A elucidacdo da contribuicdo destes
efeitos ainda nao foi concluida e, por este motivo, os estudos foram estendidos neste

trabalho.

Foi identificado que quando a calcita € imersa em agua do mar contendo
Cu(ll), ocorre a formacdo de uma fase mineral na sua superficie, a atacamita,
Cu2CI(OH)s. [33] Visando compreender a formacgédo deste mineral, cristais de calcita
foram separados e mergulhados por tempos diferentes em solugcbes salinas (SW)
contando 1,00 g L't de Cu(ll). Como pode ser observado na Figura 58, os cristais de

calcita ficam cobertos pela atacamita, de coloracdo azul-esverdeada.

Figura 58 - Cristais de calcita expostos a fase aquosa - SW com a presenca de CuCl: - por diferentes
tempos. As amostras de calcita ficaram submersas na solugdo por 1, 3, e 24h, respectivamente para
os cristais A, B e C.

Foram entdo realizadas medidas de microscopia 6tica da superficie dos

cristais de calcita e medidos os angulos de contato para gotas de SW e gotas de
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petréleo bruto, sobre as suas superficies. Os resultados estdo apresentados no

conjunto de fotos da Figura 59.

Sem cobre Com cobre 1 g/L (1h) Com cobre 1 g/L (3h) Com cobre 1 g/L (24h)

Figura 59 - (a) Microscopias oticas de escala micrométrica da superficie da calcita recoberta com cobre.
Os cristais ficaram em contato com as solucdes salinas por diferentes periodos e, apds a exposi¢ao,
medido a sua molhabilidade ao (b) sistema aquoso (SW) e (c) oleoso (petrdleo bruto). A primeira coluna
é referente a calcita pura, a segunda coluna referente a calcita exposta a salmoura dopada com cobre
por 1h, a terceira coluna referente a calcita exposta a salmoura dopada com cobre por 3h e a quarta
coluna referente a calcita exposta a salmoura dopada com cobre por 24h.

Ao analisar-se os resultados apresentados na Figura 59 (a), pode-se notar
gue, com o0 passar do tempo, a calcita vai sendo recoberta em maior extensao pela
atacamita. A atacamita (Cu2CIl(OH)s altera a molhabilidade da calcita, principalmente
pela presenca dos grupos OH. Como mostrado ao longo da linha (b) da Figura 59,
com uma hora de contato com a solucdo de Cu(ll), a molhabilidade da superficie é
total, com angulo de contato proximo de zero. E interessante notar, que a superficie
da calcita recoberta com atacamita, fica mais oleof6bica, pois o0 &ngulo de contato da
gota de 0leo aumenta em relacao a superficie da calcita sem o recobrimento. Portanto,
o aumento da hidrofilicidade da superficie, combinada com o aumento da
oleofobicidade, faz com que maior desprendimento de éleo seja obtido pela adicdo de

solucéo de Cu(ll) no processo de recuperacéo avancada.
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5.2 Particdo dos ions cobre (Il) entre as fases agua-6leo

O sistema contendo calcita, agua salina dopada com cobre (ll) e petroleo
mostrou-se completamente diferente do sistema low salinity. Seus fendbmenos foram
mais diretos, no sentido de que a molhabilidade teve uma mudanca imediata e n&do
cinética. Essa mudanca de molhabilidade se deve a alteracdo da superficie na
formacao do novo mineral (atacamita). Mas, com isso, alguns pontos foram levantados

e, um deles, a particdo do cobre. Diante disso, um ultimo experimento foi proposto:

Em trés frascos distintos, foram adicionadas as fases liquidas (aquosa-SW
e oleosa-petréleo), mantendo o volume da fase aquosa constante em 10 mL. No
primeiro frasco, a fase aquosa néo continha Cu(ll), mas sim no segundo frasco, onde
uma massa conhecida de Cu(ll) foi adicionada. Por fim, no terceiro frasco, a fase
aquosa continha uma massa conhecida de Cu(ll) e, além disso, um pedaco de calcita.
Com esses trés sistemas, € esperado uma particdo diferente para os ions Cu(ll), apés
uma semana de contato entre as fases de cada sistema. Esse tempo foi escolhido
para ficar de acordo com o experimento do item 3.2.2. Na Figura 60 é possivel

visualizar os frascos com os diferentes sistemas.

A coleta da fase aquosa foi realizada através da remocéo da fase oleosa,
utilizando agulha e seringa e removendo-a da parte superior, apds a separacdo das
fases 6leo e agua (com o passar dos dias). A fase aquosa foi transferida para um tubo
de centrifugacao, para separar a pequena por¢cao de fase oleosa que era carregada
no momento da remocdo. ApOGs a centrifugacdo, o sobrenadante (fase oleosa)
continuou sendo descartado, utilizando apenas a fase aquosa restante para realizar

medidas.

