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RESUMO 
 

Precipitação e incrustação são problemas recorrentes em muitos processos que manejam água. Na 

produção de petróleo, particularmente, tais ocorrências são críticas devido à inexequibilidade ou à 

extrema dificuldade de remediação da precipitação ou remoção da incrustação. Isso se deve às 

condições operacionais adversas: altas pressões e temperaturas; ação de gases corrosivos como CO2 

e H2S; salinidade elevada; e sistema confinado em meio rochoso. Os reservatórios carbonáticos do 

Pré-Sal se notabilizam pelo elevado teor de CO2 em seus fluidos, com esse gás ácido sendo uma 

variável que afeta diversas etapas do processo explotatório. A relação entre CO2 e carbonato de 

cálcio (CaCO3) é evidente na reação Ca2+
(aq) + 2 HCO3

–
(aq) ⇆ H2O + CaCO3(s) + CO2(aq). A perda de 

carga inerente à produção degaseifica o CO2 (CO2(aq) → CO2(g)), o que desloca o equilíbrio para a 

direita e implica na formação do CaCO3(s). Uma revisão aplicada do papel do CO2 na precipitação, 

considerando as fases água, óleo e gás, foi realizada com dados de campo do Pré-Sal. Assim como 

o CO2 aquoso, o CO2 oleoso degaseifica (CO2(o) → CO2(g)) e também implica em mais CaCO3, com 

o particionamento do CO2 entre as fases governando o fenômeno. Um procedimento experimental 

desenvolvido para quantificar o CaCO3 que precipita diretamente devido à variação de pressão e 

temperatura, e o que precipita indiretamente devido ao escape do CO2, permite estimar o peso da 

degaseificação do CO2 na precipitação de CaCO3. Esse procedimento foi simulado numericamente 

com o software MultiScale™ para o sistema H2O–CO2–CaCO3, indicando que o escape de CO2 

contribui com 55% a 93% da precipitação. Foram investigados cinco ativos de produção de energia 

geotérmica (sem óleo) ao redor do mundo que relatam problemas com a precipitação carbonática. 

Como resultado, o flash de CO2 contribui com 66% a 93%. Em simulações com dados reais de um 

poço do Pré-Sal (com óleo), a contribuição foi de 65% para a condição de operação do poço com 

um BSW (basic sediments and water) de 35%. Simulações cobrindo o BSW de 0% a 100% mostraram 

um comportamento sui generis da influência do CO2, coincidindo com problemas operacionais de 

muitos campos petrolíferos, podendo ajudar a explicar suas causas ainda incógnitas. Um protótipo 

experimental foi projetado e construído para que brevemente esse procedimento seja realizado. 

Além disso, a unidade permitirá a pesquisa de outros fenômenos relacionados à garantia de 

escoamento. A fim de validar o equipamento, alguns experimentos qualitativos foram realizados, 

como: incrustação em gravel pack; formação de hidratos a 5 ºC e 108 bar; precipitação de CaCO3 na 

presença de CO2, CH4, salinidade de 107 mil ppm, e óleo do Pré-Sal de 29 °API, a 95 °C e 104 bar, 

com captura de fotomicrografias in situ de cristais (calcita, aragonita e vaterita); dentre outros. 

Palavras-chave: Precipitação de CaCO3, degaseificação de CO2, influência do óleo na precipitação, 

estudos de caso, desenvolvimento de protótipo experimental, fotomicrografias, 

polimorfos do CaCO3, experimentos qualitativos. 



 

ABSTRACT 
 

Precipitation and scaling are recurring problems in many water-handling processes. In oil production, particularly, 

such occurrences are critical due to the infeasibility or extreme difficulty of remedying precipitation or removing scale. 

This is due to adverse operating conditions: high pressures and temperatures; the action of corrosive gases such as CO2 

and H2S; high salinity; and a confined system in a rocky medium. Pre-Salt carbonate reservoirs are notable for the 

high CO2 content in their fluids, with this acid gas being a variable affecting several stages of the exploitatory process. 

The relationship between CO2 and calcium carbonate (CaCO3) is evident in the reaction                                         

Ca2+
(aq) + 2 HCO3

–
(aq) ⇆ H2O + CaCO3(s) + CO2(aq). The pressure drop inherent to the production degass the 

CO2 (CO2(aq) → CO2(g)), which shifts the equilibrium to the right and implies the formation of CaCO3(s). An 

applied review of the role of CO2 in precipitation, considering the water, oil and gas phases, was carried out with field 

data from the Pre-Salt. Likewise for the aqueous, the oily CO2 degasses (CO2(o) → CO2(g)) and also implies more 

CaCO3, with the partitioning of the CO2 between phases governing the phenomenon. An experimental procedure 

developed to quantify the CaCO3 that precipitates directly due to pressure and temperature variation, and that which 

precipitates indirectly due to the escape of CO2, allows the estimation of the weight of the CO2 degassing in CaCO3 

precipitation. This procedure was numerically simulated with MultiScale™ software for the H2O–CO2–CaCO3 

system, indicating that CO2 escape contributes with 55% to 93% of precipitation. Five geothermal energy production 

assets (without oil) around the world reporting problems with carbonate precipitation have been investigated. As a 

result, the CO2 flash contributes with 66% to 93%. In simulations with real data from a Pre-Salt well (with oil), 

the contribution was 65% for the operating condition of the well with a BSW (basic sediments and water) of 35%. 

Simulations covering the BSW from 0% to 100% showed a “sui generis” behavior of the influence of CO2, coinciding 

with operational problems in many oil fields, and may help to explain their still unknown causes. An experimental 

prototype was designed and built to briefly perform this procedure. In addition, the unit will allow the research of 

several other phenomena related to flow assurance. In order to validate the equipment, some qualitative experiments 

were carried out, such as: scaling in gravel pack; formation of hydrates at 5 °C and 108 bar; precipitation of CaCO3 

in the presence of CO2, CH4, salinity of 107,000 ppm, and Pre-Salt oil of 29 °API, at 95 °C and 104 bar, with 

the capture of “in situ” photomicrographs of crystals (calcite, aragonite, and vaterite); among others. 

Keywords: CaCO3 precipitation, CO2 degassing, influence of oil on precipitation, case studies, experimental 

prototype development, photomicrographs, CaCO3 polymorphs, qualitative experiments. 
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1 INTRODUÇÃO 

Este trabalho descreve o desenvolvimento e os resultados de parte de uma pesquisa iniciada 

em 2011, a qual tem por objetivo a investigação dos fenômenos envolvidos na precipitação e 

incrustação salina e também em formas para a sua mitigação e remediação. Diversas atividades 

industriais que manejam água enfrentam esse problema, mas a produção de petróleo e gás é, sem 

dúvidas, a que impõe os maiores desafios para a investigação dos fenômenos. 

 No contexto das precipitações salinas, os carbonatos se destacam pela estreita relação que 

apresentam com a termodinâmica e a cinética do CO2, escopo em que se insere esta parte da 

pesquisa, ou seja, com foco na nucleação dos cristais carbonáticos que se formam em solução 

aquosa, porém, com a interação com as fases gasosa e oleosa. A motivação da abordagem deste 

trabalho é apresentada na Seção 1.1. Na Seção 1.2 é realizada uma revisão bibliográfica expandida 

e aplicada, isto é, dados reais de campo são empregados para confirmar a estreita relação entre a 

precipitação carbonática e o CO2, o que dá suporte à proposta de desenvolvimento desta tese, a ser 

detalhada na Seção 1.3. 

 

1.1  MOTIVAÇÃO 

A exploração e a explotação de petróleo são atividades que requerem conhecimento 

multidisciplinar. Isso, em grande parte, se deve às condições operacionais adversas de algumas 

partes do processo: alta pressão, alta temperatura, salinidade elevada, presença de gases corrosivos 

como CO2 e H2S, sistema confinado em um meio rochoso e que, em alguns casos, está a 

quilômetros de profundidade em relação ao nível do mar e localizado a quilômetros de distância 

do continente, dentre muitas outras variáveis desafiadoras. 

Em geral, o entendimento de qualquer parte do processo de produção de petróleo se inicia 

com uma visão sistêmica, mas o seu pleno desenvolvimento e entendimento requer foco em uma 

visão holística, sob o risco de construção de ideias que, em muitos casos, não serão a expressão do 

sistema em sua plenitude. Nesse contexto, as investigações dos fenômenos relacionados à garantia 

de escoamento demandam análises o mais próximo quanto possível das condições operacionais 

reais dos sistemas de produção. 

A problemática da precipitação e incrustação carbonática se enquadra na discussão anterior, 

em que algumas soluções para o problema podem impactar a produção de petróleo mais do que o 

próprio problema estabelecido. Com isso se buscam desenvolver protótipos que permitam realizar 

ensaios que se aproximem das condições adversas ora mencionadas. Quando não se conseguem 
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realizar experimentos nas condições requeridas, é preciso ter em mente que os resultados não 

estarão errados simplesmente pelo fato de não coincidirem com o esperado para o sistema real. Os 

resultados serão sempre condizentes com as condições ensaiadas. 

Por exemplo: a calcita, um dos polimorfos do CaCO3, é comumente a forma mais 

encontrada sob as condições de produção de petróleo (Vetter, 1976; Zhang e Dawe, 1998; Chen et 

al., 2011). Experimentos realizados sob condições diversas das reais podem gerar um dos outros 

polimorfos anidros do CaCO3 (aragonita e vaterita), ou até mesmo uma das fases hidratadas 

(carbonato de cálcio amorfo, monohidrocalcita e ikaita — CaCO3.6H2O). Isso coincide com o 

relato de alguns grupos de pesquisa, em que a ausência do CO2 — traduzido pelo alto pH — e a 

dificuldade em elevar a pressão e a temperatura, implicam na formação de CaCO3 especialmente 

como aragonita e vaterita (Tai e Chen, 1998; Boyjoo et al., 2014; Rivera e Gerven, 2020). 

Foi com esse pensamento que o nosso grupo de pesquisa tem se empenhado desde 2011 

na busca por melhor compreender o fenômeno e avaliar a influência do CO2 na precipitação de 

CaCO3. Na fase inicial da pesquisa consideramos um estado de pseudo-equilíbrio do sistema 

simplificado H2O–CO2–CaCO3, em que a termodinâmica é desenvolvida em torno desse estado 

fisicamente inexequível. O objetivo era separar e quantificar a precipitação de CaCO3 devido 

diretamente à variação da pressão e da temperatura, da parte que é devido indiretamente ao efeito 

da degaseificação do CO2 da solução. 

A modelagem termodinâmica desenvolvida é válida apenas para pressões até 100 bar e 

temperaturas até 100 °C. Nessas condições é possível constatar, através de resoluções analíticas, 

que a degaseificação do CO2 contribui com 61% a 89% da precipitação de CaCO3 (veja Cosmo 

(2013) com os principais resultados publicados em Cosmo et al. (2019)). Mesmo considerando um 

estado de pseudo-equilíbrio, em um sistema simplificado H2O–CO2–CaCO3, e sob condições de 

pressão e temperatura limitadas, esse foi o primeiro trabalho de que se tem registros na literatura 

com essa abordagem, ou seja, quantificar o peso da exsolução do CO2 na precipitação carbonática. 

A continuidade da pesquisa exige que as limitações mencionadas sejam superadas. Por 

exemplo, é fundamental o desenvolvimento de um procedimento baseado na viabilidade 

experimental, ou seja, que não se utilize um artifício fisicamente inexequível, como um estado de 

pseudo-equilíbrio. Além disso, é importante ampliar o sistema H2O–CO2–CaCO3 para considerar, 

pelo menos, elevadas salinidades (como NaCℓ), mas, preferencialmente, a interação com outras 

espécies inorgânicas (Mg2+, K+, SO4
2–, e outras) e orgânicas (óleo e gás). A ampliação da faixa de 

pressão e temperatura, embora seja requerida, muitas vezes esbarra em limitações impostas por 

recursos específicos requeridos em um protótipo experimental, podendo não ser possível transpor 

os limites esperados mesmo com o emprego de materiais e metalurgias mais nobres. 
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1.2  REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

Esta seção contém uma revisão expandida e aplicada da literatura. A abordagem do papel 

do CO2 na precipitação de CaCO3 é feita através do desenvolvimento de equações, em que dados 

reais de um campo do Pré-Sal são empregados para gerar tabelas e gráficos. A discussão em torno 

desse desenvolvimento apoia a implementação de uma estratégia para quantificar o conteúdo de 

CaCO3 que precipita devido à liberação do CO2 das fases aquosa e oleosa (a ser discutida no 

Capítulo 2). Para um conteúdo mais geral e mais amplo, sugerem-se livros sobre hidrogeoquímica 

e também sobre química analítica e físico-química, como Morse e Mackenzie (1990), Laidler e 

Meiser (1999), IAEA e UNESCO (2000), De Vivo et al. (2018) e Middelburg (2019). 

 

1.2.1  Um preâmbulo sobre a precipitação de carbonato de cálcio e a influência do CO2 

Processos que manejam água comumente enfrentam problemas com a precipitação de sais 

carbonáticos quando o meio aquoso apresenta certa dureza (teores de cálcio e magnésio). 

Bicarbonato (HCO3
–) e carbonato (CO3

2–) estão presentes, pois ocorrem da dissociação do ácido 

carbônico (H2CO3) — originado da dissolução do CO2 na água (CO2(aq) + H2O → H2CO3(aq)). As 

dissociações do H2CO3 liberam H+, definindo o pH do sistema. Uma solução mais ácida apresenta 

maior concentração de CO2(aq) e H2CO3 ante os íons HCO3
– e CO3

2–, tendendo a manter dissolvidos 

os cátions metálicos, como o cálcio (Ca2+). Por outro lado, quanto menos ácido estiver o meio 

aquoso, maior a tendência de precipitação desses sais, sobretudo o carbonato de cálcio (CaCO3). 

Na produção de petróleo, particularmente, esse problema pode ocorrer desde o teste de 

longa duração (TLD) até o fim da vida produtiva de um poço. Qualquer parte do sistema pode 

estar susceptível à incrustação, como o reservatório, a região próxima ao poço (near well), os 

canhoneados, os elementos de contenção de areia (gravel packs e telas premium), a coluna de produção 

(Figura 1.1), a árvore de natal, chokes e válvulas, flowline e riser, separadores submarinos ou de 

superfície, bombas, tanques, dentre outros. 

Com o avanço da produção, os sistemas podem ficar tão ou mais impregnados que o 

ilustrado na Figura 1.1, restringindo a área de fluxo ou mesmo tamponando-a por completo. Trata-

se de um problema relacionado à garantia de escoamento, em que grandes equipes se dedicam a 

evitar ou atenuar seus efeitos. Os dispêndios relacionados à precipitação e à incrustação impactam 

diretamente os custos de investimento (do inglês, capital expenditure — CAPEX) e operacionais (do 

inglês, operational expenditure — OPEX) de um projeto. Nos piores casos, a produção pode cessar 

por completo, requerendo uma dispendiosa intervenção (workover), a qual geralmente é muito 

menos custosa do que a própria produção de petróleo perdida durante o período de inatividade. 
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Figura 1.1. Incrustação de CaCO3 em uma coluna de produção de petróleo (Crabtree et al., 1999). 

 

Sistemas ordinariamente com elevado teor de CO2 — como em muitos campos de petróleo 

e muitas províncias geotérmicas — são propícios à precipitação carbonática devido ao controle da 

acidez impresso pelo CO2. Nessas atividades, os fluidos confinados e pressurizados no meio 

rochoso mantêm o CO2 dissolvido na água (CO2(aq)) e, se for o caso, também no óleo (CO2(o)). A 

extração dos fluidos despressuriza o sistema, o que degaseifica o CO2 da água (CO2(aq) → CO2(g)) e, 

se for o caso, também do óleo (CO2(o) → CO2(g)). O ácido carbônico se dissocia, fazendo com que 

os íons HCO3
– e CO3

2– dominem o meio aquoso, deixando-o menos ácido e mais favorável à 

precipitação de CaCO3. 

Mesmo em sistemas com baixo teor de CO2 e levemente ou moderadamente pressurizados, 

há diversos estudos associando a sua degaseificação com a precipitação de CaCO3. Como 

exemplos: formação de banquisas de gelo (Papadimitriou et al., 2004; Geilfus et al., 2013); fontes 

subterrâneas de água quente como a da Figura 1.2 (Evans et al., 2008); formação de estalagmites 

em cavernas (Frisia et al., 2011); fontes subterrâneas de água fria (Peyraube et al., 2014); 

dessalinização da água do mar por osmose reversa (Touati et al., 2018); sistemas municipais de 

distribuição de água (Ketrane e Yahiaoui, 2021); dentre outros. 

Há inúmeras pesquisas apontando a influência e a grande importância da exsolução do CO2 

para a precipitação carbonática. Há diversos estudos com uma abordagem qualitativa. Mas a 

literatura ainda é muito insipiente quando se trata do enfoque quantitativo. 

Fu et al. (2013) desenvolveram um modelo de transporte hidrogeoquímico unidimensional, 

o qual se baseia na termodinâmica de equilíbrio químico e que considera, adicionalmente, aspectos 
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temporais e espaciais da interação água-rocha-gás. Os autores simularam condições de precipitação 

carbonática do Campo de Miller, no Mar do Norte, que é caracterizado pelo alto teor de CO2, pois 

contribui com 28%mol do gás liberado do petróleo produzido. Para uma mesma queda de pressão 

parcial de CO2 de 60 bar, foi constatado que a degaseificação de CO2 desencadeia a formação de 

incrustação de calcita cerca de 12 vezes maior em relação ao caso que negligencia o flash de CO2. 

Os mesmos autores ampliaram a modelagem para o sistema tridimensional (van Berk et al., 2015), 

com uma nova investigação indicando que a precipitação de CaCO3 é a mesma nos casos com e 

sem a degaseificação de CO2, porém, com uma queda de pressão 5 vezes menor no primeiro caso. 

 

 
Figura 1.2. Nascente efervescente (rica em CO2) ao longo do Rio Marsyandi, Tibete. A fonte (55 °C) é cercada por 

extensos depósitos de travertino (CaCO3) (Evans et al., 2008). 
 

Coelho et al. (2021) desenvolveram uma modelagem hidrogeoquímica unidimensional 

também para um poço de petróleo offshore, mas cujo o teor de CO2 é igual a 8,24%mol. O objetivo 

era investigar se a evaporação da água desempenhava um papel importante na precipitação 

carbonática, tal qual ocorre em poços de produção de condensado de gás. Os resultados mostraram 

que a evaporação é relevante apenas para cortes de água muito pequenos (< 1%), característicos 

das fases iniciais de produção, levando ao aumento da força iônica e à precipitação não só de calcita, 

mas também de halita, estando a dinâmica de dissolução e exsolução do CO2 intimamente 

envolvida. Esses resultados coincidem com diversos relatos de campo e com o que foi apurado 

neste trabalho, de modo que essa questão voltará a ser discutida na Seção 4.3. 



24 

Os estudos mencionados não investigam, de fato, os efeitos da degaseificação do CO2. 

Cosmo (2013) aplicou uma análise termodinâmica analítica em sistema aquoso (sem óleo) para 

quantificar a relação entre o CaCO3 e o CO2. O autor idealizou um estado de pseudo-equilíbrio e 

desenvolveu a termodinâmica em torno desse estado. Nas próximas seções esse trabalho será mais 

bem discutido, pois é base para o desenvolvimento desta tese. 

A discussão anterior é válida a precipitação do carbonato de cálcio, ou seja, para o estágio 

de nucleação dos cristais. Quando se trata de incrustação, ou seja, para o processo de adesão, é 

importante o conhecimento da morfologia cristalina. 

O carbonato de cálcio pode precipitar na forma de três polimorfos cristalinos, também 

chamado de fases anidras — calcita, aragonita e vaterita — ou ainda formando outras três fases 

hidratadas — carbonato de cálcio amorfo, mono-hidratado (monohidrocalcita) (CaCO3.H2O) e 

hexa-hidratado (hexahidrocalcita ou ikaita) (CaCO3.6H2O). A calcita é a forma mais amplamente 

encontrada e a que se apresenta como o maior entrave à garantia de escoamento. 

O problema da incrustação do carbonato de cálcio não depende somente da composição 

da solução (pH, concentração de cálcio e concentração de carbonato), mas também da morfologia 

cristal da fase precipitada (Koutsoukos e Chen, 2010). Contudo, mudanças em variáveis como 

temperatura, pH, força iônica, e/ou concentração dos íons afetam a supersaturação da solução, 

que é o fator mais importante para a formação do carbonato de cálcio e a transformação dos 

polimorfos (Koutsoukos e Chen, 2010). 

Sais de baixa solubilidade como o carbonato de cálcio tendem a formar fases metaestáveis 

ou precursores para as fases mais estáveis (Andreassen, 2001). Essas fases metaestáveis assumem 

várias estabilidades termodinâmicas que se manifestam como uma diferença na solubilidade a certas 

condições. O fenômeno foi reconhecido e formulado em 1902 por Ostwald com sua Lei de 

Estágios (Law of Stages), a qual afirma que fases menos estáveis, tendo maior solubilidade, 

precipitam primeiro, e subsequentemente transformam-se em fases mais estáveis (De Yoreo e 

Vekilov, 2003; Brečević e Kralj, 2007). 

Brečević e Kralj (2007) ainda ponderam que os parâmetros termodinâmicos mais 

importantes que influenciam o processo geral de precipitação são a supersaturação da solução e a 

solubilidade da(s) fase(s) sólida(s) envolvida(s), enquanto Tai e Chen (1995) observaram o 

polimorfismo com a variação da supersaturação e do pH. 

Os parâmetros mencionados anteriormente, como o pH, a solubilidade e a supersaturação, 

serão discutidos nas seções subsequentes, dada a importância para a matéria. Para uma discussão 

mais aprofundada sobre os polimorfos do carbonato de cálcio, consultar Elfil e Roques (2004), 

Kawano et al. (2009) e Cosmo (2013). 
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1.2.2  A província petrolífera do Pré-Sal 

O cluster do Pré-Sal é um conjunto de reservatórios que se estende por uma grande faixa da 

costa brasileira (~800 km) de mais de 227.000 km². Alguns reservatórios podem estar localizados 

a 350 km da costa em águas ultraprofundas acima de 2.500 m (Mariano et al., 2018; Costa et al., 

2019). Os reservatórios de petróleo são predominantemente carbonáticos, localizados em 

profundidades totais de até 7.000 m e abaixo de uma ampla camada evaporítica de até 2.000 m 

(Figura 1.3). Acima da camada de sal, existem reservatórios offshore convencionais (carbonáticos ou 

areníticos) chamados de Pós-Sal. 

 

 
Figura 1.3. A província petrolífera do Pré-Sal (Petrobras, 2008 – adaptada). 

[1. Reservatório; 2. Canhoneados; 3. Árvore de natal; 4. Representando risers/flowlines; 5. FPSO.] 

 

No final de 2021, a Petrobras noticiou a perfuração do poço mais profundo do Brasil com 

7.700 m e pressões de cerca de 1.200 bar. A perfuração ocorreu a 145 km da costa do Espírito 

Santo, em lâmina d’água de 2.366 m com camada de sal de 4.850 m (Petrobras, 2021). 

O óleo é normalmente volátil e contém uma quantidade significativa de CO2 (até 20% ou 

mais), enquanto a fase gasosa pode chegar a 44% de CO2 ou mais (Amaral et al., 2018; Silva Neto 

et al., 2020). O grau API é geralmente inferior a 30, mas pode alcançar os 32 °API (Fraga et al., 

2015). A relação gás-óleo fica entre 200 e 350 m³/m³. As águas são geralmente muito salinas (até 

300.000 ppm) e tendem a formar vários sais incrustantes (Bezerra et al., 2013). 
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A combinação de reservatórios carbonáticos, alto teor de CO2 e águas supersalinas pode 

ser propícia para a formação de sais carbonáticos, principalmente CaCO3, conforme observado por 

Rodrigues et al. (2020). As pressões e temperaturas comumente observadas, do reservatório às 

instalações de superfície, são indicadas na Tabela 1.1 (os locais apontados na tabela estão marcados 

na Figura 1.3 apenas para ilustração). A grande perda de carga favorece a degaseificação do CO2, o 

que implica uma forte tendência para a precipitação do sal CaCO3 (a ser discutida na Seção 1.2.6), 

assim como também está relacionada ao aumento do pH (a ser discutido na Seção 1.2.5) — ver 

também Chaturvedi e Sharma (2020). 

 
Tabela 1.1. Pressão, temperatura, tendência precipitação de CaCO3 (SR = razão de saturação / SI = índice de 
saturação) e pH para um poço de petróleo com produção de 3.300 m³/dia (adaptado de Bezerra et al., 2013). 

Locais P (bar) T (ºC) SR SI* pH* 
1. Reservatório 472 136 1.0 0,00* 4,75* 
2. Canhoneados 312 145 1.9 0,28* 4,91* 
3. Árvore de natal 259 141 2.1 0,32* 4,93* 
4. Riser / flowline 99 114 2.8 0,45* 5,09* 
5. FPSO 66 99 3.0 0,48* 5,16* 
6. Laboratório* 1* 25* 18.8* 1,27* 6,10* 

Nota: Células marcadas com asterisco foram adicionadas à tabela original (a ser discutido nas próximas seções). 
Navio FPSO (unidade flutuante de produção, armazenamento e descarga). 

 

1.2.3  Termodinâmica de solução aquosa 

A reação simplificada de equilíbrio do sal carbonato de cálcio (CaCO3) está relacionada aos 

seus íons formadores, cálcio (Ca2+) e carbonato (CO3
2–): 

 
Ca2+

(aq)  +  CO3
2–

(aq)      CaCO3(s) . (1) 
 

Porém, para sistemas pressurizados, como no Pré-Sal, a consideração de outras espécies é 

necessária. O dióxido de carbono (CO2) dissolve na água formando uma espécie aquosa, a qual se 

combina com a própria água (H2O) para gerar o ácido carbônico (H2CO3) (Chaturvedi et al., 2018): 

 

CO2(g)      CO2(aq) ; (2) 
 

CO2(aq)  +  H2O      H2CO3(aq) . (3) 
 

O ácido carbônico tem dois estágios de dissociação, o primeiro liberando íons bicarbonato 

(HCO3
–) e o segundo liberando íons carbonato (CO3

2–): 
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H2CO3(aq)      H+
(aq)  +  HCO3

–
(aq) ; (4) 

 

HCO3
–

(aq)      H+
(aq)  +  CO3

2–
(aq) . (5) 

 

Para sistemas pressurizados, é comum associar as Eqs. (1), (3), (4) e (5) para descrever o 

equilíbrio termodinâmico em uma forma mais direta, resultando em: 

 

Ca2+
(aq)  +  2 HCO3

–
(aq)      CaCO3(s)  +  H2O  +  CO2(aq) . (6) 

 

Mesmo que a reação na Eq. (6) seja a melhor opção para representar a formação do sal em 

um reservatório carbonático, a reação na Eq. (1) sempre ocorrerá se a dissolução do meio rochoso 

estiver ocorrendo. 

As Eqs. (2) e (6) estão associadas a diferentes fenômenos — o primeiro com a formação 

do sal e o segundo com a mudança de fase. Alguns autores preferem combinar essas duas reações 

visando uma única equação que trate de todo o fenômeno, mas algumas informações relevantes se 

perdem nesse processo: 

 

Ca2+
(aq)  +  2 HCO3

–
(aq)      CaCO3(s)  +  H2O  +  CO2(g) . (7) 

 

Nota: Para simplificação, em todos os casos anteriores e daqui em diante, o íon H+ não será 

representado em sua forma hidratada, H3O+, resultante da reação de autoionização da água 

(H2O + H2O  H3O+ + OH–). 

 

1.2.4  Constantes de equilíbrio, pH, carbono dissolvido e alcalinidade 

As constantes de equilíbrio das Eqs. (1) a (5) estão listadas abaixo na mesma sequência 

que as Eqs. (8) a (12), em que o símbolo de colchetes representa concentração molar (mol/L): 

 

KC = 
�Ca2+��CO3

2–�
[CaCO3]  = �Ca2+��CO3

2–� , (8) 

 

em que a concentração de um sólido puro é igual a um, e o subscrito “C” identifica o CaCO3; 

 

kH,CO2,água = 
�CO2(aq)�
�CO2(g)�

 = 
�CO2(aq)�

PCO2(g)

 , (9) 

 

em que kH é a constante de Henry para o gás dissolvido na água, e PCO2 é a pressão parcial; 
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Kh = K0 = 
[H2CO3]
�CO2(aq)�

 , (10) 

 

em que “h” identifica a hidratação do CO2 ou “0” para diferir da primeira e da segunda constantes 

de dissociação de H2CO3, conforme segue: 

 

K1 = 
[H+][HCO3

–]
[H2CO3]  ; (11) 

 

K2 = 
[H+]�CO3

2–�
[HCO3

–]  . (12) 

 

A dinâmica de nucleação do carbonato de cálcio (íons dissolvidos na solução convertendo-

se em sólidos) depende fortemente do valor do pH, que será abordado nas seções seguintes, mas 

pode ser visto nas reações das Eqs. (4) e (5). Sempre que o ácido carbônico se dissocia, os íons 

H+ são liberados na solução. A concentração de [H+] define o valor do pH: 

 

pH = –log[H+] . (13) 
 

Para a água pura (salinidade igual 0 mg/L) o pH é igual 7,0 à temperatura de 25 °C e pressão 

de 1 bar. Juntamente com o valor do pH, a concentração total de carbono inorgânico dissolvido 

(DIC), ou carbono total (CT), será útil na discussão da seção a seguir e é definida como: 

 

CT = [CO2(aq)] + [H2CO3] + [HCO3
–] + [CO3

2–] . (14) 
 

A alcalinidade é a capacidade de uma solução de neutralizar um ácido. A alcalinidade total 

(AT) é a forma mais comum. Porém, para um sistema aquoso apenas saturado com carbonato de 

cálcio, é comum expressar a alcalinidade do carbonato (AC). Nesse caso, [H+] e [OH–] são 

suprimidos porque são mínimos em comparação com os outros compostos: 

 

AT = [HCO3
–] + 2[CO3

2–] + [OH–] + [outros ânions] – [H+] ; (15) 
 

AC = [HCO3
–] + 2[CO3

2–] ; (16) 
 

em que o termo “[outros ânions]” se refere às concentrações de ânions dissociados de outros ácidos 

fracos, como silicato, borato e ácidos orgânicos (Trick et al., 2018) e bissulfeto (HS–) dissociado do 

H2S (Hem, 1985). Especialmente para a geoquímica de solução aquosa de um reservatório de 
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petróleo, o ácido acético (CH3COOH) pode ser o principal ácido fraco, que obviamente não estará 

presente em um sistema aquoso puramente carbonático. 

 

1.2.5  Diagramas de Bjerrum para as espécies carbônicas 

De acordo com Oddo e Tomson (1989), os valores típicos de pH no fundo do poço estão 

entre 4,0 e 5,5. Em separadores de superfície, os valores de pH medidos variam de 6,0 a 8,0. A 

construção de um diagrama do ácido carbônico será útil para entender a dinâmica da precipitação 

do CaCO3 e o papel do CO2 nas condições de produção de petróleo. 

Seja α a fração de uma espécie química portadora de carbono presente na solução, ou seja, 

para as espécies do ácido carbônico: 

 

αCO2 = 
�CO2(aq)�

CT
 ; (17) 

 

αH2CO3 = α0 = 
[H2CO3]

CT
 ; (18) 

 

αHCO3
–  = α1 = 

[HCO3
–]

CT
 ; (19) 

 

αCO3
2–  = α2 = 

�CO3
2–�

CT
 . (20) 

 

O objetivo é encontrar a função α = ƒ(pH). Começaremos com o CO2(aq). Substituindo-se 

a Eq. (14) na Eq. (17): 

 

αCO2  = 
�CO2(aq)�

�CO2(aq)� + [H2CO3] + [HCO3
–] + �CO3

2–�
 , (21) 

 

e rearranjando: 

 

1
αCO2

 = 
�CO2(aq)�
�CO2(aq)�

 + 
[H2CO3]
�CO2(aq)�

 + 
[HCO3

–]
�CO2(aq)�

 + 
�CO3

2–�
�CO2(aq)�

 . (22) 

 

Introduzindo as constantes de equilíbrio das Eqs. (10), (11) e (12) e reorganizando: 
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αCO2  = 
1

1 + K0 + K0K1
[H+]  + K0K1K2

[H+]2

 . (23) 

 

Para cada constante de equilíbrio, pK = –log K, ou ainda K = 10–pK, e para o pH (Eq. (13)), 

[H+] = 10–pH, e assim: 

 

αCO2  = 
1

1 + 10–pK0  + 10pH–pK0–pK1  + 102pH–pK0–pK1–pK2
 . (24) 

 

Conhecendo as constantes de equilíbrio, as quais podem ser encontradas na literatura, a 

fração de CO2(aq) na solução depende apenas do valor do pH. Fazendo o mesmo para as outras 

espécies químicas portadoras de carbono: 

 

α0 = 
10–pK0

1 + 10–pK0  + 10pH–pK0–pK1 + 102pH–pK0–pK1–pK2
 ; (25) 

 

α1 = 
10pH–pK0–pK1

1 + 10–pK0  + 10pH–pK0–pK1 + 102pH–pK0–pK1–pK2
 ; (26) 

 

α2 = 
102pH–pK0–pK1–pK2

1 + 10–pK0  + 10pH–pK0–pK1 + 102pH–pK0–pK1–pK2
 . (27) 

 

Observe que o denominador das Eqs. (24) a (27) é o mesmo, e o numerador de cada 

equação é uma parcela do denominador. Valores repetidamente encontrados na literatura para as 

constantes de equilíbrio são: pK0 = 2,77, pK1 = 3,59 e pK2 = 10,33, os quais dizem respeito à água 

pura (0 ppm de sal) à temperatura de 25 °C e 1 bar de pressão. Substituindo os valores de pK nas 

Eqs. (24) a (27) e variando o valor do pH de 0 a 14, o gráfico de distribuição do ácido carbônico 

(também chamado de diagrama de Bjerrum) pode ser plotado como mostrado na Figura 1.4. 

