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Resumo

Salas, Mildre Karina Silva; Carvalho, Marcio da Silveira; Alvarado,
Vladimir. Estudo da Injecdo de Agua na Recuperacdo Melhorada de
Petroleo: Efeito da Salinidade e Surfactante. Rio de Janeiro, 2014. 116p.
Dissertacdo de Mestrado — Departamento de Engenharia Mecéanica, Pontificia

Universidade Catoélica do Rio de Janeiro.

As interacdes 6leo/agua/rocha podem ter grande influéncia no deslocamento
do 6leo em um reservatorio. As forcas capilares, responsaveis em parte pela
retencdo de oOleo, sdo um dos parametros que podem ser alterados buscando a
optimizacdo do processo. Durante um processo de injecdo de &gua, as altas tensdes
interfaciais &gua-6leo diminuem a capacidade de escoamento do 6leo e deixam altas
saturacoes deste em forma de globulos imdveis e desconectados, nas regides ja
contatadas pelo fluido injetado. Com a injecdo de surfactante, a tensdo interfacial
diminui e consequentemente as forcas necessarias para mobilizar globulos de 6leo.
No entanto, a interacdo da salinidade com a solugdo de surfactante pode trazer
importantes efeitos no escoamento bifasico dentro do meio poroso. O objetivo deste
trabalho é estudar o efeito da salinidade da agua e concentracdo de surfactante em
um processo de deslocamento de 6leo. Neste estudo, foram realizados testes de
deslocamento em amostras de arenito de Bentheimer de alta permeabilidade, para
solucdes salinas com e sem surfactante ndo i6nico Alcool Laurilico Etoxilado- 8EO
(L80), submetidos a uma temperatura de 40 °C. As saturacdes residuais bem como
as permeabilidades efetivas das fases ao final do processo de embebigéo e drenagem
foram medidas para as diferentes solugfes aquosas. Os resultados obtidos mostram
a variacdo na eficiéncia do processo de deslocamento, influenciada principalmente
pelo comportamento de fases, a tensdo interfacial, concentracdo de eletrélitos em
solucdo (salinidade), e a formacdo de emulsdo durante o escoamento bifasico no

meio poroso.

Palavras-chave

Salinidade; recuperacédo de 6leo; injecdo de surfactantes; tenséo interfacial.
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Abstract

Salas, Mildre Karina Silva; Carvalho, Marcio da Silveira (Advisor);
Alvarado, Vladimir. Study of Water Injection in Enhanced Oil Recovery:
Effect of Salinity and Surfactant. Rio de Janeiro, 2014. 116p. MSc.
Dissertation — Departamento de Engenharia Mecénica, Pontificia
Universidade Catolica do Rio de Janeiro.

The interactions oil/water/rock may have strong influence in displacement of
the oil in a reservoir. The capillary forces, responsible in part by the trapped olil, is
one of the parameters that allow the optimization of water injection processes.
During water injection, the high interfacial tension of water-oil decreases the flow
capacity of oil and leave high saturations of this phase in the form of immobile and
disconnected ganglia, in the regions already contacted by injected water. With the
injection of surfactants, the interfacial tension decreases and some of the oil ganglia
are mobilized. However, the interaction of salinity with the surfactant solution can
bring important effects in the two-phase flow within porous media. The aim of this
work is to study the effect of water salinity and concentration of surfactant in oil
displacement process. In this study, the displacement tests were performed on
Bentheimer sandstone of high permeability, for saline solution with and without
non-ionic surfactant Lauryl Alcohol Ethoxylates- 8EO (L80), subjected to a
temperature of 40 ° C. The saturation and effective permeability of each phase at
the end of imbibition and drainage were determined for the different water
solutions. The results obtained show the variation in the efficiency of the
displacement process, mainly influenced by the behavior of phases, the interfacial
tension, concentration of electrolytes in solution (salinity) and in-situ emulsion

formation.

Keywords

Salinity; oil recovery; surfactant flooding; interfacial tension.
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1
Introducao

A vida de um campo de petréleo pode ser resumida em trés fases de
recuperacao: primdria, secundaria e terciaria. Na fase de recuperacao priméaria, o
Oleo é deslocado devido a energia natural (pressdo) do reservatorio, gravidade e
em alguns casos, com ajuda de técnicas de elevacéao artificial; os valores de
recuperacao variam em torno de 10-20% OOIP (Original Oil in Place).

Na recuperacdo secundaria, técnicas como a injecdo de agua
(waterflooding) ou gés sé&o implementadas para aumentar ou manter a pressao do
reservatorio. Finalmente a recuperacdo terciaria, se refere aos processos
aplicados depois da recuperacao secundaria. [1]

A recuperacdo melhorada de petréleo EOR (Enhanced Oil Recovery)
representa um conjunto de técnicas que utilizam fontes externas de energia e/ou
materiais com as quais busca-se incrementar o fator de recuperacdo de 6leo
depois de uma etapa de recuperacao primaria e/ou secundaria.

A injecdo de agua é uma das técnicas mais usadas na recuperacdo de
petr6leo para manter a pressdo do reservatorio, depois da deplecao primaria. O
sucesso desta e outras técnicas dependem da capacidade de produzir
guantidades significativas de 6leo no menor tempo possivel e a baixo custo. No
entanto, a complexidade das interacdes petrdleo-agua requer uma melhor
compreensdo da fenomenologia envolvida. Jadhunandan & Morrow (1995) e
Yildiz & Morrow (1996) demostraram com testes de laboratério que a composicao
da &gua conata e de injecao tém um efeito significativo na recuperagdo melhorada
de Oleo por injecéo de agua (secundaria).

Na recuperacdo de petréleo em reservatérios que apresentam 6leos com
viscosidade moderada e altas tensfes interfaciais, as aplicagdes dos métodos
convencionais de recuperacdo secundéaria deixam de ser suficientes. Técnicas
como a inje¢do de quimicos, que utilizam surfactantes, componentes alcalinos
e/ou polimeros, modificam as condicbes do deslocamento e aumentam o volume
de Oleo recuperado, conforme esquematizado na Figura 1-1.

Ureh & Fahmy (1927) sugeriram o uso de surfactantes para recuperagao

avancada (EOR), mostrando o incremento obtido na recuperacéo de 6leo para
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baixas tensdes interfaciais com a adi¢do de diferentes tipos de eletrdlitos a
agua de injecéo. [2]

Os surfactantes ou tensoativos séo utilizados na recuperacdo avancada,
tanto na etapa secundéaria como na terciaria do gerenciamento do reservatorio, e
representa uma alternativa atrativa para o incremento do fator de recuperacéo de
6leo, reduzindo a tenséo interfacial (IFT) 6leo/agua. Se a formulacdo quimica for
apropriada, é possivel modificar o comportamento molecular na interface entre os
fluidos que coexistem no mesmo lugar, e tensdes interfaciais ultra baixas na ordem
de 0 a 10 sdo obtidas e, consequentemente, o nimero de capilaridade e a

recuperacao de 6leo séo incrementados.

Figura 1-1: Representacdo esquematica de um processo de injecao de surfactante.

A salinidade da agua conata e mineralogia da rocha podem afetar a injecéo
de surfactante através do comportamento das fases, tesdes interfaciais entre o
banco de solucéo de surfactante e dleo residual, raz&o de mobilidade, assim como
a diminuicdo da concentracdo de surfactante devido & adsorgcédo e precipitacao

durante o escoamento através do espaco poroso. [3]
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11
Motivacao

Em um campo de petréleo tipico, os métodos de produgdo convencionais
extraem aproximadamente um terco do OOIP (original oil in situ), ficando cerca de
70 % no reservatorio. Além disso, na medida que a producao de petréleo declina,
torna-se cada vez mais dificil extrair o 6leo remanescente e leva-lo a superficie.
A tensdo interfacial entre o 6leo e a agua provoca o aprisionamento do 6leo devido
as forcas capilares. A tensao interfacial é funcdo da composicdo do 6Oleo, da
salinidade da agua conata e de injecdo, da composi¢do da rocha dentre outros
fatores. Uma possivel solucdo € a injecdo de surfactantes, que age reduzindo a
tensao interfacial entre a agua e o 6leo.

No entanto, a eficiéncia do processo de deslocamento é influenciada pelas
caracteristicas das solu¢Bes de surfactantes, concentragdo de eletrolitos em
solucdo (salinidade), a adsorcdo a superficie sélida da rocha, etc. Portanto, &
necessario um melhor entendimento da interacdo destes parametros para

optimizagao do processo de deslocamento de 6leo.

1.2
Revisao bibliogréafica

1.2.1
Injecdo de Agua de Baixa Salinidade

A injec@o de 4gua é uma das tecnologias mais utilizadas na recuperacao
melhorada de petréleo. As vantagens desta tecnologia sdo principalmente a sua
capacidade para manter a pressdo do reservatério e deslocar o 6leo
remanescente, além dos baixos custos de investimento e operacdo em relacao
com as outras tecnologias. Uma questdo que vem sendo estudada na Ultima
década de forma mais rigorosa € o efeito da salinidade das salmouras de injecéo
na recuperacdo melhorada de 6leo. Resultados recentes mostram que €
recomendavel realizar uma andlise experimental extensiva do reservatério, com
rocha, fluidos e condi¢gbes do reservatoério (e.g. temperatura e presséo) antes da
execucao de pilotos de injecdo de salmouras de baixa salinidade (LS), de modo
gue a tecnologia possa ser avaliada.

No Simpésio SPE / DOE sobre IOR em Tulsa em 2006, o Low Salinity Water
(LSW) foi classificado como método IOR pela primeira vez. A partir deste ano,

houve um crescente interesse em entender os efeitos que permitem aumentar a
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recuperacao de 6leo, o que se refletiu em um aumento do nimero de publicacdes,

como pode ser mostrado na Figura 1-2. [4]
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Figura 1-2: Numero de publicagBes e apresentacdes focadas em LSE (Low Salinity
Effects). [4]

Muitas teorias sobre o efeito da salinidade da &gua injetada tém sido
propostas, mas 0s mecanismos principais ainda sdo questdes de debate. Smith
(1942) observou, durante seus estudos iniciais com petroleo de Kansas e
amostras de rocha, que ndo houve nenhuma diferenga significativa nas
recuperacdoes de 6leo entre a injecdo de salmoura e agua deionizada ou doce.

Martim (1959) observou um aumento na recuperacdo de petrdleo pesado
por injecdo de agua deionizada em amostras de arenito, e supds que este
aumento ocorreu devido a um possivel inchamento de argilas e emulsificacao.

Bernard (1967) notou que a injecdo de agua deionizada pode aumentar a
recuperacdo de petréleo em amostras de arenito com conteudo de argila. O
blogueio das gargantas de poro por migracao de finos e inchamento das argilas
diminuiu o espago poroso disponivel para 6leo/agua, e formou novos canais de
fluxo com os quais produziu uma maior quantidade de 6éleo. [5]

Diversos testes de deslocamento de 6leo com salmouras de baixa salinidade
mostraram um aumento da producdo diante a recuperagdo secundaria e terciaria,
para a maioria dos casos estudados por Zhang et al. (2007) e Agbalaka et al.
(2009).
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Sharma & Filoco (2000) fixaram a concentracdo da agua conata em seus

testes, e demonstraram que a reducdo da salinidade da agua de injecdo (0.3 -

20%) ndo aumentou a recuperacao de 6leo, como apresentado na Figura 1-3. [6]
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Figura 1-3: Efeito da salinidade salmoura injetado na recuperacéo de petréleo por injecao

de agua (Petréleo e Berea, Prudhoe Bay). [6]

Além disso, estes autores demonstraram em testes que a reducdo da

salinidade da &gua de injecdo aumentou a recuperacédo de Oleo apenas quando a

salinidade da agua conata foi reduzida, como mostra a Figura 1-4.
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Figura 1-4: Efeito da salinidade da 4gua conata na recuperagéo de 6leo, por injecdo de

agua, com petrdleo de Prudhoe Bay em Berea. [6]
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Para avaliar os resultados apresentados anteriormente, novos experimentos
foram realizados com trés éleos diferentes, mantendo fixa a concentracao da agua
de injecdo e variando a concentracao de sal da Agua conata. Os resultados sao
apresentados na Figura 1-5. A maior recuperacao de petréleo foi atingida para
agua conata com menor salinidade. No entanto, a forma da curva de recuperacdo

de dleo foi diferente a observada com petréleo Prudhoe Bay.
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Figura 1-5. Efeito do tipo de 6leo e salinidade da salmoura da &gua contata, na
recuperacgdo de 6leo por injecdo de agua. Petrdleo de Prudhoe Bay e Shell A-1, em
Berea. [6]

Sharma & Filoco [6], encontraram uma outra diferenca ao usar 6leo
Dodeceno. Uma pequena diferenga na recuperacao de 6leo foi observada quando
a salinidade da agua conata foi variada entre 3 a 20 %, como apresentado na
Figura 1-6. A composicao da fase de 6leo desempenhou um papel importante na
determinacédo do efeito da salinidade.

McGuire et al. (2005) atribuiu o incremento na recuperacdo de 6leo a
formacdao de surfactantes in situ (saponificacao) devido a injecdo de 4gua de baixa
salinidade. A saponificacdo mudou a molhabilidade e reduziu a IFT. [7]
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Em 2006 Webb observou incrementos na recuperacao de 6leo com a injecédo

de salmouras de até 5.000 ppm. [7]
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Figura 1-6: Efeito da salinidade da salmoura na recuperacao de 6leo por injecdo de agua

(Dodecene, Berea). Salinidade da salmoura de injec@o e conata séo iguais. [6]

Lager et al. (2006) [8] reportaram respostas de recuperacao terciaria a baixa
salinidade com incremento na recuperagdo na ordem de 2 até 18% para 18
reservatorios de arenito. A partir de resultados observados em laboratério sobre a
composicao da salmoura do efluente, um aumento na recuperacao de 6leo como
produto do intercambio multicomponente iGnico produzido pela diminuigdo nas
ligacdes idnicas entre o petroleo e a superficie da rocha.

Testes com ou sem resposta de recuperacdo por injecdo de LSB (Low
Salinity Brine) em reservatdrios que contem agua conata de alta salinidade
também foram estudados por varios pesquisadores (Tang & Morrow, 1999;
Sharma & Filoco, 2000; Zhang & Morrow, 2006; Tong et al., 2006).

Zhang et al. [7] estudaram o efeito da inje¢do de dgua com alta (29690 ppm)
e baixa salinidade (1479 ppm), (Figura 1-7a), e duas solu¢des de NaCl com 1500
e 8000 ppm em rochas de arenito com permeabilidade em torno de 600 mD. Cada
amostra de rocha foi testada com dois tipos de petréleo e um 6leo mineral.
Observou-se um aumento na recuperacado de petréleo com a injecdo da salmoura
de baixa salinidade, tanto na recuperacédo secundaria quanto na terciaria. A falta

de resposta na injecdo de 8000 ppm de NaCl mostrou que a remocado de ions


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Introducéo 23

bivalentes e reducéo da salinidade da salmoura néo foi suficiente para obter uma
melhor recuperacéo terciaria. Na injecao de agua a 1500 ppm e adi¢céo posterior
de ions bivalentes LSB (Low Salinity Brine) foi observado um aumento na
recuperacao terciaria de petréleo e queda de pressdo, conforme mostrado na
Figura 1-7b.
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Figura 1-7: Recuperagdo por injecdo LSW em cores de arenito de reservatorio a)

Recuperacao terciaria com LSW b) Comparacgéao recuperagéo secundaria por LSW. [7]
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Interagbes salmoura / rocha podem contribuir para o aumento de presséo,
mas um pequeno aumento na resposta da presséo para o 6leo mineral pode ser
atribuido a efeitos de migracao de argila e inchamento por causa do bloqueio,
conforme mostrado na Figura 1-8. As alteracdes na resisténcia ao fluxo por
blogueio dos poros causam mudancas nha localizacéo e mobilidade do petréleo.

O aumento na velocidade do fluido seria suficiente para sobrepor-se as
forcas capilares que retém a gota na garganta, forcando-a a se deformar e escoar
pelo capilar. Outras fontes adicionais de resisténcia ao fluxo podem ser a
rugosidade da superficie e as bordas (Morrow, 1975). [7]

Zhang & Xie [7], observaram também, que nao houve incremento na
recuperacao de 6leo em rocha com molhabilidade mista para inje¢éo primaria com
RIB (Reservoir Injection Brine) e secundaria com &gua de baixa salinidade;
concluindo que as propriedades do 6leo sao criticas na definicdo do desempenho

da injecdo de salmouras de baixa salinidade, conforme na Figura 1-8.
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Figura 1-8: Fator de recuperacao de 6leo mineral em core com molhabilidade mista. [7].

Morrow & Buckley [4], apresentaram dados da quantidade de 6leo
recuperado como uma percentagem do OOIP em arenito Berea. A saturacéo foi

feita com misturas de 4gua conata e de inje¢cdo com alta salinidade (HS - salmoura
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do reservatorio de 24168 ppm), diluicbes da salmoura de HS de 1/10 para
salinidade moderada (MS) e 1/100 para baixa salinidade (LS). O petréleo utilizado
para saturar as amostras foi do campo Dagang. A maior recuperacao de 6leo foi
atingida para o caso da salmoura de menor concentracdo onde ndo houve
mudanca na composicao idnica entre a 4gua conata e de injecdo, como pode ser
observado na Tabela 1-1.