Recolhida a fase aquosa, separando-a das demais (oleosa e solida), foi
realizado as medidas de ICP-OES para cobre, determinando a concentracdo de cobre
(I) para cada sistema. Os dados referentes a quantificagdo das amostras encontram-
se no grafico da Figura 61. Através disto, foi realizado o balan¢co de massa para o
cobre e sua tendéncia de particdo entre as fases, que pode ser observado na Tabela
5.

Analisando apenas as fotos da Figura 60, pode-se observar uma diferenca

visual da interacéo entre as fases. Quando se faz a comparagéo entre o frasco 1
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(salmoura + petroleo) e o frasco 2 (salmoura + cobre + petrdleo), nota-se que o tempo
de separacao, apos a mistura, € diferente. Para o frasco 1, a separacao ocorre em
cerca de 5 segundos, apos deixar o frasco em repouso. Ja para o frasco 2, em cerca
de 10 segundos. Isso aponta para uma possivel diferenca de interacdo com relacéo a
presenca do cobre (II) no meio. Contudo, quando se faz a comparacéo do frasco 1 e
2 com relacdo ao frasco 3 (salmoura + cobre + petréleo + calcita), o padrdo de
separacéo de fase volta ocorrer em 5 segundos e, além disso, um pouco de 6leo fica
mais retido com o sdlido, interagindo com o mineral. Isso aponta para uma nova
possivel interacdo, em que o cobre pode estar deixando a fase aquosa e migrando
para a fase sélida. O balanco de massa para o cobre (ll) ird auxiliar em uma melhor

compreensao dos fendmenos observados.

Figura 60 - Frascos contendo as fases aquosa, oleosa e sélida. No frasco da esquerda tem-se SW e o
petréleo, no frasco do meio SW, Cu(ll) e o petréleo e no frasco da direita SW, Cu(ll), o petréleo e a
calcita.
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Figura 61 - Curva de calibragdo referente a quantificacdo de ions cobre no frasco 1 (SW e petréleo),
no frasco 2 (SW, cloreto de cobre Il e petréleo) e no frasco 3 (SW, cloreto de cobre I, cristal de calcita
e petréleo). Para o frasco 1, ndo foi obtido um sinal de intensidade suficiente para determinacdo de
Cu?*, visto que nao foi adicionado. Para o frasco 2, foi obtido um sinal de intensidade de 635712,3,
resultando em uma concentracao de 2,898 mg.L! de ions Cu?*. Para o frasco 3, foi obtido um sinal de
intensidade de 19827,0, resultando em uma concentragao de 0,104 mg.L.

Tabela 5 - Dados do balangco de massa de cobre (ll) na fase aquosa para os trés sistemas,
considerando a diluicdo realizada para a andlise da amostra (1:60)

Cobre Frasco 1 Frasco 2 Frasco 3

Massa conhecida 0,0000 1,75.10° 2,20.10°
adicionada (g)

Massa determinada 5 .
por ICP-OES (g) 0,0000 1,74. 10 1,04.10

Porcentagem de
Cu(ll) presente na 0 99,43 2,84
fase aquosa (%)

Analisando os dados da Tabela 5, fica evidente que a particdo do cobre é
predominantemente para a fase sélida. Isso pode ser afirmado, pois, no Frasco 2
cerca de 99% do cobre ficou na fase aquosa quando néo se tinha a calcita no sistema.
Quando ela é adicionada (frasco 3), o teor de cobre na fase aquosa cai para cerca de
3%. Logo, a interacao entre o cobre e a calcita que era notavel apenas de forma visual

qualitativa, pode ser quantificada. Esse experimento também indica que a particdo do
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cobre para fase oleosa ocorre, mas de forma bem reduzida, quando comparado a
particdo para fase solida. A interacéo cobre-carbonato de calcio, levando a formacéao
da atacamita, €, portanto, 0 mecanismo majoritario que resulta na maior eficiéncia na

recuperacgdo de Oleo de rochas carbonaticas.

Em resumo, os resultados com o cobre (Il) mostram que a presenca deste
cation, levando a formacgdo da atacamita na fase sélida, faz com que a contribuicéo
da interface sélido-liquida seja majoritaria nos fenbmenos observados.
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6. CONCLUSAO