 

 
Figura 1.4. Diagrama de distribuição do ácido carbônico para a água pura a 25 °C e 1 bar. 
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O ponto 1 representa o equilíbrio entre o H2CO3 e o HCO3
– (reação da Eq. (4)). Esse 

equilíbrio ocorre a um pH = 3,59, que é exatamente o valor de pK1. O conteúdo de carbono na 

solução como H2CO3 é o mesmo que o de HCO3
–, em que ambos estão próximos de 0,17%. O 

restante (99,66%) está na forma de CO2(aq). 

O ponto 2 representa o equilíbrio entre o HCO3
– e o CO3

2– (reação da Eq. (5)). Esse 

equilíbrio ocorre a um pH = 10,33, que é exatamente o valor de pK2. O conteúdo de carbono na 

solução como HCO3
– é o mesmo que o de CO3

2–, em que ambos estão próximos a 50%. 

Uma escala logarítmica foi usada para permitir a visualização da curva do H2CO3. Em 

baixos valores de pH, o conteúdo de CO2(aq) é cerca de 600 vezes maior que o de H2CO3. Na prática, 

o H2CO3 é “oculto” pela combinação das Eqs. (3) e (4), resultando em: 

 

CO2(aq)  +  H2O      H+
(aq)  +  HCO3

–
(aq) . (28) 

 

A “nova” constante de equilíbrio pK1 será a soma de pK0 com o “antigo” pK1. Por exemplo, 

para água pura a 25 °C e 1 bar, pK0 é igual a 6,36 (2,77 + 3,59). 

O ponto 3 representa o equilíbrio entre o CO2(aq) e o HCO3
– (reação da Eq. (28)). Esse 

equilíbrio ocorre a um pH = 6,36, que é o “novo” valor de pK1. O conteúdo de carbono na solução 

como CO2(aq) é o mesmo que o de HCO3
–. 

Toda a discussão foi realizada para a água pura (sem sal) a 25 °C e 1 bar. No entanto, para 

sistemas reais, como o do Pré-Sal, o qual experimenta altas pressões, altas temperaturas e altas 

salinidades, os valores apropriados para as constantes de equilíbrio devem ser considerados. Nessas 

condições, os dados para pK0 (Eq. (3)) e o “antigo” pK1 (Eq. (4)) são um tanto escassos, ao 

contrário do “novo” pK1 (Eq. (28)). Assim, o mesmo desenvolvimento deve ser conduzido; no 

entanto, considerando as reações das Eqs. (28) e (5), e uma nova expressão para CT, como: 

 

CT = [CO2(aq)] + [HCO3
–] + [CO3

2–] . (29) 
 

Com base nos procedimentos descritos anteriormente, as novas expressões para α são: 

 

α0 = 
1

1 + 10pH–pK1 + 102pH–pK1–pK2
 ; (30) 

 

α1 = 
10pH–pK1

1 + 10pH–pK1 + 102pH–pK1–pK2
 ; (31) 
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α2 = 
102pH–pK1–pK2

1 + 10pH–pK1 + 102pH–pK1–pK2
 . (32) 

 

Importante ressaltar que a consideração da salinidade implica em efeitos no equilíbrio 

químico, em que quanto mais íons estiverem em solução, maior será a interação entre eles devido 

às forças de atração e repulsão. Isso geralmente implica um aumento na solubilidade de modo que 

as concentrações das espécies sejam multiplicadas por um fator geralmente menor que um, 

denominado coeficiente de atividade (γ). A multiplicação entre o coeficiente de atividade de uma 

espécie e sua concentração é chamada de atividade, que é representada por chaves. Para uma 

espécie X, {X} = γx[X]. Cosmo (2013) faz uma discussão aprofundada sobre o tema. 

As Eqs. (30) a (32) serão válidas se os valores de pK1 e pK2 considerarem o efeito salino, 

como realizado por Li e Duan (2007). A Tabela 1.2 apresenta os valores selecionados utilizados 

para gerar mais diagramas de distribuição do H2CO3 (Figuras 1.5, 1.6 e 1.7) para avaliar o efeito da 

temperatura, pressão e salinidade (em todos os casos, água pura a 25 °C e 1 bar é a referência). 

 
Tabela 1.2. Valores de pK1 e pK2 do trabalho de Li e Duan (2007) para gerar os diagramas das Figuras 1.5, 1.6 e 1.7. 

 25 °C 47 °C 100 °C 25 °C 25 °C 25 °C 25 °C 

 1 bar 1 bar 1 bar 250 bar 500 bar 1 bar 1 bar 

 0 ppm 0 ppm 0 ppm 0 ppm 0 ppm 150.000 
ppm 

300.000 
ppm 

pK1 6,36 6,29 6,41 6,24 6,13 5,98 6,20 

pK2 10,34 10,19 10,12 9,74 8,18 9,43 9,64 

Nota: As salinidades são representadas exclusivamente por NaCℓ. 
 

 
Figura 1.5. Diagrama de distribuição do ácido carbônico para variações de temperatura. 

 

Observe que os valores de pK1 e pK2 não são lineares, como pode ser verificado tanto na 

Tabela 1.2 quanto nas Figuras 1.5, 1.6 e 1.7. As variações parecem pequenas, mas a escala de pH é 

uma potência de 10. 
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Figura 1.6. Diagrama de distribuição do ácido carbônico para variações de pressão. 

 

 
Figura 1.7. Diagrama de distribuição do ácido carbônico para variações de salinidade. 

 

O efeito combinado da pressão, temperatura e salinidade é abordado no conjunto de 

diagramas da Figura 1.8 para as condições reais de produção do Pré-Sal da Tabela 1.1. Conforme 

discutido no início desta seção, o pH aumenta do reservatório para a superfície. Os valores distintos 

de pH na Figura 1.8 são os mesmos da Tabela 1.1. Eles foram estimados com o software 

MultiScale™ (a ser discutido no Capítulo 3). Para as constantes de equilíbrio, os valores de pK1 e 

pK2 foram, novamente, derivados do trabalho de Li e Duan (2007). A Tabela 1.3 apresenta os 

valores de pK1 e pK2 correspondentes aplicados para obter os diagramas da Figura 1.8. 

 
Tabela 1.3. Valores de pK1 e pK2 do trabalho de Li e Duan (2007) para gerar os gráficos da Figura 1.8. 

Locais P (bar) T (ºC) pK1 pK2 pH 
1. Reservatório 472 136 5,73 7,20 4,75 
2. Canhoneados 312 145 5,81 7,83 4,91 
3. Árvore de natal 259 141 5,83 8,02 4,93 
4. Riser / flowline 99 114 5,88 8,58 5,09 
5. FPSO 66 99 5,89 8,76 5,16 
6. Laboratório* 1 25 6,17 9,60 6,10 

Nota: Todos os valores de pK1 e pK2 para uma salinidade de 282.822 ppm como NaCℓ. 
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Figura 1.8. Diagrama de distribuição do ácido carbônico para condições reais do Pré-Sal da Tabela 1.1. 
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1.2.6  Razão de saturação (SR) e Índice de Incrustação (SI) 

A razão de saturação, em inglês saturation ratio (SR), é uma maneira simples de identificar a 

propensão de uma solução para desenvolver um precipitado. Nessa razão, o numerador equivale à 

composição da solução (em mol/L) em relação às espécies que contribuem para a precipitação. O 

denominador representa o equilíbrio da solução por meio da constante de equilíbrio. Para o CaCO3 

na produção de petróleo, ou seja, para a reação na Eq. (6), o SR pode ser indicado como: 

 

SR = 
�Ca2+�{HCO3

–}2 �CO2(aq)��
KEQ

 ; (33) 

 

em que KEQ é a constante de equilíbrio da Eq. (6), assim como KC (Eq. (8)) é a constante de 

equilíbrio da Eq. (1). Para uma abordagem um pouco mais ampla do numerador e do denominador 

da Eq. (33), ver Duan e Li (2008), Segev et al. (2012) ou Cosmo (2013). 

Se o numerador for maior que o denominador, o que indica que a razão é maior que a 

unidade (SR > 1), haverá excesso de íons em solução para promover a precipitação. Se o numerador 

for igual ao denominador (SR = 1), a solução estará em equilíbrio. Se o numerador for menor que 

o denominador (SR < 1), a solução não precipitará e ainda tenderá a dissolver sais pré-existentes. 

Outra forma de avaliar essa questão é por meio do índice de saturação, do inglês saturation 

index (SI), também comumente identificado como índice de incrustação (scale index) ou índice de 

estabilidade (stability index), dado por: 

 

SI = log SR . (34) 
 

Langelier (1936) estabeleceu um método para avaliar a deposição exclusivamente do 

carbonato de cálcio em sistemas municipais de distribuição de água. O índice de saturação de 

Langelier, do inglês Langelier saturation index (LSI), indica a tendência de precipitação ou dissolução 

do CaCO3. Na indústria do petróleo, a proposta do autor se enquadra satisfatoriamente bem na 

tendência de precipitação dos sais mais comuns encontrados nos campos, sobretudo o CaCO3. A 

Tabela 1.4 apresenta a proposta do autor e adiciona a correlação com os valores de SR e SI. 

Outros índices lidam com a tendência de incrustação, como Ryznar, Larson, Larson-Skold, 

Puckorius e o potencial de precipitação de CaCO3, do inglês clacium carbonate precipitation potential 

(CCPP). Além disso, operadoras, empresas de serviço e pesquisadores obtém diferentes números. 

Qualquer índice pode perder sentido na presença de outras variáveis, como a co-precipitação, 

compactação de areia, corrosão, acidificação e emulsificação. Esses números devem servir apenas 

como referência, cabendo ao profissional interpretá-los de acordo com o sistema como um todo. 



36 

Tabela 1.4. Valores de LSI e a tendência de precipitação ou dissolução do CaCO3, proposto por Langelier (1936), e 
os valores equivalentes de SR e SI para a tendência de precipitação dos sais mais comuns nos campos petrolíferos. 

LSI Tendência de precipitação ou dissolução SR SI 

3 precipitação extremamente severa 1.000 3 

2 precipitação muito severa 100 2 

1 precipitação severa 10 1 

0,5 precipitação moderada 3,2 0,5 

0,2 precipitação leve 1,6 0,2 

0 água estável – sem precipitação/sem dissolução 1 0 

–0,2 dissolução muito leve 0,6 –0,2 

–0,5 dissolução leve 0,3 –0,5 

–1 dissolução moderada 0,1 –1 

–2 dissolução vigorosa 0,01 –2 

–3 dissolução muito vigorosa 0,001 –3 
 

Antes de retornar à discussão da Figura 1.8, os valores com um asterisco na Tabela 1.1 

precisam ser esclarecidos. O SI é apenas o logaritmo dos valores de SR encontrados por Bezerra et 

al. (2013) ao simular com o software MultiScale™. Utilizando os mesmos dados apresentados pelos 

autores, simulações idênticas foram realizadas também com MultiScale™ para encontrar o valor 

do pH para cada local. O “laboratório” representa qualquer situação submetida às condições 

atmosféricas, como na titulação da salmoura para a determinação da composição da fase aquosa. 

Considerando que a precipitação salina se deve exclusivamente à presença de água, Bezerra 

et al. (2013) relataram que a produção de 3.300 m³/dia tem um BSW (basic sediment and water) de 

0,5%, ou seja, 3.283,5 m³/dia de óleo e 16,5 m³/dia de água. Essas vazões permitem inferir que o 

campo provavelmente está no início de sua exploração. 

No início da vida produtiva de um campo, as pressões originais do reservatório são 

elevadas, o que mantém o CO2 dissolvido, implicando em um baixo valor de pH e favorecendo um 

baixo valor de SR e SI. Isso é observado no referido estudo de caso. A Figura 1.8 apresenta um 

grande domínio de CO2 sobre HCO3
– do reservatório ao FPSO. Na Tabela 1.1, os valores de pH 

são baixos e os valores de SI indicam água estável a uma tendência de precipitação moderada. 

O último gráfico da Figura 1.8 corresponde a uma liberação massiva de CO2. Isso implica 

no aumento do pH e do SI e, portanto, uma tendência severa de precipitação é esperada. Tal 

situação é observada em campos maduros quando a pressão original dos reservatórios cai e a 

tendência de precipitação aumenta. 

Como observado na Figura 1.8, em todas as partes de um sistema de produção de petróleo 

os íons carbonato (CO3
2–) não desempenham papel significativo. Isto é, as reações das Eqs. (6) e 

(2) representam mais adequadamente a precipitação de carbonato de cálcio do que a Eq. (1). 
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1.2.7  Diagramas de fases 

O diagrama de fases do CO2 é apresentado na Figura 1.9. O CO2 puro é praticamente 

considerado apenas em projetos de injeção desse gás, como para descarte geológico (Kutchko et 

al., 2020; Liu et al., 2020; Zhang et al., 2020a) ou recuperação avançada de petróleo (Goodman et 

al., 2020; Nazari et al., 2020, Li et al., 2021). Os locais apresentados nas Tabelas 1.1 ou 1.3 são 

marcados na Figura 1.9 apenas para ilustração. 

 

 
Figura 1.9. Diagrama de fases do CO2 e locais marcados das Tabelas 1.1 ou 1.3 (apenas para ilustração). 

 

Ao injetar CO2 puro, o bombeamento ultrapassa a pressão crítica de 73,8 bar e, devido ao 

gradiente geotérmico, a temperatura crítica também é ultrapassada. Em condições de reservatório, 

principalmente após milhões de anos de interação entre os fluidos (hidrocarbonetos, CO2, água e 

outros) e a própria rocha reservatório, o equilíbrio entre as espécies e as propriedades resultantes 

devem ser considerados. A Tabela 1.5 compara as propriedades críticas de algumas espécies 

comumente encontradas em reservatórios de petróleo. 

Arinelli et al. (2017), ao avaliarem a fase gasosa do reservatório do Pré-Sal do Campo de 

Libra, cuja composição é apresentada na Tabela 1.6, construíram o diagrama de fases 

correspondente na Figura 1.10. Novamente, os locais indicados nas Tabelas 1.1 ou 1.3 foram 

marcados apenas para ilustração. Observe na Tabela 1.6 o conteúdo muito alto de CO2(g) neste 

reservatório de gás do Pré-Sal. 



38 

Tabela 1.5. Propriedades críticas de algumas espécies encontradas em reservatórios de petróleo (Brunner, 1994). 
Espécies Fórmula Tc (°C) Pc (bar) 

dióxido de carbono CO2 31,10 73,8 
nitrogênio N2 –147,00 33,9 

sulfeto de hidrogênio H2S 100,20 89,4 
metano CH4 –82,80 46,0 
etano C2H6 32,30 48,8 

propano C3H8 96,65 42,5 
isobutano C4H10 135,10 36,5 
n-butano C4H10 152,10 38,0 
n-pentano C5H12 196,60 33,7 
n-hexano C6H14 234,40 30,1 
n-heptano C7H16 267,20 27,4 

água H2O 374,20 221,2 
 
Tabela 1.6. Composição do gás utilizado por Arinelli et al. (2017) para construir o diagrama de fases da Figura 1.10. 

Espécie Concentração  Espécie Concentração 
CO2 44,741 %mol  i-C4 0,992 %mol 
C1 41,667 %mol  n-C4 0,992 %mol 
C2 6,94 %mol0  i-C5 0,496 %mol 
C3 3,97 %mol0  n-C5 0,198 %mol 

C1 = metano; C2 = etano; C3 = propano; i-C4 = isobutano; n-C4 = n-butano; i-C5 = isopentano; n-C5 = n-pentano. 

 

 
Figura 1.10. Diagrama de fases para o fluido de composição conforme a Tabela 1.6 (adaptado de Arinelli et al., 2017) 

e locais marcados das Tabelas 1.1 ou 1.3 (apenas para ilustração). 
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Se o gás natural desse reservatório experimentar as condições dos locais assinalados na 

Figura 1.10, o fluido do reservatório estará em um estado supercrítico. As substâncias nessa 

condição apresentam o comportamento de um gás e um líquido (Lan et al., 2019). A densidade é 

semelhante à da fase líquida, enquanto a viscosidade é próxima à do gás. O coeficiente de difusão 

é maior que o do líquido. A tensão superficial é próxima de zero — o fluido pode entrar em 

qualquer espaço maior do que as moléculas do fluido supercrítico (Lan et al., 2019). 

Este trabalho tem como um dos objetivos avaliar a produção de óleo de um reservatório 

do Pré-Sal sujeito a incrustações de CaCO3. A abordagem de Elias Jr. e Trevisan (2016) auxiliará 

no entendimento de algumas questões. Os autores realizaram uma análise PVT (pressão, volume e 

temperatura) de um óleo do Pré-Sal brasileiro, cujo campo está localizado na Bacia de Campos. A 

composição do óleo é apresentada na Tabela 1.7 e o diagrama de fases correspondente se encontra 

na Figura 1.11. Novamente, os locais indicados nas Tabelas 1.1 ou 1.3 foram marcados apenas para 

ilustração, mas podem representar o “caminho” da produção de um óleo do Pré-Sal. 

 
Tabela 1.7. Composição do óleo vivo utilizado por Elias Jr. e Trevisan (2016) para construir o diagrama de fases 

apresentado na Figura 1.11, em que C10+ é o agrupamento das frações mais pesadas 
Espécie Concentração  Espécie Concentração 

CO2 17,84%  i-C5 0,01% 
N2 0,23%  n-C5 1,12% 
C1 44,48%  C6 0,58% 
C2 5,46%  C7 0,61% 
C3 4,15%  C8 0,79% 

i-C4 0,04%  C9 0,78% 
n-C4 2,20%  C10+ 21,71% 

Nota: A cromatografia original possui 34 elementos (veja o artigo original). 
 

Importante ressaltar que o conteúdo de CO2(o) na Tabela 1.7 é típico para diversos outros 

reservatórios de petróleo do Pré-Sal, podendo ser utilizado como referência para o objetivo central 

deste trabalho. Ou seja, quando o óleo flui, as frações mais voláteis são liberadas da solução. Parte 

do CO2 dissolvido no óleo (CO2(o)) pode ser liberado para a fase gasosa (CO2(g)). Se houver presença 

de água, ou seja, se o BSW for maior que zero, o CO2(aq) também será liberado para a fase gasosa. 

Em relação ao diagrama de fases da fase aquosa, a Figura 1.12 mostra o comportamento 

para a água pura. Quando o CO2 e os sais estão dissolvidos, o ponto crítico muda de posição, 

podendo favorecer a evaporação da água. Isso pode ser crítico para a precipitação mineral, como 

ocorre em campos de petróleo (Bybee, 2006; Abbasi et al., 2022; Jiang et al., 2022) e ativos 

geotérmicos (Regenspurg et al., 2015; Wanner et al., 2017). O comportamento de fases do CO2 na 

água é bastante diferente do CO2 nos hidrocarbonetos, uma vez que não se forma um envelope de 
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fases, mas uma região de fluidos imiscíveis entre o ponto crítico do CO2 e o ponto crítico da água 

(Diamond, 2003 — ver também Duan et al., 2003; Liebscher, 2010; Tsai et al., 2016; Bakker, 2019). 

 

 
Figura 1.11. Diagrama de fases para o fluido de composição conforme a Tabela 1.7 (adaptado de Elias Jr. e Trevisan, 

2016) e locais marcados das Tabelas 1.1 ou 1.3 (apenas para ilustração). 
 

 
Figura 1.12. Diagrama de fases da água, a influência das espécies dissolvidas na curva de ebulição e os locais 

marcados das Tabelas 1.1 ou 1.3 (apenas para ilustração). 
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Diagramas de fases como os apresentados nesta seção podem ser construídos com alguns 

pacotes computacionais, como: Aspen HYSYS (Aspen Technology, Inc.); EES (F-Chart Software); 

Multiflash™ (KBC Advanced Technologies Limited); PVTSim (Calsep); ProMax® (Bryan 

Research & Engineering, LLC); REFPROP (NIST); WinProp (Computer Modeling Group LTD.); 

dentre outros. 

 

1.2.8  Solubilidade do CO2 no óleo 

Muitos estudos que abordam a solubilidade do CO2 no óleo estão relacionados a diferentes 

atividades, como a recuperação avançada de petróleo (EOR), a captura e utilização de carbono 

(CCU), a redução da emissão de gases de efeito estufa ou o descarte de CO2 em reservatórios de 

petróleo depletados e abandonados (Ren, 2020; Wang et al., 2020; Hamza et al., 2021; Nascimento 

et al., 2021). Nesses casos, a dispersão e a difusividade do CO2 no óleo competem com a 

solubilidade, mas as duas primeiras têm um efeito menor em comparação com a última (Dyer e 

Farouq Ali, 1989; Rostami et al., 2017). 

Análises experimentais evidenciam que o equilíbrio de solubilidade é alcançado em horas 

ou semanas (Dyer et al., 1994; Sasaki et al., 2013; Nguele et al., 2016). Ou seja, a cinética de 

solubilização do CO2 é muito rápida se comparada ao tempo de magnitude geológica para a 

formação de um reservatório de petróleo. Para pressões e temperaturas comuns dos reservatórios, 

o CO2 supercrítico pode se tornar miscível[RC1] no óleo e formar uma fase líquida única (Irawan et 

al., 2012; Speight, 2014), especialmente em se tratando do petróleo parafínico a parafínico-

naftênico do Pré-Sal (França et al., 2021). O comportamento de fases do fluido geológico é 

equivalente ao apresentado nas Figuras 1.10 e 1.11. 

Hidrocarbonetos (incluindo o metano, CH4) e CO2 são não-eletrólitos. É bem conhecido 

como um não-eletrólito se solubiliza em outro. Isso está relacionado a forças interfaciais, caráter 

metálico, momento dipolo, ponte de hidrogênio e diferenças na intensidade das forças de van der 

Waals ou de London (Hildebrand e Scott, 1964; Laidler e Meiser, 1999; Zhang et al., 2020b). 

Em geral, a solubilidade de não-eletrólitos é governada pela polaridade (Hildebrand e Scott, 

1964; Zhang et al., 2020b). No entanto, considerando a classificação SARA dos petróleos vivos, as 

frações mais leves (saturados e aromáticos) são apolares, enquanto as frações mais pesadas (resinas 

e asfaltenos) são polares (Speight, 2014; Punase et al., 2016). A interação mútua dentro das frações 

do petróleo bruto resulta em diferentes polaridades e densidades globais, como pode ser observado 

na Figura 1.13, derivada dos trabalhos de Brüning (1990) e Brüning (1992), cujas polaridades 

relativas de 25 óleos apresentam uma tendência de diminuição com o aumento do °API. 
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Figura 1.13. Comparação entre a polaridade relativa do petróleo com o seu °API (dados obtidos de Brüning, 1990 e 

Brüning, 1992). 
 

É notória a capacidade do CO2 em se dissolver de forma mais pronunciada em óleo mais 

leve do que em óleo mais pesado, mesmo o CO2 sendo uma molécula apolar. As solubilidades do 

CO2 nas parafinas n-butano, n-hexano e n-heptano, por exemplo, medidas por Ahmadi (2012), são 

97,64, 86,37 e 77,99, respectivamente (nota: não foi divulgada a unidade utilizada pelo autor). O 

CO2 é mais solúvel em óleo até mesmo que o próprio CH4 (Sasaki et al., 2013; Nguele et al., 2016; 

Okolo et al., 2019). 

Quando uma substância (soluto) se dissolve em outra (solvente) ocorrem interações 

estabilizadoras denominada solvatação, em que tais interações geralmente envolvem forças 

eletrostáticas e forças de van der Waals, bem como efeitos quimicamente mais específicos, como a 

formação de pontes de hidrogênio (IUPAC, 1997). Os mecanismos que fazem com que o CO2 seja 

tão solúvel em óleo ainda não são um consenso na ciência. 

Uma regra geral para a solubilidade é resumida pela expressão “semelhante dissolve 

semelhante” (“like dissolves like”), como bem pontuam Wang et al. (2023). Desse modo, poderíamos 

esperar que o metanol e o etanol (ambos polares) não fossem tão bons solventes para o CO2 quanto 

o parafínico n-hexano e os aromáticos n-benzeno e n-tolueno (todos apolares), o que não é 

verdade, pois todos apresentam solubilidades semelhantes para o CO2 (Décultot et al., 2019; Lay et 

al., 2006). No entanto, tratando apenas da solubilidade do CO2 no óleo, é bastante considerar sua 

maior capacidade em se dissolver em óleo mais leve (dotado de mais frações de saturados e 

aromáticos e, portanto, de maior ºAPI) que em óleo mais pesado (dotado de mais frações de resinas 

e asfaltenos e, portanto, de menor ºAPI). 
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A questão da solubilidade do CO2 no óleo é ainda controversa. O Dr. Charles Medom 

Hansen, a maior sumidade na matéria de solubilidade na atualidade e com publicações sobre o 

assunto há mais de 50 anos (Hansen, 1967), afirma que o CO2 é uma molécula polar (Hansen, 

2000). O consenso na ciência é que o CO2 é uma molécula apolar, apesar de ser formada por duas 

ligações polares do tipo C=O (Shaya et al., 2018; Liu et al., 2022). Tais ligações estão alinhadas e são 

opostas, resultando em um momento quadrupolo (Amarasekera et al., 1995; Khanh e Trung, 2018) 

de polaridade global nula de sua molécula (Figura 1.14). Fazendo um paralelo com a molécula de 

água, que também é formada por duas ligações polares opostas, mas do tipo O–H e desalinhadas, 

essa apresenta uma polaridade global muito forte. Há outros exemplos de moléculas apolares em 

que a polaridade da ligação se cancela, como BF3, CCℓ4, PCℓ5, XeO4, dentre outras (Liu, 2021). 

 

 
Figura 1.14. Geometria das ligações entre os átomos de algumas moléculas para a identificação de sua polaridade. As 

cargas parciais são denotadas por δ+ (menos eletronegativo) e δ– (mais eletronegativo). 
 

Para compostos orgânicos, os hidrocarbonetos (CxHy) são sempre apolares. Isso se deve 

principalmente à pequena diferença de eletronegatividade entre os átomos de carbono e de 

hidrogênio, tornando as ligações C–H tecnicamente não polares (Liu, 2021). Outros compostos 

orgânicos que contêm grupos funcionais com heteroátomos, como R–O–R, C=O, OH, NH, todos 

são moléculas polares (Liu, 2021). Speight (2014) classifica esses compostos como impurezas 

quando estão presentes no petróleo. Comumente essas impurezas se concentram na fração dos 

saturados, resultando no aumento da polaridade global do petróleo (Parkoso et al., 2016). 

Retomando a discussão acerca dos possíveis mecanismos de solvatação do óleo para 

dissolver o CO2, Torralba-Calleja et al. (2013) e Zhang et al. (2020b) afirmam que a interação entre 

a molécula de CO2 e o solvente ocorre por forças de superfície não químicas, ou seja, pela interação 

de van der Waals, mais especificamente pelas forças de dispersão de London (Rojas e Farouq Ali, 

1988; Carvalho et al., 2016; Marcus, 2018). Embora a molécula de CO2 seja apolar, sua apreciável 

polarizabilidade e capacidade de aceitar ligações de hidrogênio de solventes doadores adequados, 

permitem sua solvatação por óleos leves (Marcus, 2018). 

Considerando a teoria de solubilidade de Hildebrand (Hildebrand, 1936), que foi 

posteriormente aprimorada por Hansen (Hansen, 1967; Hansen, 2000), o parâmetro de 

solubilidade de um soluto (δH) é dado por 
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δH
2 = δd

2 + δp
2 + δhb

2
 , (35) 

 

em que δd é devido às forças de dispersão (forças de van der Waals, de caráter atômico), δp é devido 

às interações dipolo-dipolo induzido (polaridade, de caráter molecular) e δhb é devido às pontes de 

hidrogênio, do inglês hydrogen bonds (troca de elétrons, de caráter molecular). A Tabela 1.8 apresenta 

os parâmetros de solubilidade de Hansen para alguns gases. A Tabela 1.9 apresenta os parâmetros 

de solubilidade para alguns solventes e também a solubilidade do CO2 nesses solventes líquidos a 

25 °C e a 1 atm de pressão parcial de CO2. 

 
Tabela 1.8. Parâmetros de solubilidade de Hansen (dados obtidos de Hansen, 2000). 

Gás δH [Mpa½] δd [Mpa½] δp [Mpa½] δhb [Mpa½] 
CO2 dióxido de carbono 16,62 14,7 3,9 6,7 
H2O água 47,81 15,5 16,0 42,3 
CO monóxido de carbono 12,50 11,5 4,9 0,0 
H2S sulfeto de hidrogênio 20,71 17,0 6,0 10,2 
CH4 metano 14,00 14,0 0,0 0,0 
C2H6 etano 15,60 15,6 0,0 0,0 
N2 nitrogênio 11,90 11,9 0,0 0,0 

 
Tabela 1.9. Parâmetros de solubilidade de Hansen para alguns solventes e solubilidade do CO2 a 25 °C e a 1 atm de 

pressão parcial de CO2 nesses solventes (dados obtidos de Williams, 2007). 

Solvente líquido δH 

[Mpa½] 
δd 

[Mpa½] 
δp 

[Mpa½] 
δhb 

[Mpa½] 
Solub. do CO2 

[%mol] 
C5H12 pentano 14,50 14,5 0,0 0,0 1,385 
C6H14 hexano 14,90 14,9 0,0 0,0 1,318 
C7H16 octano 15,30 15,5 0,0 0,0 1,328 
C8H18 octano 15,50 15,5 0,0 0,0 1,254 
C9H20 nonano 15,70 15,7 0,0 0,0 1,231 
C10H22 decano 15,70 15,7 0,0 0,0 1,204 
C11H24 undecano 16,00 16,0 0,0 0,0 1,148 
C12H26 dodecano 16,00 16,0 0,0 0,0 1,191 
C13H28 tridecano 16,40 16,4 0,0 0,0 1,175 
C14H30 tetradecano 16,20 16,2 0,0 0,0 1,171 
C15H32 pentadecano 16,80 16,8 0,0 0,0 1,167 
C16H34 hexadecano 16,30 16,3 0,0 0,0 1,161 
C5H10 ciclopentano 16,50 16,4 0,0 1,8 0,491 
C6H12 ciclo-hexano 16,80 16,8 0,0 0,2 0,774 
C7H14 ciclo-heptano 17,20 17,2 0,0 0,0 0,721 
C8H16 ciclo-octano 17,50 17,5 0,0 0,0 0,688 
C6H6 benzeno 18,51 18,4 0,0 2,0 0,880 
C7H8 tolueno 18,16 18,0 1,4 2,0 1,010 

C11H10 1-metil naftaleno 21,14 20,6 0,8 4,7 0,674 
H2O água 47,81 15,5 16,0 42,3 0,060 
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Quanto mais próximos forem os valores de δH do soluto e do solvente, mais propício à 

solubilização estarão os compostos (Hansen, 2000). Comparando os valores das Tabelas 1.8 e 1.9, 

verifica-se que o δH do CO2 (16,62 MPa½) tem valor mais próximo dos compostos pertencentes às 

frações saturadas do petróleo, especialmente as parafinas — do pentano (14,50 MPa½) ao 

hexadecano (16,30 MPa½) — correspondendo a solubilidades maiores que 1%mol. Os saturados 

naftênicos — do ciclopentano (16,50 MPa½) ao ciclooctano (17,50 MPa½) — apesar de terem 

valores de δH muito próximos ao do CO2, dispõem de menos hidrogênio que os alcanos para 

realizarem as ligações (Marcus, 2018). Considerações semelhantes podem ser feitas para os 

aromáticos — do benzeno (18,51 MPa½) ao 1-metil naftaleno (21,14 MPa½). 

Os valores de δH para o CH4 (14,00 MPa½) e para o CO2 (16,62 MPa½) ajudam a explicar o 

fato de que o gás carbônico é mais solúvel em hidrocarbonetos que o próprio metano. Sasaki et al. 

(2013) comprovaram experimentalmente tal afirmação. De toda maneira, assim como o CO2, o 

metano também se dissolve mais no óleo leve do que no mais pesado (Nguele et al., 2016). A 

polarizabilidade molar do CH4 é de 6,54 cm3/mol, enquanto a do CO2 é de 7,34 cm3/mol, o que é 

12,2% maior (Okolo et al., 2019). A partir desses valores, Okolo et al. (2019) calcularam a constante 

atrativa de van der Waals necessária para determinar a magnitude das forças de London. Os cálculos 

dos autores resultaram em 0,230 kJ2/mol2Pa para o CH4, e 0,365 kJ2/mol2Pa para o CO2, o que é 

58,7% maior. 