Fator De Recuperacgéo De Oleo, %0OIP
Agua Conata HS MS LS

Agua Injetada

HS 50 65 80
MS 50 71
LS 56 80

Tabela 1-1: Fatores de recuperacao de 6leo observados sob a injecédo de dgua em cores

com saturacdes de agua de alta salinidade. [4]

Outro fator que afeta as tecnologias de recuperacdao melhorada, e que tém
um maior impacto na recuperacao do 6leo, € a molhabilidade. Se a molhabilidade
do reservatério é alterada para uma condicdo mais molhavel a agua, a
recuperacao de petroleo tende a aumentar, como pode ocorrer também com o
efeito da baixa salinidade. Austad et al. (2010), propuseram um novo mecanismo
guimico sobre o efeito de baixa salinidade. Este mecanismo proposto consiste da
substituicdo de Ca?" por H* sobre a superficie das argilas que estdo carregadas
negativamente. A injecdo de agua de baixa salinidade faz com que o Ca?" seja
retirado da superficie da argila, aumente o pH local e retire parte do material
organico, podendo resultar em aumentos da recuperacgao de 6leo. [8]

Da literatura disponivel sobre o efeito da salinidade no comportamento da
injecdo de &gua na EOR, pode-se resumir que esta tecnologia depende das
interagcBes entre petroleo/salmoura/rocha. [9]. Os mecanismos principais sao:

= Propriedades, tipo e quantidade de argila presente na rocha;

= Separacdo e migracao de argilas, Tang & Morrow (1999);

= |IntercAmbio ibnico multicomponente, entre a superficie mineral e a
salmoura deslocante (Lager et al., 2006);

= No caso de petréleo, tanto componentes polares quanto acidos bases;

= Composicdo da salmoura de formacéao e pH;

= Reducdo da IFT (McGuire et al., 2005); e

= Mudanca da Molhabilidade, Zhang & Austad, (2006).
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Em contrapartida, Rivas & Gutiérrez (1999), propdem que o deslocamento
de Oleo residual estd sujeito a uma competicdo entre as forgas viscosas e
capilares. Os efeitos viscosos séo responsaveis pelo impedimento do escoamento
do 6leo e as forcas capilares responsaveis pela retencdo do 6leo por efeitos

microscopicos no meio poroso. [10]

1.2.2
Injecdo de Solugbes de Surfactantes

No caso de injecdo de surfactante, o volume de 6leo residual é reduzido
guando o niimero de capilaridade é maior 10 [11]. A saturac&o de 6leo residual
tende a zero para nimero de capilaridade da ordem de 1072, conforme
apresentado na Figura 1-9. [12]

Salager [11] concluiu que a condicdo de mobilidade é favorecida pelo
aumento da vazao de injecdo e a viscosidade da agua injetada. Além disso, a

mobilidade é também favorecido por a queda da tensao interfacial.
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Figura 1-9: Efeito do nimero capilaridade na recuperacéo de 6leo. [11]

O desempenho da injecdo de surfactantes sobre o deslocamento do éleo
residual e o controle de mobilidade é afetado pelos seguintes fatores: a salinidade

da agua conata, molhabilidade do reservatério, tensédo interfacial 6leo-agua
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(capilaridade), mineralogia, interaces rocha-fluido, perda de surfactante devido
aos processos de adsorcao, precipitacéo, etc.

Chou & Shah [3], observaram que a adicdo de pequenas quantidades de
argilas ou minerais em areias empacotadas diminuiam consideravelmente a
eficiéncias da recuperacdo de 6leo, mesmo quando as argilas ou cations
bivalentes estdo ausentes ou em poucas quantidades. Somente a presenca do
composto NaCl reduz o desempenho dos processos. Estes efeitos prejudiciais
podem frequentemente ser minimizados por meio de preflush e o estudo da
salinidade 6tima da batelada de surfactante. Este estudo da salinidade é feito para
encontrar a concentracdo na qual as fases (6leo, salmoura e surfactante) se
encontram em equilibrio e a tensao interfacial € minima. Esta salinidade é definida
como a salinidade 6tima da formulag¢éo de surfactante, (Figura 1-10). Os autores
ressaltam que ndo h& uma correlagdo bem estabelecida entre os valores de

tenséo interfacial, salinidade 6tima e a eficiéncia na recuperacao de petréleo.
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Figura 1-10: Efeito da salinidade sobre o comportamento da solubilizacdo e tenséo

interfacial de 6leos sollveis equilibrados com solucao salina ou polimero. [13]

Vale destacar que maiores concentragfes de surfactante na batelada de
surfactante ndo necessariamente levam a tensdes interfaciais mais baixas. Por
exemplo, uma solugcdo de polimero de baixa salinidade é capaz de dissolver
elevadas concentracdes de surfactante, porém, ndo necessariamente apresenta

tensdes interfaciais suficientemente baixas para deslocar o 6leo residual. [3]
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A aplicacéo de surfactantes demanda um importante estudo de parametros
como: a salinidade, a temperatura, a estabilidade quimica, o conteudo de ions
bivalentes, entre outros. Parametros estes que podem afetar as formulacfes a
serem injetadas, as tensdes superficial e interfacial, a concentracao micelar critica,
0 comportamento de fases e a adsorc¢éo, contribuindo para uma melhor ou pior

recuperacao do 6leo residual.

1.3
Objetivos da dissertacdo

Pode-se observar que o efeito da salinidade da &gua injetada na
recuperacao de petréleo ainda ndo é bem entendida. A iteracédo da salinidade com
a solucao de surfactante pode trazer importantes efeitos no escoamento bifasico
dentro do meio poroso.

O objetivo deste trabalho € estudar experimentalmente o efeito da salinidade

da agua e concentracao de surfactante no processo de deslocamento de dleo.

1.4
Estrutura da dissertacao

Esta dissertacao foi dividida em cinco capitulos:

Capitulo N°1 “Introducao”: Nesta secao é apresentada a motivacao, revisao
bibliogréfica e os objetivos da dissertacao.

Capitulo N°2 “Fundamentos Tedricos”: Apresenta uma breve descricao
sobre os conceitos mais relevantes relacionados as propriedades da rocha-fluido,
recuperacao melhorada de petréleo e mecanismos propostos para os efeitos da
salinidade. Além de conceitos sobre injecao de surfactantes.

Capitulo N°3 “Experimento”. Este capitulo apresenta uma descricao
detalhada dos procedimentos e a bancada experimental utilizados na obtencédo
dos resultados.

Capitulo N°4 “Resultados”: Apresentara os resultados obtidos a partir dos
ensaios experimentais com uma pequena discussao.

Capitulo N°5 “Conclusdes e sugestdes”: Sao citadas as conclusbes de forma

resumida e objetiva, assim como recomendacdes para trabalhos futuros.
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2
Fundamentos Teoricos

2.1
Propriedades basicas fluido e rocha

Conhecer e entender as propriedades basicas da rocha-reservatorio e dos
fluidos no meio poroso é fundamental para determinar as for¢cas que governam o
fluxo através do meio poroso bem como as interacdes dos fluidos no interior da
rocha e a sua capacidade de deslocamento.

As principais propriedades relevantes ao presente estudo sdo apresentadas

a seqguir.

2.1.1
Viscosidade

E a medida da resisténcia ao escoamento de um fluido quando o mesmo é
submetido a uma tenséao cisalhante. Quanto mais viscoso o fluido, menor sera a

vazao para uma mesma diferenca de pressao imposta.

2.1.1.1
Lei de Newton da Viscosidade

De acordo com o Modelo de Newton, o valor da tensdo de cisalhamento o é

proporcional ao gradiente de velocidade y (taxa de deformacéo) gerado ao longo
das camadas do fluido. Entdo, a viscosidade p representa a constante de

proporcionalidade entre eles, como € mostrado na equacgéo (2.1).

o=y (2.1)

em que o € a tensdo de cisalhamento; yé o gradiente de velocidade ou taxa de

deformacéo e p é a viscosidade.
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2.1.2
Porosidade

7

A porosidade 4 de um meio poroso € uma medida da capacidade de

armazenamento (volume de poros) dos fluidos ou da quantidade de espaco
(vazios) entre os grdos do meio. Quantitativamente, a porosidade € a relacdo entre

0 volume poroso e o volume total (volume bruto), a qual pode ser dividida em:

= Porosidade absoluta;

= Porosidade efetiva.

A porosidade absoluta toma em consideragdo o espacgo vazio total
(incluindo poros né&o interconectados), enquanto, a porosidade efetiva so
considera o0s poros interconectados vazios. Tanto na engenharia de reservatério
como no presente trabalho é utilizado o valor da porosidade efetiva, que
representa o espago que contém os fluidos recuperaveis. [1]

Esta propriedade é definida pela seguinte relacao:

_ Volume Porosolnterconectado (2.2)

¢ VolumeTotal

2.1.3
Permeabilidade

A permeabilidade é uma propriedade fisica e complexa do meio poroso, que
fornece informacgéo sobre o grau de interconexdo entre os poros, fraturas e a
capacidade de deixar escoar os fluidos. Esta depende de fatores como o tamanho
e interconectividade dos poro.

Esta propriedade foi definida matematicamente por primeira vez por Henry
Darcy em 1856. Em termos quantitativos, é definida pela Lei de Darcy.

A equacédo de Darcy (2.3) foi desenvolvida para fluxo linear horizontal de
fluidos incompressiveis em uma amostra de rocha de comprimento L e uma area

de seccéo transversal A, conforme esquematizado na Figura 2-1:
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k dp (2.3)

em que v € a velocidade aparente do fluido escoando ou a vazao por unidade de
area, k é a permeabilidade, p é a viscosidade do fluido escoando e dp/dL é a

gqueda de presséo por unidade de comprimento.

Figura 2-1: Fluxo linear em um meio poroso horizontal. [10]

A velocidade aparente da equacao (2.3) pode ser determinada dividindo a
vazao q, pela area da seccéo transversal A, através da qual o fluido ird escoar.

Substituindo v, pela relacdo q/ A se obtém:

KA dp (2.4)

a= M odL

Existem trés tipos de permeabilidade:

2.1.3.1
Permeabilidade Absoluta ou Especifica

E uma propriedade do meio poroso e é medida na presenca de uma Gnica

fase escoando através dele.

2.1.3.2
Permeabilidade Efetiva

E menor do que a permeabilidade absoluta, e mede a capacidade de um
fluido se deslocar através do meio poroso na presenca de outros fluidos. A

facilidade com que os fluidos escoam, é prejudicada pela presenca de outros
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fluidos no espaco poroso. Quanto maior for a presenca de um determinado fluido,
maior sera a permeabilidade efetiva do mesmo, portanto, a permeabilidade efetiva

varia fortemente com a saturacao.

Figura 2-2: Representacdo de um meio poroso saturado com dois fluidos.

2.1.3.3
Permeabilidade Relativa

E uma forma adimensional de representar a permeabilidade efetiva. E
definida como a raz&o entre a permeabilidade efetiva (Ko, Kw ou Kg) e a
permeabilidade absoluta (K). A soma das permeabilidades relativas (Ko +Kmw + Krg)
€ variavel, e sempre menor ou igual que a unidade quando dois ou mais fluidos

estéo presentes, Lake (2007).

K :KO-K :KJ-K :& (2.5)
ro K’ rw K’ rg K

Os dados de permeabilidade relativa sdo extremamente importantes no
gerenciamento do reservatorio, jA que descrevem como as fases escoam no
reservatorio e sdo dados de entrada essenciais aos simuladores de reservatorios
usados pela industria. Da Figura 2-3 podem ser obtidos dois valores de saturacéo
importantes:

= Saturacdo de dgua conata (Swc): € a saturacdo minima de agua a
partir da qual a agua se torna mével, nesta saturacdo tanto a
permeabilidade efetiva quanto a permeabilidade relativa da 4gua séo

nulas.
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s

= Saturacdo de Oleo residual (Sor): € a saturacdo de Oleo que

permanece nos poros apos o deslocamento.

al =~ Endpoints:

Permeabilidade Relativa

Figura 2-3: Curva de permeabilidade relativa em funcao da saturacéo de agua.

O processo de saturacao ocorre com a embebicdo ou drenagem em um
meio poroso; durante estes processos os fluidos ocupam os poros da rocha em
funcéo do diferencial de pressdo e da permeabilidade relativa.

= Drenagem: é referido como o processo onde a fase molhante &
deslocada pela fase ndo-molhante, conforme indicado na Figura 2-4.
A cada valor de pressao capilar, o espaco poroso é invadido pela
fase ndo molhante até a interface atingir uma nova posicdo de
equilibrio, mudando assim a saturag&o das fases no meio poroso. [1]
= Embebicdo: é o processo onde a fase nao-molhante é deslocada

pela fase molhante a medida que a presséo capilar diminui.
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Drenagem

Fase ndo Molhante

Fase Molhante

Imbibigao

Figura 2-4: Oleo escoando em uma garganta de poro.

E habitual em testes de injecdo de fluidos em meios porosos observar
deslocamentos nas curvas de permeabilidade relativa depois da drenagem
primaria, quando se reverte a direcdo da saturacdo com o processo de embebicéo.
As relacbes de drenagem e embebigcdo primérias geralmente, diferem
significativamente, para um sistema 6leo / &gua como foi mostrado na Figura 2-3.
Esta diferenca € denominada efeito de histerese, e é resultado da forma complexa

e das forcas capilares. [13]

2.1.4
Tensao Interfacial

A tensdo interfacial (o) € a for¢ca por unidade de comprimento ou energia por
area e atua tangencialmente a superficie de contato entre dois fluidos imisciveis.
Representa o trabalho necessario para acrescentar uma unidade de area a

interface, e pode ser medida sob condi¢des de temperatura e pressdo constantes.

dw = o dA (2.6)

A medida da tensdo interfacial entre dois liquidos pode ser feita através de
diversos tipos de ensaios como o método da placa de Wilhelmy, o método do anel
de Du Nouy, o método da gota pendente, o método da gota girante e 0 método da
coluna capilar. A escolha do método mais adequado vai depender principalmente,

da natureza dos liquidos envolvidos e do grau de precisao requerido. Os métodos
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mais usados nas medidas da tenséo interfacial entre as solucdes oleosas e

aquosas com surfactantes séo da gota girante e da gota pendente. [14]

2.1.5
Presséo Capilar

A tenséo interfacial agindo em uma interface curva entre dois fluidos causa
uma diferenca de presséao entre as duas fases. A pressao do fluido localizado no
lado concavo da interface € maior do que a pressao do lado convexo. A diferenca
de presséo é proporcional a tensao interfacial e inversamente proporcional ao raio
de curvatura da interface. Quanto menor o raio de curvatura da interface, maior
sera a diferenca de pressao entre as duas fases.

No meio poroso, o raio de curvatura das interfaces 6leo-agua é pequeno
devido as dimensdes dos poros, tornando maior a diferenga de pressao entre as
duas fases.

No reservatério a presséo capilar é definida como a diferenca de presséo

entre a fase ndo molhante e a fase molhante.

P. =Py + Py (2.7)

em que Pc € a pressédo capilar, Pnm € a pressdo da fase ndo molhante, e Pm é
presséo da fase molhante.
Na Engenharia de Petrdleo, a pressédo capilar em um sistema 6leo-agua é

definida por:

P.=P, + P, (2.8)

em que Pc é a pressao capilar, Po € a pressao na fase oleosa e Pa é a presséo na
fase agquosa. Assim, para um sistema 6leo-agua temos:
= Pc >0, superficie molhada pela agua.

= Pc <0, superficie molhada pelo 6leo.

O efeito da capilaridade € ilustrado na Figura 2-4. Ao se introduzir um capilar
de vidro (molhado preferencialmente por agua) em um recipiente contendo agua

e Oleo, e logo passando pela interface das duas fases, € observado como a agua
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sobe pelo capilar até que o equilibrio das pressfes da 4gua e 6leo sejam atingidas.

O equilibrio de pressdo em um mesmo nivel de referéncia pode ser escrito como:

Po + pogh = P, — pagh (2.9)
P. = (pa - po)gh (2.10)

em que p, € a densidade do éleo, p, € a densidade da agua e g é a aceleracéo da

gravidade.

Agua

Figura 2-5: Elevagao de agua em um tubo capilar.

O lado cbncavo da interface corresponde a fase ndo molhante (6leo), e sua
pressao sera sempre maior do que a pressao da fase molhante. Admitindo que a
interface 6leo-agua é uma superficie esférica, a pressdo capilar pode ser dada

pela equacdo de Laplace:

_ 205, 204,Cos6 (2.11)

P R = ¢ = (pa - po)

em que R é o raio de curvatura da superficie esférica que pode ser representada
também como R = Frse’ sendo r o raio menor interno do tubo capilar.

A equacdo (2.11), indica que o efeito da capilaridade € mais forte nos poros

menores da rocha e portanto, a 4gua atingira as maiores alturas nos capilares de
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menor dimensdo. Se o reservatdrio for considerado como um conjunto de
capilares de diametros diferentes, a &agua estarq presente em diferentes
profundidades, dependendo do tamanho dos poros da rocha. A Figura 2-6 ilustra

a agua contida em um poro representado como dois graos.

Figura 2-6: Capilaridade em um empacotamento de gréos esféricos.

A presséo capilar em qualquer ponto da interface dos fluidos pode ser obtida

através da equacao de Laplace:

P < 1 1 ) (2.12)
T \R; Ry

em que R; e R; sé@o os raios principais de curvatura da interface. Os raios sao
medidos em planos perpendiculares. A equacdo expressada anteriormente leva
ao seguinte:

= R; <Rz - P.>0 (molhabilidade a agua)

* R;>R; - P.<0 (molhabilidade ao 6leo)

Se 0 volume de agua em torno dos gréos da rocha diminui, o raio de
curvatura R; decresce, e conforme a equacdo de Laplace, a pressao capilar

aumentara. [15]

2.1.6
Numero de Capilaridade

O numero de capilaridade é uma variavel adimensional que representa a
relacdo entre as forcas viscosas e forcas capilares que atuam em uma interface

entre dois fluidos imisciveis. E definida pela equacéo (2.13).
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_Fy  Opy (2.13)
Ne=0=——"—
F. o0ywC0sO

em que F, e F. sdo as forgas viscosas e capilares, respectivamente, 3 é a
velocidade intersticial, uw € a viscosidade da fase deslocante, conw € a tenséo
interfacial entre as fases 6leo e agua e 6 é o angulo de contato. Se for assumido
gue o meio é fortemente molhavel a agua, entdo Cos6=1, a equacéo (2.13) pode

ser aproximada:

F, Oy, (2.14)

No deslocamento de fluidos imisciveis em reservatdrios de petréleo, quanto
maior for o nimero de capilaridade, maior sera a predominancia das forcas
viscosas sobre as forcas capilares. Segundo Abrams (1975), os processos de
injecdo de agua caracterizam-se por alcancgar valores de nimero de capilaridade
menores a 10, deixando no reservatério entre 30% e 50% do 6leo recuperavel
distribuido em forma de pequenas gotas imdveis nos poros da rocha.