Através de medidas de tensdo superficial/interfacial e angulo de contato
nao foi possivel estabelecer uma concluséo direta (aumento da molhabilidade) entre
os efeitos de diluicdo da agua do mar (low salinity) com a maior recuperacdo de
petréleo em rochas carbonaticas. No entanto, observou-se efeitos cinéticos que
podem contribuir, de forma indireta, com a interpretacdo de mais um mecanismo
envolvido no processo de recuperacdo de petroleo através da diluicdo da agua do
mar. No contato das trés fases (6leo-calcita-fase aquosa) h&d migracdo de ions e
moléculas organicas para a interface liquida. Essas moléculas organicas possuem
atividade superficial capazes de diminuir a tensdo entre as fases, sendo mais
compactadas na interface oleosa com solu¢gdes aquosas que apresentam maior forca
ibnica. Com isto, observa-se uma diminuicdo da tenséo interfacial entre as fases
liquidas e consequente deformacéo da gota aquosa imersa na fase 6leo e depositada
sobre a calcita. Essa diminuicdo da tensao interfacial, regida cineticamente pela
concentracdo salina, acaba impactando na estabilidade da gota aquosa sobre a
calcita. Quanto mais diluida a fase aquosa, maior é a tensao interfacial entre as fases
liguidas. Consequentemente, a gota de salmoura diluida resiste mais tempo em
contato com a superficie do cristal, quando comparada com a gota de salmoura sem
diluicdo. Como a dindmica de injecdo em reservatorio € lenta, dada a complexidade
do: acesso ao meio poroso; tamanho de reservatério; deslocamento do fluido de
injecdo; entre outros, o tempo de contato entre a fase aquosa e a fase sélida é um
importante fator a ser considerado. Desta forma, olhando para o efeito cinético
constatado, pode-se construir uma relagao indireta entre a diluicdo da 4gua do mar e
0 aumento de recuperacao de petréleo em rochas carbonaticas.

A molhabilidade da calcita pode ser muito alterada, se nas solugbes
aguosas salinas sao adicionadas pequenas quantidades de Cu(ll). Neste caso, forma-
se na superficie da calcita o mineral atacamita, que € muito mais hidrofilico e menos
oleofilico. Assim, o consideravel ganho observado na recuperagéo de petréleo quando
ions cobre sdo injetados junto com agua do mar € agora explicado pela grande

alteracdo de molhabilidade.



107

REFERENCIAS BIBLIOGRAFICAS

[1] MERCURE, J.-F et al. Macroeconomic impact of stranded fossil fuel assets. Nature
climate change, v. 8, n. 7, p. 588-593, 2018.

[2] CLEWS, R. J. The petrochemicals industry. Elsevier 2016.

[3] THOMAS, J. E. (org.). Fundamentos de Engenharia de Petréleo. Rio de Janeiro:
Interciéncia, 2001.

[4] ENEH, O. C. A review on petroleum: Source, uses, processing, products and the
environment. Journal of applied sciences, v. 11, n. 12, p. 2084-2091, 2011.

[5] ALYFEI, N. Fundamentals of reservoir rock properties. 2. ed. Hamad Bin Khalifa
University Press, 2021, p. 11.

[6] SHAW, D. J. Introducéo a quimica dos coldides e de superficies. Sdo Paulo:
Edgar Blucher, 1970.

[7] GBADAMOSI, A. O. et al. An overview of chemical enhanced oil recovery: recent
advances and prospects. International Nano Letters, v. 9, p. 171-202, 2019.

[8] GBADAMOSI, Afeez et al. Recent advances on the application of low salinity
waterflooding and chemical enhanced oil recovery. Energy Reports, v. 8, p. 9969-
9996, 2022.

[9] BERNARDINELLI, O. D. et al. Mechanism for enhanced oil recovery from carbonate
reservoirs by adding copper ions to seawater. Fuel, v. 305, p. 121605, 2021.

[10] KAKATI, A.; KUMAR, G.; SANGWAI, J. S. Oil recovery efficiency and mechanism
of low salinity-enhanced oil recovery for light crude oil with a low acid number. ACS
omega, v. 5, n. 3, p. 1506-1518, 2020.

[11] OLAYIWOLA, S. O.; DEJAM, M. A comprehensive review on interaction of
nanoparticles with low salinity water and surfactant for enhanced oil recovery in
sandstone and carbonate reservoirs. Fuel, v. 241, p. 1045-1057, 2019.

[12] SHENG, J. J. Critical review of low-salinity waterflooding. Journal of Petroleum
Science and Engineering, v. 120, p. 216-224, 2014.

[13] YOUSEF, A. A. et al. Laboratory investigation of novel oil recovery method for
carbonate reservoirs. In;: SPE Canada Unconventional Resources Conference?
SPE, 2010. p. SPE-137634-MS.

[15] SONG, Jin et al. Evaluating physicochemical properties of crude oil as indicators
of low-salinity—induced wettability alteration in carbonate minerals. Scientific reports,
v. 10, n. 1, p. 3762, 2020.



108

[14] ZHANG, P.; TWEHEYO, M. T.; AUSTAD, T. Wettability alteration and improved
oil recovery by spontaneous imbibition of seawater into chalk: Impact of the potential
determining ions Ca2+, Mg2+, and SO042-.Colloids and Surfaces A:
Physicochemical and Engineering Aspects, v. 301, n. 1-3, p. 199-208, 2007.