Okolo et al. (2019) concordam com Nguele et al. (2016), o que confirma as observações de 

campo, em que a solubilidade do CO2 é afetada pela composição do óleo e, consequentemente, 

pelo grau API. Conforme relatado por Simon e Graue (1965), Dyer e Farouq Ali (1989), e Emera 

e Sarma (2007), a solubilidade do CO2 aumenta com °API (o óleo é mais leve para um grau API 

mais elevado). Em termos de variáveis operacionais, a solubilidade do CO2 aumenta com a pressão 

e diminui com a temperatura (Welker e Dunlop, 1963; Simon e Graue, 1965; Emera e Sarma, 2007). 

Dyer e Farouq Ali (1989) afirmam que a solubilidade do CO2 no óleo tem forte dependência da 

pressão e, em menor grau, da temperatura. 

O conteúdo precedente apresentado nesta seção fornece elementos para ajudar a entender 

a origem do alto teor de CO2 (até 20% ou mais) presente no óleo dos reservatórios carbonáticos 

do Pré-Sal. O próprio ambiente rochoso (rochas majoritariamente de origem carbonática) fornece 

o CO2 quando associado à água, uma vez que o CaCO3 que constitui a rocha, uma vez dissolvido, 

libera CO3
2–

(aq), o qual irá se reequilibrar entre as espécies HCO3
–

(aq), H2CO3(aq) e CO2(aq). Nas 

condições de pressão e temperatura dos reservatórios, o CO2 será o composto dominante (ver 

Figura 1.8). O óleo considerado leve (até 32 °API), por sua vez, possui elevadas frações de 

parafinas, o que é adequado para solubilizar as moléculas de CO2. 
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1.2.9  Solubilidade do CO2 na água 

O assunto desta seção está muito bem estabelecido na literatura e apenas algumas questões 

são tratadas neste texto. Uma parte relevante dessa discussão foi previamente abordada nas Seções 

1.2.3, 1.2.4, 1.2.5 e 1.2.7. É bastante observar a diferença de valores de δH do CO2 (16,62 MPa½) e 

da água (47,81 MPa½) nas Tabelas 1.8 e 1.9, assim como a baixíssima solubilidade do CO2 na água, 

permitindo afirmar que o óleo é melhor solvente para o CO2 que a água. Observações semelhantes 

são reportadas por Khosrokhavar et al. (2011). 

No entanto, tal como acontece com a solubilidade no óleo, o aumento da pressão e a 

diminuição da temperatura favorecem uma maior dissolução de CO2 na água (Diamond, 2003; 

Diamond e Akinfiev, 2003). A formação do ácido carbônico (H2CO3), apesar de comumente ser 

referenciada como solubilização do CO2 na água, é uma reação química e não um processo de 

solvatação. A propósito, a solvatação pela água é designada como hidratação. Observando o 

diagrama de Bjerrum da Figura 1.4, nota-se que de todo o CO2 presente na água pura (0 ppm de 

sal), a 25 °C, 1 atm e sob baixos valores de pH, menos de 0,2% reagiu para formar H2CO3, enquanto 

mais de 99% encontra-se hidratado. Observações semelhantes são reportadas por Lam et al. (2015). 

A salinidade da água também afeta a solubilidade do CO2 (Khosrokhavar et al., 2011) e, em 

muitos estudos, é erroneamente negligenciada. A solubilidade do CO2 na salmoura pode ser 

calculada em uma ampla faixa de pressões, temperaturas e salinidades em termos de cloreto de 

sódio (denominado “como NaCℓ” — “as NaCℓ”), conforme trabalhos de Duan e Sun (2003) ou 

Akinfiev e Diamond (2010). Por exemplo, a 100 °C e 100 bar, negligenciar uma salinidade de 

100.000 ppm resultará em uma estimativa 28% menor. A Tabela 1.10 apresenta a magnitude do 

erro para salinidades negligenciadas de até 300.000 ppm (veja mais em Chaturvedi et al., 2021). 

 
Tabela 1.10. Solubilidade do CO2 na água pura (0 ppm), em salmoura (até 300.000 ppm como NaCℓ), e o erro em 

negligenciar a salinidade e considerar a solubilidade em água pura (100 °C / 100 bar). 

Solubilidade  
do CO2 

0 
ppm 

1.000 
ppm 

2.600 
ppm 

10.000 
ppm 

100.000 
ppm 

300.000 
ppm 

mol/kg 0,8049 0,8016 0,7966 0,7747 0,5826 0,3692 
Erro ----- –0,4% –1,0% –3,8% –28% –54% 

Nota: Os dados foram calculados com o trabalho de Akinfiev e Diamond (2010). 
 

As interações entre os íons e as moléculas de água são fortes o suficiente para superar a 

ligação iônica que mantém os íons na rede cristalina. Como resultado, os cátions e ânions são 

separados completamente, e cada íon é cercado por um aglomerado de moléculas de água (Liu, 

2021). As cargas positivas e negativas dos íons atraem fortemente os sítios negativos e positivos, 

respectivamente, das ligações polares das moléculas de água (Roberts et al., 1971). Tais atrações são 
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mais intensas que as interações entre as cargas parciais δ+ e δ– do quadrupolo das moléculas de 

CO2, fazendo com que, na presença de sais, a hidratação do CO2 seja menos pronunciada 

(Khosrokhavar et al., 2011). 

 

1.2.10  Comportamento flash e particionamento do CO2 

O “comportamento flash” ou “efeito flash” ocorre quando o gás dissolvido deixa as fases 

líquidas devido a uma despressurização expressiva. Nesses casos, é esperado que o fluido resfrie 

após o flash, como em uma câmara de expansão ou após o escape de CO2 de um cilindro industrial. 

Porém, isso não é observado nas Tabelas 1.1 ou 1.3, em que o petróleo que sai do reservatório e 

atravessa os canhoneados (Local 1 para Local 2) tem a temperatura aumentada para uma queda de 

pressão expressiva. Isso indica que, para fechar a Primeira Lei da Termodinâmica, ocorre uma 

expansão muito elevada — ou seja, provavelmente há uma considerável liberação de gás. 

Em uma abordagem mais abrangente na produção de petróleo, o flash (degaseificação, 

evolução, liberação, emissão, expulsão, perda, lançamento, escape, remoção de bolhas ou 

exsolução, como encontrado na literatura) ocorre quando os fluidos a serem produzidos (óleo, gás 

e salmoura) escoam e a queda de pressão reduz a pressão parcial de CO2 na fase gasosa. Para tentar 

alcançar o equilíbrio, o CO2 dissolvido escapa das fases líquidas para a fase gasosa. 

Conforme descrito nos tópicos anteriores, a solubilidade do CO2 na água e no óleo é uma 

função principalmente da pressão, embora a temperatura tenha um efeito um pouco mais 

pronunciado na solubilidade do CO2 na água que no óleo. A solubilidade diminui devido à perda 

de carga, o que leva o CO2 dissolvido a deixar as fases aquosa e oleosa. Da mesma forma, frações 

de hidrocarbonetos mais leves (como metano, etano, propano, butano) também saem das fases 

líquidas. Isso torna o óleo mais pesado e mais polar, favorecendo a exsolução de mais CO2 da fase 

oleosa. 

O comportamento instantâneo do CO2 dissolvido nas fases aquosa e oleosa pode ser 

descrito, respectivamente, por: 

 

CO2(aq)   →   CO2(g) ; (36) 
 

CO2(o)   →   CO2(g) . (37) 
 

Antes do flash, a condição de equilíbrio para a fase aquosa é governada pela reação química 

da Eq. (2), e a constante de equilíbrio é dada pela Eq. (9). Para a fase oleosa, a reação e a constante 

de Henry estão, respectivamente, nas Eqs. (38) e (39). 
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CO2(g)      CO2(o) ; (38) 
 

kH,CO2,óleo = 
�CO2(o)�
�CO2(g)�

 = 
�CO2(o)�
PCO2(g)

 . (39) 

 

O CO2 é solúvel em água em menor grau que em petróleos crus, conforme afirmam Dyer 

e Farouq Ali (1989). Corroborando com essa hipótese, Tomson e Oddo (1991) apresentaram 

valores para a constante de Henry nas mesmas condições termodinâmicas: kH,CO2,água = 0,25 e 

kH,CO2,óleo = 0,76. Em outras palavras, 75,2% do CO2 dissolvido está presente no óleo, enquanto 

que 24,8% está presente na água, para as condições investigadas pelos autores. 

Essa é mais uma evidência de que o CO2 realmente desempenha um papel importante na 

precipitação de CaCO3. Dessa forma, negligenciar a presença da fase oleosa iria atenuar a ação do 

CO2 que é o principal agente desse processo, e, portanto, levaria a análises e conclusões que podem 

não estar correspondendo à realidade. 

Essa distribuição do CO2 nas fases gasosa, aquosa e oleosa é chamada de particionamento. 

Para cada estado termodinâmico os coeficientes de particionamento variam. Ou seja, à medida que 

os fluidos escoam, as condições termodinâmicas mudam e as concentrações de CO2 das três fases 

tendem a se reorganizar a cada instante. Isso implica que não ocorre apenas o flash do dióxido de 

carbono, mas a troca de CO2 entre a fase aquosa e a fase oleosa (CO2(aq)  CO2(o)) pode acontecer. 

Além disso, o CO2(aq) pode reagir com a água e formar as espécies H2CO3(aq), HCO3
–

(aq) e CO3
2–

(aq) 

(ver Seção 1.2.3). 

De acordo com Vetter et al. (1987), o comportamento de fases dos fluidos do reservatório 

ou dos fluidos produzidos, bem como os efeitos do particionamento do CO2 associados às várias 

fases, dependem das seguintes variáveis: 

a. Pressão e mudanças de pressão; 

b. Temperatura e mudanças de temperatura; 

c. Concentração do CO2 em qualquer uma das três fases fluidas potencialmente existentes no 

reservatório e em qualquer lugar no sistema, antes, durante e após o flash dos fluidos do 

reservatório; 

d. Composição da salmoura do reservatório (incluindo o pH), do óleo e do gás; e 

e. RAO (razão água-óleo), RGO (razão gás-óleo) e RGA (razão gás-água) sob qualquer 

conjunto de condições de pressão e temperatura. 

 

Ness e Sorbie (2020) ajudam a entender o coeficiente de particionamento com o esboço 

reproduzido na Figura 1.15. Esse coeficiente — comumente referido como P ou K — é definido 
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como a razão das concentrações de um composto não ionizado em cada fase em equilíbrio (Kwon, 

2002). Alguma confusão ocorre devido ao coeficiente de distribuição (D), definido como a razão 

geral das formas ionizadas e não ionizadas em cada fase em equilíbrio (Kwon, 2002). Por exemplo, 

para óleo e água: 

 

KOA = 
�CO2(o)�
�CO2(aq)�

 ; (40) 

 

DOA = 
�CO2(o)�

�CO2(aq)� + [H2CO3] + [HCO3
–] + �CO3

2–�
 . (41) 

 

O coeficiente de particionamento gás/água é o inverso da constante de Henry dado pela 

Eq. (9), enquanto o coeficiente de particionamento gás/óleo é o inverso da constante de Henry 

dado pela Eq. (39). Tendo em vista que o CO2(o) e o CO2(g) não podem se ionizar em suas 

respectivas fases, KGO = DGO. 

 

 
Figura 1.15. Coeficientes de particionamento do CO2 (Ness e Sorbie, 2020 – adaptada). 

 

Segundo Kwon (2002), uma vez que o coeficiente de particionamento se refere apenas ao 

equilíbrio dos compostos não ionizados entre as fases, ele é independente do pH. Diversamente, 

o coeficiente de distribuição é dependente do pH devido ao grau de ionização na fase aquosa, o 

qual é afetado tanto pelo pH quanto pelo pKa dos compostos. 

Kan et al. (2019) observaram que o particionamento dos gases ácidos, como o CO2 (e 

também o H2S, como no artigo original), entre os hidrocarbonetos e a fase aquosa, tem um efeito 

significativo na acidez, corrosão e tendência de incrustação da fase aquosa dentro da tubulação de 

produção. 
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1.2.11 Epítome da seção 

A massa específica do óleo é menor nas condições do reservatório porque as frações de 

hidrocarbonetos mais leves permanecem liquefeitas. À medida que os fluidos escoam do 

reservatório em direção à superfície, o alívio de pressão permite que as frações mais leves de 

hidrocarbonetos saiam da fase oleosa. Além disso, o CO2 dissolvido no óleo e na água escapa para 

a fase gasosa. Como resultado, a massa específica do óleo aumenta (correspondendo a uma 

diminuição do °API), sua polaridade aumenta e a capacidade do óleo de dissolver o CO2 diminui. 

A discussão acima indica que o CO2 dissolvido pode deixar a fase oleosa tanto pelo “efeito 

flash” (despressurização) quanto pela redução do °API (diminuição da capacidade do óleo de 

dissolver CO2). Enquanto a primeira causa favorece apenas a reação CO2(o) → CO2(g), a segunda 

causa, além da reação anterior, pode favorecer também a reação CO2(o) → CO2(aq). 

Avaliando os resultados de Ness e Sorbie (2019) para o coeficiente de particionamento do 

CO2 entre as fases oleosa e aquosa (KOA), quanto maior a massa específica do óleo (ou seja, quanto 

menor o °API), maior será o KOA. Também pelo trabalho de Tomson e Oddo (1991) para as 

constantes de Henry, 75,2% do CO2 dissolvido se encontrava no óleo e 24,8% na água, para as 

condições de investigação. Isso implica que, à medida que os fluidos escoam, o CO2 degaseifica da 

fase oleosa (Eq. (37)) e da fase aquosa (Eq. (36)), o KOA aumenta e há uma tendência do CO2 

aquoso migrar para a fase oleosa (Eq. (42)), o que favorece ainda mais a precipitação do CaCO3, 

que é um fenômeno que ocorre exclusivamente na fase aquosa e é potencializado pela perda do 

CO2 aquoso (CO2(aq) → CO2(g)), sendo representado pela seguinte equação: 

 

CO2(aq)   →   CO2(o) . (42) 
 

Observe que para cada mol de CaCO3 que precipita, um mol de CO2 aquoso é produzido 

(Eq. (6)). Para garantir o aumento do KOA, mais CO2 deve ser expelido da água em direção à fase 

gasosa ou oleosa. 

A representação esquemática dos fenômenos discutidos ao longo de toda a seção é 

apresentada nas figuras a seguir. Cosmo (2013) iniciou com uma forma simplificada de abordar a 

problemática da precipitação e incrustação carbonática (Figura 1.16). Nessa modelagem não há a 

presença de hidrocarbonetos ou a consideração da fase gasosa, nem mesmo o gás que sai de solução 

devido ao flash de CO2(aq). Apenas os íons livres em solução aquosa interagem para formar os cristais 

de carbonato de cálcio ao longo do escoamento em um duto (precipitação), os quais, 

posteriormente, aderem à superfície interna desse duto (incrustação). 
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Figura 1.16. Fenômenos da precipitação e incrustação de CaCO3 segundo Cosmo (2013) [adaptada]. 
 

Incluir no modelo acima a fase gasosa e o CO2 dissolvido na água faz com que a 

complexidade do sistema aumente expressivamente (Figura 1.17). Ainda que continue sendo uma 

simplificação para o escoamento de petróleo, trata-se de uma situação real para muitos sistemas, 

como é o caso da produção de energia geotérmica, a ser discutida na Seção 4.2. Nesses casos, o 

escoamento sem óleo ocorre também a altas pressões, temperaturas e salinidades, estando propício 

à precipitação carbonática, sendo frequentemente relatado na literatura da área. 

 

 
Figura 1.17. Fenômenos da precipitação e incrustação de CaCO3 em um escoamento sem óleo. 

 

A Figura 1.18 é um esforço para consolidar, de forma sintetizada, a maior parte dos tópicos 

abordados neste capítulo. Evidente é a interação do CO2 entre as fases aquosa, gasosa e oleosa, 

assim como é notável que a precipitação e a incrustação salinas são fenômenos exclusivos da fase 

aquosa. A figura evidencia, no sentido do escoamento, o aumento do conteúdo de CO2(g) para a 

diminuição dos conteúdos de CO2(o) e CO2(aq), sendo acompanhados pela precipitação de CaCO3. 

 

 
Figura 1.18. Principais fenômenos da precipitação e incrustação de CaCO3 em um escoamento de petróleo. 
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As Figuras 1.16, 1.17 e 1.18 mostram os principais fenômenos relacionados à precipitação 

e incrustação de um sal carbonático em escoamento em um duto. A etapa de nucleação 

corresponde ao surgimento dos cristais a partir dos íons dissolvidos. O crescimento ocorre quando 

novos cristais nucleiam sobre a superfície de um cristal previamente estabelecido. A aglomeração 

é a incorporação de um cristal ao outro devido às interações intermoleculares. A incrustação 

corresponde à etapa final, quando os cristais aderem a uma superfície (de um duto ou equipamento, 

por exemplo) ou mesmo quando os cristais nucleiam diretamente sobre a superfície. 

 

1.3  PROPOSTA 

O enfoque deste trabalho está na investigação dos efeitos da fase oleosa e do CO2 na etapa 

de nucleação dos cristais carbonáticos. Espera-se, com isso, fornecer subsídios para que a 

incrustação possa ser mitigada, principalmente, nos sistemas de produção de petróleo. Desse modo, 

propõe-se o (a) desenvolvimento de um procedimento experimental em que os fenômenos possam 

ser investigados sob as condições in situ. Se um procedimento pode ser realizado 

experimentalmente, seus resultados podem ser comparados com a termodinâmica quando bem 

conhecida, consolidada e estabelecida em livros, artigos e pacotes computacionais, como é o caso 

da precipitação de carbonato de cálcio no sistema H2O–CO2–CaCO3. 

A possibilidade de modelagem do procedimento experimental permite que pacotes 

termodinâmicos computacionais sejam utilizados para (b) simular numericamente o sistema 

simplificado H2O–CO2–CaCO3, com os resultados sendo comparados com os de Cosmo (2013), 

o qual idealizou um estado de pseudo-equilíbrio — estado esse experimentalmente inexequível. 

Tendo em vista que os modernos pacotes computacionais preveem simulação em elevadas 

faixas de pressão e temperatura, a interação com diversos compostos aquosos comumente 

encontrados nos campos de petróleo, além de considerarem a presença e a interação com as fases 

óleo e gás, também serão realizadas (c) simulações com dados reais de sistemas geotérmicos (sem 

óleo) e (d) simulações de um poço do Pré-Sal variando a fração de água presente no óleo (BSW). 

Mesmo com todas as etapas mencionadas acima, a comprovação, de fato, somente se dará 

por meio de ensaios laboratoriais. Dessa forma, será relatado o (e) desenvolvimento e 

implementação de um equipamento com recursos para investigar não apenas o efeito da 

degaseificação do CO2 na precipitação de CaCO3, mas também diversos outros fenômenos 

relacionados à precipitação e incrustação carbonática, bem como à garantia de escoamento. Além 

disso, será descrito o (f) procedimento experimental que poderá ser utilizado para ensaiar, em um 

futuro próximo, o efeito da degaseificação do CO2 na precipitação de CaCO3.
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2 ABORDAGEM TEÓRICA 

Para melhor compreensão da teoria em torno do procedimento experimental que está 

sendo proposto, é necessário ter em mente a abordagem de Cosmo (2013), o qual se utilizou de 

um estado de pseudo-equilíbrio para estimar a contribuição da degaseificação do CO2 na 

precipitação de CaCO3. 

O desenvolvimento do presente trabalho (Seção 2.2) utilizará vários itens de nosso trabalho 

anterior (Seção 2.1). Embora o objetivo desta fase do projeto e deste trabalho seja realizar 

simulações termodinâmicas principalmente na presença de óleo (Seção 4.3), as fases futuras 

preveem experimentos de bancada (Capítulo 5). O procedimento descrito na Seção 2.2 é válido 

tanto para as simulações quanto para os experimentos laboratoriais. 

 

2.1  A ABORDAGEM DE COSMO (2013) 

Para estimar o efeito da degaseificação do CO2 na precipitação de CaCO3, a abordagem de 

Cosmo (2013) não considerou as fases oleosa e gasosa ou a presença de outros sais em solução. 

Em outras palavras, H2O–CO2–CaCO3 é o sistema sob análise. A modelagem foi baseada no 

desacoplamento dos dois principais fenômenos termodinâmicos representados pelas Eqs. (6) e 

(2) — repetidas a seguir: 

 

Ca2+
(aq)  +  2 HCO3

–
(aq)      CaCO3(s)  +  H2O  +  CO2(aq) ; (6) 

 

CO2(g)      CO2(aq) . (2) 
 

O evento que favorece a precipitação direta de uma massa de CaCO3 conforme a Eq. (6) 

foi chamado de “efeito termodinâmico”, uma vez que ocorre devido à variação da pressão e da 

temperatura (variáveis termodinâmicas). Quando o CO2(aq) passa ao estado gasoso (Eq. (2)), pelo 

princípio de Le Chatelier, o equilíbrio da Eq. (6) é deslocado para a direita, favorecendo a 

precipitação de CaCO3. Esse evento que favorece a precipitação indireta de uma massa de CaCO3 

devido à Eq. (2), foi chamado de “efeito flash”. A soma dessas duas parcelas representa a massa 

total de CaCO3 precipitado da solução. 

Todas as abordagens de modelagem de CaCO3, incluindo pacotes termodinâmicos, 

calculam apenas a massa total precipitada. Mesmo considerando todas as simplificações propostas 

por Cosmo (2013), essa foi uma tentativa pioneira de quantificar o peso do efeito da degaseificação 

do CO2 na precipitação de CaCO3. 
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Para tanto, serão apresentados os principais pontos deste trabalho, como os parâmetros 

comuns, nomenclatura, procedimentos de cálculo, dentre outros, pois serão os mesmos para a nova 

modelagem proposta (a ser discutida na Seção 2.2). Além da simplificação do sistema 

termodinâmico (H2O–CO2–CaCO3), essa abordagem também considerou o seguinte: 

• Mudanças nas condições termodinâmicas de P e T são causadas por um fluxo isotérmico 

teórico em temperaturas e pressões representativas das condições de poços produtores; 

• A solução inicial é composta apenas por H2O, CO2 dissolvido, e íons Ca2+ e HCO3
– 

(também dissolvidos); 

• Cada etapa da simulação começa com a solução em equilíbrio, ou seja, as espécies 

dissolvidas são ajustadas para garantir SI = 0 (ou SR = 1); 

• A solução nunca permanece em estado de supersaturação e, portanto, sempre retorna à 

condição de equilíbrio (SI = 0); 

• Para que a solução alcance uma condição de pseudo-equilíbrio, uma quantidade de 

CaCO3 precipita como um sólido; essa é a parcela relacionada ao desequilíbrio 

termodinâmico de pressão e temperatura (XP,T); 

• A condição de pseudo-equilíbrio é um estado intermediário no qual os íons alcançam o 

equilíbrio, mas ocorre um desequilíbrio com o CO2; 

• Na condição de pseudo-equilíbrio, o teor de CO2(aq) é igual ao teor inicial adicionado da 

quantidade solubilizada, observando que para cada mol de CaCO3 precipitado devido a 

XP,T, um mol de CO2 é dissolvido em solução de acordo com a estequiometria do 

balanço químico (Eq. (6)); 

• A diferença entre o teor de CO2(aq) nas novas condições e a solubilidade teórica do CO2 

nas mesmas condições é equivalente à quantidade de CO2 que se transforma em fase 

gasosa durante o flash (degaseificação do CO2); 

• Devido à exsolução, a concentração de CO2(aq) diminui e a solução sofre outro 

desequilíbrio, exigindo novamente um mol de CaCO3 precipite como um sólido para 

cada mol de CO2 liberado; essa é a parte relacionada ao flash do CO2 (XFL). 

 

O fluxograma da Figura 2.1 ajuda a compreender melhor o procedimento proposto. A 

massa total de CaCO3 (XT) é a soma da porção atribuída às mudanças nas condições 

termodinâmicas de pressão e temperatura (XP,T) e a parte associada ao flash do CO2 (XFL): 

 

XT = XP,T + XFL . (43) 
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Figura 2.1. Metodologia da abordagem de Cosmo (2013). 

 

Os resultados obtidos são apresentados na Tabela 2.1, com a contribuição do flash de CO2 

entre 61% e 89%. A validação dos dados foi realizada apenas para os valores de XT, para o qual 

existem diversas informações experimentais e abordagens termodinâmicas amplamente disponíveis 

na literatura. No entanto, as parcelas XP,T e XFL não puderam ser validadas e, portanto, o peso da 

degaseificação do CO2 na precipitação de CaCO3 não pôde ser de fato validada. 

 
Tabela 2.1. Resultados obtidos por Cosmo (2013) para uma vazão teórica de 1.000 m³/dia. 

Precipitação 
(kg/dia) 

Despressurizações a partir de 100 atm e de SI = 0 
ΔP = –30 atm ΔP = –60 atm ΔP = –90 atm 

te
m

pe
ra

tu
ra

 c
on

st
an

te
 

10
0 

°C
 XP,T 28,0 18% 55,4 15% 82,2 11% 

XFL 125,3 82% 314,5 85% 681,2 89% 
XT 153,3 ----- 369,9 ----- 763,4 ----- 

70
 °

C
 XP,T 53,0 23% 104,6 18% 155,0 13% 

XFL 176,8 77% 470,0 82% 1.073,5 87% 
XT 229,8 ----- 574,6 ----- 1.228,5 ----- 

40
 °

C
 XP,T 92,6 39% 182,8 25% 270,6 15% 

XFL 144,1 61% 561,9 75% 1.546,6 85% 
XT 236,7 ----- 744,7 ----- 1.817,2 ----- 

 

O ponto frágil dessa teoria é o estado de pseudo-equilíbrio (“equilíbrio” associado ao 

desequilíbrio do CO2). Isso não se deve à hipótese de as parcelas XP,T e XFL estarem erradas, mas 

porque experimentalmente o procedimento não pode ser repetido. Uma metodologia baseada na 

viabilidade experimental foi desenvolvida para contornar essa questão (apresentada na seção 

seguinte). Caso o procedimento possa ser, de fato, realizado em laboratório, as parcelas podem ser 

obtidas experimentalmente. Portanto, elas também podem ser calculadas pela termodinâmica 

convencional fartamente disponível na literatura, ou serem determinadas por pacotes 

termodinâmicos computacionais que incluem toda a teoria da literatura. 

 

2.2  NOVA MODELAGEM PROPOSTA 

A nova metodologia considera não apenas a termodinâmica, mas também a cinética, a 

técnica para medir o CaCO3 precipitado e o procedimento para avaliar o peso da degaseificação do 
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CO2 nessa precipitação. Esta seção tratará apenas da parte termodinâmica, a qual dará subsídios à 

abordagem numérica (Capítulos 3 e 4). 

O procedimento experimental para medir o CaCO3 e para avaliar a influência do CO2 serão 

abordados no Capítulo 5 que trata da unidade experimental. A cinética será preliminarmente 

discutida na mesma oportunidade. Ressalta-se que a cinética depende muito das características do 

equipamento e do processo, algo que será mais facilmente entendido durante a operação da unidade 

experimental. 

A termodinâmica da modelagem proposta é baseada na capacidade de a solução em atingir 

o equilíbrio (SI = 0) mesmo que a solução esteja supersaturada (SI > 0) ou subsaturada (SI < 0). 

Considerando que a abordagem de Cosmo (2013) obtém as parcelas XP,T e XFL (em que o XT é 

calculado: XT = XP,T + XFL), essa proposta mede os valores XT e XFL (em que o XP,T é calculado: 

XP,T = XT – XFL). 

O procedimento experimental será realizado em reator aquecido e pressurizado. Um jarro 

(“jar test”) representa o processo de obtenção de XT na Figura 2.2 e XFL na Figura 2.3. A única 

premissa é que a solução deve começar na condição de equilíbrio termodinâmico de solução 

saturada (SI = 0), o que é esperado em um reservatório de petróleo antes da perturbação imposta 

pela chegada da broca de perfuração do poço e do início da produção dos fluidos. 

Na Figura 2.2-a, ambas as Eqs. (6) e (2) estão em equilíbrio e, portanto, a solução está 

saturada (SI = 0). Na Figura 2.2-b, o escape do CO2 gasoso desequilibra a Eq. (2), e a diminuição 

da pressão afeta a Eq. (6), resultando em uma solução supersaturada (SI > 0). Para que o sistema 

volte ao estado de equilíbrio (para atingir SI = 0), o excesso de CaCO3 dissolvido deve precipitar 

como um sólido, conforme mostrado na Figura 2.2-c. Essa é a quantidade total de CaCO3 

precipitado (XT). 

O jarro na Figura 2.3-d é o mesmo que o da Figura 2.2-c, mas considerando que o CaCO3 

precipitado deve permanecer no sistema. Na Figura 2.3-e, um gás inerte (por exemplo, N2) é 

injetado para atingir a pressão inicial (P0). Caso o procedimento não tenha sido isotérmico, a 

temperatura deve retornar ao estado inicial (T0) por aquecimento ou resfriamento do sistema. Nesse 

caso, a solução se encontra em um estado subsaturado (SI < 0). Para que o sistema alcance o estado 

de equilíbrio novamente (SI = 0), uma porção de CaCO3 sólido deve se dissolver, ainda 

remanescendo CaCO3 cristalizado em solução (Figura 2.3-f). 

Como as condições termodinâmicas (pressão e temperatura) são as mesmas do início do 

experimento, o CaCO3 precipitado restante na Figura 2.3-f é a porção devido ao flash de CO2 (XFL) 

realizado na etapa correspondente à Figura 2.2-b. Uma vez que XT e XFL foram determinados 

(medidos), a porção devido às mudanças nas condições termodinâmicas de pressão e temperatura 
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(XP,T) pode ser calculada (XT – XFL), bem como o peso da degaseificação do CO2 na precipitação 

de CaCO3 (XFL ÷ XT). 

 

 
Figura 2.2. Procedimento para obter a massa total de CaCO3 precipitada (XT). 

 

 
Figura 2.3. Procedimento para obter a massa de CaCO3 precipitada devido ao flash de CO2 (XFL). 
 

O restabelecimento das condições de pressão e temperatura — sob a hipótese de não-

interferência no sistema reacional — por meio da injeção de um gás inerte (como o N2, por 

exemplo), é válida uma vez que a solvatação do CO2 pela água (hidratação) é expressivamente maior 

que a do N2. Sob condições atmosféricas (1 atm e 25 °C), a constante de Henry para o CO2 vale 

2,4 × 10–4, enquanto a do N2 vale 6,4 × 10–6 (Sander, 2015), ambas em mol/m³.Pa (concentração 

na fase aquosa por pressão parcial na fase gasosa na condição de equilíbrio). Ou seja, o CO2, nas 

condições apresentadas, é 37,5 vezes mais solúvel na água que o N2. 
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3 ABORDAGEM NUMÉRICA 

A avaliação de processos industriais por meio de pacotes termodinâmicos é muito útil pelo 

fato de se obterem muitas informações antes mesmo do investimento nos equipamentos. Isso 

permite o aprimoramento do projeto e a resolução de alguns problemas que só viriam a ser 

conhecidos após a implantação do sistema. Essa técnica também foi utilizada para desenvolver e 

aprimorar o protótipo a ser descrito no Capítulo 5. 

Os pacotes termodinâmicos mais avançados destinados à avaliação da precipitação 

consideram a interação entre centenas de variáveis em uma solução aquosa. Alguns desses 

softwares tratam ainda da presença das fases de hidrocarbonetos (óleo e gás), com a fase gasosa 

podendo ser composta por diversos outros gases, como CO2, H2S, N2, vapor d’água, dentre outros. 

É bastante comum na indústria do petróleo avaliar a precipitação salina com um software 

dessa natureza. Como cada software fora previamente submetido a validações próprias, os 

resultados fornecidos se tornam uma boa referência para muitos sistemas reais. A Tabela 3.1 

apresenta alguns exemplos (apenas uma lista muito resumida de softwares e de estudos) aplicados 

apenas na indústria de petróleo. 

 
Tabela 3.1. Softwares termodinâmicos e estudos realizados para a indústria do petróleo. 

Software Organização Estudos 

DownHole SATTM French Creek Software, Inc. 
Downs, 2011 

Woodward et al., 2015 
Azizi et al., 2018 

GWB 
 

ChemPluginTM 
The Geochemist’s 

Workbench® 

Kazempour et al., 2012 
Wang and Alvarado, 2016 

Liu et al., 2019 

MultiScale™ Expro Petrotech © 
Dyer and Graham, 2002 

Beck et al., 2013 
Ramstad et al., 2020 

OKScale Oklahoma University 
Al Nasser and Al Salhi, 2013 

Salman et al., 2007 
Raju et al., 2011 

OLI ScaleChem 
 

OLI Analyzer 
OLI Systems, Inc. 

Ghoorah et al., 2014 
Khormali et al., 2018 
Drexler et al., 2020 

SCALEUP Heriot-Watt University 
Sorbie and Mackay, 2000 

Hennessy and Graham, 2002 
Chekani and Mackay, 2006 

SoftScalePitzerTM Brine Chemistry Consortium at 
Rice University 

Tomson et al., 2009 
Fan et al., 2011 

Lu et al., 2020a 156 
 

A aplicação de um software para a investigação da precipitação salina não se limita aos 

campos petrolíferos. O GWB ChemPluginTM, por exemplo, foi utilizado na indústria geotérmica 

(Rabbani et al., 2022) e em processo de dessalinização da água do mar (Lisitsin-Shmulevsky et al., 
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2020). Os softwares da OLI Systems, Inc. foram empregados em estudos de hidrometalurgia (Um 

e Hirato, 2014). O DownHole SATTM também foi aplicado em ativos de produção geotérmica 

(Denny, 1994). 