Abrams (1975) apresentou o comportamento decrescente da saturagéo de
O6leo residual com o incremento do nUmero de capilaridade, conforme

esquematizado na Figura 2-7, para um sistema molhavel & agua.
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o
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o
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o

Saturagdo de Oleo na Amostra na Irrupgdo
[% volume Poroso]

0
lE—O7 1E—06 1E—OS 1E‘04 lE—03 1E—02

Numero de Capilaridade

Figura 2-7: Correlagdo entre o nimero de capilaridade e a saturacéo de 6leo residual em

reservatérios molhaveis a agua. [2]
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2.1.7
Molhabilidade

7

O termo molhabilidade ¢é utilizado para descrever a tendéncia de
espalhamento ou aderéncia de um fluido sobre uma superficie sélida na presenca
de outro fluido imiscivel.

Em um meio poroso, quando o sistema estiver em equilibrio, a fase molhante
ird ocupar completamente 0s poros menores e estara em contato com uma parte
da superficie da rocha, se a saturacdo do fluido molhante for suficientemente
elevada. O fluido ndo molhante ocupard o centro dos poros maiores e formara
goticulas que se espalharam ao longo dos poros. O fluido que ocupa 0s poros
maiores tem permeabilidade relativamente elevada, em comparac¢do com o fluido
gue ocupa 0s poros menores. [16]

A forma da interface entre os fluidos imisciveis resulta da interacao entre as
forcas moleculares que atuam nas interfaces liquido-liquido e liquido-sélido. Na
Figura 2-8, é apresentado um sistema 6leo-agua em contato com uma superficie

de rocha.

Oleo Agua

‘Molhavel a Agua ~ Molhével ao Oleo
Figura 2-8: Molhabilidade em rochas reservatério. [17]
A tensao de adeséo das fases presentes no reservatorio At € definida como:
A¢ = Oy + Oap = 0,,C0S0 (2.15)

em que oor € a tensao interfacial entre o 6leo e a rocha, oar € a tenséo interfacial

entre a dgua e a rocha, ocao € a tensdo interfacial agua-oleo, e 6 € o angulo de

contato. [17]
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Nos reservatérios existem diferentes tipos de molhabilidade dependendo da
aderéncia do liquido & superficie dos poros. A seguir estdo os diferentes tipos de
molhabilidade:

= Fortemente molhavel a 4gua: a 4gua ocupa 0s poros pequenos e
a maior parte da superficie da rocha.

= Fortemente molhavel ao 6leo: o 6leo ocupa os poros menores e
espalha-se sobre a maioria da superficie da rocha, enquanto a agua
ocupa 0s poros maiores.

= Molhabilidade mista ou heterogénea: os componentes do petrdleo
sao fortemente adsorvidos em certas areas da rocha, portanto, parte
da rocha é fortemente molhada ao 6leo e o resto da area molhada
pela 4gua.
Os componentes mais pesados do 6leo sédo adsorvidos sobre a
superficie da rocha, e sdo conhecidos como surfactantes naturais,

um exemplo deles séo os asfaltenos. [16]

A tabela (2.1) contém a faixa de valores do angulo de contato tipicamente

encontrados em rochas-reservatorio.

Molhado Molhabilidade  Molhado por

Pardmetro ) .
por Agua Neutra Oleo
Angulo de Contato
Minimo 0 60-75 105-120
Maximo 60-75 105-120 180
indice USBM (U.S. Bureau of Mines) ~1 ~0 -1
indice de Amott
Raz&ao Deslocamento por Agua Positivo Zero Zero
Raz&o de Deslocamento por Oleo Zero Zero Positivo
indice Amott-Harvey 03/1 -0,3</<0,3 -1/-03

Tabela 2-1: Classificacdo da molhabilidade segundo os diferentes métodos. [16]

Existe uma relacdo forte entre a tenséo superficial e a molhabilidade. As
substéancias com elevada tenséo superficial tendem a formar gotas praticamente
esféricas sobre a superficie (molhando pouco). Isso é explicado pelas elevadas

forcas de atraco entre as moléculas do liquido que as mantém juntas. E possivel,


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Fundamentos Teoricos 41

definir a molhabilidade do fluido pelo angulo de contato medido entre as
superficies.

Quando um angulo for menor que 90° o fluido é considerado molhante. Para
angulos maiores que 90° o fluido sera considerado ndo molhante. Para o caso
especial, quando o equilibrio ndo possa ser alcancado 6 tera um valor de 180°, e

o fluido serd chamado de totalmente molhante.

2.1.8
pH

O pH de uma solucdo aquosa € uma medida da acidez e pode ser definido

como o logaritmo negativo da concentracdo de ions de hidrogénio.
b, =—log,,|H,0] (2.15)

E sempre um nimero positivo de 1 (Acido) até 14 (basico). O valor 7

representa uma solugéo neutra.

2.1.9
Surfactantes ou Tensoativos

Os surfactantes sdo conhecidos como agentes tensoativos, representam

uma classe de moléculas anfifilicas e tém carater ambivalente, pois uma parte da
molécula é formada por um grupo polar ou idnico que possui grande afinidade com
a fase aquosa (parte hidrofilica) e a outra parte € geralmente formada por uma
cadeia hidrocarbonatos que possui pouca afinidade com a fase aquosa (parte
hidrofébica). Na maioria das vezes, essa cadeia esta ligada através de radicais
alquila que tém entre 8 e 18 atomos de carbono, possuindo uma estrutura
ramificada ou linear.
As propriedades incomuns das solu¢des com diferentes tipos de surfactantes sdo
resultado das fortes interacBes da parte hidrofilica com a fase aquosa. A
classificagdo mais comum dos surfactantes é feita a partir da carga do grupo polar
da cabeca da molécula como: Aniénicos, Catidnicos e Nao-Iénicos.

Um surfactante altera as propriedades da interface entre os fluidos,

diminuindo a tensao interfacial entre as fases. Além disso, o surfactante forma
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uma barreira entre as fases que impede a coalescéncia entre as gotas da fase
dispersa.

A representagdo de um surfactante é usualmente feita por uma longa cadeia
carbdnica de carater oleofilica (cauda) e uma extremidade (cabeca) de
caracteristica hidrofilica. Os surfactantes mais utilizados na recuperacéo
avancada de petréleo usualmente possuem uma cabeca composta por um ion
(Ca*?, Na*, Cl ou Br).

2.1.9.1
Classificagcao dos Surfactantes

Os tensoativos podem ser divididos em dois grupos de acordo com a
natureza da por¢ao hidrofilica, ibnicos e nao iénicos (Fernandes, 2005). A Figura

2-9 mostra a representacao esquematica dos tipos de tensoativos:

— Grupo Hidrofilico

I L Catidnicos
IOnicos < ~ AN L Anionicos

NN 1 Anfoteros

__Grupo Hidrofébico

Grupo Polar

Nao Ionicos \/\/\/\/\. Nao possui carga
Grupo Apolar

Figura 2-9: Representacao esquematica dos surfactantes. [2]

= Surfactantes idnicos: s&o classificados de acordo com a estrutura do
grupo hidrofilico em que o0 meio aquoso se dissocia em ions. As cargas
dos tensoativos ibnicos tendem a se repelir na superficie, e constituem um
mecanismo de estabilidade em sistemas dispersos. De acordo com
Bezerra (2012), estes surfactantes podem ser classificados em:

Surfactantes aniénicos, catibnicos e anfoteros. [18]
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2.19.2

Surfactantes nao idnicos: eles ndo possuem carga em suas
moléculas, mas apresentam uma parte lipofilica e outra hidrofilica
que se solubiliza em agua, ligando-se através de pontes de
hidrogénio (Borsato, 2004). Possuem algumas caracteristicas
particulares que sdo compativeis quimicamente com a maioria dos

outros tensoativos, e suas propriedades séo pouco afetadas pelo pH.

Este tipo de surfactantes geralmente contém um grupo polar
formado a partir de algum poliéter ou polihidroxilo, sendo o mais
comum o tipo de poliéter composto por unidades de oxietileno. O
processo industrial conhecido como etoxilacéo consiste na adicéo
do oxido de etileno, usualmente em condi¢cbes alcalinas, acidos
graxos, fendis, aminas e alguns alcoois, para a obtencdo de
agentes de superficie ativa. Os surfactantes ndo i6nicos mais
importantes sdo aqueles produzidos da etoxilagdo de alcoois,
devido a sua forte capacidade de detergéncia e sua habilidade

para estabilizar diferentes tipos de emulsdes.

Propriedades dos Tensoativos

Na recuperacdo melhorada de petréleo com surfactantes, € importante

conhecer as propriedades dos tensoativos e entre as principais propriedades

temos:

7

Micelizacdo: quando um surfactante é adicionado a um sistema
bifasico, tende a se concentrar na interface. Inicialmente, o aumento
da concentracdo de surfactante € acompanhado pela diminuicdo da
tenséo interfacial. A interface aceita moléculas de surfactante até
atingir uma concentracdo maxima, a partir dai, as moléculas de
surfactante adicionadas vao se dispersando no interior da fase
continua em forma livre.

O aumento da concentragéo de tensoativos tende a promover a
formacdo de estruturas chamadas micelas, em que as moléculas se

agrupam pelas suas extremidades hidrofébicas. Essa configuracéo
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se forma naturalmente por ser mais estavel da que a presenca de
moléculas livres na solucao.

A menor concentracdo de tensoativos em que € observada a
formacdo de micelas é denominada concentragdo micelar critica
(CMC) que também corresponde ao valor minimo da tenséo
interfacial. A determinacdo da CMC é feita experimentalmente
medindo-se a tensdo interfacial para diversas concentragbes do
surfactante até atingir um valor de tensdo constante. A capacidade
maxima de surfactante a se adicionar ao sistema, depende da sua
solubilidade na fase continua.

Existe uma condicao limite quando se incrementa a concentracéo
de surfactante, a partir da qual, ndo é possivel obter uma maior
reducdo da energia livre de superficie. Geralmente, esse limite é
atingido quando o fendmeno de formagdo das micelas em solugéo
inicia espontaneamente.

A concentragéo de surfactante no inicio do fendémeno de formacao
das micelas é considerada um ponto de referéncia, a partir da qual &
observada uma mudanca drastica nas propriedades fisico-quimicas
do surfactante. A concentracdo micelar critica € Unica para cada
surfactante e é funcao da temperatura, da natureza do surfactante e
das impurezas presentes na mistura.

Preston (1948), através de testes experimentais representou
graficamente a concentracdo micelar critica (CMC) do Lauril Sulfato
de sddio (surfactante anibnico). Ele observou uma pequena faixa de
concentracao, na qual, a maioria das propriedades fisico-quimicas
apresentaram uma mudancga abrupta, conforme mostrado na Figura
2-10.
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Figura 2-10: Propriedades fisicas do Laurilsulfato de Sédio. [2]

45

Em 2000, Schramm apresentou alguns dos métodos comuns

para a medicao da concentracao micelar critica:

Espectroscopia UVNisivel;
Espectroscopia de infravermelho;
Espectroscopia de fluorescéncia;
Espectroscopia NMR;

Técnicas de disperséo;

Medi¢céo de Condutividade Elétrica;
Calorimetria €;

Medicéo da Tensao Superficial

Neste trabalho, foi determinada a CMC medindo a tensao

interfacial em funcdo da variacdo da concentracdo de surfactante, a

40°C.
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= Salinidade: durante o uso de surfactantes como método de
recuperacdo avancada de Oleo, o sistema deve manter-se
quimicamente estavel para diminuir a tensao interfacial, e manter
uma baixa taxa de adsorcdo nas condi¢cdes de temperatura e
presséo, determinadas.
A instabilidade gerada na mistura é o resultado da reducdo da
solubilidade do surfactante na salmoura, devida a alta concentracao
de eletrélitos. O comportamento de fases dos sistemas surfactante-
Oleo-agua é analisado graficamente através de diagramas ternarios
de pseudo-componentes, sendo o surfactante representado no topo,

o 6leo no apice direito e a salmoura no apice esquerdo.

= Winsor Tipo Il: para sistemas de baixa salinidade Tipo Il (-), a
solubilidade do surfactante € maior na fase aquosa. Esse tipo de
ambiente caracteriza-se pela existéncia no maximo de duas fases.
As fases formadas sdo 6leo puro e uma microemulsao que contém
salmoura, surfactante e uma pequena quantidade de O6leo
solubilizado. Para sistemas de alta salinidade, o ambiente
caracteristico € chamado de Ambiente Tipo Il (+). Nesse caso
também sao formadas no maximo duas fases, uma salmoura de alta
salinidade e uma microemulsao que contém 6leo, surfactante e uma

pequena quantidade de salmoura.

‘_&.»%‘{b‘b‘b‘b‘b
¥ o AQUOSA+ .
+ T -

- + -+ +

Salmoura Oleo

Figura 2-11: Diagrama de fases para o ambiente Tipo II(-). [2]
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= Winsor Tipo lll: para sistemas de salinidade intermediaria, o
ambiente caracteristico € chamado de Ambiente Tipo Ill, no qual
pode existir trés fases em equilibrio, como mostrado na Figura 2-12.
Estes sistemas caracterizam-se pela geragcado de tensdes interfaciais
mais baixas, sendo esta a condicdo 6tima para o processo de injecdo
de surfactantes. Os diagramas ternarios para o0s pseudo-
componentes evidenciam uma regido de uma fase localizada na
parte superior, duas regibes de duas fases e uma regido de trés
fases na parte inferior (regido de baixas concentracbes de

surfactante) formando um triangulo.

Fase Oleo

Figura 2-12: Diagrama de fases para o ambiente Tipo Ill. [2]

Considerando trés possiveis fases no sistema, existirdo dois tipos de
interfaces: a interface entre a fase aquosa e a fase da microemulséo, e a interface
entre a fase oleosa e a fase da microemulsdo. A tensdo da interface oleo-
microemulsdo omo decresce de forma apreciavel em funcao da salinidade, por
causa do aumento da solubilidade do surfactante na fase oleosa nessa direcao.
Consequentemente, o efeito contrario ocorre com a tensédo da interface agua-
microemulsdo omw, OU Seja, a solubilidade dos surfactantes ser4 maior quando a
concentracao de eletrdlitos dissolvidos € menor promovendo a uma menor tenséo
interfacial.

As curvas da Figura 2-13 mostram o efeito da variacdo da salinidade para:

0 sistema composto de uma mistura de surfactantes com 63% de dodecil o-xileno
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sulfonato de monoetanolamina (MEAC120XS) e 37% de 2-metil-2-butanol (TAA),
e um sistema composta de uma fase oleosa com 90% de Isopar-M (I) e 10% de

Nafta pesada aromética (H).

0,1

0,01

Tensao Interfacial [dinas/cm]

0,001

0,0001
0 o051 152 253 35

Salinidade [% NaCl|

Figura 2-13: Tensao interfacial e Salinidade 6tima. [2]

= Parametros de Solubilizacéo: o valor de salinidade no qual ome=
omw € chamado de Salinidade Otima. Tipicamente, a sensibilidade
dos equipamentos de medida de tensao interfacial ndo permite fazer
uma medicdo representativa da propriedade no ponto de salinidade
otima (Green e Willhite, 1998). Usualmente a salinidade 6tima é
determinada através do céalculo dos pardmetros de solubilizacao.
Healy e Reed (1974) definiram os pardametros de solubilizacdo do
6leo e da 4gua como a razéo entre o volume de cada fase (6leo e
agua) e o volume de surfactante contido na fase da microemulséao,
sem incluir o volume de co-surfactante.

Através de testes de comportamento de fases é possivel obter valores dos
parametros de solubilizacéo (P., Pw) € assim, obter valores aproximados da tensao
interfacial. Os testes séo levados a cabo em recipientes de vidro a uma razéo
volumétrica 1:1 preparando, solu¢des com 6leo e agua a diferentes concentragdes
de surfactante, com o fim de observar o comportamento da mistura em uma faixa
de salinidade, ou concentracdo de algum tipo de eletrélito, a uma temperatura

definida. A variacdo da salinidade modifica 0 comportamento interfacial e a fase
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da microemulséo observada, desde o Ambiente tipo li(-), que é caracteristico de
salinidades baixas, at¢é o Ambiente tipo II(+), proprio de salinidades altas,
passando pelo Ambiente tipo Il que € um ambiente de transicdo no qual
geralmente encontra-se a Salinidade Otima.

Os volumes das fases sdo medidos constantemente, observando-se
também a aparéncia das fases e 0 tempo de estabilizacdo. A partir dos volumes
medidos sdo determinados os volumes de surfactante e de 6leo na microemulsédo
(Vo € Vu) e, posteriormente os parametros de solubilizacdo (P, e Pw). As tensdes
interfaciais podem ser calculadas utilizando-se as equacdes a seguir de Chun-Huh
e Huh, 1979:

0,3

Omo :F (2.17)
0.3

Omo :F (2.18)

Usualmente, os valores da salinidade 6tima obtidos a partir da analise dos
parametros de solubilizacdo das fases V./Vs, e da medigdo da tenséo interfacial
Oomo = omw SA0 Proximos para a maioria dos surfactantes (Green e Willhite, 1998).
Assim, é possivel determinar a salinidade o6tima através de medi¢cdes dos
parametros de solubilidade sem medir as tensdes interfaciais, conforme mostrado

na Figura 2-14

Oma
Omo

0.01

Tensdo Interfacial [dinas/cm]

0.001 20

P, P,
4

Parametros de Solubilizacio

0
0.00 0.40 0.80 1.20 1.60 2.00 2.40 2.80 3.20 3.60 4.00

Salinidade [% NaCl]

Figura 2-14: Pardmetros de solubilizacéo e salinidade 6tima. [2]


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Fundamentos Teoricos 50

2.2
Recuperacédo avancada de petrdleo

H& muita confusdo em torno do uso dos termos EOR (Enhanced Oil
Recovery) e IOR (Improve Qil Recovery). A Figura 2-15 mostra estes em termos
dos métodos de recuperacdo de 6leo, tal como definido pela Sociedade de
Engenheiros de Petrdleo (SPE). A recuperacdo priméaria e/ou secundaria
(recuperacdo convencional) tem como objetivo recuperar o 6leo mével do
reservatorio e a recuperacao terciaria (EOR) o 6leo residual (6leo que ndo pode

ser produzido por as forgas capilares e viscosas).