[16] LAGER, A. et al. Low salinity oil recovery. An experimental
investigationl. Petrophysics-The SPWLA Journal of Formation Evaluation and
Reservoir Description, v. 49, n. 01, 2008.

[17] AUSTAD, T. et al. Low salinity EOR effects in limestone reservoir cores containing
anhydrite: a discussion of the chemical mechanism. Energy & Fuels, v. 29, n. 11, p.
6903-6911, 2015.

[18] AL-BAYATI, A. et al. Wettability alteration during low-salinity water flooding.
Energy & Fuels, v. 36, n. 2, p. 871-879, 2022.

[19] AUSTAD, T.; REZAEIDOUST, A. PUNTERVOLD, T. Chemical mechanism of low
salinity water flooding in sandstone reservoirs. In: SPE Improved Oil Recovery
Conference? Spe, 2010. p. SPE-129767-MS.

[20] MEHRABAN, Mohammad Fattahi; FARZANEH, Seyed Amir; SOHRABI, Mehran.
Debunking the impact of salinity on crude oil/water interfacial tension. Energy & Fuels,
v. 35,n. 5, p. 3766-3779, 2021.

[21] EMADI, A.; SOHRABI, M. Visual investigation of oil recovery by low salinity water
injection: formation of water micro-dispersions and wettability alteration. In: SPE
Annual Technical Conference and Exhibition? SPE, 2013. p. D021S030R004.

[22] FATTAHI MEHRABAN, M. et al. Novel insights into the pore-scale mechanism of
low salinity water injection and the improvements on oil recovery. Energy & Fuels, v.
34, n. 10, p. 12050-12064, 2020.

[23] ALHAMMADI, M.; MAHZARI, P.; SOHRABI, M. Fundamental investigation of
underlying mechanisms behind improved oil recovery by low salinity water injection in
carbonate rocks. Fuel, v. 220, p. 345-357, 2018.

[24] MOKHTARI, R.; AYATOLLAHI, S. Dissociation of polar oil components in low
salinity water and its impact on crude oil-brine interfacial interactions and physical
properties. Petroleum Science, v. 16, n. 2, p. 328-343, 2019.

[25] MOKHTARI, R.; AYATOLLAHI, S.; FATEMI, M. Experimental investigation of the
influence of fluid-fluid interactions on oil recovery during low salinity water
flooding. Journal of Petroleum Science and Engineering, v. 182, p. 106194, 2019.

[26] LEE, Y. J.; ELZINGA, E. J.; REEDER, R. J. Cu (ll) adsorption at the calcite—water
interface in the presence of natural organic matter: kinetic studies and molecular-scale
characterization. Geochimica et Cosmochimica Acta, v. 69, n. 1, p. 49-61, 2005.



109

[27] POLAT, A.; ASLAN, S. Kinetic and isotherm study of cupper adsorption from
agueous solution using waste eggshell. Journal of Environmental Engineering and
Landscape Management, v. 22, n. 2, p. 132-140, 2014.

[28] WEL, D. et al. The rock-fabric/petrophysical characteristics and classification of the
micropores hosted between the calcite and dolomite crystals. Journal of Petroleum
Science and Engineering, v. 193, p. 107383, 2020.

[29] YASUDA, K. et al. Effective UV/Ozone irradiation method for decontamination of
hydroxyapatite surfaces. Heliyon, v. 3, n. 8, 2017.

[30] SANCHEZ, V. M.; MIRANDA, C. R. Modeling acid oil component interactions with
carbonate reservoirs: a first-principles view on low salinity recovery mechanisms. The
Journal of Physical Chemistry C, v. 118, n. 33, p. 19180-19187, 2014.

[31] Solubility  Product  Constants at 25 °C. Disponivel em:
https://www.chm.uri.edu/weuler/chm112/refmater/KspTable.html. Acesso em: 02 abr.
2024.

[32] LAUREN S. Pendant drop method for surface tension measurements. Biolin
Scientific Blog, 2020.

[33] MALCHEREK, T.; WELCH, M. D.; WILLIAMS, P. A. The atacamite family of
minerals—a testbed for quantum spin liquids. Acta Crystallographica Section B:
Structural Science, Crystal Engineering and Materials, v. 74, n. 6, p. 519-526,
2018.

[34] DEAN, J. A. Handbook of organic chemistry. New York: McGraw-Hill Book Co.,
1987

[35] NEUMANN, L. F. Investigacdo experimental sobre a geracéo, visualizacao e
avaliacdo da condutividade de fraturas acidas em carbonatos microbiais. 2011.
Dissertacdo (Mestrado em Engenharia Mecéanica) — Universidade Estadual de
Campinas, Campinas, 2011.


https://www.chm.uri.edu/weuler/chm112/refmater/KspTable.html