No presente trabalho o software MultiScale™ (https://www.multiscale.no) foi utilizado 

para avaliar a abordagem proposta. O pacote contém um modelo PVT completo para calcular o 

ponto de bolha e a distribuição de fases, especialmente para o CO2 e para o H2S (MultiScale, 2010). 

Essa ferramenta abrange o que foi discutido na Seção 1.2 e, dessa forma, pode fornecer as respostas 

pretendidas no presente estudo. 

O MultiScale™ calcula o equilíbrio em sistemas contendo água, gás, óleo e sólidos. Através 

da entrada, o usuário define temperatura, pressão e a concentração de cada composto (composição 

das fases). Reações de equilíbrio, balanços de massa, relações termodinâmicas e equilíbrio de fases 

são utilizadas para calcular a quantidade e a composição de cada fase. A primeira solução é realizada 

sem considerar qualquer precipitação. Se alguma solução estiver supersaturada, a precipitação é 

incluída e tudo é resolvido mais uma vez para obter o equilíbrio. Os resultados iniciais e de 

equilíbrio também são chamados de soluções locais e globais. A figura abaixo mostra uma visão 

geral esquemática do processo. 

 

 
Figura 3.1. Modelo de equilíbrio adotado pelo MultiScale™ (MultiScale, 2010 – adaptada). 

 

Como propriamente citado no manual do software, o modelo numérico do MultiScale™ é 

um pouco complexo. O esquema geral de cálculo é descrito a seguir e ilustrado nos fluxogramas 

da Figura 3.2: 

https://www.multiscale.no/
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1. Calcula as composições da água, óleo e gás a partir da entrada do usuário. A composição é 

multiplicada pela vazão para obter os vetores de fluxo de composição total. 

2. Todos os arquivos de dados são lidos. 

3. Todos os parâmetros que são apenas uma função da pressão e da temperatura são 

calculados (constantes de equilíbrio termodinâmico, constantes da equação de estado, etc.) 

Isso é feito apenas uma vez. 

4. O flash da análise PVT é resolvido sem precipitação. Isso inclui o cálculo da composição e 

as quantidades de óleo, gás e água. Este é um procedimento iterativo em que os balanços 

de massa e as reações de equilíbrio são resolvidos e, com as estimativas da composição 

atualizadas, os coeficientes de fugacidade e os coeficientes de atividade são atualizados. 

Esses são os chamados Mínimos Locais, com o processo ilustrado no fluxograma à 

esquerda da Figura 3.2. 

5. Se qualquer sal estiver supersaturado, a processo de precipitação é incluído. Isso é feito 

primeiro precipitando o(s) sal(ais) e depois atualizando os Mínimos Locais. As quantidades 

de sais precipitados são então corrigidas e a iteração continua. Esses são os chamados 

Mínimos Globais, com o processo ilustrado no fluxograma à direita da Figura 3.2. 

 

 
Figura 3.2. Modelo numérico adotado pelo MultiScale™. À esquerda, o procedimento para o cálculo dos Mínimos 

Locais. À direita, o procedimento para o cálculo dos Mínimos Globais (MultiScale, 2010 – adaptada). 
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Ao final do processo, um relatório é apresentado com a memória dos dados de entrada e 

diversas informações relevantes das fases. Alguns dados, como o envelope de fases, não estão 

disponíveis. Nesses casos, o MultiScale™ gera internamente as informações para executar os 

cálculos da distribuição de fases. No entanto, após uma corrida, vários dados além da massa 

precipitada podem ser avaliados. Por exemplo: 

• a composição completa das fases aquosa, oleosa e gasosa, com cada coeficiente de 

atividade e fugacidade; 

• a distribuição de fases de cada componente; 

• as propriedades de fase, como volume, fator Z, densidade, peso molar médio, entropia, 

entalpia, Cp, Cv e outros; 

• constantes de equilíbrio, incluindo KC, K0, K1, K2, Kw e várias outras; 

• dados gerais como pH, alcalinidade, força iônica, densidade e outros; 

• razão de saturação (SR) dos sais que podem precipitar. 

 

O software permite muito pouca margem de alteração de seus modelos de equilíbrio e 

numérico, como pode ser observado na tela de configuração da Figura 3.3. Somente as opções na 

coluna à esquerda da figura dizem respeito à configuração dos modelos. As opções na coluna à 

direita da figura são apenas as escolhas de quais informações serão apresentadas no reporte da 

simulação. 

O primeiro conjunto de opções à esquerda diz respeito à escolha da forma cristalina do 

sulfato de cálcio (CaSO4) que deverá precipitar. Pode-se escolher que será a fase mais estável para 

as condições termodinâmicas da simulação, ou indicar que será o sulfato de cálcio anidro (anidrita), 

o hemi-hidratado (CaSO4.½H2O) ou o di-hidratado (CaSO4.2H2O, conhecido como gipsita). No 

presente estudo não foi verificada a precipitação de nenhum composto dessa natureza. Essa 

configuração pode ser relevante quando águas notadamente sulfatadas estão envolvidas no sistema 

de produção, especialmente no processo de recuperação secundária de petróleo que se utiliza da 

injeção de água do mar nos reservatórios, muito embora seja comum a sua dessulfatação antes da 

injeção. 

O segundo conjunto de opções à esquerda corresponde a duas configurações bem distintas. 

Se a opção “Stop calculation at local minima – No precipitation” (“Parar os cálculos nos mínimos locais 

— Sem precipitação”) for selecionada, o procedimento de cálculo dos Mínimos Globais descrito 

na Figura 3.2 não será executado. Não ocorrerá nenhuma precipitação e a solução, caso esteja 

supersaturada, se encontrará no maior estado de supersaturação possível. Em relação ao “número 
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de pontos no perfil”, pode ser escolhido um valor de 2 a 25. Trata-se de uma opção de simulação 

que, ao invés de ser escolhida uma pressão e uma temperatura de saída, é escolhida uma faixa de 

pressão e de temperatura, com o número de pontos nessa faixa podendo ser alterado de 2 a 25. 

 

 
Figura 3.3. Tela de configuração do MultiScale™. Na coluna à esquerda, as poucas formas de interferir no modelo 
numérico. Na coluna à direita, apenas a seleção do que será reportado ao final de uma simulação (MultiScale, 2010). 

 

O terceiro conjunto de opções à esquerda merece destaque, embora não tenha sido 

empregado no presente estudo. Isso diz respeito à dissolução ou não dos sais precipitados. Trata-

se de uma forma bastante rude de interferir na cinética. Contudo, a escolha por deixar os sais 

precipitados requer o conhecimento muito preciso do processo. Ou seja, é mandatório saber a 

relação entre o tempo de residência do processo e o tempo da reação (cinética). Na modelagem 

proposta, especialmente na segunda parte do procedimento (Figura 2.3), é crucial que ocorra a 

dissolução do CaCO3 precipitado na primeira parte do procedimento (Figura 2.2). 

O quarto e último conjunto de opções à esquerda diz respeito à solução das equações de 

estado. Duas equações de estado podem ser selecionadas para modelar as propriedades das fases 
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oleosa e gasosa. A equação padrão é a equação de estado Soave-Redlich-Kwong (SRK), mas 

também pode ser escolhida a equação de Peng-Robinson (PR). Conforme pontuado pelo próprio 

manual do usuário (MultiScale, 2010), as duas equações são bastante semelhantes e não fornecerão 

resultados significativamente diferentes. 

Ainda referente ao último conjunto de configurações e também com base no manual do 

usuário (MultiScale, 2010), pode-se obter previsões de volume mais precisas com a “correção de 

volume de Peneloux”, de modo que essa escolha não alterará a composição de equilíbrio, apenas a 

previsão de volume e densidade. Em uma análise de sensibilidade, profissionais da área chegaram 

à conclusão de que a correlação de Peneloux fornece os melhores resultados, assim como a equação 

de SRK é mais apropriada que a de PR. O manual ainda traz que a “regra de mistura Huron-Vidal” 

dará, em alguns casos, melhores resultados para a solubilidade da água nas fases de óleo e gás. Isso 

é particularmente verdade quando o sistema de produção de petróleo está recebendo inibidores de 

hidrato (ver Epelle et al., 2020), como metanol e monoetilenoglicol (MEG), o que não ocorre nos 

casos deste trabalho. 

Em relação às simulações a serem apresentadas no Capítulo 4, o procedimento descrito na 

Figura 2.2 representa um ensaio em batelada equivalente a um escoamento teórico do MultiScale™, 

o qual fornece o valor de XT. Por exemplo: em um ensaio qualquer, se for configurada a vazão de 

1 m³/dia de água e o MultiScale™ fornecer como resultado a precipitação de 5 kg/dia de CaCO3(s), 

isso será equivalente a uma batelada de 1 m³ (1.000 L) de água gerando 5 kg de CaCO3(s), ou ainda, 

1 L de água gerando 5 g de CaCO3(s). 

Considerando que a etapa final da primeira parte do procedimento é igual à etapa inicial da 

segunda parte do procedimento (o conteúdo do jarro da Figura 2.2-c é igual ao conteúdo do jarro 

da Figura 2.3-d), não apenas a massa precipitada (XT) é importante; diversos outros dados de saída 

são cruciais para configurar o software para realizar o procedimento descrito na Figura 2.3, o qual 

fornecerá o valor de XFL. Nesse caso, a extração do gás CO2 e a inclusão do gás N2 foram calculadas 

manualmente. 

Importante ressaltar que o MultiScale™, assim como muitos outros softwares dessa 

natureza, trata apenas a termodinâmica, ou seja, o equilíbrio químico será alcançado 

independentemente do tempo real que as reações precisam para ocorrer em sua plenitude e 

integralidade. Por esse motivo é comum a expressão que referencia o MultiScale™ como um 

“software de cinética infinita”.
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4 RESULTADOS NUMÉRICOS 

O primeiro conjunto de simulações foi realizado para avaliar a hipótese do estado de 

pseudo-equilíbrio idealizado por Cosmo (2013) em um sistema simplificado H2O–CO2–CaCO3 

(Seção 4.1). As outras análises numéricas tratam de sistemas reais que acusam a ocorrência da 

precipitação de carbonato de cálcio, sendo cinco ativos geotérmicos (sem óleo) (Seção 4.2) e um 

estudo de caso de um poço de produção de petróleo do Pré-Sal (Seção 4.3). 

 

4.1  SISTEMA H2O–CO2–CaCO3 

Para avaliar o sistema H2O–CO2–CaCO3, as mesmas suposições adotadas por Cosmo 

(2013) (Seção 2.1) foram utilizadas para configurar o MultiScale™. Foi escolhida a vazão de água 

de 1.000 m³/dia como base de cálculo. 

A composição da água foi calculada manualmente seguindo o procedimento de Cosmo et 

al. (2019), em que o objetivo é manter a solução no equilíbrio químico da Eq. (6). A Tabela 4.1 

apresenta as composições para todas as nove simulações, as quais foram agrupadas três-a-três, pois 

partem das mesmas condições de pressão e temperatura iniciais. 

 
Tabela 4.1. Condições iniciais da água para a análise do sistema H2O–CO2–CaCO3. 

Pi,1 (atm) Ti,1 (°C) Ca2+ (mg/L) HCO3– (mg/L) CO2(aq) (mg/L) CaCO3(s) (mg/L) 
100 40 1.282,865 3.906,079 56.156,51 0 
100 70 870,360 2.650,082 43.049.35 0 
100 100 525,228 1.599,221 35.660,91 0 

 

Uma vez configurado o MultiScale™, é possível realizar a primeira parte do procedimento 

proposto (Figura 2.2). As simulações foram realizadas seguindo exatamente as mesmas escolhas de 

Cosmo (2013), em que a pressão inicial foi de 100 atm para todos os casos, enquanto as pressões 

finais foram de 10 atm, 40 atm e 70 atm (as quais irão gerar um ∆P de 90 atm, 60 atm e 30 atm, 

respectivamente). Em relação às temperaturas, para cada perda de carga supramencionada, foram 

considerados três escoamentos isotérmicos teóricos a 40 °C, 70 °C e 100 °C. 

Após a execução de cada simulação é gerado um relatório com os resultados 

termodinâmicos. Para o caso em que a temperatura do ensaio é 40 °C e a pressão final é 10 atm 

(10,1325 bar), por exemplo, a solução, que inicialmente estava saturada para o CaCO3 (SR = 1), ao 

ser submetida às condições finais ficou supersaturada (SR = 5,1214) para a calcita (CaCO3c —  o 

“c” indica que o polimorfo é a calcita). Para que a solução retorne à desejada condição de saturação 

(SR = 1), é necessário que sejam precipitados 15,9845 mmol/kg de CaCO3, o que equivale a 
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1.568,7616 kg/dia (na base de vazão de 1.000 m³/dia — a conversão é realizada pelo software 

considerando também a massa molar do CaCO3 de 100,09 g/mol e a massa específica da água, 

estimada pelo software para as condições termodinâmicas da simulação, mas que fica em torno de 

1000 kg/m³). A Tabela 4.2 apresenta a parte do relatório que mostra essas informações. A massa 

de 1.569,7616 kg/dia equivale à precipitação total (XT). 

 
Tabela 4.2. Seção do relatório com a razão de saturação e a precipitação para a primeira parte. 

 
 

Para a segunda parte do procedimento (Figura 2.3), tendo em vista que Cosmo (2013) não 

considerou o surgimento da fase gasosa, nenhum gás foi incluído para este conjunto de simulações 

(nas simulações de sistemas geotérmicos e para o estudo de caso do Pré-Sal, o surgimento da fase 

gasosa foi considerado). Dessa forma, a composição do CO2(aq) foi calculada manualmente de modo 

a garantir, mais uma vez, o equilíbrio do sistema (SR = 1) para cada par de pressão e temperatura. 

O conteúdo de CO2 para cada uma das nove corridas da segunda parte do procedimento é indicado 

na Tabela 4.3. 

 
Tabela 4.3. Conteúdo de CO2 para a segunda parte do procedimento no sistema H2O–CO2–CaCO3. 

Pi,2 
(atm) 

Ti,2 
(°C) 

CO2(aq) 
(mg/L)  Pi,2 

(atm) 
Ti,2 
(°C) 

CO2(aq) 
(mg/L)  Pi,2 

(atm) 
Ti,2 
(°C) 

CO2(aq) 
(mg/L) 

10 40 12.633  40 40 35.892  70 40 50.408 
10 70 7.942  40 70 23.572  70 70 35.080 
10 100 5.411  40 100 17.846  70 100 27.813 

 

Considerando o fato de que a massa de carbonato de cálcio precipitada na primeira parte 

do procedimento proposto (Figura 2.2-c) não é removida para a realização da segunda parte do 

procedimento (Figura 2.3-d), todo o cálcio (Ca2+) e todo o bicarbonato (HCO3
– — no MultiScale™ 

configurado como alcalinidade, ver Seção 1.2.4) permanecerão no sistema, estejam esses íons 

dissolvidos na solução, estejam eles como cristais de CaCO3 (sólido). Como o software não permite 

incluir sólidos como um dado de entrada, foi bastante repetir as concentrações de cálcio e 

bicarbonato da Tabela 4.1. 

A corrida da segunda parte do procedimento requer a configuração das condições finais do 

escoamento teórico. Continuando com o exemplo do ensaio a 40 °C e 10 bar, tendo em vista que 
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a corrida é isotérmica, a temperatura não é alterada. Para o caso da pressão, o objetivo é retornar à 

condições termodinâmicas iniciais. Desta forma, a pressão deve ser elevada de 10 bar a até 100 bar. 

Uma vez realizada a simulação é gerado o relatório como o da Tabela 4.4. 

 
Tabela 4.4. Seção do relatório com a razão de saturação e a precipitação para a segunda parte. 

 
 

Nesse caso a solução estava sabidamente supersaturada (SR = 5,1214, Tabela 4.2) no início 

(40 °C e 10 atm). Contudo, ao ter a pressão elevada a 100 atm, a supersaturação diminuiu em 

relação à calcita (SR = 4,1941). Ou seja, a solução apresenta um conteúdo de carbonato de cálcio 

precipitável equivalente a 14,1888 mmol/kg ou 1.409,9009 kg/dia (na base de 1.000 m³/dia de 

vazão). A massa de 1.409,9009 kg/dia equivale à precipitação que é devido ao flash de CO2 (XFL). 

Isso significa que a retomada das condições termodinâmicas fez dissolver 158,8607 kg/dia 

de CaCO3 (1.568,7616 – 1.409,9009 = XT – XFL). Essa é a parcela devido às mudanças das 

condições termodinâmicas de pressão e temperatura (XP,T). E, finalmente, pode ser determinado o 

peso da degaseificação do CO2 na precipitação de CaCO3, que, para o cenário do exemplo em 

análise, é de 89,9% (1.409,9009 ÷ 1.568,7616 = XFL ÷ XT). 

Realizados os mesmos procedimentos para os outros oito cenários, os resultados são 

apresentados na Tabela 4.5. Mais importante que os valores absolutos são os percentuais de XFL. 

Do mesmo modo que Cosmo (2013) concluiu, os valores apresentados na tabela apontam para a 

importância majoritária do flash do CO2 na precipitação de CaCO3, sobretudo para grandes 

diferenciais de pressão. A Tabela 4.6 compara os percentuais de XFL obtidos pelos dois trabalhos. 

 
Tabela 4.5. Resultados obtidos neste trabalho para uma vazão teórica de 1.000 m³/dia considerando o sistema 

H2O–CO2–CaCO3. 

Precipitação 
(kg/dia) 

Despressurizações a partir de 100 atm e de SI = 0 
ΔP = –30 atm ΔP = –60 atm ΔP = –90 atm 

te
m

pe
ra

tu
ra

 c
on

st
an

te
 

10
0 

°C
 XP,T 33,0 21% 53,5 14% 53,4 7% 

XFL 124,9 79% 323,8 86% 721,2 93% 
XT 157,8 ----- 377,3 ----- 774,6 ----- 

70
 °

C
 XP,T 55,2 25% 92,1 17% 96,3 8% 

XFL 165,0 75% 464,6 83% 1.115,3 92% 
XT 220,2 ----- 556,6 ----- 1.211,6 ----- 

40
 °

C
 XP,T 87,5 45% 152,2 25% 158,9 10% 

XFL 105,2 55% 447,1 75% 1.409,9 90% 
XT 192,6 ----- 599,3 ----- 1.568,8 ----- 
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Tabela 4.6. Comparação dos resultados deste trabalho com os de Cosmo (2013) para o sistema H2O–CO2–CaCO3. 

Peso da degaseificação de CO2 na 
precipitação de CaCO3 

Despressurizações a partir de 100 atm e de SI = 0 
ΔP = –30 atm ΔP = –60 atm ΔP = –90 atm 

te
m

pe
ra

tu
ra

 
co

ns
ta

nt
e 10

0 
°C

 

Cosmo (2013) 82% 85% 89% 
este trabalho 79% 86% 93% 

70
 °

C
 

Cosmo (2013) 77% 82% 87% 
este trabalho 75% 83% 92% 

40
 °

C
 

Cosmo (2013) 61% 75% 85% 
este trabalho 55% 75% 90% 

 

Os resultados da presente metodologia estão em linha com a abordagem de Cosmo (2013), 

ou seja, o efeito da degaseificação do CO2 pode, realmente, ter um papel relevante na precipitação 

do CaCO3. Além disso, a hipótese do estado de pseudo-equilíbrio adotada por Cosmo (2013) 

parece ter sido modelada de forma bastante robusta. 
 

Nota: Os resultados desta seção foram também publicados em Cosmo et al. (2022a,2022b). 

 

4.2  SISTEMAS GEOTÉRMICOS REAIS 

Este conjunto de simulações visa avaliar a metodologia proposta em condições reais de 

campo para sistemas geotérmicos, os quais são bem representados na Figura 1.17. Embora o 

objetivo da pesquisa seja tratar dos problemas de garantia de escoamento relacionados à incrustação 

carbonática na produção de petróleo, os sistemas geotérmicos se assemelham às condições 

laboratoriais que poderão ser ensaiadas com o protótipo experimental (Capítulo 5), pois, em 

princípio, a fase oleosa não deverá se fazer presente. 

Tais sistemas podem incluir outros sais (além dos carbonáticos) e outros gases dissolvidos 

(além do CO2), como o metano ou mesmo o H2S. A viabilidade de aplicação dessa técnica depende 

fortemente da disponibilidade dos dados necessários, o que pode ser difícil de se obter para as 

condições severas dos aquíferos. Avaliamos cinco casos que relataram dados suficientes, mas a 

estratégia é válida para qualquer outro sistema que forneça as informações adequadas. 

Em todas as simulações desta seção optamos por normalizar os valores absolutos da 

precipitação, em que “uamc” significa “unidade arbitrária em massa de calcita”, e “uava” significa 

“unidade arbitrária em volume de água”. 

 

4.2.1  Caso #1: A Bacia de Molasse, na Baviera, sul da Alemanha 

O aquífero Malm, dominado por carbonatos, foi explorado extensivamente na Bacia de 

Molasse, na Baviera, no sul da Alemanha. A grande quantidade de fraturas e a porosidade elevada 
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devido à carstificação durante o final do Cretáceo e o início do Cenozoico caracterizam o seu 

reservatório de água (Wanner et al., 2017). 

A equipe do professor Larryn Diamond trabalhou intensamente para decodificar as causas 

da severa incrustação de CaCO3 em um sistema geotérmico desta província. O problema estava 

ocorrendo não apenas nos poços, mas também nas instalações de superfície da usina geotérmica 

de Kirchstockach (Wanner et al., 2017). 

Os pesquisadores observaram que a precipitação de CaCO3 ocorria devido à 

descompressão linear e consequente exsolução de gás. Eles trataram o efeito da degaseificação 

como um todo, no qual o flash da água carrega também o CO2 para a fase gasosa. Quando a água 

evapora, as frações mais leves dissolvidas também evaporam, a concentração dos sais aumenta e é 

esperada a precipitação. Não avaliaremos os casos em que a água evapora. O objetivo é investigar 

o efeito da degaseificação de CO2 regido pela Eq. (36) e que geram implicações para a Eq. (6). 

A condição inicial da simulação ocorre no aquífero Malm (localizado entre 3.300 e 3.900 m 

de profundidade) e a condição final definida na tomada da bomba localizada a 800 m de 

profundidade em um poço no campo. A pressão e a temperatura do aquífero são, respectivamente, 

300 bar e 140 °C. Próximo à bomba de fundo de poço, a pressão é de 50 bar e a temperatura está 

próxima a 135 °C (5 a 6 °C de resfriamento devido à subida do fluido, conforme relatado pelos 

autores). A Tabela 4.7 apresenta a composição química da salmoura. 

 
Tabela 4.7. Composição da água do aquífero Malm (Wanner et al., 2017). 

Componente Concentração  Componente Concentração 
Na+ 117,0 mg/L  Cℓ– 74,7 mg/L 
K+ 16,9 mg/L  SO42– 5,7 mg/L 

Ca2+ 18,9 mg/L  F– 3,8 mg/L 
Mg2+ 2,0 mg/L  HCO3– 243,0 mg/kg 

CO2(aq) 173,0 mg/kg  HS– + S2– 7,8 mg/L 
 

Os dados fornecidos pelos autores não se encontram na forma adequada para a 

configuração do MultiScale™. Desse modo, alguns ajustes foram necessários. Há dados em mg/L 

e em mg/kg. Optamos por inserir todos os dados em mg/L. Assim, em uma pré-execução, a 

densidade da salmoura relatada pelo MultiScale™ para o aquífero Malm é de 1,051 kg/L. 

Convertemos os valores do CO2(aq) e do HCO3
– em mg/L (181,823 mg/L e 255,393 mg/L, 

respectivamente). Além disso, não há como inserir os valores do HCO3
– e do F–. O software utiliza 

a alcalinidade, que é a soma do HCO3
– e do F– (em que F–, fluoreto, é o ânion do ácido fluorídrico, 

HF, que é um ácido fraco — consulte a Eq. (15)). 
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Da mesma forma, definimos como H2S(aq) o valor de HS– + S2–, uma vez que o bissulfeto 

(HS–) e o sulfeto (S2–) representam os dois graus de ionização em água do ácido poliprótico H2S. 

Para os gases dissolvidos (CO2 e H2S) optamos por entrar com a concentração em %mol, uma vez 

que o MultiScale™ reporta a concentração final nessa unidade, o que será útil para a configuração 

da segunda parte do procedimento. Para essa conversão, adotamos para as massas molares do CO2 

e do H2S os valores de 44,01 g/mol e de 34,00 g/mol, respectivamente, tendo resultado 94,74%mol 

e 5,26%mol, respectivamente. 

Antes de iniciar a simulação da primeira parte do procedimento (Figura 2.2), o MultiScale™ 

exige que se faça uma verificação do balanço de carga da solução. Não é esperado que um sistema 

aquoso esteja energizado, ou seja, pelo princípio da solução eletricamente neutra não pode haver 

excesso de íons positivos ou negativos. Desse modo, o programa ajusta o balanço ao incluir o Na+ 

ou o Cℓ–. Neste caso a concentração de cloreto foi alterada de 74,7 mg/L para 80,208 mg/L. A 

caracterização apresentada pelos autores na Tabela 4.7 é proveniente de ensaios laboratoriais, os 

quais são realizados carregando consigo inúmeras incertezas. 

Seguindo a primeira parte do procedimento (Figura 2.2), obtém-se como resultado uma 

quantidade de CaCO3 precipitado equivalente a 3,441 uamc/uava, que corresponde ao valor de XT. 

Além desse valor, outras informações importantes são obtidas para a configuração da segunda parte 

do procedimento — a composição dos gases, tanto a que remanesce na fase aquosa quanto a que 

dá origem à fase gasosa. A Tabela 4.8 apresenta a composição das fases. 

 
Tabela 4.8. Composição das fases reportada pelo MultiScale™ após a primeira parte do procedimento para o caso 

do aquífero Malm. 

 
 

Os dados indicam que 0,026% do CO2 está na forma de CaCO3(s). Como não há remoção 

de sólidos, esse valor deve ser incluído na fase aquosa para a segunda parte. Assim, de todo o CO2(aq) 

inicial, 46,082% remanescem na fase aquosa. Desse modo, as proporções de CO2 e H2S, que na 

configuração da primeira parte eram de 94,74%mol e 5,26%mol, passaram a ser de 91,78%mol e 

8,22%mol, respectivamente. Para a composição da fase gasosa que é gerada, o MultiScale™ reporta 

os valores em %mol (Tabela 4.9). Esses valores são suficientes para configurar a corrente de gás 

que surge devido à despressurização, a qual fará parte da configuração da segunda parte do 

procedimento (Figura 2.3). 
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Tabela 4.9. Composição da fase gasosa reportada pelo MultiScale™ após a primeira parte do procedimento para o 
caso do aquífero Malm. 

 
 

Seguindo a metodologia proposta na Seção 2.2, o conteúdo de CO2 gasoso foi substituído 

por N2. A execução da segunda parte do procedimento (Figura 2.3) resulta em 3,186 uamc/uava. 

Ou seja, a degaseificação do CO2 contribui com 92,6% da precipitação de calcita. Esse resultado 

está de acordo com os dados da Tabela 4.6 e corrobora com os relatos de Wanner et al. (2017). 

 

4.2.2  Caso #2: O campo geotérmico de Ahuachapán, El Salvador 

A exploração no campo geotérmico de Ahuachapán começou em 1968, e a primeira usina 

entrou em operação em 1975 (Unidade I — a primeira usina geotérmica da América Central). O 

noroeste de El Salvador hospeda o campo em uma zona tectônica fraca onde ocorre o movimento 

de fluidos principalmente junto com um sistema de falhas (Monterrosa e Montalvo López, 2010). 

O campo também enfrentou problemas com incrustação de calcita. Os dados deste estudo 

de caso são de Dennis et al. (1990). O poço AH-1 atinge o aquífero à profundidade de 1.100 m. A 

temperatura relatada pelos autores é de 222,9 °C, e a pressão de 63 bar foi inferida a partir de um 

diagrama no artigo. O trabalho investiga, entre outras coisas, a interface vapor-líquido, que está 

localizada a 600 m de profundidade. Inferindo a pressão e a temperatura da interface por meio de 

alguns diagramas, encontramos 21,3 bar e 114,9 °C, respectivamente. Investigamos a precipitação 

do carbonato de cálcio antes do início da evaporação da água (interface vapor-líquido). 

A caracterização da salmoura a 1.100 m de profundidade tem mais de 20 compostos. A 

Tabela 4.10 mostra uma caracterização simplificada. O trabalho original relatou algumas espécies 

com concentração inferior a 0,1 ppm. Outras espécies não são relevantes para a precipitação salina, 

além de serem esparsamente concentradas. Suprimimos esses compostos por estimarmos que eles 

não influenciarão a análise proposta. 

Questões semelhantes discutidas para o estudo de caso anterior foram também tratadas 

nesta análise. A alcalinidade é a soma das concentrações de fluoreto e bicarbonato. Como não há 

outros gases dissolvidos na água, o CO2(aq) assumiu 100%mol. Há opção de entrar com as 

concentrações em mg/kgsolvente, que é o mesmo que ppm, e, portanto, os valores da tabela foram 

inseridos diretamente no MultiScale™. 
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Tabela 4.10. Composição da água do poço AH-1, campo de Ahuachapán (Dennis et al., 1990). 
Componente Concentração  Componente Concentração 

Na+ 4.900,00 ppm  Fe2+ 1,20 ppm 
K+ 650,00 ppm  Cℓ– 8.590,00 ppm 

Ca2+ 549,00 ppm  Br– 25,60 ppm 
Mg2+ 0,31 ppm  SO42– 30,10 ppm 
Ba2+ 0,49 ppm  F– 0,85 ppm 
Sr2+ 5,32 ppm  HCO3– 31,70 ppm 

 

Na tentativa inicial de execução da primeira parte do procedimento, o MultiScale™ 

reportou uma forte evaporação da água quando o sistema alcançou 21,3 bar e 114,9 °C. Como se 

trata do limite da interface vapor-líquido, decidimos por manter a pressão e reduzir gradativamente 

a temperatura, a qual estabilizou o sistema em 110,9 °C. Como estamos tratando de uma simulação 

numérica, com a utilização de equações de estado, formulações empíricas e outras aproximações, 

além de dados de campo obtidos a elevadas profundidades em épocas distantes, a acurácia pode 

ficar comprometida. No entanto, julgamos que a diferença de 4 °C é bastante razoável para o 

propósito, não desabonando o estudo de caso e permitindo a continuidade das análises. 

Definidas as questões relativas à configuração do sistema geotérmico sendo estudado, a 

primeira parte do procedimento proposto (Figura 2.2) foi realizada a partir de 63 bar e 222,9 °C, 

chegando às condições finais de 21,3 bar e 110,9 °C, o que resultou em uma precipitação 

equivalente a 11,579 uamc/uava. As mesmas técnicas empregadas no caso anterior foram 

replicadas nesta análise para a configuração da segunda parte do procedimento (Figura 2.3), a qual 

resultou em 7,654 uamc/uava. Isso implica que o efeito da degaseificação de CO2 contribui com 

66,1% da precipitação da calcita, novamente aderente aos dados da Tabela 4.6. 

 

4.2.3  Caso #3: O campo geotérmico de Tuzla, noroeste da Turquia 

O campo geotérmico de Tuzla é um dos ativos mais complexos entre os campos 

geotérmicos turcos em termos de litologia (Güleç e Hilton, 2016). Um fato notório é a intrusão de 

água do mar no reservatório do campo (Baba et al., 2009). Seguindo o objetivo de nossa 

investigação, consideramos um reservatório de água quente sem recarga de água do mar. 

A salmoura do campo pode exceder 60.000 ppm para o teor total de sólidos dissolvidos 

(como referência, 35.000 ppm é salinidade média dos mares e oceanos) em profundidades de até 

1.100 m (Aksoy, 2014). O campo enfrenta problemas com depósitos de calcita em seus poços 

(Demir et al., 2014). Os principais dados empregados neste estudo são provenientes do trabalho de 

Topcu et al. (2019), exceto para a pressão do reservatório. Como esse dado não foi encontrado na 
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literatura, inferimos o valor de 130 bar extraído do trabalho de Akın e Kargı (2019), especificamente 

do perfil de um poço no Campo Geotérmico Kızıldere (campo correlato), outro ativo também na 

Turquia. 

Analisamos o poço T9, com sua composição a 173 °C apresentada na Tabela 4.11. As 

condições da cabeça do poço relatadas por Topcu et al. (2019) são: temperatura de 149,1 ° C e 

pressão variando de 3,61 a 3,74 bar. Essas condições resultam em uma evaporação completa, 

deixando de lado o propósito de nosso estudo. Com base nas mesmas justificativas e considerações 

apresentadas para o estudo de caso anterior e com o objetivo de superar esse problema, 

mantivemos a temperatura em 149,1 °C e utilizamos a pressão de 5,0 bar. 
 