- Recuperagao Primaria ]

Energia Natural < 30%. Elevagdo Artificial.

lfRecupcragéo Secundéria‘l

Injegdo de Agua 30-50%. Manutencgdo de pressao

Recuperacao Terciaria
>50 % e < 80%.

3%11%

IOR

“  Térmicos Misciveis Quimicos Outros

v Injecao de Vapor v CO, v Alcalis v" Microbioldgicos

v Fluidos Aquecidos v’ Hidrocarbonetos v Surfactantes v AcUsticos
Leves

v" Combustdo in Situ v" Polimeros v" Eletromagnéticos

Figura 2-15: Classificagdo dos métodos EOR/IOR. [19]

Os métodos de recuperagéo primaria, secundaria e terciaria (EOR) seguem
uma progressao natural da producéo de petréleo desde o inicio até um ponto onde
nao é mais economicamente viavel produzir o petréleo do reservatdrio. A
recuperacao de 6leo, especialmente por técnicas EOR, est4 fortemente associada
ao preco do petroleo e a economia em geral. Em média, o fator de recuperacéo
em todo o mundo a partir de métodos convencionais de recuperacao €
aproximadamente um terco do 6leo inicialmente alojado no espacgo poroso (OOIP).
Isto implica que a meta para EOR é desafiante (2/3 dos recursos base). A

optimizagdo do fator de recuperacdo pode ser alcancada através da
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implementacédo de tecnologias avangadas IOR utilizando préaticas de gestdo do
reservatorio e tecnologias EOR. [19]

O fator de recuperacao RF é definido segundo a equagéo (2.19):
N
RF:Wp:EDX Evo =Ep X Ey X Ep (2.19)

em que Np sao as reservas produzidas, N é o total das reservas no reservatorio,
Eb, Eva, Ev € Ea sd0 as eficiéncias: microscopicas de deslocamento, volumétrica,

vertical e areal, respectivamente.

= Eficiéncia microscopica de deslocamento (Ep): € a fragdo de 6leo
gue foi deslocado da zona varrida pelo fluido deslocante. Este
parametro é uma funcdo da tensao interfacial fluido-fluido e rocha-
fluido, volume do fluido injetado, permeabilidade relativa, viscosidade
e volume injetado, principalmente. A Ep é definida pela equacao
(2.20)

_ Volume de oleo deslocado S, — S,
Volume de oleo contactado S

(2.20)

D
Oi

= Eficiéncia Volumétrica (Evo): relagéo do volume invadido pelo volume do

reservatorio pode ser definida pela equacéo (2.21).

O aumento da eficiéncia de deslocamento Ep leva a producédo do 6leo que
permanece preso nas partes do reservatorio que ja foram varridas pelo fluido
deslocante (diminuicdo da saturacéo de 6leo residual, Sq).

O aumento da eficiéncia de deslocamento volumétrico pode ser obtida pela
reducdo da tensao interfacial, como ja foi discutido anteriormente, e a aplicagéo

de tecnologias de blogueio de poro ou reducdo da mobilidade da fase aquosa.
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2.2.1
Injecdo de Agua e Razdo de Mobilidade

A injecdo de 4gua é o método mais utilizado na recuperagéo secundaria de
petr6leo no mundo. Entretanto, o fator de recuperacdo pode ser afetado pelas

altas raz6es de mobilidade. A razdo de mobilidade € definida pela equacao (2.22)

_Krw@Sor Mo
Kro@Swe mw

(2.22)
em que Sy é a saturacdo de agua inicial no reservatorio, Sor € a saturacdo de 6leo
residual (imével) apds a injecdo de agua, Kn@So € a permeabilidade relativa da
agua na saturacao de 6leo residual, e K@ Suc € a permeabilidade relativa do 6leo
na saturacdo de &agua inicial, pw € o S840 as viscosidades da agua e do dOleo
respectivamente, em condi¢gdes de reservatorio.

Razdes de mobilidade maiores que 1, indicam que a 4gua € mais moével que
0 Oleo no reservatério, e grandes volumes de &agua serdo produzidos
prematuramente.

As heterogeneidades do reservatorio, tais como, a existéncia de regides com
menor porosidade, falhas geoldgicas que isolam partes do reservatério e
caminhos de alta permeabilidade, prejudicam o varrido volumétrico do reservatério
e potencializam a formacédo das digitacdes viscosas. A Figura 2-15 mostra a
formacéo de digitagfes viscosas (fingering) em um arenito Bentheimer, saturado
com petroleo viscoso e submetido a injecao de agua. A trajetéria da agua injetada

(tons de branco) é mostrada em funcéo do volume cumulativo injetado.
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0.14 VP 0.53 vP 2.3VP

Figura 2-16: Formacdo de digitacdo viscosa em bloco de arenito saturado com 06leo

viscoso submetido a inje¢do de agua pela face inferior. [14]

Os efeitos de molhabilidade influenciam a saturacdo de 6leo residual no
reservatorio. Em rochas molhadas preferencialmente pelo 6leo, o 6leo fica aderido
as paredes dos poros, levando a baixos fatores de recuperacdo. Nesses casos,
existem aditivos quimicos inversores de molhabilidade que podem incrementar
significativamente a recuperacao de 6leo.

A tensdo interfacial entre as fases dificulta o deslocamento do 6leo através
dos poros. A diminuigdo da tensao interfacial é obtida pela adicdo de surfactantes
na 4gua de injecao.

Os reservatoérios com distribuicdo de tamanhos de poros mais uniforme séo
menos propensos a formacdo de caminhos preferenciais na injecdo de agua. O
resultado € um varrido mais uniforme do reservatério com maiores producdes
acumuladas de 6leo.

Os efeitos gravitacionais sdo importantes em reservatorios de maior
espessura, onde a agua de injecdo se desloca para a base do reservatorio e
desloca a coluna de oOleo verticalmente, para cima na direcdo dos pocgos
produtores. Esse efeito, também depende da relagéo entre as permeabilidades
verticais e horizontais. Nos reservatorios de menores espessuras, a agua de
injecdo desloca horizontalmente o dleo na diregcdo dos pogos produtores com
maior risco de formacédo de digitacdes viscosas.

A distribuicdo do 6leo residual na rocha-reservatério é explicada pelos

modelos conceituais de poro-duplo e de quebra de gotas.
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2.2.2
Modelo de Poro Duplo

O modelo doublet pore (1959) fornece uma visdo qualitativa da posi¢cdo do
Oleo residual apds a passagem da frente de dgua. Assumindo-se as seguintes
hipéteses:
= Escoamento de Hagen-Pouseille nos poros, idealizados como um
feixe de capilares paralelos;
= Deslocamento dos fluidos a baixa velocidade tornando o processo
quase-estatico;
= Rocha molhavel a agua e;

= A presenca da interface ndo perturba o fluxo nos capilares.

Considere um meio poroso hipotético composto apenas por duas classes de
didmetros de poros: largos e estreitos. Durante o deslocamento dos fluidos, a
interface agua-6leo se desloca mais rapidamente nos poros estreitos devido ao
maior nivel de pressao capilar. A consequéncia é que a agua de injecao atinge a
saida comum aos poros mais rapidamente por esse caminho, conforme ilustrado
na Figura 2-17. Quando a agua atinge esse ponto, ocorre uma invasao parcial
dos poros largos e o consequente bloqueio de parte do 6leo nessa classe de poros
(bypass de gotas). A gota se encontra presa pela acdo da presséo capilar aplicada

em suas duas extremidades. Esse modelo simples permite concluir que:

= O O6leo residual apés a injecdo de &gua se encontra
predominantemente nos poros de menor diametro;

= A diminuicdo das forcas capilares pode provocar uma diminuicao da
saturacdo de 6Oleo residual na rocha, pois a diferenca de velocidade

de avanco da frente nos dois poros serd menor.

Segundo Rosa et al. (2006), esse mecanismo €é responsavel por cerca de
60% a 90% de todo o 6leo residual apos a injecao de agua. A parcela restante
fica em zonas ultrapassadas pela agua de injecdo e em éarea isoladas do

reservatorio.
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Apos o deslocamento

Figura 2-17: Representacao esquematica do modelo de poro duplo. [14]

2.2.3
Fendmeno de Quebra de Gota

O fendmeno de quebra de gotas (snap-off) também considera o meio poroso
como um conjunto de capilares com a fase molhante (geralmente a &agua)
envolvendo as paredes dos tubos (graos de rocha).

A pressdo capilar € calculada levando em conta geometrias tipicas das
gargantas de poro, em cada garganta é calculado o balango das forgas aplicadas.
As gotas de 6leo sao retidas sempre que o valor da pressao capilar a jusante é
maior que o da pressdo ao montante da gota. O resultado é uma distribuicdo de
gotas de 6leo residual no reservatério devido ao aprisionamento capilar.

O escoamento da gota é condicionado pelo balanco entre as forgas viscosas
e capilares. Quando a fase molhante é embebida no meio poroso (e.g. injecéao de

agua em arenitos) tende a fluir ao longo das paredes do poro durante o

N

deslocamento da fase ndo-molhante. A ocorréncia de bypass ou shap-off

o

principalmente determinada pela razdo entre o diametro da garganta Dt e
didmetro do poro Dp.

Para razbes de aspectos Dp/Dt proximas de 1, a fase ndo-molhante é
essencialmente deslocada pela fase molhante. Entretanto, para poros com razdes

de aspecto altas (Dp/Dt > 2), a fase molhante tende a se movimentar préxima da
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parede e acaba por formar um anel em torno da gota da fase ndo-molhante. O
blogueio capilar se estabelece quando a fase molhante atinge a extremidade
oposta do poro. O snapoff € mais intenso para pequenos angulos de contato entre
a fase molhante e a parede do poro. A Figura 2-18 representa o fenbmeno

descrito.

(a) Injegdo da Fase Molhante Dp/Dt ~ 1

’ T |
) pt | |[Dop | —
: Fase ndo
Molhante

(b) Injecdo da Fase Molhante Dp/Dt Grande

= 00 ..

Molhante

Figura 2-18: Representacéo do fendbmeno do snap-off em um poro. [14]

Em um reservatério de petroleo, os poros sao distribuidos em diversas
classes de tamanho e a saturacdo de 6leo residual depende da relacdo entre as
forcas viscosas e as forgas capilares. Na realidade, o fendmeno observado é uma
combinacdo dos efeitos descritos pelos modelos descritos anteriormente,
conforme esquematizado na Figura 2-19.

(a) Stable Displacement ( No trapping)

oo O O

(b) Trapping Due to By-Passing

oS> O &

(c) Trapping Due to Both By-Passing and Snap-Off

o o
(7 S
-~4
~

Figura 2-19: Mecanismos de formacao da saturacéo de 6leo remanente. [14]
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A partir dos fendmenos mencionados anteriormente, pode se afirmar que
a reducdo da saturacdo de Oleo remanente em um reservatorio envolve as
seguintes a¢des no nivel microscopico:
* Reducdo da tenséo interfacial;
= Bloqueio de poros ja varridos pela fase deslocante, e o

redirecionamento do fluxo no meio poroso.
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3
Experimento

A etapa experimental dos testes de deslocamento foi realizada
implementando a metodologia de Engelke (2012) [20], em um equipamento
modelo CFS-830-SS Core Flooding System fabricado pela TEMCO, instalado no
Laboratério de Microhidrodindmica e Escoamento em meios porosos da PUC-Rio.
Os testes foram efetuados visando analisar a influéncia do comportamento de
fases, a tensdo interfacial e salinidade na eficiéncia dos processos de
deslocamento.

Esta secdo ird descrever o equipamento e o procedimento experimental
adotado para estudar o efeito da salinidade da 4gua e concentracéo de surfactante
no processo de deslocamento de um 6leo mineral.

Os testes de deslocamento ou coreflooding foram levados a cabo usando
amostras de arenito de alta permeabilidade de Bentheimer, solu¢des salinas com
e sem surfactante n&o iénico Alcool Laurilico Etoxilado- 8EO (L80) e 6leo mineral,
sob condi¢cBes de temperatura, pressdo de confinamento e vazao constantes.

No total foram utilizadas 6 amostras de arenito, para um total de 8
experimentos, fato pelo qual algumas das amostras foram submetidas a um
processo de limpeza para restaurar as condicdes de porosidade, permeabilidade

e molhabilidade e concluir os experimentos, como sera descrito mais adiante.

3.1
Descricao do Dispositivo Experimental

O dispositivo experimental utilizado nos testes é apresentado na Figura 3-1
como um esquema simplificado do arranjo experimental. As letras O e A significam

respectivamente 6leo, e solucdo salina.
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Fluidos Produzidos

Core Holder

o
o
>

Fase |

Pressdo de Confinamento

*l

Agua Destilada

Agua Destilada

Agua Destilada

Bomba ISCO Bomba ISCO Externa Bomba ISCO Externa

Figura 3-1: Esquema simplificado do experimento.

A Tabela 3-1 apresenta os detalhes técnicos de alguns dos componentes da

Figura 3-1.
Detalhes Técnicos Bancada Experimental

Quantidade Componente Fabricante Modelo
1 Forno Despatch LBB2-18-1
3 Transductores de Pressao Honeywell TJE
2 Transdutores de Pressao Validyne DP360-60
1 Transdutores de Pressao Validyne DP363-40
3 Bombas de seringa Teledyne ISCO 500-DX
1 Coletor de fracdes Gilson FC 204
1 Computador Dell Intel Pentium Dual 2.40

GHz

Tabela 3-1: Tabela com detalhes técnicos de cada componente da bancada experimental.

A seguir, sera feita uma descricdo do equipamento tal qual foi utilizado, quer
dizer, incluindo todas as mudancas realizadas relacdo ao seu formato original,

apresentado na Figura 3-2.
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Software para Aquisicao de Dados

Figura 3-2: Equipamento Original, Core Flooding System - modelo CFS-830-SS.

O sistema usado é composto principalmente por:

Um porta amostra (core holder), fabricado pela LABCONTE no
Brasil, onde seré depositada e submetida a 2300 psi de pressao de
confinamento a amostra de rocha, indicado pelo nidmero 1 na
Figura 3-3. A escolha de néo utilizar o original feito pela TEMCO
(Figura 3-2) foi pela grande simplicidade no manuseio do core
holder escolhido.

Trés acumuladores (cilindros) tipo pistao feito parcialmente de aco
inox, onde sdo colocados os fluidos a serem injetados no core
holder. Dois deles para armazenar o 6leo e outro para a solugéo
salina, indicados pelo niumero 2 na Figura 3-3.

Duas bomba ISCO externas, uma responsavel pela injecdo da
solucdo salina de um dos acumuladores, e outra pela injecdo da
agua destilada na camara mais externa do core holder para aplicar
a pressao de confinamento.

Uma bomba ISCO, responsavel por injetar 6leo dentro dos outros
dois acumuladores

Cinco transdutores de pressao Validyne, sdo responsaveis por
medir cinco diferenciais de pressdo. Destes apenas trés foram
utilizados (Placas 12,5, 125 e 1250 Psi).

Trés transdutores de pressdo Honeywell, responsaveis por medir a
pressédo de confinamento, a pressédo de entrada e a pressao de
saida do fluido do core holder. Destes apenas um foi utilizado, os
outros dois foram utilizados apenas para conferir valores medidos

guando necessario.
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Um sensor de temperatura, usado para medir a temperatura dentro
do core holder original, utilizado para medir a temperatura dentro
do forno.

Linhas de 1/8 de polegadas e valvulas: responsaveis pelo
transporte dos fluidos no sistema

Um Filtro 0,5 um, na saida do acumulador das solu¢des salinas,
para impedir a passagem de 6xido de ferro.

Um forno, usado para operar com temperaturas altas.

Coletor de fracbes, equipamento usado para coletar pequenos
volumes dos fluidos produzidos em tubos de plastico. Seu controle
é feito por tempo e foram usados tubos de 15ml.

Um computador, recebe os dados medidos no sistema, processa-
0s, gerando tabelas e graficos.

A Figura 3-3 mostra uma visdo geral do porta amostra e dos acumuladores.

Figura 3-3: Visao geral do arranjo experimental, dentro do forno.

3.2

Procedimento Experimental

As permeabilidades foram medidas para cada fase neste trabalho, utilizando

a Lei de Darcy em regime permanente. Todas as fases foram injetadas a vazdes
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constantes até o equilibrio ser atingido e o diferencial de pressao medido. Todas
as medidas realizadas no meio poroso foram feitas a 40°C e uma pressao de
confinamento de 2300 psig.

Uma vez selecionada a amostra a ser utilizada, o seguinte procedimento era

seguido:

1. O peso da amostra seca foi medido em gramas em uma balanca com
precisédo de trés casa decimal (fabricante OHAUS).

2. Em seguida a amostra foi colocada em um béquer com a solucao salina
escolhida. O nivel de solucdo colocada no béquer é até
aproximadamente 1 cm abaixo da altura da amostra, como mostrado na
Figura 3-4. E importante deixar a parte superior em contato com o ar
para ter um caminho de escape para o ar deslocado.

3. Parater certeza que todo ar é deslocado, utiliza-se uma bomba de vacuo
para reduzir a pressdo da fase gasosa. A Figura 3-4 mostra a bomba
utilizada na saturacdo da amostra, conectada a um recipiente capaz de
vedar a entrada de ar, que, com a bomba de véacuo, pode ser
despressurizado. A pressado do recipiente foi reduzida até um valor de
aproximadamente -670 mmHg. A Figura 3-4 mostra a amostra de rocha
dentro deste recipiente com a bomba de vacuo ligada. Na Figura 3-4,
percebe-se a formacao de bolhas ao redor da amostra, o que significa a
saida do ar da parte de baixo da amostra e, ainda, que a parte superior
da amostra passa a ter um aspecto Umido, resultado do efeito de
capilaridade, que faz a solucéo alcangar o topo da amostra. A amostra
foi mantida no recipiente com a bomba ligada por, aproximadamente, 30
minutos. Apds isso, o recipiente foi mantido despressurizado por cerca
de 15 horas. Neste momento, a bomba era novamente ligada por cerca
de 10 minutos e verificava-se se ainda existiam bolhas de ar saindo da
amostra. Caso positivo, a amostra permanecia no recipiente e a cada
uma hora a bomba era ligada por mais 10 minutos. A partir do momento
em que ndo saisse mais ar da amostra, a mesma estava completamente
saturada e pronta para ser retirada do recipiente.

4. ApoOs esta etapa, a amostra foi novamente pesada. Ao se retirar a
amostra do recipiente com a solucado salina e, antes de ser pesada, a
mesma foi levemente seca com um papel para retirar o excesso de fluido
da borda. Desta forma, é possivel calcular seu volume poroso levando-
se em conta a massa especifica da solucdo salina, medida no

Laboratério de Caracterizacao de Fluidos na PUC-Rio. Percebe-se que
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0 peso é maior que o visto na Figura 3-4 (4), quando foi pesada antes

de ser saturada. Vale ressaltar que foi utilizada a mesma balanca.

5. Calcular a Porosidade.

4. Amostra Saturada
Sendo Pesada.

3.3. Saturagdo Amostra por
Imers&o e Vacuo .

1. Amostra Seca Sendo 2. Amostra Preparada 3.1 Amostra dentro do 3.2 Bomba de Vacuo.
Pesada. para Ser Saturada. Dessecador.

Figura 3-4: Esquema de saturacdo das amostras.

O passo seguinte foi instalar a amostra saturada no core holder e montar o
equipamento. Uma observagdo importante € que antes do equipamento estar
montado foi necesséario preencher completamente todas as linhas com &agua
destilada, solugéo salina ou 6leo (dependendo da linha). Isto é importante para
gue ndo exista nenhuma bolha de ar ou algum outro fluido indesejado nas linhas,
0 que pode prejudicar as medidas e/fou 0 andamento do experimento. Neste
instante, a amostra foi confinada com agua destilada a presséao desejada (2300
psi).

O primeiro fluido a ser injetado foi a prépria solucao salina. O objetivo de tal
injecdo € determinar a permeabilidade absoluta da rocha. Foi medido o diferencial
de pressdo para seis ou sete diferentes vazGes apds de atingir o regime
permanente, ou, em outras palavras, ap6s o diferencial de pressao estar
estabilizado. A partir disso, foi possivel calcular a inclinagdo da reta cuja abscissa
€ avazdao e ordenada é o diferencial de pressao. Tendo como base a Lei de Darcy
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unidimensional, a permeabilidade absoluta da rocha foi determinada. A Figura 3-5

apresenta um esquema qualitativo do célculo realizado.

Permeabilidade Absoluta

Q—AP Koo uxL
tant =7 Rabs = 7 ang
— -
E »
© *
3 d
8 &
o T\ 0
= e ‘
) =
a *
-
Q [cm¥/seg]

Figura 3-5: Esquema Indicando como calcular a permeabilidade absoluta.

Em seguida, foi iniciada a inje¢cdo de o6leo (drenagem) a uma vazéo
constante de 0,24 ml/min, até finalizar a producdo de agua. Neste ponto, o
experimento alcangou o regime permanente (volume injetado de éleo = volume
produzido de 6leo) e pode-se calcular a saturagdo de 4gua conata (Equacgéo 3.1)

e, a permeabilidade efetiva maxima do 6leo com a lei de Darcy (lembrando que:
krer = kef/kabs)-

em que Vf; € o volume inicial da fase na amostra de rocha, Vg, € 0 volume
produzido da fase e Vy,, € o volume da fase nas linhas de producéo e injegéo,
injetado durante o drenagem ou embebicéao.

Tendo encontrado o primeiro ponto da curva de permeabilidade relativa do
Oleo (permeabilidade relativa do 6leo a saturacédo de agua conata), o processo de
embebicado € iniciado injetando-se a solucdo salina a vazdo constante de 0.24
ml/min. No momento em que se atinge o regime permanente a producéo de 6leo
€ zero, a amostra de rocha estd com uma saturagéo residual de éleo e o ultimo
ponto da curva de permeabilidade relativa € medido (permeabilidade relativa da
agua a saturacado de 6leo residual). Os procedimentos anteriormente descritos

foram utilizados em cada um dos testes realizados. A Figura 3-6 apresenta um
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esquema deste procedimento. O subescrito “0” indica 6leo e o subescrito “w”

indica a solucéo salina

Lei Darcy

0,=0 gy=2-9 miimin

v 878,
: T 1 v So= 1- ch
_ . _ - v AP,
0,= 0,24 ml/min qy=0 h v KeK,
v K=K K

| -
T S=S

9,=0 qy= 0,24 ml/min

[ 8
SNENENENEN
DO(,)O
ﬁ“ n
L

»

Figura 3-6: Esquema do Procedimento para Medir a Permeabilidade Relativa.

33
Amostra de Rocha

A amostra de rocha escolhida para realizar este trabalho foi um arenito de
Bentheimer. Duas amostras grandes de Bentheimer foram dividida em cinco
partes, logo heterogeneidade, porosidade e permeabilidade absoluta devem ter
variagbes minimas entre as duas amostras. No total foram utilizadas seis
amostras. A Figura 3-7 apresenta uma das amostras tendo seu didmetro medido

por um paquimetro com precisdo de 0,5 mm.
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Figura 3-7: Amostra de Bentheimer medida com um paquimetro

Mineral Férmula Molecular

Conteudo [+0,1%]

llita / Esmectita -
llita+Mica (K,H30)(Al, Mg,Fe)2(Si,Al)4010[(OH)2,(H20)]

Caulinita Al2Si205(0OH)4
Clorite ClOoz
Quartzo SiO2
Feldspato Potassico KAISi3Os
Plagiéclase NaAlSizOg-CaAl2Si2Og
Calcita CaCOs
Dolomite CaMg(COa3)2
Siderite FeCOs
Pirita FeS:2

TR
3,2
0,0
0,0
90,6
4,6
0,0
0,6
0,0
1,0
TR

TR = Trace amounts (vestigios)

Tabela 3-2: Composi¢cdo mineral do arenito de Bentheimer, obtidos a partir de XRD

(Standard X-Ray Diffraction). [21]

Na Tabela 3-2, é apresentada a composicdo mineral de amostras de
Bentheimer, e na Figura 3-8 a sua distribuicdo de tamanho de garganta de poro

(PSD - Pore Size Distribution), a qual, segundo € bastante homogéneo. A média

do raio de garganta de poro, estimada foi 11,9 um.
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Figura 3-8: PSD Arenito Bentheimer baseado na Inje¢cdo Padrdo de Mercurio. [21]

A Tabela 3-3 apresenta o resumo dos testes aos quais foram sometidas a

amostras
Amostras Utilizadas nos Testes de Deslocamento
Amostra Perm. Absoluta Drenagem Embebicdo
NaCl 15 DK7
A3l , NaCl 24
Agua do Mar (AMS) DK7 AMS
A32 NacCl 15 + L80 DK7 NaCl 15 +L80
A33 NaCl 33 + L80 DK7 NaCl 33+L80
NaCl 33 DK7 NaCl 33
AMS + L80 DK7 AMS +L
A35 S 1180
NacCl 15 DK7 NaCl 15
AMS + L80 DK7 +
AS3 AMS +L80
NaCl 24 DK7 NacCl 24
AMS DK7
ASS AMS
NaCl 24 + L80 DK7 NaCl 24+L80

Tabela 3-3: Testes realizados nas amostras de Bentheimer.

A terminologia utilizada Tabela 3-3 corresponde a:
= DK7: Oleo mineral Drakeol 7;

= NaCl 15: Solugdo com 15 g/l NaCl;
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= NaCl 15 + L80 — Solugdo com 15 g/l NaCl e surfactante Ultrol L80;

= NaCl 24: Solucdo com 24,53 g/l NaCl;

= NaCl 15 + L80 — Solucdo com 24,53 g/l NaCl e surfactante Ultrol L80;

= NaCl 33: Solucdo com 33,94 g/l NaCl;

= NaCl 15 + L80 — Solug&o com 33,94 g/l NaCl e surfactante Ultrol L80;

=  AMS: Solucdo agua do mar sintética e;

= AMS + L80 — Solucéo com agua do mar sintética e surfactante Ultrol L80.

Vale mencionar que aqueles testes ressaltados na Tabela 3-3, foram
descartados devido a interrupcdes na injecdo por falta de energia elétrica no

laboratorio, coleta de dados, entre outros.

3.4
Fase Aquosa

Uma solucdo de agua deionizada com surfactante e sal foi preparada para
ser utilizada como fase deslocante. A seguir serdo explicadas a escolha das

diferentes salinidades e surfactante.

3.4.1
Salinidade

A importancia da presenca do sal na solugéo a ser injetada é para evitar o
inchamento da parcela de argila presente na amostra de rocha. De forma geral,
as amostras de Bentheimer possuem aproximadamente 3,2 por cento de argila
em sua composicdo [21]. Estes minerais (caolinita, ilita e clorita) fazem parte de
um grupo conhecido por causarem danos de permeabilidade a formacdo. Uma
reducdo na concentracdo de ions (salinidade) no fluido em contato com a argila
provoca uma migracdo da agua para as camadas de argila, provocando o
inchamento da mesma (Atwood, 1964).

Caso haja o inchamento da argila, a permeabilidade da amostra é capaz de
reduzir até uma ordem de grandeza. Este fato foi verificado no trabalho de Engelke
(2012) [20], pelo qual com base nos resultados dele foi escolhido para trabalhar o
NacCl (cloreto de sddio) com 1,5% em peso (ou seja, 15 g/L), que durante seus

testes ndo apresentou qualquer tipo de problema em relacdo a indicios de


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Experimento 69

inchamento em amostras de Bentheimer e ou afinidade com os surfactantes aqui
testados.

Como o objetivo deste trabalho é avaliar o efeito da concentracéo do sal na
recuperacao de 0leo, foi decidido também trabalhar com agua sintética de mar, a
gual tem a presenca de diferentes ions em sua composi¢cao, como é apresentado
na Tabela 3-4. As outras duas salinidades selecionadas correspondem a
concentracdo de NaCl presente na dgua do mar 24,54 g/l e ao total de solidos
dissolvidos (TDS) da 4gua do mar, 33,94 g/l, este ultimo valor foi definido com a

finalidade de observar o efeito da presenca dos ions na recuperacao de 6leo.

Salt Concentration [g/I]
NacCl 24,53
MgCl2 5,20
Na2S0a4 4,09
CaClz 1,16
KCI 0,695
NaHCO3 0,201
KBr 0,101
H3BOs 0,027
SrClz 0,025
NaF 0,003
Ba(NOs)2 0,0000994
Mn(NO2)2 0,0000340
Cu(NO3)2 0,0000308
Zn(NO3)2 0,0000096
Pb(NO3)2 0,0000066
AgNO3 0,00000049

Tabela 3-4: Composicao da dgua do mar sintética. [22]

Outro sal que foi testado mas que apresentou problemas com um

surfactante foi o cloreto de potassio (KCI), como seré apresentado a seguir.
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3.4.2
Surfactante

Tendo definido o sal e suas concentragdes, o proximo passo foi definir o
surfactante a ser usado. As moléculas do surfactante possuem duas regifes
distintas, uma com afinidade a agua e outra com afinidade ao 6leo. Desta forma,
o surfactante se localiza na interface agua-6leo, provocando a reducao da tensdo
interfacial e facilitando a formacdo de gotas de 6leo (ou agua, dependendo da
caracteristica do surfactante) no meio continuo. Existem diferentes caracteristicas
de surfactantes que fazem dele adequado para diversas aplicagdes, porém este
estudo nao sera o escopo deste trabalho.

Conforme ja foi explicado, o surfactante tem a capacidade de diminuir a
tensao interfacial entre 4gua e 6leo. Porém nado é qualquer surfactante que é
capaz de manter a emulséo estavel. Isto depende da afinidade entre o 6leo e o
surfactante e a Gnica forma de saber isso € realizando testes de estabilidade com
varios surfactantes e com a concentracdo de Oleo que é planejada usar na
emulsédo, assim como a concentragdo de sal da solucao.

Desta forma, uma andlise de afinidade do 6leo com o surfactante foi
realizada para a concentracao de sal ja definida e com uma concentracao de 6leo
de 30%. Esta sera a concentracao de Oleo usada inicialmente. Mesmo com uma
pequena variacdo de concentragdo, como ocorrera no trabalho, o surfactante
selecionado ndo deve apresentar problemas. Esta afinidade foi medida através da
distribuicdo do tamanho de gotas. Se esta distribuicdo se mantivesse estavel,
significaria que o surfactante teria afinidade com o 6leo. Os surfactantes testados

com suas respectivas concentragdes foram:

= SDS (dodecil sulfato de sddio) — 3,45 g/L (1,5 x CMC)
= Steol CS-230 da Stepan — 0,179 mL/L

= Steol CS-330 da Stepan — 1,35 mL/L

= Ultrol L80 da Oxiteno — 3,45 g/L

A escolha das concentracdes foi definida de acordo com a concentragcao
micelar critica (CMC) para os surfactantes cujas CMCs eram conhecidas, caso do
SDS, CS-230 e do CS-330. Para este trabalho, foi definido como a concentracdo
ideal aquela equivalente a 1,5 vezes a CMC (isto ser4 melhor explicado ao final
deste tépico). No caso do Steol CA-330, como ndo tinhamos sua CMC, foi

escolhida uma concentracéo sugerida em outros trabalhos. No caso do Ultrol L80,
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como nao existia qualquer referéncia sobre qual concentragdo usar, foi escolhida
a mesma concentracdo do SDS, que, acreditava-se, seria mais alta que sua CMC.

Foram preparadas 600 mL das solu¢des testadas em um béquer de 1000
mL e, em seguida, foi adicionado 30% de 6leo em volume. Para cada uma das
velocidades de 6500, 9500 e 13500 rpm durante os primeiros 10 segundos do
minuto de mistura foi adicionado 1/3 do volume total de 6leo. O equipamento
utilizado para criar as emulsdes foi o Ultra-Turrax T25 (Figura 3-10), que utiliza o
principio de cisalhamento. Apds cada uma ter sido preparada, ela foi dividida em
1 béquer de 600 ml uma proveta de 100 ml e um porta amostras, conforme
amostrado na Figura 3-9. A primeira analise de distribuicdo de tamanho de gotas
(t=0) foi realizada logo ap6s o preparo da mistura no béquer de 1000 ml, as demais

analises foram realizadas colhendo-se a amostra do béquer de 600 ml

Emulsdes com os diferentes surfactantes

Figura 3-9: EmulsGes com os diferentes surfactantes.

O motivo de se colocar um volume pequeno em um béquer grande foi o de
diminuir o efeito da densidade. As gotas de 6leo, por serem menos densas, sobem
e se mantém na parte superior do béquer. Mesmo em uma emulsdo estavel, as
gotas se mantém compactadas no topo da solu¢gdo. Ao manter uma altura
pequena de solugéo este efeito é minimizado.

As analises de distribuicdo de tamanho de gotas foram realizadas utilizando
0 Mastersizer 2000 da Malvern (Figura 3-11), que utiliza o principio da difracédo da

luz para a determinacgdo da distribuicdo do tamanho de gota.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-Rio - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Experimento 72

Figura 3-10: Emulsé&o sendo criada com o Ultra-Turrax T25.

| I e

Figura 3-11: Foto do Mastersizer 2000 da Malvern.

O Ultrol L80 e o CS-330 foram os surfactantes que apresentaram melhor
estabilidade das emulsdes. No entanto, com a finalidade de ter uma comparacédo
direta com o trabalho Engelke (2012), foi definido trabalhar com o Ultrol L80. A
distribuicdo do tamanho de gotas para o Ultrol L80 e o CS-330 é apresentado na
Figura 3-12. Como se pode verificar, a emulsdo se mantém estavel para um tempo

de até 8 dias.
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Ultrol L-80

Repetibilidade 04 de Marco2013
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CS-330
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Figura 3-12: Testes de estabilidade e repetibilidade das solugbes com agua do mar e
Ultrol L80 e CS-330.

Apenas para efeitos comparativos, a Figura 3-13 apresenta a distribuic&o de
gotas para a solucéo feita com SDS além das imagens do efeito ao colocar este

surfactante em uma solucdo de dgua do mar com SDS (Dodecil Sulfato de Sodio),
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a mesma ficava quase que imediatamente esbranqui¢ada, o que significa que este

sal ndo possui afinidade com o surfactante, como sera apresentado a seguir.

SDS
Descartado
—
s I wﬁ
> 10
g
S 5
= I |
%1 1 10 100 1000

Particle Size (um)

Emulséo  +

— Margo 4 SDS 30% O/W t=0

— Margo 4 SDS 30% O/W t=1 h

— Margo 4 SDS 30% O/Wt=1d,20 h
— Margo 4 SDS 30% O/W t=2d, 22 h

Emulséo com SDS

30% O/W
#

Emulséo com SDS
30% O/W

SDS¥KCI mul n 4
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Figura 3-13: Distribui¢do do tamanho de gotas para a solu¢do com o SDS.

35
Tenséo Interfacial e Concentragdo Micelar Critica

Tendo definido o surfactante, € importante conhecer as tensdes interfaciais
do 6leo-solugéo salina e a Concentracdo Micelar Critica (CMC) do mesmo. Uma
das formas de obter o valor da CMC é medir a tensado superficial de solucbes de
surfactante em uma faixa de concentracdo de surfactante e observar o seu
comportamento. O equipamento utilizado para fazer issas medicdes a temperatura

de 40°C foi o Tensidmetro Tracker da Teclist. (Figura 3-14).

Figura 3-14: Tensidmetro Tracker da Teclist.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Experimento 75

351
Gota Pendente

O método da gota pendente consiste na determinag&o do perfil de uma gota
pendente de um liquido suspenso em um outro liquido mais denso. O perfil da
gota, quando esta em equilibrio mecanico, é determinado por um balanco entre a
forca de gravidade e as forgas de superficie, e pode ser descrito por uma equacao

diferencial que néo possui solu¢cBes analiticas (Equacdes 3.2, 3.3, 3.4 e 3.5) [23]:

2 +B z 1 N sing
a R x5 (3.2)
A a
onde
2
A
p—2°P8 (3.3)
Y
e
5 3
dz\“|?
s @] (34)
17 do d?z
d?x
dz
. dx
sing =
3 (3.5)

b (]

Ap € a diferenca de densidade dos dois liquidos em contato, g € a aceleracao
gravitacional, y é a tensdo interfacial, a € o raio de curvatura no apex da gota, X,
z, ¢ séo as coordenadas definidas como na Figura 3-15 e R; é o raio de curvatura

no ponto X, y. [23]
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/ERZ
\Q%

Figura 3-15: Geometria de uma gota pendente. [23]

O aparelho da Figura 3-14 é baseado no método da gota pendente é
composto de: i

1. uma camara experimental aguecida onde a gota é formada;

2. um sistema Optico para iluminar e capturar a imagem da gota e;

3. um sistema de aquisicdo de dados com um computador para inferir a

tensao interfacial a partir do perfil da gota.