Tabela 4.11. Composição da água do poço T9, campo de Tuzla (Topcu et al., 2019). 
Componente Concentração  Componente Concentração 

Na+ 19.280 ppm  Cℓ– 34.500 ppm 
K+ 220 ppm  SO42– 200 ppm 

Ca2+ 2.370 ppm  HCO3– 2 ppm 
Mg2+ 110 ppm     

 

Na primeira parte do procedimento (Figura 2.2) obtivemos 47,55 uamc/uava e na segunda 

parte (Figura 2.3) encontramos 40,57 uamc/uava. Portanto, o efeito da degaseificação do CO2 

contribui com 85,3% da precipitação de calcita neste estudo de caso, o que, do mesmo modo, se 

alinha com os valores teóricos da Tabela 4.6. 

O estudo de Topcu et al. (2019) é subsequente ao de Baba et al. (2015), ambos realizados 

pela equipe do Professor Alper Baba. Conforme relatado no estudo mais antigo, eles pretendiam 

injetar ácido fórmico (ácido metanoico, HCOOH) na cabeça do poço para evitar incrustações na 

usina geotérmica. No estudo mais recente, eles substituíram o ácido fórmico por ácido carbônico 

(H2CO3) por meio da injeção de CO2 sob pressão (ver Eq. (3)). Com isso eles esperam, também, 

diminuir os problemas de corrosão causados pelo ácido fórmico. 

Embora a equipe do professor Alper Baba pretendesse mitigar a incrustação salina a 

montante da cabeça do poço, argumentamos que a injeção de CO2 no fundo do poço ou até mesmo 

no reservatório pode atenuar ou até prevenir as incrustações carbonáticas ao longo de todo o 

sistema a jusante do ponto de injeção. O relato de Demir et al. (2014) indica o problema no fundo 

do poço. 

 

4.2.4  Caso #4: O campo geotérmico de Chingshui, norte de Taiwan 

O campo geotérmico de Chingshui, localizado a sudoeste da Planície de Ilan, tem uma área 

formada durante a extensão do arco posterior do Calha de Okinawa (Okinawa Trough), a qual abriga 
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a principal zona de ressurgência de água quente. Existem várias falhas nessa área, como três falhas 

principais — a Xiaonanao, a Chingshuishi e as falhas G — além de várias falhas normais 

subsidiárias com componentes de deslizamento (Lu et al., 2018). 

Uma usina geotérmica foi operada em Chingshui entre os anos de 1981 e 1993. Seu 

descomissionamento foi efetuado devido ao declínio contínuo da produção para níveis não 

econômicos (Zhang et al., 2016). A despressurização que ocorreu no reservatório induziu a 

degaseificação do CO2 e rapidamente criou incrustações de calcita. Esse processo pode ter 

desempenhado um papel fundamental no declínio significativo na produção de energia do campo 

(Lu et al., 2020b). 

A partir de 2007, a perfuração de dois novos poços e a reconstrução de três poços antigos 

deram origem a um parque recreativo de fontes termais em Chingshui (Hsieh et al., 2021). Um 

desses poços antigos é o IC-09, objeto do presente estudo de caso. A composição geoquímica desse 

poço (Tabela 4.12) foi obtida a partir do trabalho de Lu et al. (2020b). 

 
Tabela 4.12. Composição da água do poço IC-09, campo de Chingshui (Lu et al., 2020b). 

Componente Concentração  Componente Concentração 
Na+ 1.102,00 mg/L  Cℓ– 9,2 mg/L 
K+ 38,30 mg/L  SO42– 18,8 mg/L 

Ca2+ 6,96 mg/L  HCO3– 3.001,0 mg/L 
Mg2+ 1,74 mg/L  CO32– 162,0 mg/L 

 

Igualmente ao que foi realizado para os casos anteriores na avaliação e adequação dos 

dados, a alcalinidade total, que é igual a [HCO3
–] + 2.[CO3

2–], resulta em 3.325 mg/L (ver Eq. (15)). 

A composição da Tabela 4.12 não atinge o equilíbrio de carga iônica. Devido à elevada precipitação 

de CaCO3 no campo relatada na literatura, suspeitamos de uma subestimação do [Ca2+]. O 

MultiScale™ faria o balanço aumentando o [Na+], em vez disso optamos por mudar a alcalinidade 

por ser a espécie com maior concentração. O valor de equilíbrio foi 11,55% menor que o original, 

atingindo 2.975,8 mg/L. 

Como não foram encontrados na literatura os dados de pressão e temperatura para o poço 

sob investigação (poço IC-09), utilizamos dados de poços correlatos com profundidades 

semelhantes, próximas a 2.000 m, como o IC-05, IC-12, IC-13 e IC-14. Inferimos, para fundo de 

poço, a pressão de 135 bar e a temperatura de 173 °C a partir dos estudos de Zhang et al. (2016) e 

Fan et al. (2005). 

A análise do sistema foi realizada para as condições em superfície de 7 bar e 160 °C. Na 

primeira parte do procedimento (Figura 2.2) obtivemos 1,701 uamc/uava, e na segunda parte 
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(Figura 2.3) o conteúdo de calcita foi de 1,438 uamc/uava. Portanto, a degaseificação do CO2 

contribui com 84,5% da precipitação de calcita neste estudo de caso, também se enquadrando nos 

valores teóricos da Tabela 4.6. 

 

4.2.5  Caso #5: O poço Nagyszénás-3, sudeste da Hungria 

A Bacia da Panônia abriga a área Fábiánsebestyén-Nagyszénás, que faz parte da Grande 

Plataforma Húngara. A Bacia de Békés formou uma sub-bacia. O enchimento terciário da bacia é 

de 2.500 a 3.500 m de espessura. Debaixo de siltitos, areias e argilas do Terciário, há rochas do 

Cretáceo, Triássico, Permiano e Pré-cambriano (Baltassat et al., 2009). 

Em 1985, uma forte erupção de vapor e água ocorreu durante a exploração de 

hidrocarbonetos pelo poço Fáb-4 (Baltassat et al., 2009). Esse poço, juntamente com o poço 

perfurado Nsz-3, confirmou o recurso geotérmico altamente pressurizado de média-alta entalpia, 

dando origem à província de energia geotérmica de Fábiánsebestyén-Nagyszénás (Antics, 2000). O 

poço Nsz-3 alcança a profundidade total de 3.165 m, pressão de reservatório de 638 bar e 

temperatura de 190 °C (Antics, 2000). Os dados para este estudo de caso (Tabela 4.13) são de 

Pátzay et al. (2003). 

 
Tabela 4.13. Composição da água do poço Nsz-3, na Hungria (Pátzay et al., 2003). 

Componente Concentração  Componente Concentração 
Na+ 345,300 mmol/kg  Cℓ– 317,900 mmol/kg 
Ca2+ 1.335,000 mmol/kg  SO42– 0,238 mmol/kg 
Mg2+ 0,335 mmol/kg  Alcalinidade 26,000 mmol/kg 

CO2(aq) 70,110 %mol  CH4(aq) 29,890 %mol 
 

De acordo com Pátzay et al. (2003), a incrustação no poço Nsz-3 ocorre principalmente 

devido à precipitação de calcita. Começa abaixo da profundidade do ponto de bolha em 1.079,3 m, 

com uma pressão de 230,3 bar e uma temperatura de 175,1 °C. Este estudo de caso foi simulado 

do reservatório (638 bar e 190 °C) até esse ponto (230,3 bar e 175,1 °C). 

Na primeira parte do procedimento (Figura 2.2) obtivemos 8,156 uamc/uava, e na segunda 

parte (Figura 2.3) encontramos 6,408 uamc/uava. Portanto, o efeito da degaseificação do CO2 

contribui com 78,6% da precipitação de calcita neste estudo de caso, do mesmo modo condizendo 

com os valores teóricos da Tabela 4.6. 

 

Nota: Os resultados desta seção foram também publicados em Cosmo et al. (2022a). 
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4.3  ESTUDO DE CASO DO PRÉ-SAL 

O conjunto de simulações a ser apresentado a seguir avalia a influência do corte de água 

(water cut), BSW, ou BS&W (basic sedment and water), sobre o peso que o flash do CO2 desempenha 

na precipitação de CaCO3. Ou seja, a presença da fase oleosa será tratada daqui em diante. Embora 

os conceitos de corte de água e de BSW apresentem sutis diferenças, doravante serão tratados como 

equivalentes para facilitar as análises e a comparação com outros estudos. 

Um poço produzindo 6.000 Sm³/dia com um BSW de 35% (2.100 Sm³/dia de salmoura e 

3.900 Sm³/dia de óleo) apresenta incrustação de CaCO3. A pressão e a temperatura do local onde 

isso ocorre nas instalações de produção são de 272 bar e 79 °C, respectivamente. As condições-

padrão, referenciada pela letra S (standard), são 1 atm (1,01325 bar ≈ 14,696 psi) e 20 °C (68 °F). 

Esse poço produz a partir de um reservatório carbonático a uma pressão de 460,2 bar e à 

temperatura de 86,6 °C. As composições da água de formação e do óleo do reservatório são 

apresentadas, respectivamente, nas Tabelas 4.14 e 4.15. 

 
Tabela 4.14. Composição da água de formação do Pré-Sal para o estudo de caso real. 

Componente Dado  Componente Dado 
Na+ 50.800,0 mg/L  SO42– 40,0 mg/L 
K+ 3.700,0 mg/L  HCO3– 1.255,0 mg/L 

Mg2+ 821,0 mg/L  HCOO– < 5,0 mg/L 
Ca2+ 6.728,0 mg/L  CH3COO– 144,0 mg/L 
Ba2+ 27,0 mg/L  C2H5COO– 14,0 mg/L 
Sr2+ 3.097,0 mg/L  C3H7COO– < 5,0 mg/L 
Fe2+ < 0,1 mg/L  TSD 186.917,0 mg/L 
Cℓ– 113.278,0 mg/L  (como NaCℓ) 

Br– 500,0 mg/L  pH 7,0  
 

Tabela 4.15. Composição do óleo de um reservatório do Pré-Sal para o estudo de caso real. 
Componente Dado  Componente Dado 

N2 0,24 %mol  C6 0,98 %mol 
CO2 18,02 %mol  C7 1,15 %mol 
C1 44,81 %mol  C8 1,85 %mol 
C2 5,67 %mol  C9 1,67 %mol 
C3 4,37 %mol  C10+ 17,55 %mol 

i-C4 0,73 %mol  m. molar C10+ 342,00 g/mol 
n-C4 1,71 %mol  m. esp. C10+ 916,00 kg/Sm³ 
i-C5 0,45 %mol  ponto satur. (P) 385,00 bar 
n-C5 0,80 %mol  ponto satur. (T) 95,50 °C 
 

A caracterização do óleo do reservatório e a composição da água produzida são 

contextualizadas a partir dos dados reais de campo destacados por Elias Jr. e Trevisan (2016) e por 
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Bezerra et al. (2013). Drexler et al. (2020) e Mello et al. (2013) também ajudam a definir a faixa 

de condições típicas de campos petrolíferos como as implementadas nas simulações desta seção. 

Na configuração do MultiScale™ para a corrente de água, o teor de ferro (Fe2+ < 0,1) foi 

desprezado. Os teores de ácido fórmico (HCOO– < 5,0) e de ácido butírico (C3H7COO– < 5,0) 

foram estipulados como iguais a 4. Para estabelecer o balanço de cargas (condição de solução 

eletricamente neutra) o MultiScale™ ajustou o conteúdo do íon Na+ de 50.800 mg/L (Tabela 4.14) 

para 61.017,798 mg/L. 

A caracterização do óleo de um reservatório, como a da Tabela 4.15, é o resultado de um 

procedimento realizado com uma célula PVT, em que o fluido é coletado no fundo do poço e 

confinado na célula antes de ser trazido à superfície, porém, com as análises acontecendo em 

laboratório (Freyss et al., 1989; Tarek, 2016). O procedimento de análise requer a despressurização 

controlada da célula com o consequente desprendimento do gás dissolvido no óleo (N2, H2S, CO2, 

metano, etano, propano e outros). O óleo e o gás são separados e analisados de forma 

independente, com cada um tendo sua cromatografia/caracterização realizada separadamente, as 

quais refletirão suas características para a pressão e para a temperatura da análise. 

Para que seja determinada a caracterização do óleo do reservatório (óleo submetido à 

pressão e temperatura in situ) são utilizadas técnicas de recombinação do óleo e do gás (Strong et 

al., 1993; Thomas et al., 2007). O trabalho de Arteaga (2020) é dedicado à recombinação do óleo 

do Pré-Sal que apresenta características singulares devido ao elevado teor de CO2. 

Importante destacar que a massa molar do decano é igual a 134,0 g/mol, enquanto sua 

massa específica é igual a 792,0 kg/Sm3. Como o MultiScale™ permite apenas a configuração dos 

hidrocarbonetos até o C10, o óleo recombinado da Tabela 4.15 previu a soma de todas as frações 

“maiores” que o decano juntamente com o próprio decano (C10+), fornecendo a massa molar e a 

massa específica equivalentes da mistura dos hidrocarbonetos mais pesados. Outro destaque é o 

ponto de saturação do óleo que é obtido a partir da despressurização da célula PVT e é considerado 

pelo MultiScale™ para estimar o comportamento de fases do óleo. 

Uma vez configurado o MultiScale™ para o caso base (35% BSW), foram executadas a 

primeira (Figura 2.2 – que determina XT) e a segunda (Figura 2.3 – que determina XFL) partes do 

procedimento proposto. Para a vazão bruta de 6.000 Sm²/dia, foram encontramos 497,3638 kg/dia 

(XT) e 325,0259 kg/dia (XFL), mostrando que o efeito da degaseificação do CO2 contribui com 

65,3% da precipitação de CaCO3. Igualmente aos estudos de caso das províncias geotérmicas, os 

valores teóricos da Tabela 4.6 também ajudam a reforçar os resultados obtidos nesta análise. 

A influência do BSW foi avaliada com a vazão bruta de 6.000 Sm³/dia sendo mantida 

constante, variando-se as vazões de água e de óleo. A Tabela 4.16 e a Figura 4.1 apresentam XT e 
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o percentual de CaCO3 precipitado devido à degaseificação do CO2 (calculado como XFL ÷ XT e 

representado na tabela por CO2↗) como uma função do BSW (conforme discutido anteriormente, 

equivalente ao corte de água). É importante ressaltar que esses resultados correspondem apenas a 

uma análise termodinâmica. Fenômenos relativos à cinética, padrão de escoamento, regime de 

escoamento, emulsificação e demais fenômenos não estão sendo tratados. 

 
Tabela 4.16. Influência do BSW no peso que o efeito da degaseificação do CO2 desempenha na precipitação de 

CaCO3 (representado como CO2↗). 

BSW 
(%) 

CO2↗ 

(%) 
XT 

(mg/Lsalm.) 
XT 

(kg/dia) 
 BSW 

(%) 
CO2↗ 

(%) 
XT 

(mg/Lsalm.) 
XT 

(kg/dia) 

0,5 96,9 353,5 10,6  60 62,0 227,3 818,3 
1 92,1 300,6 18,0  65 61,1 224,2 874,5 
2 80,4 270,9 32,5  70 59,9 220,4 925,6 
3 75,9 260,5 46,9  75 58,5 215,4 969,5 
5 72,0 251,9 75,6  80 56,8 208,9 1,002,6 
7 70,2 248,1 104,2  85 54,8 199,7 1,018,4 
10 68,8 245,1 147,1  86 54,3 197,4 1,018,5 
15 67,6 242,5 218,2  87 53,9 194,9 1,017,2 
20 66,9 240,8 289,0  90 52,7 185,8 1,003,4 
25 66,4 239,5 359,2  92 52,1 178,0 982,8 
30 65,8 238,2 429,7  93 51,9 173,4 967,8 
35 65,3 236,8 497,4  94 52,0 168,2 948,8 
40 64,8 235,4 565,0  95 52,5 162,2 924,7 
45 64,2 233,8 631,3  97 55,6 147,2 856,9 
50 63,6 232,0 696,0  99 66,6 125,6 746,1 
55 62,9 229,9 758,5  99,9 75,5 111,4 667,9 

Nota: Os valores grifados para o BSW de 35% correspondem às condições operacionais nas quais o poço se 
encontrava. 

 O grifo em XT para o BSW de 86% corresponde ao valor máximo, enquanto o grifo em CO2↗ para o BSW 
de 93% corresponde ao valor mínimo. 

 

A fim de facilitar a análise e a identificação dos dados, criamos um código de cores que será 

seguido não somente na Tabela 4.16 e na Figura 4.1, mas também nas duas figuras subsequentes 

que farão parte das análises deste estudo de caso. 

Primeiramente chamamos a atenção para os dados na cor azul, que é a taxa de precipitação 

total do CaCO3 (os valores de XT, propriamente ditos). À medida que o BSW aumenta, a vazão da 

salmoura aumenta e a precipitação do carbonato de cálcio aumenta em termos absolutos até o BSW 

86%, quando então passa a diminuir. Os dados na cor verde representam a precipitação relativa de 

CaCO3 (que é a precipitação total de CaCO3 ÷ vazão de salmoura). Esse valor sempre diminui à 

medida que o BSW aumenta. 
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Figura 4.1. Influência do BSW no peso que o efeito da degaseificação do CO2 desempenha na precipitação de 

CaCO3. 
 

Em pesquisa na literatura, identificamos poucos estudos que investigam a precipitação de 

carbonato de cálcio versus BSW. Zhang e Farquhar (2001) realizaram alguns experimentos de 

bloqueio de tubo (tube-blocking tests) e simulações termo-cinéticas para avaliar a incrustação de 

carbonato de cálcio. Os autores testaram apenas a faixa de BSW entre 10% e 60% (identificado 

como linhas sólidas na Figura 4.2). As tendências das linhas azuis nas Figuras 4.1 e 4.2 são bastante 

semelhantes bem como para as linhas verdes. Importante observar que na Figura 4.1 as tendências 

não são lineares. 

Para um BSW superior a 60%, as tendências observadas no presente trabalho coincidem 

com os relatos de Mohammed e Sorbie (2010), que investigaram a formação de naftenato de cálcio. 

Pode parecer inadequado comparar CaCO3 com (RCOO)2Ca. Enquanto o carbonato de cálcio é 

um sal inorgânico, o naftenato de cálcio é um sabão orgânico. Enquanto a precipitação de CaCO3 

é um fenômeno que ocorre no seio da fase aquosa, a precipitação de naftenato de cálcio é um 

fenômeno de interface óleo-salmoura. Mesmo com essas diferenças, existem muitas semelhanças 

entre os dois processos de precipitação. 
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Figura 4.2. Comparativo entre as tendências de formação de carbonato de cálcio e de naftenato de cálcio em função 

do BSW. 
 

A perda do CO2(aq) aumenta o pH da salmoura, o que leva à dissociação do ácido carbônico 

(H2CO3) em HCO3
– e CO3

2–. Simultaneamente à perda do CO2(aq) ocorre a perda do CO2(o), 

promovendo a dissociação do ácido naftênico (RCOOH) em RCOO– (Rousseau et al., 2001). A 

disponibilidade de Ca2+ na salmoura pode levar à formação tanto de CaCO3 no seio da fase aquosa, 

quanto de (RCOO)2Ca na interface óleo-água. As Seções 1.2.8, 1.2.9 e 1.2.10 dão suporte a esta 

análise além de ajudarem a explicar como fenômenos semelhantes ocorrendo em fases distintas e 

com compostos distintos estão intimamente relacionados. 

As linhas tracejadas na Figura 4.2 mostram os resultados experimentais de Mohammed e 

Sorbie (2010). No presente trabalho, o pico de precipitação ocorre em 86% BSW (Figura 4.1), 

enquanto que para o Ca-naftenato, o pico está em um BSW próximo de 70% (Figura 4.2). Os 

autores descobriram que o pico ocorre na intersecção de duas outras curvas, também traçadas no 

artigo original. Conforme o BSW aumenta, o RCOOH diminui na solução e o %RCOO– diminui 

nos depósitos (RCOO)2Ca. Essa investigação está fora do escopo deste trabalho, mas essas 

descobertas podem ser um ponto de partida para trabalhos futuros que visam investigar esse 

comportamento distinto da precipitação de CaCO3. 

Continuando com a discussão dos dados das curvas verde e azul, trazemos o trabalho de 

McCartney (2020) que, ao avaliar algumas técnicas de amostragem de água durante os testes de 
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formação, apresentou curvas de razão de saturação (SR) para o CaCO3 em função do BSW, 

representadas na cor verde na Figura 4.3. Os principais parâmetros adotados pelo autor foram: 

• para um reservatório a baixas pressão e temperatura (LPLT): 

o 230 bar, 80 °C e 0,53%mol de CO2; 

• para um reservatório a moderadas pressão e temperatura (MPMT): 

o 300 bar, 120 °C e 1,56%mol de CO2; 

• para um reservatório a altas pressão e temperatura (HPHT): 

o 600 bar, 165 °C e 5,32%mol de CO2; 

• em todos os casos os fluidos foram degaseificados às condições atmosféricas; 

• em todos os casos as avaliações foram realizadas em BSWs de 5%, 10%, 20%, 50%, 

80%, 90%, 95% e 100%. 

 

 
Figura 4.3. Precipitação de carbonato de cálcio em função do BSW para três diferentes condições de reservatório 

(adaptado de McCartney, 2020). 
[LPLT = baixa pressão e baixa temp.; MPMT = média pressão e média temp.; HPHT = alta pressão e alta temp.] 

 

As curvas verdes representam a razão de saturação do CaCO3 (SR — ver Seção 1.2.6) e, 

portanto, um parâmetro relativo para avaliar o potencial de precipitação de CaCO3. As curvas azuis 

da Figura 4.3 foram derivadas das curvas originais de McCartney (2020) apenas pela multiplicação 

dos dados das curvas verdes pelos valores de BSW correspondentes. Portanto, SR × BSW 

representa um parâmetro absoluto para avaliar o potencial de precipitação de CaCO3. As tendências 

das curvas na Figura 4.3 coincidem com as tendências nas Figuras 4.1 e 4.2. 
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Esgotadas as análises das curvas verde e azul — muito em função da escassez de trabalhos 

que possam servir de base de comparação — doravante apreciaremos os dados na cor vermelha, 

que trata do %CaCO3 precipitado devido à degaseificação do CO2. Como o presente trabalho 

aparentemente é o pioneiro na avaliação dessa relação, não há na literatura estudo que compare os 

resultados. No entanto, algumas peculiaridades da curva vermelha serão discutidas. 

Em poços com baixo corte de água (baixo BSW) a incrustação de CaCO3 pode ocorrer e 

pode ser severa. A Figura 4.1 pode ajudar a explicar o que é observado na indústria do petróleo, 

como no campo do Pré-Sal estudado por Bezerra et al. (2013), no qual a incrustação de CaCO3 foi 

um problema mesmo em um BSW de apenas 0,5% (discutido em diversos tópicos na Seção 1.2). 

Jordan et al. (2001) relatam falhas em bombas devido à incrustação em poços com baixo 

BSW (< 1%). DiGuilo et al. (2020) estão trabalhando na mitigação da incrustação de calcita em 

poços com corte de água muito baixo no campo onshore de Banyu Urip, Java Oriental, Indonésia. 

Segundo relatos, a incrustação tem acontecido em uma faixa tão baixa de BSW que os instrumentos 

não conseguem mensurar qual é o valor do próprio BSW. 

O fenômeno da incrustação em BSW muito baixo pode estar associado à evaporação da 

água (Frenier e Ziauddin, 2008; Larsen et al., 2010; Kan et al., 2019; McCartney, 2020). Isso coincide 

com a influência quase absoluta do flash do CO2 na precipitação de CaCO3 em condições de BSWs 

muito baixos na curva vermelha. Esse fato pode indicar que o potencial de precipitação devido à 

degaseificação do CO2 reduz consideravelmente a possibilidade de supersaturação. Em outras 

palavras, sob condições de baixo BSW, a quantidade de CaCO3 precipitado pode ser 

aproximadamente igual à quantidade de CaCO3 precipitável — ou seja, igual ao potencial de 

precipitação — o que torna essa condição muito severa. 

Coelho et al. (2021), em um estudo de caso de produção de petróleo offshore, observaram 

que para poços com corte de água muito baixos (BSW < 1%) típicos de teste poço de longa duração 

(do inglês, extended well test, EWT), as evaporações da água e do CO2 induzem a precipitação de 

calcita de forma muito intensa. Para um BSW extremamente baixo de 0,1%, a precipitação de calcita 

foi ainda mais severa e até mesmo a precipitação de halita (NaCℓ) foi observada. 

A tendência no %CaCO3 precipitado devido à degaseificação do CO2 (curva vermelha na 

Figura 4.1) parece seguir a tendência na precipitação relativa de CaCO3 (curva verde) até 

aproximadamente 75% BSW. Acima desse valor, a inversão da curva vermelha parece acompanhar 

a inversão na precipitação absoluta de CaCO3 (curva azul), embora o máximo da curva azul 

aconteça em um BSW de 86% e o mínimo da curva vermelha aconteça em um BSW de 93%. 

 

Nota: Os resultados desta seção foram também publicados em Cosmo et al. (2022b). 
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5 PROTÓTIPO EXPERIMENTAL 

A unidade experimental foi projetada para investigar, além das questões anteriores, diversos 

fenômenos relacionados à garantia de escoamento e em várias partes do processo de produção de 

petróleo. O equipamento está gerando, para a UFES e para a Petrobras (financiadora da pesquisa), 

um registro de propriedade intelectual sob a inscrição BR 10 2021 013401-1, tendo o pedido de 

patente sido depositado e aceito pelo Instituto Nacional da Propriedade Industrial (INPI, 2021). 

O projeto do protótipo experimental transcende o escopo deste trabalho e até mesmo os 

fenômenos representados na Figura 1.18. As questões discutidas anteriormente dizem respeito 

apenas à nucleação do CaCO3 sob a influência das propriedades físico-químicas do CO2, além de 

sua interação com o sistema multifásico água-óleo-gás-sólidos. O esquema na referida figura trata 

ainda dos fenômenos subsequentes à nucleação até chegar à fase de incrustação e consequente 

obstrução de um duto. 

Não somente as simulações e os resultados obtidos com o software termodinâmico 

MultiScale™ (Capítulo 4) serviram para subsidiar o conceito, o projeto, o desenvolvimento e a 

concepção da unidade experimental. Diversas atividades foram desenvolvidas, como simulações 

em CFD, ensaios em bancada à pressão atmosférica, impressões de protótipos em 3D e avaliações 

de equipamentos e de processos descritos na literatura. Algumas dessas atividades serão discutidas 

nas seções seguintes. 

 

5.1  O EQUIPAMENTO 

Acima de qualquer demanda técnica, o equipamento foi projetado para garantir a segurança 

operacional. Foram atendidos, dentre outros, os requisitos das seguintes normas: 

• Norma Regulamentadora NR-13 (Caldeiras, Vasos de Pressão, Tubulações e Tanques 

Metálicos de Armazenamento (Brasil, 2019)); 

• Norma ABNT NBR16035-3:2012 (Caldeiras e vasos de pressão - Requisitos mínimos 

para a construção. Parte 3: Conforme ASME Code, Section VIII, Div 1 (ABNT, 2012)); 

• Norma ABNT NBR 15417:2007 (Vasos de pressão - Inspeção de segurança em serviço 

(ABNT, 2007)); 

• Norma ABNT NBR ISO 12100:2013 (Segurança de máquinas - Princípios gerais de 

projeto - Apreciação e redução de riscos (ABNT, 2013)); 

• Norma DIN 7081 (Lentes de visão oblongas resistentes à pressão de vidro borossilicato 

sem limitação na faixa de baixa temperatura (DIN, 1999)). 
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Dentre os elementos de segurança destacam-se: uso de PSV (pressure safety valve — válvula 

de segurança de pressão); hidrociclone para abatimento da velocidade de descarga de líquidos e 

para a separação de gases; linha de segurança de gás direcionada para fora do laboratório, em que 

todas as PSVs, o topo do hidrociclone e todas as válvulas de alívio estão alinhadas para esse ramal; 

sensores de temperatura de platina (Pt-100); pressostatos e manômetros; sensores de nível; válvulas 

solenoide; válvulas de retenção; intertravamentos e alarmes via CLP (controlador lógico 

programável) da IHM (interface homem-máquina); dentre outros. 

O fluxograma da Figura 5.1 apresenta os principais elementos da unidade experimental, 

bem como alguns recursos acessórios que não fazem parte do skid, como cilindros de gás, booster, 

destilador, dentre outros (esse foi o fluxograma base para o desenvolvimento do equipamento ora 

construído). O conjunto é composto por diversos subsistemas próprios do skid e pela IHM (os 

quais serão apresentados nas Seções 5.1.1 e 5.1.2, respectivamente). Um importantíssimo recurso 

que viabiliza alcançar muitos dos resultados propostos na pesquisa, mas que é independente da 

unidade experimental e não se encontra ilustrado na Figura 5.1, é o sistema de aquisição de imagens 

por fotomicroscopia, o qual será detalhado em seção a parte (Seção 5.1.3). 

 

5.1.1  Subsistemas da unidade experimental 

O aquecimento dos dispositivos é realizado por um reboiler (R-100) a resistência elétrica, 

que pode alcançar até 150 °C dependendo do fluido térmico empregado (Figura 5.2). Esse 

dispositivo serve para aquecer o tanque pressurizado com N2 (TQ-300) e também as camisas 

externas dos core-holders (CH-200 e CH-201). Fazem parte desse sistema uma bomba de fluido 

quente (BC-400) e válvulas solenoides, em que o comando de atuação é realizado pelo PLC. O 

aquecimento do reator é realizado por resistências elétricas de 4.000 W embutidas em seu corpo, 

podendo chegar a 150 °C. 

O resfriamento é realizado por uma unidade de refrigeração por compressão de gás 

refrigerante (Figura 5.2), contando com um tanque pulmão de fluido gelado de 50 litros (TP-500) 

que pode alcançar 2 °C ou até menos, a depender do fluido térmico utilizado. O gás refrigerante 

resfria o fluido térmico por meio de uma serpentina de cobre de 6 m dentro do tanque pulmão 

(Figura 5.24). Baixas temperaturas são alcançadas utilizando fluido de radiador aditivado com 

MEG, o que evita o congelamento do fluido térmico ao redor da serpentina de cobre. O fluido 

gelado entra no reator por uma serpentina de aço inox 316L que fica em contato direto com os 

reagentes sob investigação. O comando ocorre pelo PLC, auxiliado pela bomba de água fria (BC-

401) e pela válvula solenoide. 
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Figura 5.1. Fluxograma da unidade experimental considerando as interfaces com o laboratório e com diversos elementos auxiliares. 
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Figura 5.2. Sistemas de produção de fluido gelado (à esquerda) e de fluido quente (à direita). 

 

O hidrociclone (HI-1300) permite alinhamento com as descargas de topo ou de fundo do 

reator, com quaisquer dos core-holders, com o visor dinâmico ou com o nanofiltro. Tanto os core-

holders, quanto o visor dinâmico, quanto o nanofiltro são elementos projetados para receber a 

descarga de fundo do reator. O core-holder Mantec (CH-200) pode operar com núcleos de rocha de 

ɸ1,5” e comprimentos de até 2,5”. O core-holder Metalquim (CH-201) pode operar com núcleos de 

rocha, telas, sinterizados, ou com a combinação desses, de ɸ2” e comprimentos de até 3”. 

A pipeta pressurizada (PI-1000) permite a injeção de fluidos dentro do reator previamente 

pressurizado através do alinhamento de uma das correntes de gás para a pipeta, com o reagente 

sendo inserido na pipeta pelo funil (FU-1100). Além da injeção, a pipeta pode coletar amostras por 

meio de um tubo pescador dentro do reator. O visor dinâmico e o amostrador do nanofiltro 

também podem coletar amostras. Esses três elementos podem ser desconectados do conjunto 

mantendo a amostra pressurizada. 

O tanque pressurizado com N2 (TQ-300) serve para pressurizar as camisas internas dos 

dois core-holders. Essas camisas são de borracha Viton® e têm a finalidade de se moldarem sob 

pressão ao perímetro lateral dos elementos a serem ensaiados dentro dos core-holders, garantindo que 

o fluido de trabalho entre por uma extremidade e saia pela outra sem atravessar pela periferia lateral 
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das amostras de rocha ou das telas. O tanque pressurizado também pode preencher o espaço 

interno dos core-holders, do nanofiltro ou do visor dinâmico, de modo a evitar que o produto dentro 

do reator seja lançado em um dispositivo à pressão atmosférica e à temperatura ambiente. 

Há previsão de se operar com os gases CO2, N2 e CH4, mas não sendo limitados a esses. A 

pressão dos cilindros de N2 e CH4 é de 200 bar, enquanto a pressão do cilindro de CO2 é de 60 bar 

(veja o diagrama de fases do CO2 na Figura 1.9). Um booster garante que o CO2 possa alcançar 

pressões mais elevadas (até 300 bar). Há previsão de implantação futura de um 

medidor/controlador termal de vazão de gás, tendo sido implantado um spool em seu lugar, o que 

tornará a sua incorporação facilitada. 

Mesmo com a possibilidade de elevadas pressões, as limitações metalúrgicas e construtivas, 

sobretudo das janelas de visualização, restringem os níveis muito elevados de pressão. A pressão 

máxima de operação admissível do reator é de 110 bar (o set da PSV está calibrado em 112 bar) e 

do tanque pressurizado com N2 é de 130 bar (o set da PSV está calibrado em 134 bar). 