A Figura 3-16 apresenta um esquema do aparelho. Os diferentes
componentes do aparelho sdo montados sobre uma mesa com amortecedores de
vibrag&o. E muito importante que os ensaios sejam realizados neste tipo de mesa
para se evitar a separacdo da gota. O sistema de iluminagdo consiste em uma
lampada e fibra dptica. O comprimento de onda da luz pode ser modificado
usando-se filtros quando a gota e a matriz tém o mesmo indice de refracao para
um dado comprimento de onda. O sistema de visualizagédo da gota € composto de
um sistema 6ptico que aumenta a imagem da gota e a projeta em um equipamento
de digitacdo de imagens. Uma camara de video é acoplada ao sistema Optico
levando a imagem até a digitalizador residente no computador. A camara
experimental € composta de um vaso de sec¢do quadrada de ago inoxidavel,
aquecido eletricamente, no qual um cilindro em cobre é inserido. Uma célula de
vidro, do mesmo tipo utilizada em espectroscopia UV, é inserida no cilindro de
cobre. Nessa célula é inserido um fluido de menor densidade. Duas janelas de
vidro, em dois lados opostos da camara experimental, permitem a iluminacéo e
visualizacdo da gota. Um controlador de temperatura com precisédo de 0.5 °e é
usado para manter constante a temperatura dos fluidos. O dispositivo de insercao

consiste em uma seringa especialmente projetada para evitar problemas de
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capilaridade e de separagdo da gota (alongamento, pescoc¢o) encontrados por

outros pesquisadores. [23]

l on/off

E Sistema de Aquisi¢do de Dados
Seringa mmp :
- :
A Célula Cimara ;
HMPAR e Vidro deVideo | |
source i
\ l' 1
d @ o T
[ . Computador

Célula de Vidro
Gota de Oleo

Solugdo de Surfactante

Figura 3-16: Geometria de uma gota pendente. [23]

O fator de forma é obtido a partir do ajuste da imagem tridimensional a

equacdo de Young-Laplace, e para calcular a tensao superficial utiliza-se a

Equacéo 3.3 deduzida de um balanco de for¢cas na gota.

Assim, é obtido o valor da tenséo superficial média para cada concentracéo

de surfactante empregada e o desvio padrdo entre as medidas significativas

(Tensobes superficiais calculadas para as imagens das gotas seguindo a forma do

modelo de Young-Laplace) das imagens registradas.

A medicdo da tensdo interfacial é feita para varias concentracdes do

surfactante em estudo, abaixo e acima da CMC teérica. Finalmente, a CMC do

surfactante € obtida de uma analise gréfica da variacdo da tenséo superficial com

a concentracdo do surfactante

O protocolo para a determinagcdo da CMC consistiu em duas etapas:

1. Etapa de preparacéo do teste: foi definida a faixa de concentragdes de

surfactante, baseado no valor da CMC utilizada na preparagdo das

solugdes.

2. Preparacédo das solucdes de surfactante por diluicdo


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-RIo - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

Experimento 78

3. Etapa de Medi¢do: enchimento da seringa com ar e a ceélula com
aproximadamente 1 ml de solucdo, posicionamento da seringa na
unidade mével do tensibmetro, conexdo do banho termostético ao
tensibmetro a temperatura desejada, dosagem de uma gota de solucao
até a obtencdo da forma da gota desejada e calibracdo do tensidmetro
seguindo o protocolo do equipamento. O célculo da tenséo superficial de
cada imagem registrada pelo software. O programa fornece o valor da
tensdo superficial média e do volume de gota médio calculados com
seus respectivos desvios padrdo, no momento em que a gota €
expulsada. Finalizada esta medida uma nova gota é formada para
realizacdo de uma nova medida. Neste caso foram realizadas no minimo
guatro medicdes para cada solugdo. As tensdes foram medidas da
concentracdo mais baixa a mais alta, e com os resultados obtidos, foi
feito um grafico de tensao superficial em funcdo da concentracdo do
surfactante. A tensdo superficial pode ser ajustada utilizando-se duas
linhas retas como serd apresentado no capitulo 4. Uma das linhas
modela o comportamento da tensdo antes da concentracdo micelar
critica (CMC), enquanto a outra linha modela os dados obtidos acima da
CMC. A CMC é obtida graficamente a partir do ponto de intersecdo das
retas de ajuste.

O procedimento descrito anteriormente foi repetido variando a concentragéo

de sal, fixando a concentracéo de surfactante e substituindo a contetdo da seringa

por 6leo, para a medicao da tensao interfacial.

3.6
Propriedades dos Fluidos

Primeiramente, € importante ressaltar que tanto o 6leo quanto a solugéo
salina foram filtrados antes de serem usados, em um filtro com malha de 5 um. A
densidade e a viscosidade do 6leo e das solucdes salinas a 40°C, foram medidas
no Laboratorio de Caracterizacdo de Fluidos. A viscosidade foi medida usando um
viscosimetro Cannon-Fenske que se manteve mergulhado em um banho térmico
na temperatura desejada. Ja a densidade foi medida através de um picnémetro
de 10 ml.

A Tabela 3-5, Tabela 3-6 e Tabela 3-7 apresentam a viscosidade e a

densidade do o6leo Drakeol 7 solucbes salinas com e sem surfactantes,
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respectivamente nas temperaturas medidas. A razdo de viscosidade (Uo/pw)
calculada, para as diferentes solu¢des na temperatura em que o experimento foi

realizado (40°C), foi aproximadamente 14,71.

Drakeol 7
Viscosidade Dinamica Densidade
Temperatura [°C]

[cP] [g/cm3]
20,0 22,20 0,8467
25,0 17,78 0,8446
30,0 14,50 0,8413
40,0 10,02 0,8338
50,0 7,22 0,8227

Tabela 3-5: Drakeol 7.

Solugdes Salinas com L-80 @ 40C
Viscosidade Dindmica Densidade

Solugbes
[cP] [g/cm3]
NacCl 15 0,68 1,0015
AMS 0,70 1,0177

Tabela 3-6: Viscosidade e densidade solugdes com L80

Solucdes Salinas sem Surfactante @ 40C

Viscosidade Dinamica Densidade
Solugdes
[cP] [g/cm3]
NacCl 15 0,66 1,0070
NaCl 24,53 0,67 1,0125
NaCl 33,94 0,69 1,0180
AMS 0,721 1,0177

Tabela 3-7: Viscosidade e densidade solu¢gbes sem surfactante.

3.7
Testes de Garrafa

Nos testes de comportamento de fases, é avaliada a interagédo entre a fase
oleica e a fase aquosa. As fases sédo misturadas em tubos de 10 ml, fechadas e
deixadas na temperatura do experimento (40°C). As misturas foram realizadas as

relacbes 6leo-agua 80/20, 65/35, 50/50, 35/65, 20/80 tanta para as solucdes sem
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surfactante quanto para as solu¢gdes com surfactante L80. Foi decidido também
agitar manualmente cada um dos tubos para gerar um pouco de energia
mecénica, mantendo-se sempre a mesma forma de agitacdo para todos os testes,
como é apresentado na Figura 3-17. Os tubos foram monitorados constantemente
durante um més para observar possivel variacdes nos volumes e as

caracteristicas das fases.

ﬂ]l:> 2 Vezes

Direita

2 Vezes
Para Tras

2 Vezes
Para frente

\
2 Vezes '
Esquerda <:|]I

Figura 3-17: Metodologia de agitacdo das amostras.

3.8
pH

O pH foi medido utilizando um medidor de pH Mettler Toledo, a temperatura

ambiente. Os resultados serdo apresentados no capitulo 4.

Figura 3-18: Medidor de pH Oakton PC 700.
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3.9
Limpeza das Amostras

A restauracdo das amostras utilizadas nos testes de deslocamento, foi
realizada durante quatro dias em um extrator Soxhlet (Figura 3-19). A extracdo
do o6leo e residuos de sal nas amostras foi feita com solventes, lavando
continuamente as amostras, até que efluente coletado tornara-se clara. Os
solventes utilizados foram acetona e, uma mistura 35/75 v/v de tolueno e metanol

respectivamente [24].

Figura 3-19: Soxhlet para limpeza das amostras.

Das seis amostras utilizadas nos testes de deslocamento, quatro foram
reutilizadas: A35, A33, A53 e A55 (ver o capitulo seguinte). ApGs o processo de
restauracao, cada uma das amostras foi novamente caracterizada para determinar
as suas propriedades petrofisicas (porosidade, permeabilidade, etc.) e continuar

com a injecdo de outras solu¢des salinas.
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Neste capitulo apresenta-se um resumo dos experimentos realizados tanto
para o escoamento monofasico quanto bifasico.

Os testes foram realizados a temperatura constante de 40°C, injetando 6leo
mineral designado como DK7 (Drakeol 7), salmouras com concentragfes de 15
até 33,94 g/l de NaCl e 4gua do mar sintética (ASTM-D-1141-98). Além disso, as
mesmas soluc¢des foram combinadas com um surfactante n&o iénico, o L80 (Alcool
Laurilico 8 EO ou Ultrol L80), e injetadas mediante testes de deslocamento em
seis nlcleos de Bentheimer denotados como A31, A32, A33, A35, A53 e A55. Na
Figura 4-1, observa-se na primeira coluna a sequéncia dos testes realizados em
cada uma das amostras. A segunda coluna indica as condi¢cbes de injecdo, a
terceira coluna o estado de saturagéo das amostras e finalmente na quarta coluna,

os dados obtidos e calculados para os diferentes testes.

Coluna 1 Coluna 2 Coluna 3 Coluna 4
.. C.l. Solucdes E.F.
Deslocamento Monofasico <
=2-9ml/min 1. Grupol 1. §,=
1. Permeabilidade Absoluta —|7=40°C —| 2. Grupo2 — |2 APy
30 Ky = Kase
C.I. E.L E.F
Deslocamento Bifasico o, = 0.24 ml/min 1 s,=1 1. Sy=Suc
T = 40°C 2. 5,=0 2. S,=1 S
2. Drenagem — — —|3. AP,
(G10uG2) 4. K,
Deslocamento Bifasico C.1. E.L E.F.
q., = 0.24 ml/min 1. S, =S, 1§,=15,
3. Embebicdo — | T =40°C — |2 5,=1S,. |—|2 S,=S.
3. AP,
Nomendlatura (GlouG2) (GlouG2) 4 Ky
q,.=Vazdode Agua
q..=Vaziode Oleo o (61
=Permeabilidade Efetiva Agua Grupo2 (G2 s

1. Solugdo 24,53 g/INadl

K .= Permeabilidade EfetivaOleo 1. Solugdo 24,53 g/INaCl+ L80 . -

\P, .= Delta de Press3oOleo 2.Solugi033,94 g/INaCl +180 - S:olug“ao 313'94 e/ Nac:
\P,,.= Delta de Pressao Solugdo Salina 3. Soluggo 15 g/INaCl+L80 3 Soluggo15 g'.ll Nad
E.| = Estadolnicial 4. AMS+180 AMS
E.F.=EstadoFinal

C1=Condigdes Injecao

Figura 4-1: Resumos dos experimentos realizados.
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O esquema de trabalho mostrado na figura acima, pode-se resumir em trés

secoes:
1. Medigcéo da Permeabilidade Absoluta;
2. Drenagem e;
3. Embebicéo

Os referidos testes, foram conduzidos mantendo para todos as condicdes

de injecao ja especificadas.

4.1.
Porosidade e Propriedades dos Fluidos Injetados

Para a implementacdo da metodologia apresentada na Figura 4-1, é
necessdria caracterizar as amostras de rocha a utilizar em cada teste e os
fluidos a serem injetados. Os resultados destas medi¢des se irdo apresentar
nesta secao.

Para o calculo da porosidade foi necessario determinar o comprimento e
didmetro das amostras. Os valores calculados sao apresentados na Tabela 4-1,
e correspondem a média de cada uma destas caracteristicas fisicas. Com esses
valores, e o valor da densidade determinado com ajuda de um picnémetro para
cada uma das solucdes (Tabela 4-2 e Tabela 4-3), e admitindo que a rocha é
incompressivel, ou seja, sua porosidade a 20°C sera a mesma que a 40°C,
temperatura sob a qual os testes foram desenvolvidos, o valor da porosidade das

amostras foi finalmente determinado.

Propriedades Fisicas Amostras de Bentheimer
Didmetro Comprimento  Porosidade

Pardmetro
[cm] [cm] [Fracéo]
A3l 3,9 9,4 0,24
A32 3,9 9,5 0,22
A33 3,9 9,5 0,24
A35 3,9 9,5 0,25
A53 3,8 9,5 0,23
A55 3,9 9,6 0,22

Tabela 4-1: Dados medidos e usados para o célculo da porosidade.
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Solugdes NaCl @ 40C

Concentragdo  Viscosidade Dindmica Densidade
[a/l [cP] [g/cm3]
15 0,66 1,0070
24,53 0,67 1,0125
33,94 0,69 1,0180
AMS 0,713 1,0177

Tabela 4-2: Viscosidade dinamica e densidade solugfes sem surfactante.

Nas Tabela 4-2 e Tabela 4-3 observa-se também os valores calculados da
viscosidade dindmica das solucbes que serdo utilizados para o célculo da

permeabilidade.

Solugdes Salinas com L-80 @ 40C

: Viscosidade Dindmica Densidade
Solugdes
[cP] [g/cm?]
NacCl 15 0,68 1,0015
AMS 0,714 1,0177

Tabela 4-3: Viscosidade dindmica e densidade solu¢bes com surfactante.

Finalmente, a Tabela 4-4 apresenta a viscosidade dindmica e densidade do
6leo mineral Drakeol 7 a diferentes temperaturas, propriedades que serdo

utilizadas, também no calculo da permeabilidade.

Drakeol 7
Temperatura [°C] Viscosidade Dinamica [cP] Densidade [g/ml]
20 22,20 0,8467
25 17,78 0,8446
30 14,50 0,8413
40 10,02 0,8338
50 7,22 0,8227

Tabela 4-4: Viscosidade dindmica e densidade solu¢gbes com surfactante.
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4.2.
Surfactante

O surfactante ndo idnico, Ultrol L80 (Alcool Laurilico de oito grupos
etoxilados) foi o Unico utilizado no desenvolvimento desta dissertacdo. Este
surfactante apresenta moléculas com carater lipofilico, proveniente da cadeia
carbénica do élcool de partida, e hidrofilico, resultante da cadeia de 6xido de
eteno. Estes produtos geralmente ndo precipitam na presenca de ions de dureza
de agua e sdo compativeis com tensoativos anidnicos, catibnicos e nao-ibnicos
mantendo e apresentando estabilidade quimica e fisica tanto em meio alcalino

como em meio 4cido e em diferentes temperatura. [25]

Grupo Polar
(Hidrofilico)

Nao Ionicos
(Nao possui carga)

Grupo Apolar

(Hidrofobico)
R(CH,CH,0),OH

X: Namero médio de moles de 6xido de eteno (grau de etoxilagdo)
R: Cadeia carbénica do élcool laurilico.

Figura 4-2: Estrutura quimica de um surfactante n&o i6nico.

A férmula quimica do surfactante L-80, o HLB e temperatura de névoa sao

apresentados na Tabela 4-5.

Propriedades Surfactante
Carateristicas do Surfactante Ultrol L80

Formula Quimica C12H25(OCH2CH2)sOH
HLB 12,9 O/W
Temperatura de Névoa 19°C

Tabela 4-5: Propriedades do surfactante Ultrol L-80.
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4.3.
Tens&o Interfacial Oleo-Solucgdes Salinas

A tenséo interfacial IFT 6leo/agua foi medida a temperatura constante de
40°C para dois sistemas diferentes:
= DK7Y + solugdes salinas
= DK7Y + solugdes salinas com L80, (concentracao utilizada 1,8 g/l d
L80).

A nomenclatura foi definida como Oow € Oow+Lgo, F€Spectivamente para os
sistemas acima. Na Figura 4-3, pode-se observar que as tensdes interfaciais dos
sistemas com surfactante foi quase constante para as diferentes solu¢des salinas,
uma vez que para este tipo de surfactante a tensao interfacial ndo é afetada pela
concentracdo de sal. No entanto, neste mesmo sistema, um aumento da
concentracao de sal altera a temperatura de turbidez e por sua vez, a solubilidade
do surfactante na agua devido, principalmente, pela dessolvatagdo do grupo polar
de Oxido de etileno (OCH.CH,0), que apresenta uma influéncia bastante
importante na temperatura de turbidez. E valido ressaltar que, apesar dos
surfactantes ndo iGnicos ndo possuirem carga em suas moléculas, eles
apresentam uma parte lipofilica, proveniente do alcool graxo, e outra hidrofilica,
proveniente da incorporacdo de 6xido de eteno que se solubiliza na agua através
de pontes de hidrogénio (Borsato, 2004). [18,26]

Tenséo Interfacial Oleo-Agua
40 34

35 1 S e J 32
30

25 1 =
] 28

Toiw + L8O

Torw

20

! 26
24

« Sem Surfactante

5 ] 22
—a- Com Surfactante

NaCl 15 NaCl 24,5 NaCl 33,9 AMS

Solucéo Salina [g/l]

Figura 4-3: Tensao intefacial 6leo-4gua a 40°C.
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Experimentalmente, observou-se também que, a adicdo de NaCl a 4gua
aumenta a tensdo superficial. Uma explicacéo é a dissociagdo ibnica, na qual 0s
ions de Na* e Cl séo separados e rodeados pelas moléculas de agua, fenémeno
conhecido como solvatacdo. Durante este processo as forgcas de coeséo entre as
moléculas aumentam, exigindo maior trabalho para deslocar as moléculas da
superficie ocasionando o aumento da tensdo superficial da agua.

Na Figura 4-3, pode-se observar também, que no caso das solugbes de
NaCl 33,94 g/l e agua do mar, que contém a mesma concentragdo de solidos totais
dissolvidos (TDS), houve uma diferenga numeérica na tensao interfacial, tanto para
0 caso com surfactante, quanto para o caso sem surfactante, isto pode ser
explicada pela diminuicdo da concentracdo de ions de Na+ e presenca dos ions
bivalentes Ca2+ e Mg2+ na agua do mar.

De acordo com a série de Hofmeister, os ions se classificam seguindo uma
ordem decrescente do seu poder de ionizac&o: os cations (Ba?*, Ca?*, Mg?*, Cs*,
Rb*, NHs*, K*, Na*, Li*) e os anions (SO,*, CHsCOO , Cl, Br, NOs, I, SCN,
ClO4 ). Nessa perspectiva, a repulsio dos jons na interface é mais forte para ions
menores do que para ions maiores, como consequéncia, a forca de atracédo é
menor entre as moléculas de solvente e 0s ions, 0 que incrementa a tensao
interfacial e diminui a solubilidade do componente na agua. Assim, quanto maior
for o tamanho do ion, maior sera& o nimero de moléculas de agua que se
aglomeram ao redor dele devido & atragdo eletrostatica. A magnitude destas
forcas depende da estrutura quimica e do tamanho das moléculas de cada

substéancia. [27]

Tenséo Interfacial Solucdes Salinas - Drakeol 7

Concentragdo NaCl Condutividade 40 °C Tenséo Interfacial W/0

[9/1] (bS] [mN/m]

DK7 NA NA

NaCl 15 65,8 32,4

NaCl 24.5 78,9 34,5

NaCl 33.9 - 36,9

AMS 53 28,6

NaCl 15 + L80 - 3,2
NaCl 24.52 + L80 40,8 3
NaCl 33.92 + L80 55 3,1

AMS + 180 54,2 2,9

Tabela 4-6: Tensao superficial DK7 e as solu¢cdes com e sem L80 a 40°C.
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4.3.1.
Numero de Capilaridade

Na Figura 4-4, observa-se o niumero de capilaridade calculado para cada
uma das solugdes salinas considerando uma vazéo de injecdo de 0,24 ml/min. De
forma geral, o aumento da concentragao de sal incrementa as tensdes interfaciais
e diminui o nimero de capilaridade, este efeito € o contrario ao observado quando
foi adicionado o surfactante na fase aquosa.

Neste estudo foi possivel reduzir as tensdes superficiais em até 10 vezes (3
mN/m). No entanto, estes valores foram insuficientes para melhora a eficiéncia de

deslocamento, como sera apresentado no decorrer deste capitulo.

Numero de Capilaridade

1,0E-06
OCom Surfactante O Sem Surfactante
8,53E-07
7,90E-07
8,0E-07 - 7 50E-07 E— 7,65j07
o B.0E-07 4
=z
4,0E-07 4
2,0E-07 -
7,19E-08 6,85E-08 6,60E-08 B, 76E-08
NaCl 15 NaCl 24,5 NaCl 33 AMS
Salmouras

Figura 4-4: Numero de capilaridade solucdes salinas.

4.3.2.
Testes de Garrafa

Os resultados dos testes de comportamento de fases ou garrafa séo
apresentados nas Figura 4-5 e Figura 4-6. Na Figura 4-5 pode-se observar a
evolucdo da mistura adgua-6leo durante 5 dias a temperatura de 40°C. Pode-se
observar a formacdo de emulsdes para todas as solugdes com surfactante tanto

na temperatura de sala, quanto a temperatura de trabalho.
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**Q = Oleo; A=Agua; E=Emulsao S1=NaCl 15 g/l ; S2= NaCl 24,53 g/l ; S3= NaCl 33,94 g/l ; S4= AMS

Sim agitagéo a Agitacdo Manual Repouso, 1 hora Repouso, 5 hora Repouso, 5 dias depois
temperatura de sala constante durante 3 depois a 40°C. depois a 40°C. a40°C.
segundos, a

temperatura de sala

Figura 4-5: Teste de garrafa solugbes com surfactante, relagdo agua/éleo 50/50 V/V a
40°C.

No entanto, as solu¢Bes sem surfactante ndo apresentam formagao de uma
terceira fase, conforme é observado na Figura 4-6. A figura representa o
comportamento das fases a diferentes rela¢des agua-o6leo a temperatura de 40°C,

durante 5 dias.

0 = Oleo; A=Agua

Relagdo O/W 80/20  Relagdo O/W 65/35  Relagao O/W 50/50 Relagao O/W 35/65 Relagao O/W 20/80

Figura 4-6: Teste de garrafa solugbes sem surfactante, relacdo agua/éleo 50/50 V/V a
40°C.

4.4.
Medidas de Concentracdo Micelar Critica

A concentracdo micelar critica do surfactante Ultrol L80 foi determinada
utilizando o método da gota pendente como descrito no Capitulo 3.

Na Tabela 4-7 sdo apresentados os valores da tenséo superficial para as
solucdes preparadas com agua do mar e diferentes concentragfes de surfactante

L80, a uma temperatura de 40°C.
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CMC AMS + L80 @ 40°C
Concentragéo Tenséo
Ponto
[9/] [mN/m]
1 0 66,26
2 0,00 55
3 0,01 42,15
4 0,06 30,221
5 0,09 28
6 0,46 26,96
7 0,85 25,04
8 0,99 26,08
9 1,11 25,26
10 1,80 26,82

Tabela 4-7: Tensao superficial da solugcdo de agua do mar com diferentes concentragfes
de Ultrol L80 a 40°C.

Na Figura 4-7 apresenta-se a Isoterma de Gibbs, com a qual obtém-se o
valor de CMC. Observa-se uma diminuicdo da tenséo interfacial com o incremento
da concentracdo de surfactante até atingir a CMC (0,08 g/l). A partir deste ponto,
a concentracdo de surfactante na interface entre as fases atinge sua concentracéo
méaxima, a tenséo interfacial é quase constante e comeca o processo de formagéo
de micelas.

O baixo valor obtido da CMC, conforme esperado, esta relacionado a
reducdo da solubilidade do grupo hidrofilo do surfactante pela presenca de ions

na agua do mar.

CMC AMS + L80 40°C

.
60 -
4
T 50 -
=
E *
5 40 CMe
(=3
e 0,079g/
g 30 - d
@ \ 4 * — *
g
2 20 4
L]
=
10 -
0 T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T 1
0 02 04 06 08 1 12 14 16 18 2

Concentracdode Surfactante [g/]]

Figura 4-7: Tenséo superficial X concentrag&o do Ultrol L80 40°C.
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Apesar de ter quatro solugdes com surfactante, a CMC s6 foi medida para
agua do mar. Além disso, tomou-se como referéncia o valor obtido da CMC por
Engelke (2012), para uma solucao preparada com de agua deionizada e 15 g/l de
NaCl, com o mesmo surfactante utilizado nesta pesquisa. O valor de referéncia foi
0,06 g/l a 20°C. Conhecido o valor da CMC, optou-se injetar a uma concentracao

bem acima deste, 1,8 g/l, para garantir o valor minimo de tenséo superficial.

4.5.
Testes de Deslocamento

As diferentes solucdes e 6leo foram filtradas antes da injecdo em um filtro
de policarbonato com malha de 5,0 um (micrometros). Também decidiu-se injetar
o surfactante desde inicio do experimento, momento este em que foi medida a
permeabilidade absoluta. As condicdes sob as quais foram desenvolvidos os
testes sdo apresentadas na Tabela 4-8.

A vazao de injecdo foi tal que a velocidade de Darcy fosse igual a 1 pé/dia.
A fim de obter resultados comparaveis, foram utilizados os valores de presséo de
confinamento e temperatura do trabalho de Engelke (2012), trabalho este também
desenvolvido no Laboratério de Microhidrodindmica e Escoamento em Meios
Porosos PUC-RJ.

Condigdes Testes Salinidade

Parametro Valor Unidades
Vazéo 0,24 ml/min
Presséo Confinamento 2300 Psi
Temperatura 40 °C
Concent. Surfactante 1.8 g/l
Filtro 5 pm

Tabela 4-8: Condi¢Bes de injecdo para os testes de deslocamento.
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45.1.
Permeabilidade Absoluta

As amostras utilizadas nos testes sdo partes de dois testemunhos de arenito
de Bentheimer. A permeabilidade absoluta foi medida no inicio de cada um dos
testes realizados.

Para o célculo da permeabilidade absoluta, as solu¢cbes foram injetadas a
vazbes de 2 até 9 ml/min, até completar 1 VP. Estes valores de vazao foram
definidos devido a alta permeabilidade da amostra verificada na primeira injecao.
Valores mais baixos, além de serem mais demorados, estariam vinculados a
maiores erros com possiveis ruidos, devido as limitacdes dos transdutores de
pressédo. O registro da pressao foi feito no momento em que se atingiu o regime
permanente, ou seja, até a pressao se estabilizar e o volume injetado de agua for
igual ao volume produzido. A Figura 4-8 apresenta o comportamento do diferencial
de pressdo para as diferentes vazbes injetadas em funcdo do tempo

(representado pelos volumes porosos).

Permeabilidade Absoluta A35 AMS + L80 40°C

060

vaou

(=1
=y
=}
r
C

Delta P [atm]

0,00 +
0 2 4 6 8 10 12
VP [CM]

Figura 4-8: Comportamento da pressdo em fun¢do do volume injetado de agua do mar
(em VP).

Na Tabela 4-9 estdo apresentados os valores da média no momento em que

0 regime permanente foi atingido para a amostra A35.
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Amostra A35 com Agua do Mar +L80
Vazao [ml/min]  Diferencial de presséo (psi)

2.06 0,23
3.05 0,28
4.03 0,37
5.03 0,45
7.05 0,54
8.05 0,59
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Tabela 4-9: Dados de vazdes e diferencial de pressdo usados no célculo da

permeabilidade absoluta amostra A35 com agua do mar e surfactante L80.

A Figura 4-9 mostra o comportamento praticamente linear da pressdo em

funcdo da vazédo de agua do mar com surfactante, que concorda com a Lei de

Darcy. Desta forma, com a inclinag&o da reta, € possivel calcular a permeabilidade

absoluta da amostra A35, que é aproximadamente 2269 mD.

Delta P [atm]

Figura 4-9: Comportamento dados de pressdo X vazdo amostra A35.
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Este procedimento foi realizado para calcular a permeabilidade absoluta de

cada uma das amostras. Os valores de permeabilidade absoluta para cada um

dos testes sdo apresentados na Tabela 4-10. As linhas ressaltadas na Tabela

4-10, fazem referéncia as amostras que apresentam maior variacdo na

permeabilidade absoluta.
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Solugdes Salinas

Amostra Solugéo Permeabilidade Absoluta [mD]
A35 15 1622,0
A53 24 1281,2
A33 33 1744,9
A31 AMS 2165,8
A32 15+ L80 2295,8
A55 24,53 + .80 1348,9
A33 33,9 + .80 2260,9
A35 AMS+ L80 2269,4

Tabela 4-10: Permeabilidade absoluta medidas com as diferentes solu¢des para amostras

arenito a 40°C.

A Figura 4-10 apresenta o histdrico dos testes realizados em cada uma das

amostras de arenito de Bentheimer.

Historia das Amostras
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A3l A32 A33 A35 A53 A55

Amostras

Figura 4-10: Histéricos de uso das amostras Bentheimer.

1 Pode-se observar na Tabela 4-10, valores de permeabilidade semelhante
para as amostras de arenito nas quais foram injetadas solucdes com
surfactante, com excecdo da amostra (A55), amostra inicialmente submetida

a injecdo de agua do mar sem surfactantes (Figura 4-10). Quanto, as
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amostras utilizadas para a injecéo das solugbes sem surfactante, todas elas
foram submetidas ao processo de limpeza, como ja foi dito no capitulo
anterior, com excecdo da amostra A31. Fica evidente que depois do processo
de limpeza néo foi possivel recuperar a permeabilidade das amostras de
arenito, tal como foi observado na Figura 4-10. Assim, foi decidido destacar
com linhas descontinuas em todos os graficos as amostras que foram
classificadas como ndo comparaveis por seus valores de permeabilidade

absoluta.

45.2.
Permeabilidade Efetiva

45.2.1
Drenagem

Durante o processo de drenagem, o Oleo penetra inicialmente no meio
poroso através dos poros de maior diametro. Pelo fato do 6leo ser mais viscoso
do que a agua observa-se durante o escoamento, que a Agua apresenta tendéncia
a se deslocar com maior facilidade comparado ao 6leo, o que faz com que a
permeabilidade efetiva da agua (Kw ) decline mais rapidamente durante o inicio do
processo de injecdo. A queda da permeabilidade efetiva da dgua continuara até
gue a saturacdo da fase aquosa seja igual a saturacao de agua irredutivel ou
conata e a permeabilidade efetiva da agua seja igual a zero. Neste ponto, o fluxo
da fase molhante é interrompido e se atinge o maximo valor de permeabilidade
relativa do 6leo - K. O procedimento realizado para todas as amostras consistiu
em injetar 6leo a uma taxa constante de 0,24 ml/min monitorando-se os volumes
das fases produzidas, assim como o diferencial de presséo ao longo da amostra
(medido através dos transdutores de pressdo) e a massa dos fluidos produzidos,
até atingir a saturagédo de agua conata. Neste ponto o 6leo ndo consegue deslocar
mais agua dos poros e se alcanga o regime permanente, sendo possivel calcular
a permeabilidade efetiva (Ko) e relativa do 6leo (K.,) a saturacéo de agua conata.
Na Tabela 4-11 sdo apresentados os dados calculados de saturacdo de agua
conata e permeabilidade efetiva do 6leo para as diferentes solugdes salinas a
40°C. As linhas ressaltadas na Tabela 4-11, fazem referéncia as amostras que

apresentam maior variagcdo na permeabilidade absoluta.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1212814/CA


PUC-Rio - Certificacdo Digital N° 1212814/CA

96

Resultados
Drenagem Solugdes Salinas

Solucéo KAbsoluta [mD] Swe [Fracéo] Ko [mD] Kro[]
15 1622,0 0,23 7435 0,46

24 1281,2 0,42 729, 0,57

33 17449 0,31 891 0,51
AMS 2165,8 0,32 1009,8 0,47
15+ L80 22958 0,24 1109,1 0,48
24,53 + .80 1348,9 0,25 682,5 0,51
33,9 +L80 2260,9 0,10 621,7 0,27
AMS +L80 2269,4 0,14 627,7 0,28

Tabela 4-11: Dados obtidos testes de drenagem solucdes salinas a 40°C.

Os diferenciais de pressdo do processo de drenagem para as diferentes

solugdes sdo apresentados nas Figura 4-11 e Figura 4-12. E possivel observar

uma maior oscilagdo da pressdo nas curvas das solucbes que ndo tem

surfactantes, visto que as tensdes interfaciais sdo maiores (28 - 32 mN/m) e, por

consequéncia, os efeitos de capilaridade. Da mesma forma, foi observado durante

os testes de drenagem que numeros de capilaridade mais baixos levam a

diferenciais de pressdo também mais baixos e saturacdo de agua conata mais

altas.

Delta P [Psi]

AP Ko NaCl 15 g/l

AP Ko NaCl 15 g/l

b=y
&
}
l'i
<
L}

8 10 12 1 1 18 20 Volume Poroso [ml]
Volume Poroso [ml]
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A P Permeabilidade Efectiva Olec com NaCl 24,53 g/l
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Figura 4-11: Comportamento do diferencial de pressdo na injecdo de 6leo nas amostras

saturadas com solu¢des sem surfactante - Drenagem a 40°C.

E importante destacar na Figura 4-12 que o diferencial de presséo apresenta
pouca oscilacdo em comparacdo as curvas obtidas com a injecdo das solugdes
sem surfactante, isto se deve ao fato de que o surfactante reduziu os efeitos de

capilaridade.
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A P Permeabilidade Efectiva Oleo - NaCl 15 g/l + L80
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Figura 4-12: Comportamento do diferencial de presséo na inje¢do de 6leo nas amostras

saturadas com solu¢des com surfactante - Drenagem a 40°C.
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45.2.2
Embebicao

Na embebicédo, a solu¢do salina desloca o 6leo através do meio poroso até
alcancar a saturacao de 6leo residual (Sor) ou, em outras palavras, a saturagéo na
gual a 4gua ndo consegue deslocar mais 6leo do meio poroso. Finalmente, obtém-
se tanto a permeabilidade efetiva da 4gua (Kw) quanto a permeabilidade relativa
da agua (Kw) na saturacdo de 6Oleo residual e o fator de recuperacao de 6leo.

Os testes de embebicédo para todas as amostras foram realizados injetando
a fase aquosa nas mesmas condi¢cdes dos testes de drenagem. Nesta fase,
esperava-se observar que, pelo fato das forcas capilares serem maiores durante
o deslocamento das solucbes sem surfactante, houvesse maior instabilidade da
pressdo, um deslocamento mais nao uniforme e uma maior saturacdo de 6leo
residual, em comparagdo com as solu¢fes que contém surfactante. No entanto,
isto ndo foi observado devido as interacdes das fases durante a injecdo do
surfactante e distribuicdo do tamanho de poro em cada uma das amostras, ja que,
nao necessariamente, ao longo de um mesmo testemunho a distribuicdo de poros
€ igual o que gera diferentes emuls@es in sito, tornando ainda mais complexa a

analise dos resultados, como se pode observar na Tabela 4-12.

Embebicdo Solugdes Salinas

Solugéo Kabsoluta [MD] Sor [Fragéo] Kw [mD] Kiw [
15 1622,0 0,39 88,2 0,05

24 1281,2 0,17 75,4 0,06

33 17449 0,25 34,2 0,02
AMS 2165,8 0,27 27,1 0,01

15 + 180 2295,8 0,43 26,21 0,01
24,53 + L80 1348,9 0,39 72,7 0,05
33,9 +L80 2260,9 0,46 37,1 0,02
AMS + L80 2269,4 0,49 39,0 0,02

Tabela 4-12: Dados obtidos testes de drenagem solucg@es salinas a 40°C.