O reator (RT-600) tem capacidade volumétrica de 3,75 L de água, mas deve ser preenchido 

com, no máximo, 3,00 L de líquido de modo a dispor de um volume para a expansão dos gases. 

Um de seus recursos é o impelidor auto-dispersor de gás (Figura 5.3), o qual aprimora a 

solubilização do CO2 na fase aquosa. 

 

 
Figura 5.3. Impelidor auto-dispersor de gás com eixo oco. 

 

Quando o impelidor gira, uma zona de baixa pressão é criada nas imediações de seus 

orifícios. Isso promove a sucção do gás por meio do eixo oco e do orifício localizado na parte 

superior do eixo que está em contato com a atmosfera gasosa. O eixo oco do impelidor pode ser 

longo o suficiente para posicioná-lo próximo ao fundo do reator ou curto o suficiente para fazê-lo 

operar acima das janelas de visualização, deixando livre o espaço interno. O agitador (AG-700) é 

assentado na tampa do reator, transmitindo ao eixo, por acoplamento magnético, rotações de 50 a 

340 rpm (motor de 4 polos com moto-redutor de 1:10). 

No eixo do reator ainda pode ser instalada uma gaiola de cupons (Figuras 5.4 e 5.27) que é 

utilizada para avaliar a incrustação, embora tenha sido idealizada de normas que se utilizam desse 
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dispositivo para a avaliação da corrosão (ASTM 2006; ASTM 2016). Contudo, há trabalhos na 

literatura que reportam o emprego desse sistema no estudo da incrustação (Silvestri et al., 2010; 

Graham et al., 2014; Nichols et al., 2016; Goodwin et al., 2018). 

 

     
Figura 5.4. Gaiola de cupons com 4 elementos em aço 1020 e com 4 elementos em aço inox 316L (à esquerda) e o 

dispositivo desmontado junto com mais cupons para a identificação de suas partes (à direita). 
 

A gaiola comporta um total de 8 cupons, cujas medidas são 61,8 x 14,5 x 3,0 mm. Os 

suportes superior e inferior dos cupons têm ɸ61 mm, com os pontos médios dos cupons situando-

se na circunferência de raio 26 mm em relação ao centro dos suportes. É possível operar com 4 

cupons desde que simetricamente posicionados para garantir a estabilidade durante a rotação. 

Como o sistema não conta com um mancal na base do reator (diferentemente do previsto pela 

ASTM) devido à necessidade da válvula de fundo, a rotação máxima que mantém o sistema estável 

é de 150 rpm. Há um furo nos suportes inferior e superior da gaiola, o que, segundo a ASTM, 

garante um aumento de turbulência nas superfícies internas dos cupons. 

Diferentes materiais podem ser testados (metais quaisquer, compósitos, dentre outros), 

inclusive sob diferentes condições de acabamento de superfície (material “nu”, escovação, 

brunimento, polimento mecânico, eletropolimento, galvanoplastia, anodização, revestimento com 

tintas e vernizes, revestimento com DLC — diamond-like carbon ou carbono tipo diamante, dentre 

outros). O dispositivo permite o ensaio simultâneo com até 8 diferentes elementos sob 

investigação, o que garante que todos estejam submetidos às mesmas condições 

termofluidodinâmicas, inclusive químicas. 
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Três janelas de visualização (Figura 5.5) estão dispostas no corpo do reator da seguinte 

forma: uma frontal de ɸ56 mm e espessura 29 mm e duas laterais (diametralmente opostas e 

equidistantes da janela frontal) de ɸ35,5 mm e espessura de 20 mm. As janelas foram fabricadas 

em vidro borossilicato temperado, de elevada resistência a ataques químicos e mínimo coeficiente 

de expansão térmica, suportando temperaturas acima de 300 °C e choques térmicos de até 265 °C. 

A pressão é limitada pela espessura das lentes. O visor dinâmico conta com duas lentes opostas de 

ɸ35,5 mm e espessura de 20 mm idênticas às janelas laterais do reator (Figura 5.20). 

 

          
Figura 5.5. Imagem frontal da janela de ɸ56 mm (esquerda) e de perfil ressaltando sua espessura de 29 mm (direita). 

 

O impelidor e a gaiola de cupons são exemplos de alguns dos recursos que tiveram sua 

concepção aprimorada em virtude da condução de atividades desenvolvidas em paralelo. Em uma 

extensão de seu trabalho, Souza (2020) realizou simulações em CFD para determinar que a base 

do impelidor deveria ser posicionada a 41,4 mm do fundo do reator. Isso garante as características 

hidrodinâmicas desejadas, ou seja, maiores velocidades do fluido à frente das janelas, o que permite 

a visualização das partículas salinas dentro do reator. Outra configuração diz respeito ao impelidor 

posicionado acima das janelas, pois permite operar deixando livre o volume visualizável dentro do 

reator. Novas simulações determinaram que a altura adequada seria de 99,0 mm (Figura 5.6). Tais 

resultados foram fundamentais para a efetividade do sistema, pois, caso as regiões das janelas 

sofressem estagnação do escoamento, a pena seria a impossibilidade de visualização das partículas. 
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Figura 5.6. Perfil de velocidade adimensional para a configuração com o impelidor posicionado acima das janelas de 

visualização (Souza, 2020 – adaptada). 
 

Dois reatores de acrílico foram construídos para se estudarem a hidrodinâmica via PIV 

(particle image velocimetry — velocimetria por imagem de partículas), à moda do trabalho de Alvarado 

et al. (2019). Cada reator conta com duas bases (Figura 5.7): uma semelhante à do reator de aço e 

que foi fabricada em impressora 3D, uma vez que o fundo do reator é abaulado; outra plana à 

semelhança da ASTM e do trabalho de Alvarado et al. (2019). O desenho mecânico que foi utilizado 

na usinagem do reator de aço inox 316L foi disponibilizado pelo fabricante do equipamento para 

a reprodução do fundo abaulado via impressão 3D. 

 

         
Figura 5.7. Dispositivo para avaliação do reator por estudos de hidrodinâmica via PIV. À esquerda, com a base do 

reator abaulada à semelhança do reator de aço. À direita, com a base plana à semelhança da ASTM. 
 

Os tubos de acrílico de ɸint125 mm foram adquiridos no mercado e são menores que o 

diâmetro interno do reator (ɸint127 mm), uma vez que os padrões são ɸint120, 125, 130, 135 mm, e 

assim por diante. As tampas dos reatores e as gaiolas de cupons são de acrílico e foram cortadas a 

laser. A construção e montagem das gaiolas de acrílico subsidiaram o aprimoramento da gaiola de 
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aço do reator. Como o objetivo é aplicar a técnica de PIV e os reatores têm paredes cilíndricas, foi 

necessário construir um recipiente de paredes perpendiculares para que seja preenchido com água. 

A técnica também requer que sejam evitadas superfícies metálicas, motivo pelo qual o eixo metálico 

foi pintado de preto fosco, seguindo a cor do acrílico da gaiola de cupons. 

Após todos os esforços para a determinação do melhor posicionamento alcançável para o 

impelidor e para a gaiola de cupons, as três configurações possíveis são apresentadas 

esquematicamente na Figura 5.8. 

 

 
Figura 5.8. Configurações possíveis do impelidor e da gaiola de cupons no reator: (1) impelidor no fundo; (2) 

impelidor acima das janelas; e (3) com a gaiola de cupons.  
 

A imagem à esquerda da Figura 5.8 representa a posição do impelidor que garante a maior 

velocidade de escoamento frente às janelas de visualização, permitindo que as partículas sólidas 

possam ser visualizadas, conforme discutido anteriormente. A fim de evitar que o eixo de agitação 

e o impelidor ficassem no campo visual das janelas — especialmente entre as janelas laterais 

diametralmente opostas — também foi projetado um eixo curto, com a configuração 

correspondente à imagem central da figura acima. A configuração em que a gaiola de cupons é 

utilizada está representada na imagem à direita da figura acima, com a variante de se poder operar 

também sem o impelidor abaixo da gaiola. 

Uma vez aberto o reator após a remoção do clipe da abraçadeira (anel de segurança), estojo 

de parafusos e abraçadeira bipartida, a sua tampa, se estiver com todos os elementos acoplados, 

pesa mais de 10 kg. Um elevador pneumático — que pode ser acionado tanto por pressão de N2 

quanto por ar comprimido (em torno de 2 barg) — é utilizado para içar e abaixar o conjunto. Além 

do agitador, do impelidor, do tubo pescador/borbulhador, do pressostato, manômetro, vent de gás, 

PSV e da serpentina de resfriamento, também podem ser acoplados à tampa do reator dois 
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conjuntos de anteparos que podem ficar posicionados frente às janelas de visualização frontal e 

lateral à direita. Ademais, um conjunto de sondas de pH pode fazer a medição in situ. 

O peagômetro em questão foi adquirido junto à Corr Instruments, LLC. 

(http://www.corrinstruments.com). O equipamento é composto de duas sondas: uma sonda de 

referência RE-1-22"-T375-N250A-316SS-G, resistente a CO2 e H2S, para pressões de até 138 bar 

e temperaturas de 0 °C a 220 °C; e uma sonda de prova pH-G-9”-T500-N375A-316SS, com a 

ponta de prova à base de vidro, que permite operar com os mesmos gases e na mesma faixa de 

pressão da sonda de referência, porém, a temperaturas entre 0 °C e 80 °C. É possível intercambiar 

a sonda de prova, estando disponíveis modelos à base de dióxido de zircônio (ZrO2) que permitem 

operar a até 260 °C. Faz parte do conjunto uma IHM modelo Rosemount Dual input pH/ORP 

and Conductivity Analyzer da Emerson que dispõe de saída 4-20 mA para conexão à IHM da 

unidade experimental (Figura 5.9). 

O quadro elétrico de força e comando conta com uma tela touch screen, em que a IHM do 

peagômetro foi acoplada (Figura 5.9). O CLP da IHM permite o controle da agitação, aquecimento, 

resfriamento e operação das válvulas solenoides. Todos os sensores de temperatura (Pt-100), de 

nível e de pressão (pressostatos) estão acoplados ao CLP. Essas variáveis são lidas constantemente 

e salvas em arquivo em um pen drive. O pen drive pode ser removido da IHM e descarregado em 

qualquer computador. Também é possível conectar a IHM por um cabo de rede diretamente a um 

computador ou a uma rede via protocolo TCP/IP, permitindo o monitoramento e controle via 

VNC (virtual network computing — computação em rede virtual). 

 

         
Figura 5.9. Painel elétrico de força e comando, incluindo a tela touch screen e a IHM do peagômetro. 

http://www.corrinstruments.com/
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5.1.2  Interface Homem-Máquina (IHM) 

A tela inicial da IHM é mostrada na Figura 5.10. Trata-se da principal interface, pois é o 

local onde se configuram os parâmetros de operação e se obtêm as leituras de todos os sensores. 

Na barra inferior é possível navegar pelas demais telas, permitindo acessar os recursos acessórios 

implementados pela facilitar a aquisição e interpretação dos dados, como gráficos de pressão e de 

temperatura em tempo real. 

 

 
Figura 5.10. Tela inicial da IHM da unidade experimental. 

 

A interface com o usuário na tela inicial permite: inserir parâmetros de temperatura, 

potência e agitação; comandar o início e o encerramento da operação de alguns subsistemas; e 

monitorar diversas variáveis e condições de operação. 

Os parâmetros de entrada que podem ser configurados são: “Set Point” (temperatura de 

trabalho desejada dentro do reator); “Limite Pot.” (limitação da potência da resistência elétrica); 

“Início Mod.” (percentual da temperatura de “Set Point” em que se inicia a modulação de potência 

da resistência elétrica); “Modulação” (percentual do “Limite Pot.” para que o controle próximo à 

temperatura desejada seja aprimorado e evite que o “Set Point” seja largamente ultrapassado pela 

inércia dinâmica do aquecimento); “Resf. Auto” (temperatura de início de operação do 

resfriamento automático pela serpentina no reator quando sob aquecimento); e “Dif. Temp.” 

(diferença de temperatura entre a camisa do reator e a massa do produto em seu interior, o que 

cortará a potência e evitará sobreaquecimento da camisa do reator).  
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Um aparte para a limitação de potência (“Limite Pot.”). A resistência de aquecimento é de 

4.000 W em um volume fixo de 3 litros, o que é pouco menor que a resistência de um chuveiro 

residencial que aquece água a uma vazão de algo em torno de 10 litros por minuto. Por questões 

de segurança da integridade do equipamento, a potência está limitada a 2.000 W via software, o que 

é adequado para o estudo de fluidos com elevado coeficiente de transferência de calor (como a 

água), podendo ser alterada a programação do CLP, caso haja necessidade. Ainda assim, 

recomenda-se fortemente limitar a potência em, pelo menos, 50%, o que resultaria em 1.000 W. 

Os parâmetros mencionados anteriormente dizem respeito exclusivamente ao controle de 

temperatura do reator. Além deles, é possível configurar: “Agitador” (velocidade de rotação do 

impelidor do reator); e “Reboiler” (temperatura do fluido térmico dentro do reboiler). 

O comando dos subsistemas permite: iniciar ou interromper o controle de temperatura no 

interior do reator acionando-se o botão “Controle Temp.”; iniciar ou interromper a rotação do 

impelidor através do botão “Agitador” — o que aciona automaticamente a recirculação do fluido 

da cuba do sistema de resfriamento; iniciar ou interromper a produção de fluido quente dentro do 

reboiler ao acionar o botão “Reboiler”; iniciar ou interromper a produção de fluido gelado dentro 

da cuba do sistema de refrigeração ao acionar o botão “Chiller”; iniciar ou interromper o envio de 

fluido térmico quente para a serpentina do tanque pressurizado com N2 ao pressionar o botão 

“Aquec. TQ N2”; e iniciar ou interromper o envio de fluido térmico quente para as camisas dos 

core-holders ao pressionar o botão “Aquec. Core-H.”. 

Alguns pontos importantes precisam ser observados em respeito aos acionamentos 

supracitados. Primeiro: ao acionar o controle de temperatura no interior do reator, caso o objetivo 

seja baixa temperatura, deve-se considerar o ganho térmico no circuito do chiller até o reator e no 

próprio reator; Segundo: ao acionar o agitador, é imprescindível que haja algum fluido na cuba do 

sistema de refrigeração (nem que seja água de torneira), mesmo que o chiller não esteja operando, 

pois é preciso garantir fluido de arrefecimento no acoplamento magnético do motor do agitador; 

Terceiro: no caso de aquecimento tanto do tanque pressurizado com N2 quanto dos core-holders, 

deve ser considerada a perda térmica no circuito do reboiler até os equipamentos e também nos 

próprios equipamentos. 

Em relação ao monitoramento das variáveis e das condições de operação, estão disponíveis 

na tela inicial diversos parâmetros para os equipamentos e subsistemas. Para o reator: indicação 

relativa se o reator está “Esfriando” ou “Aquecendo”; pressão interna; temperatura do fluido em 

seu interior (“Massa”); temperatura média da estrutura (“Camisa”); e pH do fluido em seu interior 

(caso as sondas de pH e de referência estejam instaladas). Para o reboiler: indicativo do “Nível baixo” 

de fluido térmico; e temperatura do fluido térmico em seu interior. Para o chiller: indicativo do 
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“Nível baixo” de fluido térmico; e temperatura do fluido térmico em seu interior. Para o tanque 

pressurizado com N2: pressão e temperatura internas. Para os core-holders: pressão a montante e 

temperatura e pressão a jusante (como só é possível operar com um core-holder de cada vez, a 

descarga de ambos ocorre para a mesma linha e, portanto, apenas um sensor de temperatura e um 

de pressão foram necessários). 

  

5.1.3  Sistema de aquisição de imagens por fotomicroscopia 

Um sistema de fotomicroscopia fornecido pela Pax-it! (https://www.paxit.com) foi 

exclusivamente projetado para operar frente ao reator (Figuras 5.11 e 5.12). Os diâmetros e as 

espessuras das janelas de visualização do reator foram dimensionados de modo a permitir a 

aproximação do equipamento e a captura de imagens do meio interno. 

 

 
Figura 5.11. Sistema de aquisição de imagens por fotomicroscopia. 

 

 
Figura 5.12. Fotomicroscopia sendo aplicada em um sistema atmosférico (Cosmo et al., 2020). 

https://www.paxit.com/
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O sistema é capaz de capturar partículas a partir de 2 micrometros de diâmetro equivalente, 

contando com uma lente objetiva Mitutoyo 10X (0.28 NA* 1-60227) de distância focal 33 mm. 

Para garantir a ampliação máxima, à lente objetiva devem-se acoplar a lente UltraZoom 6000® lens 

Navitar, Inc. e o short adapter 3.3X Navitar, Inc., sendo possível intercambiar este último por um 

short adapter 2X Navitar, Inc., perdendo em ampliação, mas ganhando em nitidez. Uma câmera 

PAXcam5+™ Low-Light Digital Microscope Camera promove a captura de imagens e vídeos. 

Fotografar imagens de dimensões micrométricas dependente fortemente do nível de 

iluminamento sobre os elementos que ficarão na região do ponto focal da lente objetiva (33 mm). 

O equipamento consiste ainda de uma Ring LED Light A5351FA036 Techniquip, uma Dual 

Bifurcated Gooseneck LED Light Guides MISDPL24+ Techniquip, uma Single Flexible Fiber 

Optic Bundle MIS-CF25036 Techniquip e três fontes de alimentação LED Fiber Optic Light 

Source MIS-LED-FOI Techniquip. 

Existem três técnicas para a iluminação e captura das imagens (Figura 5.13). A reflexão 

consiste em posicionar a fonte de luz e a câmera do mesmo lado, ou seja, a luz reflete no objeto e 

é capturada pela câmera. A transmissão consiste em posicionar a câmera do lado oposto à fonte de 

luz, ou seja, a câmera captura a “sombra” do objeto. A transflexão é uma combinação das duas 

anteriores, sendo que a fonte de luz e a câmera são posicionadas do mesmo lado, mas é preciso 

que uma superfície reflexiva seja colocada atrás do objeto. Foram previstas as três técnicas com 

recursos próprios para cada uma delas. 

 

 
Figura 5.13. Técnicas de iluminação e captura de imagens (Panckow et al., 2017 – adaptada). 

 

Através da janela de visualização frontal (ɸ56 mm e 29 mm de espessura), a Ring LED 

Light (Figura 5.14) permite a aplicação da técnica de transmissão. A lente objetiva Mitutoyo tem 

ɸext34 mm, sendo possível acomodá-la no interior da Ring LED Light, com ɸint50,8 mm. Um 
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suporte foi desenvolvido para permitir uma melhor afixação da lente objetiva à fonte de luz, 

deixando-as concêntricas. O anel de iluminação tem ɸ53,1 mm (menor que o flange de aço que 

delimita o diâmetro da janela) cujo o feixe de luz é convergente para o centro do anel em um ângulo 

de 43,5° em relação à reta normal (Techniquip, 2018). 

 

 
Figura 5.14. Ring LED Light A5351FA036 Techniquip, centralizador e lente objetiva Mitutoyo M Plan Apo 10X. 

 

Devido à convergência do anel de iluminação, a menor distância que a lente objetiva pode 

ficar em relação à face externa da janela de visualização é 3 mm, uma vez que menores distâncias 

impedirão a passagem da luz. Considerando-se o índice de refração do ar (1,00) e do borossilicato 

(1,48), o ângulo de 43,5° é reduzido para 27,7°, tornando o feixe de luz menos convergente, mas 

sem prejudicar o propósito. Ao atravessar do borossilicato para o interior do reator, o feche será 

convergente para índices menores que 1,48 (como o 1,33 da água). Contudo, a posição da Ring 

LED Light em relação à face externa da janela é de 16 mm (espessura do flange de aço), fazendo 

com que a convergência do feixe ocorra dentro da janela e a 9,7 mm da face interna. A partir desse 

ponto, consegue-se o iluminamento por todos os filamentos de luz, portanto, no fluido contido no 

reator e próximo à janela frontal. 

A técnica de transmissão é aplicada com o microscópio em uma janela lateral (ɸ35,5 mm e 

20 mm de espessura) e o Dual Bifurcated Gooseneck LED Light Guides ou a Single Flexible Fiber 

Optic Bundle na outra janela diametralmente oposta. A objetiva Mitutoyo tem ɸext34 mm, enquanto 

os furos nos flanges que delimitam o diâmetro das janelas laterais têm ɸ35,5 mm. Ou seja, pode-se 

encostar a objetiva (distância focal de 33 mm) na face externa de uma das janelas laterais e, com 

isso, entrar com o foco da objetiva por até 13 mm no seio do fluido no interior do reator. 

A transflexão é conseguida na configuração apresentada para a reflexão, porém, incluindo 

um anteparo (Figura 5.15) dentro do reator. O anteparo é posicionado a uma distância de 8,35 mm 

em relação à face interna da janela frontal, e permite a colocação de um elemento reflexivo polido 

para reflexão especular, ou um elemento de superfície rugosa para reflexão difusa. 
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Figura 5.15. Anteparos e suportes dos anteparos que podem ser inseridos no reator frente às janelas de visualização. 

 

O desenvolvimento das janelas de visualização, dos anteparos e do visor dinâmico são mais 

exemplos de aprimoramentos e incorporação de recursos advindos com a experiência adquirida. 

Muitos ensaios à pressão e temperatura atmosféricas foram realizados com o objetivo de tentar 

avaliar as limitações e as melhores formas de captura de imagens. Uma garrafa de seção quadrada 

(em torno de 10 cm x 10 cm) foi utilizada, mas não foi possível obter qualquer imagem devido ao 

arranjo cristalino desse tipo de vidro. Com isso, foram cortadas janelas em dois lados opostos da 

garrafa e afixadas duas placas de vidro flutuante (floating glass) de espessura 12 mm cada. Foi possível 

capturar imagens nessa configuração (Figura 5.12) e também quando placas adicionais de igual 

espessura foram afixadas sobre as primeiras (Figura 5.16), alcançando a espessura total de 24 mm 

(menor que a espessura da janela de visualização frontal do reator e maior que as janelas laterais). 

 

      
Figura 5.16. Garrafa de seção quadrada adaptada para avaliação do sistema de fotomicroscopia. 

 

Imagens de qualidade muito apreciável foram obtidas quando a solução contendo sólidos 

se encontrava confinada em curta espessura. Isso foi conseguido em um dispositivo montado com 

lâminas de microscopia, com espessura de confinamento de 2,5 mm (Figura 5.17). Esse 

aprendizado foi base para incorporar os anteparos (Figura 5.15) na janela frontal e em uma das 

janelas laterais, provendo elementos transparentes, reflexivos e opacos (nas cores branco e preto). 
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Os anteparos transparentes podem ser empregados tanto na reflexão pela janela frontal quanto na 

transmissão pela janela lateral. Os elementos reflexivos se aplicam apenas na transflexão pela janela 

frontal. Os elementos opacos (preto e branco) também se aplicam apenas na reflexão pela janela 

frontal com a expectativa de se conseguir algum contraste com o material a ser fotografado. 

 

 
Figura 5.17. Dispositivo elaborado para confinar o fluido em curto espaço a fim de avaliar a qualidade das imagens. 

 

Um arranjo de iluminação que não havia sido planejado, mas que foi implementado e tem 

trazido excelentes resultados na captura de imagens, é mostrado na Figura 5.18. Consiste em 

acoplar a iluminação Single Flexible Fiber Optic Bundle no ocular do microscópio. Mesmo sendo 

um microscópio digital, o operador pode optar por ajustar a imagem diretamente pelo ocular, e 

não indiretamente pela tela do computador. Como o ocular está acoplado à lente UltraZoom 

6000®, sua visada passa pela objetiva Mitutoyo e, portanto, ocorre no ponto focal. Desse modo, a 

iluminação é direcionada exatamente para o foco na lente objetiva, resultando em excelentes 

imagens obtidas através da técnica de reflexão. 

 

 
Figura 5.18. Técnica de iluminação incorporando uma fonte de luz no ocular do microscópio. Dentro do reator se 

vê a convergência do foco de luz correspondente à distância focal da lente objetiva. 
 

Essa nova configuração permite ainda que seja realizada a técnica de transflexão pela janela 

lateral com o uso do anteparo reflexivo. Contudo, a transflexão pode ser conseguida mais 

facilmente ao se utilizar conjuntamente a Dual Bifurcated Gooseneck na janela lateral oposta na 
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configuração da técnica de transmissão. A Figura 5.19 apresenta imagens dos mesmos cristais 

capturados com as três técnicas. A solução encontrava-se a 90 °C e 0 barg, com o logaritmo 

neperiano da atividade das espécies em torno de –9,3 (para referência, ver Figuras 5.43 e 5.52).  

 

   
Figura 5.19. Imagens obtidas por reflexão, transflexão (reflexão + transmissão) e transmissão, na ordem da esquerda 
para a direita. Observam-se os cristais romboédricos característicos de calcita, agulhas identificadoras de aragonita e 

vaterita dendrítica. 
 

Ainda em relação ao arranjo da Figura 5.17, foi desenvolvido um dispositivo para capturar 

imagens em escoamento (Figuras 5.20 e 5.61). Os flanges foram fabricados em impressora 3D. As 

primeiras imagens foram obtidas de uma emulsão água-vaselina (ver Seção 5.6.3). Esse 

conhecimento foi base para o desenvolvimento do que foi batizado de “visualizador dinâmico” 

(Figura 5.20), o qual pode ser acoplado à descarga do reator, e, portanto, operar nas mesmas 

condições de pressão e temperatura do reator. A espessura das janelas desse dispositivo é a mesma 

das janelas laterais do reator (20 mm). As válvulas a montante e a jusante permitem o confinamento 

de uma amostra. O dispositivo pode ser retirado do skid e levado para análise em outro local. 

 

    
Figura 5.20. Protótipo do visor dinâmico construído com lâminas de microscopia e gabinete produzido em 

impressora 3D (esquerda) e o visor dinâmico para 100 bar e 100 °C (direita). 
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O projeto do skid da unidade experimental (Figura 5.21) e sua construção e montagem 

(Figura 5.22) foram realizados pela Metalúrgica Metalquim Ltda. (https://metalquim.com.br). 

 

 
Figura 5.21. Projeto da unidade experimental montada em skid. 

 

 
Figura 5.22. Equipamento fornecido pela Metalquim e instalado na UFES. 

https://metalquim.com.br/
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5.2  ADEQUAÇÕES DO ESPAÇO FÍSICO 

Embora o equipamento tenha sido montado em skid e dotado de rodízios para fácil 

deslocamento, muitos recursos acessórios foram projetados e implementados (alguns ainda estão 

em implantação) para permitir o seu funcionamento (Figura 5.23). Além da instalação elétrica e 

hidráulica, também foi preciso prover um sistema de fornecimento de água destilada e um sistema 

de exaustão de gases (descarga das PSVs, por exemplo) para fora do laboratório. 

 

 
Figura 5.23. Infraestrutura assessória para o funcionamento do equipamento. 

 

Uma central de cilindros de gás será construída fora do laboratório, em que a rede de 

distribuição, blocos manifold, reguladores, válvulas de segurança, painéis de controle de pressão e 

demais elementos serão fornecidos e instalados por empresa especializada. Também será 

construída uma central de ar comprimido e linhas de distribuição, pois o booster e o elevador da 

tampa do reator demandam de força pneumática para o funcionamento. A fim de garantir 

segurança e ergonomia nas operações, foi construída uma plataforma a 69 cm do piso, a qual fica 

localizada atrás do skid (estrutura na cor amarelo-segurança na Figura 5.23). 
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5.3  COMISSIONAMENTO, PRÉ-OPERAÇÃO E PARTIDA 

Estivemos em São Paulo na fábrica da Metalquim para acompanhar os últimos detalhes da 

montagem e comissionar a unidade experimental. Os testes hidráulicos que deram origem ao data 

book do equipamento foram realizados em todos os elementos (principalmente no reator) a uma 

pressão em torno de 160 bar. Exceto no tanque pressurizado com nitrogênio, cuja pressão de teste 

foi de 180 bar. Durante essas atividades, as PSVs foram desinstaladas, pois iriam abrir 

indevidamente às pressões de 112 bar (para o reator) ou 134 bar (para o tanque de N2), 

inviabilizando os testes. 

Após os testes hidráulicos e o restabelecimento do equipamento, foram realizados alguns 

ensaios reais, como o aquecimento do reator e do tanque de N2, assim como o resfriamento do 

sistema de fluido gelado (Figura 5.24). 

 

 
Figura 5.24. Tanque pulmão de água fria, com aproximadamente 45 litros de água e 2 litros de fluido de radiador. 

Nessa oportunidade, mesmo sem a tampa, alcançou 3 °C. 
 

Em seguida aos testes básicos dos subsistemas, um ensaio preliminar qualitativo foi 

realizado (sem qualquer controle laboratorial). O procedimento é descrito a seguir: 

1) Foram adicionados 3 litros de água no reator. 

2) Na ausência de ferramentas laboratoriais para dosagens precisas, foram adicionadas 

uma colher de chá de cloreto de cálcio e uma colher de chá de bicarbonato de sódio. 

3) O reator foi fechado e, dentro do mesmo, permaneceram apenas o impelidor e a gaiola 

de cupons. 

4) A agitação foi iniciada em 100 rpm, sendo aumentada de 10 em 10 rpm até se constatar 

que o limite de agitação para o conjunto impelidor/cupons é de 150 rpm (acima desse 

valor a vibração poderia causar o empeno no eixo). 
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5) O reator foi pressurizado apenas com a injeção de CO2 gasoso até alcançar 60 bar, que 

era a pressão do cilindro disponível para o ensaio. 

6) Por se tratar de um ensaio inicial, tendo por objetivo a obtenção de fotografias a fim 

de avaliar preliminarmente a dinâmica do procedimento experimental e as 

características do reator, optou-se por operar à temperatura ambiente (sem 

aquecimento), para garantir maior segurança ao operador e evitar introduzir mais uma 

variável em uma análise apenas qualitativa. 

7) Após 30 minutos, a pressão foi elevada a 100 bar através da injeção de N2, cuja pressão 

do cilindro era de 200 bar. 

8) Após 50 minutos, a pressão foi aliviada por completo (flash) por meio da abertura do 

vent de gás. 

9) Após 2h10 do flash, o reator foi aberto e o ensaio foi encerrado. 

 

A Figura 5.25 compara visualmente a turbidez da solução dentro do reator. A imagem à 

esquerda foi capturada 30 minutos após a pressurização com CO2 para alcançar os 60 bar. 

Imediatamente após a obtenção dessa imagem, a pressão foi elevada a 100 bar pela injeção de N2. 

A imagem à direita foi capturada 50 minutos após a injeção do N2 e antes do flash. 

 

 
Figura 5.25. Comparativo visual da solução dentro do reator pressurizado a 60 bar apenas com CO2 (esquerda) e 

com um adicional de pressão a 100 bar através da injeção de N2 (direita). 
 

Obviamente que seriam necessárias investigações adicionais e algumas medições para se 

avaliar se as duas condições da Figura 5.25 alcançaram o equilíbrio. No entanto, os resultados, ainda 
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que visuais, coincidem com o esperado. Ou seja, sob pressão, o CaCO3 solubiliza e é isso que torna 

a solução menos turva. 

Imediatamente após a obtenção da imagem à direita na figura anterior, o reator foi 

despressurizado (flash) aliviando-se por completo a pressão através do vent de gás. A partir desse 

momento, foi observada a formação de bolhas surgindo do seio da solução. Algumas imagens 

foram capturadas em determinados intervalos de tempo após a degaseificação. Esse processo é 

apresentado na Figura 5.26. 

 

 
Figura 5.26. Comparativo visual da solução dentro do reator pressurizado a 100 bar com CO2 e N2 (esquerda-acima) 

e algumas capturas com a contagem de tempo após a completa degaseificação. 
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Mais uma vez não é possível afirmar se o sistema atingiu o equilíbrio passados 130 minutos 

da despressurização. No entanto, o observado corresponde ao esperado, em que o gás carbônico 

é liberado da fase aquosa à medida que o CaCO3(s) vai tornando a solução mais turva. Ou seja, o 

CaCℓ2 e o NaHCO3 solubilizados começam a formar CaCO3 sólido e CO2 gasoso, conforme a 

reação a seguir: 

 

CaCℓ2(aq)  +  2 NaHCO3(aq)  →  2 NaCℓ(aq)  +  CaCO3(s)  +  H2O  +  CO2(g) . (44) 
 

Não é esperado que o NaCℓ tenha surgido como um sólido, dada a sua elevada solubilidade 

e à baixa concentração inicial dos reagentes. Portanto, o cloreto de sódio provavelmente 

permaneceu ionizado como Na+
(aq) e Cℓ–

(aq). 

Novamente apenas para uma análise qualitativa, na Figura 5.27 observam-se o eixo, a gaiola, 

os cupons e o interior do reator bastante impregnados com a incrustação de CaCO3. Mesmo para 

um relativamente curto tempo de ensaio, os materiais ficaram bastante incrustados com o 

carbonato de cálcio. 