De forma geral, esperava-se encontrar nos testes representados na Tabela
4-12, que altos valores de tensdo superficial resultariam em maiores pressbes
capilar e, consequentemente, maiores saturacdes residuais. Mas como
mencionado, isso ndo foi o observado. Vale destacar que, o que também pode

influenciar a tendéncia esperada no caso das solu¢des sem surfactante é o fato
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de que as permeabilidades absolutas e saturagfes de 4gua ndo sdo exatamente

iguais.
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Figura 4-13: Comportamento do diferencial de presséo na inje¢do das solucdes salinas

nas sem surfactante - Embebi¢&o a 40°C.
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Figura 4-14: Comportamento do diferencial de pressdo na injecdo de a) Solucdo NaCl 15
g/l e b) NaCl 33,9 g/l - Embebicao a 40°C.
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AP Kw NaCl 24,53 g/l + L80 e DK7
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Figura 4-15: Comportamento do diferencial de presséo na injecdo de a) Solug¢do NaCl
24,53 g/l e b) Agua do Mar (SW) - Embebic&o a 40°C.

Durante a injecdo das solugbes com surfactante foi observado um
comportamento de pressao oscilante e com alguns picos, como mostra as Figura
4-14 e Figura 4-15. Provavelmente, os picos de pressdo sdo resultados de
entupimento das gargantas pela formacdo das emulsbes geradas durante o
escoamento nos canais de menor tamanho. O incremento na pressdo continuara
até que a emulsdo antiga o volume e pressao necessaria para a emulsédo avancar
a os poros de maior didmetro e escoar junto com as outras fases. Neste instante,
a pressdo cai novamente e se observa a produgcdo da emulsdo, conforme foi
observado durante a injecdo das solugbes com surfactante e conforme é
visualizado na Figura 4-16. Conclui-se que pequenos aumentos seguidos por
reducdes na pressao indicam gotas blogueando determinados canais e se
deformando até conseguir avangar e serem bloqueadas novamente ou até mesmo

serem produzidas. Vale a pena observar que, a injecdo das solu¢cbes com
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concentracoes de 15 e 33,9 g/l de NaCl foram realizadas a diferentes proporc¢oes
Oleo-agua, pelo qual, possivelmente, se conseguiu uma melhor recuperacdo em

comparagao com as solugdes de NaCl 24,5 g/l.

Figura 4-16: Linha de producéo-efluente produzidos durante a embebicgéo.

4.6.
Medicao de pH

Na Figura 4-17, sdo apresentados os valores de pH medidos para as
solucBes salinas sem surfactante ao longo do teste de determinacdo de
permeabilidade absoluta e do efluente coletado durante o drenagem e embebicéo,
aproximadamente para cada 1,5 VP injetados. Dessa forma, foi medido o pH do
efluente acumulado produzido, nos testes de drenagem e embebigcdo. P6de-se
observar que ndo houve variacéo significativa no pH do efluente para as diferentes
solugBes. O pH dos efluentes é relativamente estavel, sendo correto afirmar que

as variacbes observadas nos valores podem estar dentro da faixa de erro.
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Figura 4-17: Comparacédo do pH dos efluentes das solucdes salinas sem surfactante a
24°C.

A Figura 4-17 observa-se que ndo existiram variacdes significativas no pH
das solugbes sem surfactante, isto pode ser explicado pelo fato de que ndo houve
dessorcdo de catides (Ca?" por H*) j& que a rocha tem pouca quantidade de
argilas, como pode ser observado ha Tabela 3-2.

Por outro lado, s6 o pH do efluente produzido da solucédo de NaCl 24,5 g/l
com L80 foi medido. Como pode ser observado na Figura 4-18, para o primeiro
volume poroso obtem-se uma maior reducdo do pH, isto pode ser explicado pela

desestabilizacdo do surfactante a temperatura de injegdo (hidrélise) e foi

observado também na diminui¢do do fator de recuperagéo.

pH Solugéo NaCl 24,53 + L80 g/l
8,4
8,2

7.8 4% .
76 1 Sor
74 1

7,2

pH

6.8 B R e “swe
6,6
6,4
6,2

58
56 +
0 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20 22 24 26

VP [cm3]

Figura 4-18: pH dos efluentes produzidos para a solu¢des de NaCl 24,5 g/l e L80 a 24°C.
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4.7.
Resumo dos resultados finais

O trabalho apresentado propbs estudar experimentalmente o efeito da
salinidade da agua (solugbes com TDS entre 15 - 33.4 g/l) e concentracdo de
surfactante (Ultrol L80) no processo de deslocamento de um 6leo mineral (Drakeol
7). Com os resultados obtidos abre-se uma possibilidade para compreender e dar
inicio a novos estudos que contribuam a esclarecer o efeito da salinidade da agua
injetada na recuperacao de petréleo, e a iteracdo da salinidade com o surfactante
(n&o idnico), que indubitavelmente trazem importantes efeitos no escoamento
bifasico dentro do meio poroso. Em seguida, na Figura 4-19 serdo apresentadas
as tendéncias obtidas das saturacdes de agua conata, saturacéo de dOleo residual
e volume de éleo inicial nas amostras, tanto para a inje¢cdo de solucbes sem
surfactate (Figura 4-19 a) quanto para a injecdo de solugbes com surfactante
(Figura 4-19 b).
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—00IP --e- Swc - -4A- Sor
05 1 . 20
04 1 A . \‘\ [
B Vé ~ 1
. TN < A R Y
Soa] | D Tedeeo-dei | B
g y VRN 1 ! 1 ! [-%
N 1 o7 A —
) ’ N 1 | A& ! 1 L 10 Q
VB, -—0 N 1 _- H 1 o
0,2 N e i .
i A’_:, | !
1 1 |
01 ! | ! | 5
I | \ |
Lo o
1 1
0,0 L L L 0
) NaCl 15 NaCl 24 NaCl 33 AMS
a Concentragao Sal
06 r 25
—/O00IP -©- Swe - A- Sor
0,5 N - A L 90
04 "_&-“‘~£:&'—1””
’ 1 1
= ' ' F15 @
2 03 - - 5
o 1 1 &
g 4 oq----18Y 10 8
N
02 4 AN
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1 1 S _4-0
01 A Lo RO o
b
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0‘0 1 1 0
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Solucdes com surfactante.

Figura 4-19: Saturacfes agua conata e 6leo residual: a) Solucdes

sem surfactante, b)
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Da Figura 4-19 (a), pode-se concluir que o efeito da tenséo interfacial foi o

esperado para a injecao de solu¢gdes sem surfactante. A saturacao de agua conata
incrementa com o0 aumento da concentracdo sal; chama a atencdo o
comportamento do teste de drenagem com DK7 e NaCl 24 g/l, o qual ndo manteve
a tendéncia dos outros testes, mas isto pode ser explicado pelo fato da rocha ter
permeabilidade absoluta mais baixa.
Em relacdo as solu¢des com surfactante as tensdes interfaciais estdo na ordem
de aproximadamente 3mN/m para todos os sistemas 06leo-agua. Percebe-se na
Figura 4-19 (b) que para a concentracdo de NaCl 33 g/l, a saturacdo de agua
conata foi menor (Swc=0,1) em compara¢do com a satura¢do calculada para o
sistema NaCl 15¢g/l (Swc=0,23). Isto pode ser resultado da retencéo e disperséo
de pequenas quantidades de agua nas emulsdes formadas in situ, as quais
contém um maior volume de agua em comparagdo com as emulsdes formadas
para as outras solu¢des. Tendéncia observada, também, nos testes de garrafa,
onde uma pequena diferenca no volume de agua dispersado foi registrado para a
concentracdo de 15 g/l de NaCl, conforme apresentado na Figura 4-5. Por
conseguinte, existe um certo grau de incerteza no balan¢co de massa de agua,
uma vez que o valor pode corresponder a uma superestimacao do calculo de
saturacdo pela solubilizacéo e retencéo de volume de agua na rocha.

Dos resultados da embebicdo apresentados na Figura 4-19, era esperado
para o caso das solu¢cdes sem surfactante que o aumento das forgas capilares
pela adicdo de eletrélitos levara-a a formacdo de fingers, o que por sua vez
aumentaria o volume de 6leo retido e reduziria a eficiéncia de deslocamento, no
entanto, a tendéncia foi contraria ao esperado, postos que o Sor foi maior para as
solucBes com menor concentracdo de sal, isto possivelmente por efeitos de
capilaridade isolados. Em relacdo aos resultados dos testes nos quais foram
injetadas as solugdes com surfactante, foi observado que o volume emulsionado
aumenta com a diminuicdo da concentracdo de electrolitos. Foi encontrado
também, que as emulsGes formadas sdo do tipo dgua em Oleo, e que elas
bloqueiam os poros da rocha, como se evidenciou nos registros de presséao.

Fica evidente entdo, que durante um processo de recuperagdo por injecao
de surfactantes, a aplicacdo de surfactante incompativeis podera formar
macroemuls@es altamente viscosas e dificeis de separar, que reduzem o fator de
recuperacao e aumentam a saturacéo de 6leo residual, Figura 4-20. Pelo qual, a
viscosidade das emulsdes in situ € um fator critico, que afetara diretamente a

mobilidade das fases.
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A Figura 4-21 apresenta a eficiéncia de deslocamento e a razédo de
mobilidade entre as fases. Observa-se na Figura 4-21 que as razdes de
mobilidade foram mais desfavoraveis para as solugbes sem surfactante, o que
implica que a fase aquosa tem maior mobilidade e tende a ultrapassar o 6leo
durante o escoamento e ser produzido antes do esperado. Em contrapartida, as

razdes de mobilidade menores podem ser consideradas como favoraveis e

desejaveis.
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Figura 4-20: Razdo de mobilidade e eficiéncia deslocamento: a) Solu¢cdes sem

surfactante, b) Solu¢Bes com surfactante.
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No que diz respeito aos fatores de recuperacdo de 6leo das amostras
injetadas com solugdes sem surfactante, observou-se que elas alcangaram
valores de 49% e 64% para as solucdes de NaCl 15 e 33,9 g/l, respectivamente.
Era esperado uma maior recuperacdo para a solucdo com menor tensao
interfacial, no entanto, tal como ja foi mencionado, pelo fato das amostras de
arenito utilizadas apresentarem maior heterogeneidade em suas propriedades os
resultados foram consideravelmente afetados, conforme apresentado na Figura
4-21.

Fator de Recuperagio de Oleo
100 +
O Solugdes sem Surfactante

OSolugdes com Surfactante

80

RF [%]
&
&

40 - 38

20 4

NaCl 15 NaCl 24,5 NaCl 33 AMS
Concentragao de Sal

Figura 4-21: Fatores de recuperacao solucdes salinas com e sem surfactante.

Para a maioria dos testes, o 6leo foi recuperado principalmente durante os
primeiros volumes porosos injetados. Em 0,5 volume poroso de solugéo salina ja

tinha sido produzido cerca de 70% do 6leo inicial na amostra (Figura 4-22).

—{Agua

0,5VP 1vp 1,5VP 2VpP 2;53VP. 3VvpP

Figura 4-22: Breakthrough Solugédo NacCl 15 g/l.
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A répida recuperacdo de 0leo é uma resposta ao uso de um 6leo de baixa
viscosidade (10 cP) em uma amostra pouco heterogénea e de alta permeabilidade
(aproximadamente 2,3 Darcy).

Finalmente, através da Figura 4-23, é possivel observar os pontos extremos
dos testes de deslocamento, realizados para cada uma das solucbes. E
importante destacar, que a tracejado das curvas apresentadas ndo se referem a
curvatura da curva de permeabilidade relativa verdadeira, por conseguinte, no
gréafico s6 se observam os pontos de permeabilidade relativa do dleo a saturacéao
de agua conata - K, a Swc € permeabilidade relativa da 4gua a saturacao de 6leo

residual - Kny, a Sor.

1,00 4
| Kro AMS+L80
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+Kro 24,53 g/INaCl
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04 - A
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Figura 4-23: Permeabilidade relativa X saturacdo de agua: a) Solucdes salinas sem

surfactante; b) Solug¢bes salinas com surfactante.
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A reducédo dos valores da permeabilidade relativa observada na Figura 4-23
pode ser atribuida & formacdo de emulsdes observada em todas as quatro
amostras, tal como ja foi mencionado, e ao bloqueio 0os poros, que por sua vez

diminuiu a permeabilidade durante a injecao.
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5.1.
Comentéarios Finais

Este capitulo apresenta os comentarios finais da pesquisa e recomendacdes
para trabalhos futuros.

Testes de deslocamento de 6leo por uma fase aquosa a diferentes
concentracdes de sal, com e sem surfactante néo i6nico L80, foram realizados em
amostras de arenito de Bentheimer, com permeabilidades absolutas em torno de
2,3 D. As permeabilidades e saturagfes residuais de Oleo e agua ao final do
processo de drenagem e embebicéo junto com os fatores de recuperacédo, foram
medidos para avaliar os efeitos da salinidade e concentracdo do surfactante na
recuperacdo melhorada de 6leo (EOR).

A variacdo da tenséo interfacial com a salinidade para as solu¢gées com
surfactante foi desprezivel. Para todas as solugdes, a tensédo interfacial foi
aproximadamente 3 mN/m. Para as solu¢des sem surfactante, a tenséo interfacial
varia com a salinidade. Experimentalmente observou-se que a adicdo de NaCl a
agua aumenta a tenséo superficial, enquanto que a presenca dos ions bivalentes
Ca?" e Mg?* diminuem a tensao interfacial, pelo efeito da dissociacéo i6nica.

Nos testes de drenagem, os resultados obtidos para as solugcbes sem
surfactante mostraram a tendéncia esperada. A saturacdo de agua conata
aumenta com a salinidade. Esta variacdo pode ser explicada pela maior tensao
interfacial 6leo-agua das solu¢des de maior concentracdo de sal, que torna os
efeitos capilares mais fortes. Os resultados obtidos com as solugdes com
surfactante mostram uma reducdo da saturacdo de agua irredutivel com o
aumento da salinidade. Esta variacdo ndo pode ser explicada pelo valor da tensdo
interfacial (quase igual para todas as soluc@es). Levando-se em consideracao que
os testes de garrafa mostraram a formacéo de maior volume de emulséo e o fato
gue a curva de presséo apresentou oscilagdes durante o processo de drenagem,
o efeito observado pode ser devido a formacao de emulsdes agua em 6leo in situ.

Nos testes de embebi¢cdo com solu¢cdes sem surfactante, esperava-se um

aumento da saturacéo residual de 6leo com a concentragdo de sal, ja que a tensdo
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interfacial aumenta com a salinidade. No entanto, observou-se um efeito contrario,
a saturacao residual de 6leo obtida com a solugcado com 33 g/l de NaCl (~0,25) foi
menor que a obtida com a solu¢ao com 15 g/l de NaCl (~0,4). A razdo do fenbmeno
observado nédo é clara, podendo estar relacionada ao diferente volume de dleo
inicial nas amostras, e a diferenca entre a tensdo interfacial (~4 mN/m) das
solucBes de NaCl 15 e 33, que pode nao ser suficiente para conseguir deslocar
mais 6leo, e diminuir a saturacdo de 6leo residual.

Em relacdo aos resultados obtidos para as solucdes injetadas com
surfactante, foi observado que o incremento da concentracdo de eletrolitos
aumenta a saturacdo de 6leo residual, isto possivelmente pelo fato de que o
volume de agua solubilizado é menor para as solu¢gdes com maior concentracado
de sal. No entanto, devido a formacdo das emuls6es agua em 6leo in situ, os
resultados ndo foram o esperado, uma vez que essas emulsbes bloqueiam os
poros e diminuem a mobilidade da fase oleosa o0 que, por sua vez, aumenta a
saturacao de 6leo residual

Concluiu-se que, a injecdo de surfactantes incompativeis com o sistema
agua-Oleo causa formacdo de macroemulsdes altamente viscosas e dificeis de
serem separados, fato que reduz o fator de recuperacdo e aumenta a saturagéo
de Oleo residual.

A rapida recuperacéao de 6leo observada nos testes, é uma resposta ao uso
de um éleo de baixa viscosidade (10 cP) e amostras pouco heterogéneas de alta
permeabilidade (aproximadamente 2,3 Darcy).

Foi determinado que a formacédo da terceira fase, formada durante a injecéo
de solugdes salinas com surfactante com concentracdes de NaCl entre 15 - 33,9
g/l, a uma temperatura de 40 °C e concentracdo constante de L80 (1,8 g/l),
corresponde a um Winsor Tipo Il. A formac&o de emulsdes tipo Winsor Il, podem
ser explicadas pelo fato de se estar utilizando um surfactante ndo iénico a uma
temperatura acima do ponto de nevoa, com concentracdes acima da CMC e altas
salinidades.

Foi possivel demostrar que, a injecdo de surfactantes ndo idnicos em um
meio poroso pode promover a formagédo de emulsdes altamente viscosas do tipo
agua em 6leo, que bloqueiam as gargantas de poro e diminuem a recuperacgao de
Oleo.

Foi observado, que o surfactante L80, utilizado para a recuperacao do 6leo
mineral Drakeol 7 em amostras de arenito, apresenta baixa solubilidade a

temperatura de 40°C.
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O baixo valor obtido da CMC para o surfactante L80, é explicado pelo efeito

da salinidade, que reduz o ponto de nevoa e por sua vez a solubilidade do

surfactante na 4gua.

5.2.
Sugestdes

Algumas recomendacdes de possiveis trabalhos a serem realizados sao:

Fazer um estudo de comportamento de fases com diagramas de
fases, para a formulacdo dos surfactantes antes da injecao. Isto, com
o objetivo de entender o que acontece quando o surfactante esta em
contato com as diferentes solucdes e as condi¢cdes sob as quais as
emulsdes poderado ser formadas, além de encontrar a formulagéo na
qual se alcancem tensdes na ordem de 103, que permita as fases
estar em equilibrio e melhore as eficiéncia de deslocamento.

Antes de realizar testes de deslocamento de 6leo, é necessario criar
uma metodologia que permita selecionar os surfactantes a serem
utilizados, medir a concentragcao micelar critica (CMC) de cada um
deles e fazer testes de comportamento de fases, para posteriormente

caracterizar os fluidos coletados nos efluentes.
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