 

   
Figura 5.27. Situação final do eixo, da gaiola, dos cupons e do interior do reator bastante incrustados com carbonato 

de cálcio após o ensaio qualitativo. 
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5.4  PROCEDIMENTO EXPERIMENTAL DA MODELAGEM PROPOSTA 

A modelagem proposta na Seção 2.2 trata apenas do conceito de um experimento que visa 

contornar o emprego do estado de pseudo-equilíbrio proposto por Cosmo (2013) e, portanto, 

considerará o sistema H2O–CO2–CaCO3. Na Seção 4.1, tal modelagem foi simulada com o 

MultiScale™, gerando dados comparativos satisfatórios na Tabela 4.6. Nesta seção, será tratado o 

procedimento para executar a modelagem em questão na unidade experimental apresentada na 

Seção 5.1. A presente abordagem ainda é um conceito do procedimento, devendo ser validada na 

prática, em que muitos desafios e obstáculos surgirão quando a execução de fato ocorrer. 

Os maiores desafios dizem respeito à determinação da cinética das reações e à medição in 

situ das massas de CaCO3 precipitadas. Em relação à cinética das reações, a modelagem proposta 

se baseia em alcançar as condições de equilíbrio (SI = 0) e, portanto, é preciso garantir que esse 

estado seja alcançado. Em consideração à medição das massas precipitadas (XT e XFL), as técnicas 

convencionais de medição de massa requerem que a solução seja trazida para as condições 

ambiente, algo que mudará o sistema termodinâmico e, consequentemente, o conteúdo precipitado. 

As formas como esses dois desafios poderão ser contornados serão detalhadamente discutidas nas 

próximas três seções. 

 

5.4.1  Preparação do ensaio 

Para este procedimento não será necessário manter dentro do reator: serpentina, gaiola de 

cupons, anteparos, peagômetro e tubo borbulhador. Em princípio, será mais favorável operar com 

a haste longa do impelidor auto-dispersor de gás a fim de permitir uma melhor solubilização do 

CO2 na água. 

A dosagem dos reagentes não poderá ser realizada com bicarbonato de sódio (NaHCO3) e 

cloreto de cálcio (CaCℓ2), uma vez que o sistema seria alterado para H2O–CO2–CaCO3–NaCℓ. 

Dessa forma, CaCO3 em pó deverá ser disperso em água dentro do reator, cuja capacidade é de 

3,25 L. Uma vez pressurizado com CO2(g), o CaCO3 irá ionizar como Ca2+ e CO3
2–, o CO2 gasoso 

irá se dissolver (CO2(g) → CO2(aq)) e reagir com a água (CO2(aq) + H2O → H2CO3(aq)), o ácido 

carbônico irá se dissociar (H2CO3(aq) → H+ + HCO3
– e HCO3

– → H+ + CO3
2–) e o equilíbrio do 

sistema H2O–CO2(aq)–H2CO3–HCO3
––CO3

2– irá se estabelecer, conforme discutido na Seção 1.2.5. 

O cálculo da dosagem de CaCO3(s) para cada uma das três condições iniciais de pressão e 

temperatura foi derivado dos valores da Tabela 4.1. A referida tabela apresenta as concentrações 

de Ca2+, HCO3
– e CO2(aq). Uma vez que Ca2+ e CaCO3(s) são equimolares para o sistema em questão, 

basta dosar a quantidade de sólido em igualdade com o teor de Ca2+ da Tabela 4.1. Desse modo, 
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as equivalências em mols (especificamente em mmol/L) foram calculadas, sendo empregadas as 

seguintes massas molares de cada espécie: Ca = 40,078 g/mol; H = 1,008 g/mol; C = 12,011 g/mol; 

O = 15,999 g/mol; CaCO3 = 100,078 g/mol. Os resultados são apresentados na Tabela 5.1. 

 
Tabela 5.1. Condições iniciais da água para a análise do sistema H2O–CO2–CaCO3. 

Pi,1 
(atm) 

Ti,1 
(°C) 

Ca2+ 
(mg/L) 

Ca2+ 
(mmol/L) 

CaCO3(s) 
(mmol/L) 

CaCO3(s) 
(g/L) 

CaCO3(s) 
(g/3 L) 

100 40 1.282,865 32,0092 32,0092 3,2037 9,6110 
100 70 870,360 21,7167 21,7167 2,1735 6,5206 
100 100 525,228 13,1051 13,1051 1,3116 3,9349 

 

A coluna da Tabela 5.1 com os teores de Ca2+ em mg/L foi extraída da Tabela 4.1. As 

demais colunas foram calculadas, com destaque para os valores iguais das colunas de Ca2+ e 

CaCO3(s) em mmol/L. A última coluna representa as massas de CaCO3(s) que deverão ser pesadas 

em balança analítica, tendo sido considerado o volume de água igual a 3 litros. 

Com o reator limpo, adicionam-se 3 litros de água destilada e deionizada. Escolhida uma 

das corridas a serem realizadas, deve-se medir a massa de CaCO3(s) e adicioná-la no reator. O 

equipamento deve ser fechado e o ar atmosférico removido com o auxílio da bomba manual de 

vácuo (acessório disponível no laboratório). A rotação do impelidor deve ser iniciada e o CO2(g) 

injetado até que o sistema alcance aproximadamente 75 atm. O aquecimento é iniciado até atingir 

a temperatura do teste. Ao mesmo tempo que o CO2 vai sendo dissolvido na água e produzindo 

uma queda de pressão, o aquecimento tende a expandir a massa gasosa confinada com consequente 

aumento da pressão. Caso a pressão ultrapasse 100 atm, abre-se a válvula de alívio. Caso a pressão 

não alcance os 100 atm, injeta-se mais CO2. 

O primeiro passo é identificar o tempo mínimo que o sistema deve ser deixado nas 

condições descritas no parágrafo anterior até atingir o equilíbrio, ou seja, até dissolver todo o 

CaCO3(s) alcançando o estado de saturação (SI = 0). Para tanto, deve-se medir o teor de cálcio em 

solução. O procedimento para essa medição é idêntico em quaisquer das etapas e será descrito na 

Seção 5.3.4 (serão 3 medições, em que a etapa de preparação é a primeira, a determinação do XT a 

segunda, e a determinação do XFL a terceira). Na medição em questão, deve-se encontrar a 

concentração de cálcio inicial ([Ca]inicial) de acordo com a Tabela 5.1 (ver Figura 5.29). 

 Considerando que cada medição requer a retirada de uma alíquota da solução, 

provavelmente não será encontrado exatamente o valor de [Ca]inicial, mas um valor ligeiramente 

inferior. Desse modo, após constatado o tempo mínimo da dissolução, o reator deve ser esgotado 

e o procedimento reiniciado. Uma nova medição deve ser realizada, obrigatoriamente, após 

transcorrido o tempo mínimo identificado anteriormente. Se o teor de cálcio medido for similar ao 
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valor de [Ca]inicial da Tabela 5.1, isso garante que a “cinética da reação” foi estabelecida. As aspas 

foram utilizadas, pois, na Seção 5.3.4, essa expressão será rediscutida. 

 

5.4.2  Precipitação da massa total de CaCO3 (XT) 

Após realizar o procedimento de dissolução do CaCO3(s) descrito na seção anterior, 

mantendo a temperatura constante, promove-se a despressurização parcial do reator por meio do 

alívio da atmosfera gasosa, a qual é composta apenas por CO2(g). Considerando que a válvula de 

alívio é do tipo agulha, é possível alcançar um excelente controle da pressão, a qual deverá ser 

fixada de acordo com o ensaio escolhido (10 atm, 40 atm ou 70 atm). Após a despressurização o 

sistema se encontrará supersaturado (SI > 0), devendo-se deixá-lo nessas condições até que o 

CaCO3 precipite como um sólido e a solução retorne ao estado de saturação (SI = 0). 

Mais uma vez é preciso identificar o tempo mínimo necessário para que o equilíbrio seja 

alcançado. Medições da massa de CaCO3(s) (efetivamente será medido o teor de Ca2+
(aq) 

remanescente em solução, conforme será descrito na Seção 5.3.4) devem ser realizadas ao longo 

do tempo até que sejam constatados valores aproximadamente constantes. Isto é, até que a 

“cinética da reação” seja estabelecida. Provavelmente não será encontrado exatamente o valor de 

XT, mas um número ligeiramente superior, uma vez que pequenos teores de cálcio foram extraídos 

em cada medição. O procedimento deve ser repetido desde o início por três vezes (triplicata), 

realizando a medição da massa de CaCO3(s) a cada repetição. O tempo decorrido até o momento 

da medição deve ser, obrigatoriamente, superior ao tempo mínimo da “cinética da reação”. A partir 

desses resultados, caso sejam similares, calcula-se a média, o que resultará no valor de XT. 

 

5.4.3  Precipitação da massa de CaCO3 devido ao flash de CO2 (XFL) 

Tendo em vista que o jarro na Figura 2.3-d é o mesmo que o da Figura 2.2-c, o 

procedimento descrito na seção anterior deve ser repetido desde o início até o alívio do CO2(g). 

Nenhuma alíquota deve ser retirada para medição e o tempo mínimo descrito no parágrafo anterior 

deve ser aguardado. A partir desse ponto inicia-se a injeção do N2(g) até que a pressão seja 

restabelecida em 100 atm. Dessa forma, ao injetar o gás inerte, o sistema se encontrará subsaturado 

(SI < 0). A contagem do tempo da reação para a dissolução do CaCO3(s) em excesso será iniciada a 

partir da injeção do N2(g). 

A fim de se evitar a espera do tempo de precipitação total do CaCO3(s), conforme descrito 

no último parágrafo da seção anterior, pode-se, alternativamente, iniciar a injeção do N2(g) 

imediatamente após o alívio do CO2(g). Mas isso desde que todas as repetições sejam realizadas 
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nessa mesma condição, pois, se houver intervalos de tempo diferentes entre o alívio do CO2(g) e a 

injeção do N2(g), será difícil definir um marco temporal para estabelecer a “cinética da reação”. 

Novamente o tempo para que o novo equilíbrio seja alcançado deve ser determinado por 

medições da massa de CaCO3(s) (igualmente será medido o teor de Ca2+
(aq) remanescente em solução, 

descrito na Seção 5.3.4). Quando forem constatados valores aproximadamente constantes a 

“cinética da reação” estará estabelecida. Do mesmo modo não é esperado encontrar exatamente o 

valor de XFL, mas um número ligeiramente superior, pois pequenos teores de cálcio foram extraídos 

em cada medição. O procedimento deve ser repetido desde o início por três vezes (triplicata), 

realizando a medição da massa de CaCO3(s) a cada repetição. O tempo decorrido até o momento 

da medição deve ser, obrigatoriamente, superior ao tempo mínimo da “cinética da reação”. A partir 

desses resultados, caso sejam similares, calcula-se a média, o que resultará no valor de XFL. 

 

5.4.4  Medição do [Ca]inicial e das massas precipitadas (XT e XFL) 

Para a medição da massa formada pelos cristais precipitados na solução dentro do reator 

(XT e XFL), foi desenvolvida uma técnica que consiste em não medir a massa dos cristais, mas sim, 

mantê-los dentro do reator. O que será medido será o cálcio ionizado remanescente em solução 

([Ca]medido). Dessa forma, será realizado um balaço de matéria ou de massa em termos do cálcio. 

Como cada mol de cálcio ausente da solução corresponde a um mol de CaCO3 precipitado, 

podemos estabelecer que [CaCO3(s)] = [Ca]inicial – [Ca]medido. A primeira parte do procedimento 

consiste em dissolver o CaCO3 em pó e realizar medições até encontrar [Ca]medido = [Ca]inicial, 

resultando em [CaCO3(s)] = 0, ou seja, todo carbonato de cálcio foi dissolvido. Em todos os casos, 

o cálcio a ser medido será sempre o de uma alíquota a ser retirada do reator. Para tanto, será 

utilizado um recurso projetado exclusivamente para a aplicação dessa técnica (Figura 5.28). 

 

 
Figura 5.28. Nanofiltro com coletor de amostra para a medição indireta do CaCO3 precipitado. 

 

O dispositivo consiste (da direita para a esquerda) em: mangueira para conexão direta na 

válvula de fundo do reator (é possível remover a mangueira e conectar o nanofiltro diretamente na 
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válvula); nanofiltro modelo em “tê” (abaixo encontra-se o filtro em linha e elemento filtrante tipo 

sinterizado de malha 0,5 micrometro (500 nm)); válvula de entrada; coletor de amostra de 50 mL; 

manômetro; válvula de saída; e mangueira de saída. 

Inicialmente o dispositivo da Figura 5.28 deve ser preparado para evitar grandes variações 

termodinâmicas da solução. Primeiramente deve ser encaixado na válvula de fundo do reator. Com 

o fundo do reator ainda fechado, deve-se remover o ar de dentro do conjunto com auxílio da 

bomba de vácuo e através da conexão da saída do equipamento. Nesse caso, as duas válvulas do 

dispositivo devem ser mantidas abertas, com a válvula de saída sendo fechada após a geração do 

vácuo. Novamente pela conexão de saída deve-se injetar N2(g) até a pressão do dispositivo ficar 

levemente menor que a pressão do reator. A válvula de saída pode ser fechada. 

Uma vez preparado o amostrador, pode-se abrir a válvula de fundo do reator e coletar a 

amostra. Terminada a coleta, fecham-se a válvula de fundo do reator e a válvula de entrada do 

dispositivo. O conteúdo da solução dentro do amostrador será equivalente apenas ao líquido dentro 

do reator, ou seja, será a solução portadora de sólidos dissolvidos, estando a amostra livre dos 

sólidos suspensos (cristais de CaCO3). Em outras palavras, o nanofiltro não permitirá a passagem 

de cristais de CaCO3(s) formados dentro do reator. 

Há pelo menos dois motivos para afirmar que a malha de 500 nm será suficiente para reter 

todo o conteúdo de sólidos. Primeiro: pelas análises da Figura 5.60 do trabalho de Cosmo et al. 

(2020), os diâmetros equivalentes dos cristais de CaCO3 são maiores que 500 nm (ver Seções 5.6.1 

e 5.6.2). Segundo: esse procedimento será realizado diversas vezes ao longo do tempo, assim, 

mesmo que algumas partículas menores que 500 nm passem pela malha do nanofiltro nas primeiras 

coletas, os fenômenos do crescimento e da aglomeração cristal garantirão que as partículas 

assumam diâmetro equivalente maior que 500 nm. O método gráfico da Figura 5.29 exemplifica 

esse procedimento. 

 

 
Figura 5.29. Método gráfico para determinar a “cinética da reação”. 
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Com isso, a expressão “cinética da reação”, utilizada nas três seções anteriores, pode ser 

apropriada somente na etapa de dissolução do CaCO3(s). Nas medições para a determinação de XT 

e XFL, o tempo total poderá estar compreendendo a cinética da reação mais o período necessário 

para o crescimento das partículas para além de 500 nm. 

Superadas essas questões, a concentração de cálcio dentro do amostrador é equivalente à 

concentração de cálcio que não se encontra formando CaCO3(s) dentro do reator. Antes de iniciar 

a medição dessa concentração de cálcio, será necessário aliviar a pressão pelo escape do N2(g). Com 

a despressurização, o CO2(aq) sofrerá o flash e também sairá da solução na forma gasosa, precipitando 

CaCO3(s). No entanto, a concentração absoluta de cálcio dentro do amostrador continuará a mesma, 

com uma parcela ionizada como Ca2+
(aq) e outra parcela suspensa ou incrustada como CaCO3(s). 

Com a amostra em condições atmosféricas de pressão e temperatura, pode-se promover a 

medição do cálcio em solução pela técnica de titulação complexométrica com ácido EDTA 

(etilenodiamino tetra-acético) ou por gravimetria. Dessa forma, estará determinada a concentração 

molar de cálcio da amostra ([Ca]medido). Consequentemente, pode-se inferir a concentração molar 

de CaCO3(s) que ficou precipitada dentro do reator, calculando-se com XT = [Ca]inicial – [Ca]medido ou 

XFL = [Ca]inicial – [Ca]medido, a depender da etapa do ensaio. 

As técnicas laboratoriais mencionadas são descritas em qualquer livro de química analítica 

quantitativa, como em Baccan et al., 1979 ou Skoog et al., 2006. Outros procedimentos poderão ser 

necessários, como “lavar” o amostrador com ácido para dissolver o CaCO3(s) incrustado. Questões 

nesse nível de detalhamento precisarão ser devidamente solucionadas na prática. 

 

5.5  RESULTADOS EXPERIMENTAIS QUALITATIVOS PRELIMINARES 

Com o equipamento instalado e em condições de operação na UFES em Vitória — mesmo 

com a carência de alguns recursos definitivos, os quais ainda serão implantados — experimentos 

simples foram selecionados e conduzidos a fim de avaliar, qualitativamente, mais alguns 

equipamentos e subsistemas da unidade. Tratam-se de ensaios expeditos e sem o rigor de um 

procedimento laboratorial, com a finalidade de validar a operabilidade e identificar a necessidade 

de possíveis ajustes no equipamento. Ainda assim, resultados científicos interessantes serão 

reportados nesta seção. 

 

5.5.1  Simulação de um gravel pack incrustado com CaCO3 

O ensaio consiste em avaliar um dos core-holders da unidade experimental por meio da 

simulação de um gravel pack. O elemento de completação em questão foi constituído por um 
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conjunto de telas premium e um elemento sinterizado, cuja função é fazer o papel do 

empacotamento de areia (Figura 5.30). Uma solução supersaturada em CaCO3 dentro do reator 

teve seu inventário descarregado no core-holder portador do conjunto que simula o gravel pack. Para 

este procedimento não foi necessário manter dentro do reator: serpentina, gaiola de cupons, 

anteparos, peagômetro e tubo borbulhador. Foi utilizada a haste curta do impelidor a fim de deixar 

menos área para incrustação, pois o objetivo era descarregar os cristais carbonáticos no core-holder. 

 

 
Figura 5.30. Conjunto de elementos sob análise, da esquerda para a direita (sentido do fluxo de fluido): sinterizado 

de 5 mm de espessura simulando o gravel pack, tela e suporte da tela (conjunto de telas premium). 
 

O core-holder em questão é singular, pois não se tem conhecimento de equipamento 

semelhante e com flexibilidade para testes com telas, gravel pack, testemunhos rochosos e também 

com a combinação desses elementos. Além disso, o dispositivo conta com uma camisa de 

aquecimento que permite manter o sistema em temperaturas próximas à do fluido dentro do reator, 

evitando que a diferença de temperatura proporcione desvios indesejáveis nas variáveis sob análise. 

Mesmo em se tratando de um ensaio qualitativo, o sinterizado utilizado no teste cumpre 

bem o papel do gravel pack, uma vez que o mesmo é empregado em ensaios de percolação de água 

em solos arenosos. Como dispõe de pouco ou nenhum material cimentante entre os grãos, se 

assemelha bastante a um empacotamento de areia. 

Uma solução supersaturada em CaCO3 dentro do reator foi pressurizada a 30 bar e aquecida 

até 80 °C. O tanque pressurizado por nitrogênio foi mantido à temperatura de 83 °C pelo reboiler, 

assim como a camisa de aquecimento do core-holder. O conjunto da Figura 5.30 foi confinado pela 

camisa de Viton® e pelos pistões por meio da pressão de 39 bar da água do tanque pressurizado 

por N2. A pressão do tanque foi diminuída a 5 bar, e a água em seu interior foi posta a preencher 

o espaço interno do core-holder e, portanto, os elementos da Figura 5.30. O tanque foi repressurizado 

a 39 bar com N2 e foi restabelecida a comunicação com a camisa para garantir a pressão de 

confinamento. A fim de se evitar a descarga muito rápida do inventário do reator — uma vez que 

o core-holder estava conectado ao hidrociclone e, portanto, à pressão atmosférica — o conteúdo 

gasoso do reator foi aliviado até que o sistema alcançasse 5 bar, o que favoreceu mais precipitação 

de CaCO3 dentro do reator. 
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Estando o sistema pronto para o ensaio, a válvula de fundo do reator foi aberta e válvula 

de descarga do core-holder foi sutilmente aberta. O inventário do reator começou a ser descarregado 

nos elementos de completação enquanto a pressão em seu interior decrescia. Subitamente o 

escoamento cessou quando a pressão dentro do reator ainda era de 3 bar. Possivelmente a carga de 

precipitado fora demasiadamente elevada. A pressão dentro do reator foi elevada a 20 bar pela 

injeção de N2 e o escoamento se restabeleceu. Após descarregar o restante dos 3 litros de solução, 

a pressão no reator ainda era de 10 bar. Ou seja, o sistema voltou a ser bloqueado pela incrustação. 

A inspeção da Figura 5.31 permite avaliar, qualitativamente, a condição final dos elementos de 

completação que foram simulados. 

 

 
Figura 5.31. Condição final dos elementos da Figura 5.30 após o ensaio. 

 

Antes de retirar o elemento sinterizado da camisa de borracha de Viton® que o confinava, 

em uma inspeção visual foi possível constatar a sua integridade, mesmo após experimentar as 

pressões e a temperatura indicadas. Ao tentar recuperar o elemento de dentro da camisa, foi 

identificado que o mesmo se encontrava um pouco friável e relativamente bem aderido à borracha 

em sua circunferência. Os esforços aplicados para a sua retirada causaram as avarias identificadas 

na Figura 5.31. 

Este ensaio foi determinante para apontar a necessidade de substituição da válvula de 

descarga do tipo esfera por uma do tipo agulha a fim de garantir melhor controle. Além disso, 

alguns ajustes nos pistões serão realizados para aprimorar a distribuição de fluxo na área de seção 

transversal do elemento sob análise. Soluções para a simulação do gravel pack pesquisadas indicam 

o uso de elementos sinterizados de bronze ou de aço inox a fim de garantir melhor resistência 

mecânica. Também está sendo vislumbrada a possibilidade de se utilizar um empacotamento com 

pérolas de vidro ou até mesmo com areia real de gravel pack, ambos de granulometria controlada. 



114 

Ainda como consequência deste ensaio, surgiu o projeto de um screen-holder (Figura 5.32). 

Os core-holders convencionais, como o CH-200 (Figura 5.1), podem operar apenas com núcleos de 

rocha. O core-holder CH-201, desenvolvido neste trabalho e utilizado para o ensaio em questão, foi 

projetado para acomodar telas no formato de discos planos. O screen-holder é o projeto de um 

dispositivo capaz de acomodar telas reais (ou mesmo liners) de completação de poços de petróleo 

em formato tubular. O equipamento conta com uma câmara interna para a inserção da tela ou liner, 

e uma camisa externa de aquecimento, o que permite manter o sistema aquecido na temperatura 

de interesse. Obviamente que, se for construído para que seja acoplado à descarga do reator, deverá 

ter dimensões reduzidas, com as medidas das telas e liners com ɸ1” e comprimento de 3” a 4”. 

 

 
Figura 5.32. Screen-holder projetado para realizar ensaios com telas e liners reais em formato tubular. 
 

5.5.2  Formação de clatratos de gás (hidratos) 

Os clatratos são moléculas de um gás aprisionadas por um conjunto de moléculas de um 

líquido que formam uma espécie de “gaiola”. Quando o líquido é a água, os clatratos são chamados 

de hidratos. Para a garantia de escoamento, os hidratos de metano são os mais relevantes, por isso 

são também chamados simplesmente de hidratos (Figura 5.33). As condições mais favoráveis para 

a sua formação são em elevada pressão (100 a 300 bar) e em moderada a baixa temperatura (15 a 

20 °C) (Speight, 2018; Balakin, 2010), embora Duan et al. (2011) apresentem diversos estudos com 

dados experimentais da formação de hidratos abaixo de 100 bar, porém, com temperaturas abaixo 

de 15 °C. 

O ensaio consiste em avaliar a intensidade de resfriamento da massa dentro do reator por 

meio do chiller, permitindo a confirmação da capacidade do equipamento para estudos deste 

fenômeno. O objetivo é apenas capturar imagens macroscópicas e microscópicas de hidratos de 

CO2 e de metano, de modo que possa ser avaliada a capacidade para, futuramente, investigar, de 

fato, a termodinâmica e cinética de formação de hidratos de metano. Para este procedimento não 

foi necessário manter dentro do reator: gaiola de cupons, anteparos, peagômetro e tubo 

borbulhador. A haste curta do impelidor foi utilizada, pois deixa espaço livre para o crescimento 

dos aglomerados, além de permitir a captura de imagens também pela técnica de transmissão. 
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Figura 5.33. Imagem de cristais de hidrato em uma amostra de sedimento obtida com microscópio eletrônico de 

varredura (USGS, 2015). 
 

A condição para que sejam formados hidratos de CO2 é até mais severa que para a formação 

de hidratos de CH4. Às pressões de 20 bar e 50 bar, o primeiro se forma em temperaturas abaixo 

de 4 °C e 10 °C, respectivamente. Às mesmas pressões, o segundo se forma em temperaturas abaixo 

de 8 °C e 16 °C, respectivamente. 

O primeiro ensaio foi realizado colocando-se apenas água de torneira no reator. Com todas 

as saídas fechadas, CO2 foi injetado até que a pressão alcançasse 20 a 30 bar no reator. A válvula 

de alívio foi aberta para que a massa gasosa (ar atmosférico + CO2) fosse expelida, reduzindo a 

pressão para próximo de 5 bar. O procedimento foi repetido mais duas vezes com o objetivo de 

garantir que a pressão no interior do reator (lida no manômetro e no pressostato) se aproximasse 

da pressão parcial do CO2, ou seja, que o ar atmosférico fosse expelido e a atmosfera gasosa fosse 

formada, quase que integralmente, pelo gás de interesse. Em seguida, mais CO2 foi injetado até que 

a pressão alcançasse 60 bar, deixando plena a comunicação do cilindro com o reator, de modo que, 

com a dissolução do gás na água, mais CO2 era injetado até alcançar o equilíbrio. 

A água dentro da cuba foi resfriada pelo chiller até atingir a menor temperatura de 0,7 °C, 

tendo sido constatada a formação de uma camada de gelo (que é um isolante térmico) envolvendo 

a serpentina da Figura 5.24. Esse foi um indicativo de que será necessário adicionar mais MEG ao 

fluido térmico caso se queira operar com temperaturas ainda menores. A circulação do fluido 

térmico refrigerado através da serpentina dentro do reator foi estabelecida. Quando o sistema 

alcançou o equilíbrio, a temperatura no chiller foi elevada a 1,6 °C. Dentro do reator, a temperatura 

mínima estabelecida foi de 5 °C, com a pressão mantida a 60 bar devido à comunicação com o 

cilindro de CO2. 
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A partir da janela de visualização frontal do reator, foram obtidas as imagens de hidratos 

de CO2 da Figura 5.34. As imagens da Figura 5.35 foram capturadas com o microscópio através da 

janela de visualização lateral. 

 

   
Figura 5.34. À esquerda, o início da formação de hidratos de CO2. Ao centro, quando o sistema alcançou o 

equilíbrio a 5 °C e 60 bar. À direita, quando a pressão do sistema estava sendo aliviada. 
 

    
Figura 5.35. Imagens microscópicas de hidratos de CO2 capturadas in situ a 5 °C e 60 bar. 

 

O segundo ensaio foi repetido de modo semelhante ao primeiro, porém, injetando-se o gás 

metano no lugar do CO2. A temperatura interna no reator também foi de 5 °C, mas a pressão 

alcançou 108 bar. Não foi utilizado gás metano de alta pureza, mas sim, gás natural veicular 

transferido a partir de um cilindro de GNV. Ressalta-se que o GNV é composto majoritariamente 

por metano (comumente mais de 90%), seguido de etano e pequenas frações (às vezes traços) de 

propano e butano. Como a pressão original do cilindro era de 200 bar, não foi mantida 

comunicação plena com o reator. À medida que a pressão ia diminuindo devido à solubilização do 

metano na água, o gás era novamente dosado até alcançar a pressão máxima de 108 bar. As 

melhores imagens obtidas para os hidratos de metano são apresentadas na Figura 5.36. 
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Figura 5.36. Imagens macroscópica (esquerda) e microscópica (direita) de hidratos de metano capturadas in situ à 

temperatura de 5 °C e pressão 108 bar. 
 

Importante salientar a dificuldade de se obterem as imagens microscópicas dos hidratos das 

Figuras 5.35 e 5.36, algo que precisará ser minuciosamente avaliado quando o fenômeno vier a ser 

estudado a fundo. O aspecto cristalino proporciona muito reflexo ao se tentar capturar imagens 

pela técnica de reflexão, ao mesmo tempo que o aspecto gélido faz com que a passagem da luz 

fique prejudicada para a aplicação da técnica de transmissão (ver Figura 5.13). Também não foi 

possível com o metano a qualidade dos hidratos formados com CO2. A Figura 5.37 apresenta um 

plugue de hidrato de CO2 formado na serpentina de resfriamento, o que faz lembrar de um plugue 

de hidrato de metano extraído de uma câmara de pig de uma linha de produção. 

 

     
Figura 5.37. Plugue de hidrato de CO2 formado na serpentina do reator (esquerda) e plugue de hidrato de metano 

sendo extraído de uma câmara de pig (direita – imagem obtida de Koh et al., 2011). 
 

O equipamento se mostrou capaz de realizar estudos de formação de hidratos de CO2 e de 

metano, podendo ser aplicado, ainda, para a investigação de hidratos de outros gases. Woo et al. 
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(2019), em seus estudos de processos de separação à base de hidratos com foco na dessalinização 

da água do mar, observaram a formação de clatratos de gás refrigerante R-22 em salmouras de 

NaCℓ e MgCℓ2, com os experimentos realizados a pressões pouco maiores que 5 bar e à 

temperatura de 5 °C, algo factível para a unidade experimental. 

 

5.5.3  Precipitação de sulfato de bário a partir da injeção pressurizada de água do mar 

O ensaio consiste em simular o encontro da água do reservatório com a água de injeção 

como método de recuperação secundária, evidenciando a necessidade de dessulfatação quando a 

água é captada diretamente do mar onde se encontra a plataforma de produção. O objetivo é apenas 

capturar imagens macroscópicas da solução (turbidez) e microscópicas dos cristais de sulfato de 

bário (BaSO4) formados. Para este procedimento não foi necessário manter dentro do reator: gaiola 

de cupons, anteparos, peagômetro e tubo borbulhador. A haste curta do impelidor foi utilizada, 

pois deixa espaço livre para o crescimento dos aglomerados, além de permitir a captura de imagens 

também pela técnica de transmissão. 

Uma solução de cloreto de bário (BaCℓ2) (0,20 g de BaCℓ2 em 2,75 litros água de torneira) 

foi adicionada ao reator. O sistema foi aquecido a 90 °C e pressurizado com nitrogênio até 87 bar 

(Figura 5.38-a). Na pipeta foram adicionados 200 mL de água do mar (captada vários quilômetros 

offshore da costa da cidade de Vitória, Espírito Santo. A Tabela 5.2 apresenta uma composição de 

referência para a água do mar utilizada e de algumas outras localidades a título de comparação. 

 

   
Figura 5.38. Ensaio de injeção da água do mar. a) Solução de BaCℓ2 antes da mistura. b) Solução imediatamente 

após a mistura de BaCℓ2 com água do mar. c) Solução 14 horas após a mistura. 
 

Apreciando a tabela acima, notamos que o teor de sulfato (SO4
2–) varia relativamente pouco 

entre as localidades apresentadas (2.834 a 3.350 mg/L). Dando continuidade ao ensaio, a pipeta foi 
pressurizada a 102 bar, deixando comunicação plena com a linha de fornecimento de nitrogênio, a 
qual foi mantida constante nessa pressão. A válvula de descarga da pipeta foi aberta e a água do 
mar injetada no reator. Poucos segundos após a mistura, a solução dentro do reator se apresentou 
no aspecto conforme a Figura 5.38-b. 

a) b) c) 
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Tabela 5.2. Composição da água do mar do Espírito Santo (obtida de Silva e Cosmo, 2013), como referência para a 
água captada do mar de Vitória (objeto do ensaio), e de diversas outras localidades como referência para comparação. 

Componente Silva e Cosmo, 
2013 

Mackay et al., 
2012 

Taheri et al., 
2008 Cotruvo, 2005 Cotruvo, 2005 Cotruvo, 2005 

Cℓ– 21.300 19.800 23.000 21.200 23.000 22.219 
Br– – – – 155 80 72 

HCO3– 150 130 166 – 142 146 
SO42– 2.834 2.960 3.350 2.950 3.200 3.078 
Na+ 11.500 10.991 11.750 11.800 15.850 14.255 
K+ 226 450 0 463 460 210 

Ca2+ 504 430 267 423 500 225 
Mg2+ 1.390 1.350 2.996 1.403 1.765 742 
Sr2+ 9 7 3,4 – – – 
Fe2+ 0 0 0,42 – – – 
Ba2+ < 1,0 0 0,09 – – – 
TSD 35.145 36.118 40.270 38.600 45.000 41.000 
pH 8,0 7,45 7,7 – – – 

localidade Espírito Santo, 
Brasil 

Mar do Norte, 
Dinamarca Golfo Pérsico 

Mar 
Mediterrâneo 

Oriental 

Golfo da Arábia 
no Kuwait 

Mar Vermelho 
em Jeddah 

 

A elevada turbidez notada na figura ocorreu mesmo com a baixa concentração de bário 

(Ba2+) em solução (apenas 44,7 mg/L) quando comparada aos outros íons metálicos apresentados 

da Tabela 5.2, como o cálcio, o magnésio e o potássio. Isso evidencia a agressividade do processo 

de precipitação do BaSO4, assim como a necessidade de dessulfatação da água do mar quando 

utilizada para pressurizar e varrer reservatórios de petróleo. 

Após poucos minutos do início da reação, milhares de pequenos cristais de barita aderiram 

à face interna da janela de visualização lateral do reator — alguns deles capturados pela imagem da 

Figura 5.39. As duas marcas de “risco” na imagem (uma relativamente vertical e a outra 

praticamente horizontal) são ranhuras no vidro de borossilicato da janela de visualização. Tais 

marcas deveriam se comportar como sítios de nucleação heterogênea (conforme Crabtree et al., 

1999). No entanto, como se observa na Figura 5.39, não há nenhuma tendência aparente de os 

cristais de barita se aglomerarem no entorno desses sítios de nucleação. Diferentemente do que foi 

observado em todos (ênfase em “todos”) os ensaios com carbonato de cálcio, com alguns deles 

sendo relatados nas seções subsequentes. 

As imagens da Figura 5.40 correspondem a um tempo de ensaio de 14 horas, em que a 

solução dentro do reator apresentava o aspecto da Figura 5.38-c mesmo sob agitação. Mais uma 

vez é notada a baixa propensão dos cristais de barita a se formarem ou a se aderirem em um sítio 

de nucleação, como as ranhuras na face interna do vidro de borossilicato, bastante pronunciadas 

na imagem à esquerda da Figura 5.40. 



120 

 
Figura 5.39. Pequenos cristais de barita (BaSO4) aderidos ao vidro da janela de visualização lateral quase que 

instantaneamente à injeção da água do mar no reator contendo uma solução de BaCℓ2. 
 

A diminuição da turbidez, comparando-se as imagens “b” e “c” da Figura 5.38, pode ser 

devido ao crescimento dos cristais, comparando-se as imagens das Figura 5.39 e 5.40. A propósito, 

grandes aglomerados, como os da Figura 5.40, são minoritários em relação aos pequenos. 

Outros ensaios com o sulfato de bário são possíveis. Como a avaliação da incrustação em 

telas e gravel packs (como os resultados obtidos na Figura 5.31 para o carbonato de cálcio). Até 

mesmo a avaliação da precipitação em meios porosos, fazendo com que os cristais atravessem 

núcleos de rocha confinados no core-holder, porém, sob a pena de perder a amostra, dada a extrema 

dificuldade de limpeza dos cristais de barita que ficarão impregnados nos poros da rocha. 

 Este ensaio permitiu avaliar o potencial de aplicação da pipeta pressurizada, tendo sido a 

primeira reação a ocorrer a elevada pressão após a mistura dos reagentes. Com este recurso é 

possível realizar a injeção de produto químico sob pressão, com a possibilidade de avaliar a inibição 

da precipitação e incrustação, a quebra de hidratos, a desestabilização de emulsões, dentre outros 

fenômenos, mas todos nas suas condições in situ até os limites mecânicos do reator. 

 

    
Figura 5.40. Incrustação de cristais de barita após 14 horas de ensaio. À esquerda, evidenciando que a adesão não 

ocorre preferencialmente nos sítios de nucleação. À direita, formando alguns aglomerados maiores. 
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5.5.4  Avaliação da precipitação e incrustação com aplicação de campo magnético 

O ensaio consiste em observar se campos magnéticos são capazes de inibir, mesmo que 

parcialmente, a precipitação e a incrustação carbonática, ou ainda, se são capazes de interferir no 

polimorfismo dos cristais carbonáticos ora nucleados. Um “teste branco” de incrustação em 

cupons foi utilizado como balizador para o ensaio com a presença de campos magnéticos gerados 

por ímãs permanentes. Para este procedimento não foi necessário manter dentro do reator: 

serpentina, peagômetro e tubo borbulhador. Além da gaiola de cupons, foram utilizados os dois 

suportes dos anteparos, os quais serviram para abrigar os ímãs. 

No “teste branco”, dois anteparos de aço inox 304 com as mesmas dimensões dos ímãs 

(ɸ25 mm e espessura 5 mm) tendem a garantir condições fluidodinâmicas muito semelhantes. Os 

ímãs permanentes são de neodímio, de grau N42, campo magnético de superfície de 2.451 gauss e 

a 22,5 mm de 239 gauss (menor distância entre os ímãs e os cupons). Os anteparos estão localizados 

frente às janelas frontal e lateral direita do reator, formando 90° entre si em relação ao centro de 

rotação da gaiola. Foi realizado apenas um ensaio, com o polo norte dos dois ímãs voltados para 

as gaiolas. Ensaios futuros poderão ser realizados com os polos sul ou de modo alternado. 

Dentro do reator foi adicionado 1,0 L de uma solução de NaHCO3 (7,561 g de NaHCO3 

em água destilada solvatando por mais de 72 horas). O sistema foi aquecido a 60 °C e a agitação 

iniciada com 50 rpm. Através do funil, por ação da gravidade, foi adicionado 1,0 L de uma solução 

pré-aquecida de CaCℓ2 (4,410 g de CaCℓ2.2H2O em água destilada solvatando por mais de 72 

horas). Na adição da solução pelo funil, o vent do reator foi aberto. Imediatamente após a mistura, 

a válvula do funil e o vent foram fechados. O sistema foi pressurizado com N2 a até 50 bar. O início 

da contagem de tempo foi o momento da mistura, com o ensaio durando duas horas. 

Ao término de cada ensaio, a pressão foi aliviada, o aquecimento desligado e o reator aberto 

para a obtenção das imagens da Figura 5.41. Entre os ensaios o equipamento foi lavado com ácido 

para a remoção da incrustação, seguido de uma limpeza para a remoção de quaisquer impurezas 

que pudessem interferir no ensaio seguinte. Os anteparos foram substituídos pelos ímãs 

permanentes e o procedimento descrito no parágrafo anterior foi repetido. 

A inspeção visual das imagens parece indicar maior precipitação na gaiola de cupons para 

o ensaio sem campo magnético. Enquanto os anteparos parecem ter maior teor de material 

particulado no ensaio com campo. Qualquer afirmação em relação à quantidade de material 

precipitado pode induzir a erros, uma vez que a agitação foi acelerada para misturar a solução e 

parada para a captura de fotomicrografias por diversas vezes nos dois ensaios. Isto é, a igualdade 

das condições fluidodinâmicas não foi garantida. Ainda assim, as massas aderidas aos anteparos 
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foram medidas em balança analítica. A Tabela 5.3 apresenta tais medidas, as quais correspondem 

aos anteparos e seus respectivos suportes sem as hastes. 

 

           
Figura 5.41. Cupons e anteparos após os ensaios sem campo (esquerda) e com campo magnético (direita). 

 
Tabela 5.3. Medidas das massas aderidas aos anteparos nos ensaios sem campo e com campo magnético. 
SEM CAMPO 
MAGNÉTICO 

Anteparo 
lateral 

Anteparo 
frontal  COM CAMPO 

MAGNÉTICO 
Anteparo 

lateral 
Anteparo 

frontal 
Antes (g) 41,0107 41,4577  Antes (g) 39,6179 39,9389 

Após ensaio (g) 41,0333 41,4751  Após ensaio (g) 39,6313 39,9684 
Diferença (mg) 22,6 17,4  Diferença (g) 13,4 29,5 

Soma (mg) 40,0  Soma (g) 42,9 
Média (mg) 20,0  Média (g) 21,45 

 

Apreciando a tabela acima, notamos que a diferença entre as massas aderidas nos dois 

ensaios não é significativa. Contudo, visualmente, o aspecto da incrustação nos dois cupons parece 

diferente, embora nenhuma investigação tenha sido realizada. Em ensaios realizados 

posteriormente (Seção 5.5.6), aspectos semelhantes foram observados com a distinção evidente 

dos cristais formados, o que permite sugerir que os cupons no ensaio sem campo magnético foram 

incrustados, majoritariamente, por aragonita, enquanto no ensaio com campo, os cupons foram 
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incrustados, majoritariamente por calcita. Porém, as fotomicrografias obtidas (capturadas na face 

interna da janela de visualização lateral) nos dois ensaios foram semelhantes, tanto nos polimorfos 

encontrados (Figura 5.42), quanto na quantidade de precipitados observados. 

 

  
Figura 5.42. Fotomicrografias obtidas nos ensaios sem campo (esquerda) e com campo magnético (direita). 

 

Fato importante a destacar — que foi observado nestes ensaios e nos ensaios posteriores 

envolvendo a precipitação e incrustação de carbonato de cálcio — é a preferência de formação e 

adesão dos cristais nas ranhuras da face interna da janela de visualização (Figura 5.42). Ou seja, tais 

imperfeições funcionam como sítios de nucleação heterogênea, permitindo sugerir que costuras, 

emendas e outras descontinuidades nas tubulações de aço da produção de petróleo, também se 

comportem dessa maneira para o carbonato de cálcio. Comparativamente ao experimento de 

precipitação de sulfato de bário (BaSO4) da Seção 5.5.3, tal tendência não foi observada. 

Retomando a análise do ponto de vista da aplicação do campo magnético, Kobe et al. (2002) 

e Alimi et al., (2007) ponderam que, assim como a aplicação de campo elétrico, o campo magnético 

também pode influenciar a estabilização não só da vaterita, mas também da calcita e da aragonita. 

Mas Li et al. (2007) observaram experimentalmente que o tratamento magnético suprime a 

formação de calcita, dando preferência à estabilização da vaterita e da aragonita. 

Os resultados obtidos nesta seção não permitem concordar com quaisquer dos grupos de 

pesquisa, e esse nem era o objetivo, uma vez que foram realizados ensaios para comissionar os 

diversos subsistemas da unidade experimental e avaliar a capacidade do equipamento para realizar 

a gama de investigações a que se propõe. Contudo, é válido o registro de que a solução muito 

supersaturada pode ter inviabilizado a atuação do campo magnético, até mesmo porque, nos dois 

ensaios, o tempo de indução foi idealmente nulo. Ou seja, quando a solução de CaCℓ2 foi despejada 

sobre a solução de NaHCO3, a precipitação foi iniciada imediatamente. 
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Há muito espaço para a investigação da ação de campos magnéticos na precipitação 

carbonática, e a unidade experimental dispõe de bons recursos para isso. É possível implantar um 

ímã permanente em formato de anel, de modo que seu diâmetro externo seja pouco menor que o 

diâmetro interno do reator, e também que seu diâmetro interno seja pouco maior que o diâmetro 

dos suportes da gaiola de cupons. Isso permitiria aplicar campos magnéticos consideráveis e 

confinando o escoamento à ação do campo. Configurações mais simples também podem ser 

implementadas, como a confecção de ímãs no formato dos cupons, ímãs maiores que os 5 mm de 

comprimento que foram empregados nos presentes ensaios, dentre outras. 

Qualquer que seja a configuração da aplicação do campo magnético, é importante realizar 

experimentos em condições mais próximas das reais quanto for possível. Por exemplo, uma 

solução pode ser preparada para estar em equilíbrio a 100 bar (condição de reservatório) e, após 

uma despressurização da fase gasosa (simulando uma perda de carga devido ao escoamento), a 

supersaturação irá ocorrer sob a ação do campo magnético. Nesse caso seria possível avaliar o 

comportamento de uma solução supersaturada sob a ação de um campo magnético, algo que não 

ocorreu nos ensaios desta seção. 

 

5.5.5  Avaliação do diagrama de polimorfos do carbonato de cálcio 

O ensaio consiste em obter imagens em condições semelhantes às de Kawano et al. (2009) 

a fim de avaliar o potencial da técnica de fotomicroscopia. Também é objetivo discutir o método 

adotado pelos autores para alcançarem os resultados, bem como a aplicabilidade de tal diagrama 

para os estudos de garantia de escoamento no setor de óleo e gás. Para este procedimento não foi 

necessário manter dentro do reator: serpentina, gaiola de cupons, peagômetro, tubo borbulhador 

e anteparos. Foi estimado ser mais favorável operar com a haste curta do impelidor, uma vez que 

o espaço interno entre as janelas de visualização fica livre, sendo possível capturar imagens também 

pela técnica de transmissão. Foram realizados dois ensaios, ambos seguindo o mesmo 

procedimento e variando apenas as concentrações dos reagentes e as temperaturas. 

Dentro do reator foram adicionados 2,8 L de uma solução preparada com água destilada, 

sendo dosado Na2CO3 como reagente, além de NaCℓ para garantir a mesma força iônica nos dois 

ensaios, com as dosagens especificadas na Tabela 5.4. O reator foi fechado mesmo os ensaios sendo 

realizados à pressão atmosférica — seguindo o padrão adotado por Kawano et al. (2009). Os autores 

aplicaram um filme de parafina para selar o béquer após a mistura dos reagentes e o início da reação 

(todos os ensaios foram realizados em um béquer de 500 mL sobre uma placa aquecedora com 

agitação magnética). No reator, a agitação foi estabelecida em 50 rpm e o sistema aquecido até 

alcançar as temperaturas conforme a Tabela 5.4. 
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Tabela 5.4. Ensaios para avaliação dos polimorfos observados em diferentes temperaturas e à pressão atmosférica. 

 Ensaio (1) (2) 
 Temperatura / Pressão 60 °C / 0 barg 75 °C / 0 barg 

solução inicial no 
reator (2,8 L) 

Na2CO3 (mmol/L) 1,339 3,214 
Na2CO3 (g/2,8L) 0,3975 0,9539 
NaCℓ (mmol/L) 99,11 87,86 
NaCℓ (g/2,8L) 16,2179 14,3770 

solução 
adicionada pelo 
funil (200 mL) 

CaCℓ2.2H2O (mmol/L) 18,75 45,00 

CaCℓ2.2H2O (g/200mL) 0,5513 1,1610 

concentração dos 
reagentes após a 

mistura (3 L) 

Na+ (mmol/L) 95,0 88,0 
CO32– (mmol/L) 1,25 3,00 
Ca2+ (mmol/L) 1,25 3,00 
Cℓ– (mmol/L) 95,0 88,0 

características da 
solução após a 
mistura (3 L) 

força iônica (mol/L) 0,100 0,100 
TDS (mg/L) 5677 5443 

ln(AP) –16,4 –14,0 
ln(KC) (*) –20,17 –20,55 

Sic 1,64 2,85 
ln(KA) (*) –19,89 –20,29 

SIA 1,52 2,73 
ln(KV) (*) –19,05 –19,51 

SIV 1,15 2,39 
(*) Calculados a partir de Plummer e Busenberg (1982). 
Nota: Kawano et al. (2009) tomaram como referência o trabalho de Plummer e Busenberg (1982) para 

estimarem o potencial de precipitação (o que pode ser traduzido pelo índice de saturação, SI) e 
também para traçarem as curvas para a calcita, aragonita e vaterita da Figura 5.43. 

 

Soluções de CaCℓ2 de 200 mL de volume conforme a Tabela 5.4, foram inseridas no reator 

por meio do funil. A válvula de alívio do reator foi aberta antes da válvula de descarga da pipeta. 

Em seguida, a válvula de alívio foi fechada. A descarga do inventário da pipeta no reator estabelece 

o início da reação e, consequentemente, o início da contagem do tempo de ensaio. Nesse momento 

foi dada a partida na aquisição de imagens por fotomicroscopia (uma imagem a cada 30 segundos). 

Um aparte para destacar que Kawano et al. (2009) não reportaram qualquer monitoramento da 

pressão, porém assumiram que a pressão parcial de CO2 se manteve constante ao longo de todo o 

ensaio, além disso, não especificaram a rotação e nem o tempo de solvatação das soluções. Para 

este ensaio, todas as soluções utilizadas foram deixadas solvatando por, pelo menos, 72 horas. 

A expectativa era encontrar os mesmos polimorfos que Kawano et al. (2009) conforme a 

Figura 5.43. Pela inspeção da figura, se o Ensaio (1) proposto nesta seção tivesse sido realizado 

pelos autores, provavelmente teriam observado vaterita e aragonita, enquanto que no Ensaio (2), 

teriam observado vaterita, aragonita e calcita, conforme as imagens reportadas pelos próprios 

autores e reproduzidas na Figura 5.44. 



126 

 
Figura 5.43. Ensaios (1) e (2) realizados na expectativa de que fossem obtidos os mesmos polimorfos que Kawano 

et al. (2009), conforme os pontos originais do gráfico (diagrama adaptado de Kawano et al., 2009). 
 

 
Figura 5.44. Imagens dos polimorfos correspondentes aos pontos (a), (b), (c) e (d) da Figura 5.40. A barra de escala 

mede 20 µm (Kawano et al., 2009). 
 

Parte da discussão desta seção vai girar em torno dos resultados esperados e dos resultados 

obtidos. O que será base para algumas observações a respeito das técnicas utilizadas pelos autores 

na obtenção de seus resultados. 
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ENSAIO (1): 

 A primeira imagem capturada com algum precipitado foi a da Figura 5.45. São observadas 

apenas vateritas esferulíticas com, aproximadamente, 15 µm de diâmetro equivalente. Importante 

notar que as ranhuras na face interna da janela de visualização do reator, mais uma vez, se tornaram 

sítios de nucleação e, portanto, pontos preferenciais de incrustação carbonática. 

 

 
Figura 5.45. Início da nucleação de vateritas esferulíticas ocorrendo em ranhuras na face interna da janela de 

visualização, as quais se tornaram sítios preferenciais de incrustação. 
 

A imagem da figura acima foi obtida após 14,5 minutos do início do ensaio. Isso está em 

linha com o apurado por Kawano et al. (2009), como observado na Figura 5.46 — apresentada 

pelos autores como exemplo, e correspondente ao ensaio indicado com uma seta na referida figura. 

Do mesmo modo, o tempo para a ocorrência de precipitado no ensaio dos autores, os quais o 

denominaram como início de cristalização (start of crystallization), foi também maior que 10 minutos. 

 

 
Figura 5.46. Marcha do tempo em um dos experimentos realizados por Kawano et al. (2009) evidenciando o início 

da cristalização (start of cristallization) e o declínio do produto da atividade das espécies (Kawano et al., 2009). 
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Através das análises do ponto (b) na Figura 5.43 e da Figura 5.44-b correspondente, 

constata-se que os autores encontraram vaterita esferulítica e aragonita, com o ensaio durando, de 

acordo com a Figura 5.46, pelo menos 30 minutos. No entanto, após meia hora do Ensaio (1), era 

possível observar cristais romboédricos característicos de calcita e, após duas horas, vateritas 

dendríticas, como a da Figura 5.47, também se faziam presentes. 

 

 
Figura 5.47. Vaterita dendrítica (esquerda) e calcita (direita) após duas horas do início do Ensaio (1). 

 

ENSAIO (2): 

 Diferentemente do diagrama de tempo de reação da Figura 5.46, neste ensaio a precipitação 

ocorreu instantaneamente, ou seja, no tempo zero. Na primeira imagem capturada, ainda sem foco, 

não é possível identificar o polimorfo. Após 30 segundos e tendo conseguido um melhor ajuste 

para a captura, é possível sugerir que se tratam de cristais romboédricos de calcita, o que é 

confirmado na imagem obtida após 1min30s de ensaio, se tornando bastante evidente na outra 

imagem, correspondente ao tempo decorrido de 4min30s. A Figura 5.48 apresenta essas quatro 

imagens, em que, novamente, ranhuras no vidro se tornaram sítios preferenciais de nucleação. 

 

 
Figura 5.48. Formação de cristais de calcita imediatamente após a mistura das soluções de Na2CO3 e CaCℓ2 a 75 °C. 
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Após 30 minutos de ensaio, ainda só se constatavam cristais de calcita no sistema. 

Aragonitas como as da Figura 5.49 só começaram a ser observadas após 90 minutos, enquanto 

vateritas esferulíticas (Figura 5.50) surgiram após duas horas. 

Um aparte para discorrer acerca da captura de imagens microscópicas in situ. O nível de 

iluminamento que se consegue aplicar sobre a região microscópica que se deseja visualizar é 

primordial. Há muitas variáveis interferindo e nem sempre se consegue o ajuste adequado para a 

obtenção de imagens com a qualidade esperada. Nesses casos, são utilizados recursos de filtros 

digitais (disponíveis no software de captura de imagens) para que seja possível prosseguir com as 

análises. Não é a melhor alternativa, mas é a opção disponível e que permite obter resultados em 

condições in situ. Esperamos que, com o tempo e com o aprendizado, seja possível, com os mesmos 

recursos disponíveis atualmente, obter imagens cada vez melhores e mais reveladoras dos 

fenômenos ora investigados. 

 

                 
Figura 5.49. Cristais de aragonita identificados após 90 minutos de ensaio a 75 °C. 

 

 
Figura 5.50. Cristais de vaterita identificados após duas horas de ensaio a 75 °C. 

 

DISCUSSÃO: 

A equipe do professor Kawano se empenha em estudar a precipitação orgânica de 

carbonato de cálcio, especialmente em biominerais que formam tecidos biológicos duros, como 
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conchas e esqueletos de corais. O interesse está em ambientes marinhos, cuja salinidade gira em 

torno de 35.000 mg/L (força iônica em torno de 0,7 mol/L). Ainda assim, o diagrama proposto 

por Kawano et al. (2009) foi construído a partir da precipitação inorgânica de carbonato de cálcio, 

em sistema cuja salinidade não supera 6.000 mg/L (força iônica de 0,1 mol/L) e à pressão 

atmosférica. A água produzida do Pré-Sal reportada por Bezerra et al. (2013), por exemplo, supera 

280.000 mg/L (Figura 1.8) a pressões de até 472 bar, enquanto a caracterização da água do Pré-Sal 

utilizada para o estudo de caso desta tese, alcança quase 187.000 mg/L à pressão de 460,2 bar. 

O emprego do diagrama de Kawano et al. (2009) para estudos de garantia de escoamento 

no setor de óleo e gás deve ser realizado com cautela. A técnica utilizada pelos autores pode ser 

replicada para a construção de diagramas que considerem sistemas supersalinos e pressurizados. 

No entanto, a forma de identificação dos polimorfos pode não ser adequada. Kawano e sua equipe 

coletaram o precipitado por filtração e o submeteram à secagem em estufa a 110 °C. Somente após 

esse processo os polimorfos da Figura 5.44 foram identificados por fotomicroscopia. É notório 

que o tempo e a temperatura são agentes importantes na formação e conversão morfológica dos 

precipitados. 

As imagens obtidas neste trabalho pela técnica de fotomicroscopia, apesar de não serem 

tão apreciáveis quanto às obtidas por Kawano et al. (2009), são imagens capturadas in situ, passíveis 

de identificação dos polimorfos presentes no momento e sob as condições a que estavam 

submetidos. Neste estudo, mesmo que meramente qualitativo, podemos garantir que os polimorfos 

observados são representativos das condições do ensaio. A associação da técnica desenvolvida pela 

equipe do professor Kawano, aliada à fotomicroscopia in situ, pode produzir resultados mais 

propícios para que sejam aplicados a estudos no setor de óleo e gás. 

Um ponto importante que precisa ser destacado devido ao que foi observado nos diversos 

ensaios reportados anteriormente, e também nos que serão apresentados adiante, diz respeito ao 

tempo de indução para o início da precipitação. Em respeito ao diagrama da Figura 5.46, os autores 

informaram o tempo de ensaio de apenas um de seus 13 experimentos, o que deixa a entender que 

se trata de um exemplo geral e representativo para o que foi observado em todos os testes. 

Nos ensaios qualitativos realizados para esta tese, a ocorrência de um tempo de indução 

maior que zero foi exceção. Concentração e temperatura são variáveis que afetam o tempo de 

indução, pois isso foi verificado na comparação entre ensaios com as mesmas condições e alterando 

apenas uma dessas variáveis. Foi o caso do Ensaio (2), por exemplo. No teste à temperatura 

ambiente misturando-se os reagentes em um béquer, o tempo de indução, apesar de não ter sido 

medido, durou mais do que 10 minutos, diferentemente do ensaio a 75 °C, que foi 

aproximadamente nulo. 
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5.5.6  Avaliação da presença do CO2 na formação de CaCO3 

Os ensaios da Seção 5.5.4 foram realizados pressurizando-se o reator por meio da injeção 

de N2, o qual se comporta como um gás inerte para o sistema em questão. Nesta seção, o ensaio 

sem a presença de campo magnético será repetido, porém, pressurizando-se o sistema com CO2. 

Para este procedimento não será necessário manter dentro do reator: tubo borbulhador e 

serpentina. O peagômetro, apesar de requerido, não estava disponível. À semelhança do ensaio 

sem campo magnético, foram instalados a gaiola de cupons e o os anteparos de aço inox 304. 

Comparando-se os ensaios com injeção de N2 e com injeção de CO2, até o momento que 

a solubilização do dióxido de carbono começou a fazer efeito, os comportamentos dos sistemas 

foram bastante semelhantes. Isto é, formação de calcita e aragonita logo após o início das reações, 

nucleando preferencialmente em sítios (ranhuras no vidro da janela de visualização). No ensaio 

com N2, as primeiras vateritas foram observadas após 24 minutos, enquanto que no ensaio com 

CO2, nenhuma vaterita foi encontrada. Esse é um indicativo de que CO2 já estava fazendo efeito 

ao inibir a formação do polimorfo mencionado. 

Enquanto que no ensaio com N2 o sistema se estabilizou com muita aragonita, bastante 

calcita e algumas vateritas (Figura 5.42), no sistema com CO2 as aragonitas foram completamente 

dissolvidas, com as calcitas, aparentemente, permanecendo estáveis. A Figura 5.51 apresenta uma 

sequência de captura de imagens evidenciado a rápida dissolução de aragonitas. 

 

 
Figura 5.51. Dissolução de aragonitas no ensaio em que o CO2 foi utilizado para pressurizar o sistema. 
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O material depositado na base da janela de visualização frontal do reator (na geratriz inferior 

interna) foi um pouco distinto nos dois ensaios. Injetando N2, as partículas pareciam flocos, o que 

está coerente com o grande volume ocupado pelos aglomerados de aragonitas. Injetando CO2, as 

partículas pareciam silte, também coerente com o aspecto compacto dos cristais de calcita. 

Infelizmente esses aspectos só foram notados posteriormente, não tendo sido realizados registros 

fotográficos. 

No ensaio sem campo magnético da Seção 5.5.4 (que é o mesmo ensaio com injeção de N2 

desta seção), o aspecto do material depositado na base da janela e nos anteparos (Figura 5.41) é o 

mesmo. Contudo, o aspecto do material depositado na base da janela do ensaio com injeção de 

CO2 é semelhante ao aspecto do material depositado nos ímãs permanentes do ensaio com campo 

magnético (Figura 5.41). Isso leva a sugerir que o campo magnético pode ter favorecido a adesão 

majoritariamente de calcita na superfície do ímã. Conforme discutido na Seção 5.5.4, tal fenômeno 

precisa ser criteriosamente investigado, mas fica o registro para os ensaios futuros. 

Um fato importante que foi notado durante a realização deste ensaio foi a considerável 

redução da pressão, o que se deve à dissolução do CO2 na água. Futuramente, quando da realização 

de experimentos quantitativos, a queda de pressão pode ser acompanhada em um gráfico que é 

plotado em tempo real na tela da IHM, o que auxilia na identificação do limite de solubilização do 

gás injetado. Essa é uma técnica chamada “método da queda de pressão”, desenvolvida por 

Lundenberg et al. (1963) para avaliar a difusividade e solubilidade de gases em líquidos, sendo 

largamente utilizada nos mais diversos processos industriais (Riazi, 1996; Du et al., 2019; 

Gandomkar et al., 2023). 

Quando o peagômetro estiver disponível, também será possível monitorar o pH da solução 

e avaliar, com o auxílio do diagrama de Bjerrum, quais as espécies químicas estão governando a 

precipitação carbonática. Mas não é difícil inferir que no sistema com N2 quem governa é o 

carbonato (CO3
2–), enquanto que no sistema com CO2 quem governa é o bicarbonato (HCO3

–). As 

reações esperadas são, respectivamente, as das Eqs. (1) e (6), reapresentadas adiante. 

 

Ca2+
(aq)  +  CO3

2–
(aq)      CaCO3(s) . (1) 

 

Ca2+
(aq)  +  2 HCO3

–
(aq)      CaCO3(s)  +  H2O  +  CO2(aq) . (6) 

 

Cosmo (2013) desenvolveu equações para a constante de equilíbrio para as duas reações 

acima, as quais são válidas para a calcita (Kc), sendo apresentadas, respectivamente, nas equações 

seguintes: 

 



133 

 

log Kc(𝑃𝑃a,𝑇𝑇K) = −48,33548 + 0,00216𝑃𝑃a − 3,5E–6𝑃𝑃a𝑇𝑇K − 0,04522𝑇𝑇K + 22,353317 log𝑇𝑇K − 

                             −
594,51296

𝑇𝑇K
+ �

6,760039
𝑇𝑇K

−
2,29463

𝑇𝑇K
log𝑇𝑇K −

322,37831
𝑇𝑇K
2 �1,01325(𝑃𝑃a − 1)− 

 

                                         −�
0,002247006

𝑇𝑇K
−

0,00076652
𝑇𝑇K

log𝑇𝑇K−
0,10297
𝑇𝑇K
2 �

2

1,013252(𝑃𝑃a − 1)2 ; 

(45) 

 

log Kc(𝑃𝑃a,𝑇𝑇K) = 118,7365 + 0,00216𝑃𝑃a − 3,5E–6𝑃𝑃a𝑇𝑇K − 0,0067𝑇𝑇K − 41,951 log𝑇𝑇K −
5.203,3
𝑇𝑇K

 ; (46) 
 

em que Pa é a pressão em atm e TK é a temperatura em kelvin, com validade nas faixas de pressão 

de 1 a 100 atm e de temperatura de 0 a 100 °C (273,15 a 373,15 K). 

As curvas das equações acima foram plotadas no diagrama da Figura 5.52 para a pressão 

dos ensaios (50 bar). O produto da atividade das espécies envolvidas foi calculado, resultando em 

ln AP = –10. A diferença entre esse ponto e cada ponto a 60 °C nas curvas plotadas, representam 

o potencial de precipitação em cada ensaio. 

 

 
Figura 5.52. Potencial de precipitação no ensaio com injeção de N2 (azul) e no ensaio com injeção de CO2 (verde) 

(diagrama adaptado de Kawano et al., 2009). 
 

Importante destacar que o ensaio com injeção de N2 durou duas horas. Na Figura 5.52, 

observando a proximidade da curva azul (50 barg) com a curva original do diagrama para a calcita 

(0 barg), a pressão proporcionou pouco efeito, uma vez que a reação foi iniciada à pressão 
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atmosférica e pressurizada após, aproximadamente, dois minutos. Contudo, no ensaio com injeção 

de CO2, o qual seguiu o mesmo procedimento, o sistema atuou para dissolver todo o precipitado 

correspondente à diferença entre a curva original do diagrama para a calcita (0 barg) e a curva verde 

(50 barg). Assim, o ensaio não foi interrompido após duas horas do início, alcançando a duração de 

16 horas, em que foi observada a dissolução de parte da calcita precipitada. As imagens 

apresentadas na Figura 5.53 mostram o aspecto das soluções em função do tempo de ensaio. 

 

         
Figura 5.53. Distinção do aspecto das soluções nos ensaios com injeção de N2 e com injeção de CO2. 

 

5.5.7  Avaliação da precipitação carbonática na presença de CO2 e de óleo do Pré-Sal 

O ensaio consiste em avaliar o efeito da presença conjunta de CO2 e da fase oleosa na 

precipitação carbonática. Um “teste branco” foi utilizado como balizador para o experimento com 

óleo. Para este procedimento não foi necessário manter dentro do reator: serpentina, peagômetro 

e gaiola de cupons. Foi utilizada a haste longa do impelidor para que pudesse agitar a fase aquosa 

subjacente à fase oleosa. O tubo borbulhador foi utilizado para que a injeção de CO2 pudesse 

ocorrer na fase aquosa. 

As soluções utilizadas neste ensaio tiveram as mesmas dosagens que as soluções dos ensaios 

com campo magnético (Seção 5.5.4) e com injeção de CO2 (Seção 5.5.6), diferenciando apenas pelo 

fato de que foi utilizada água de torneira no lugar de água destilada. Os ensaios também foram 

realizados às mesmas pressões (50 bar) e temperaturas (60 °C). O óleo utilizado foi fornecido pela 

Petrobras e é de um campo do Pré-Sal da Bacia de Campos e tem 29 °API. No “teste branco” 

foram utilizados 1,5 L de solução de NaHCO3 e 1,5 L de CaCℓ2, equivalente a um BSW de 100%. 

No ensaio com óleo foram utilizados 450 mL de cada solução e 2,1 L de óleo, simulando um BSW 

de 30%. 

Todas as soluções foram pré-aquecidas em banho térmico a 60 °C, porém, a de NaHCO3 

foi a primeira a ser vertida no reator para que o equipamento também pudesse alcançar a 

temperatura do ensaio. Diferentemente do procedimento dos experimentos das Seções 5.5.4 e 

N2 (2 horas) CO2 (16 horas) CO2 (2 horas) 
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5.5.6, as soluções de CaCℓ2 não foram adicionadas pelo funil, uma vez que ainda seria necessário 

incluir o óleo no segundo ensaio. Dessa forma, os reagentes foram adicionados, o reator fechado 

e o CO2 injetado 10 minutos após o início da reação, que teve como marco o momento da mistura 

das duas soluções aquosas. Uma ressalva para recordar que nos ensaios das Seções 5.5.4 e 5.5.6, o 

gás foi injetado após, aproximadamente, dois minutos do início da reação. 

No “teste branco”, como era de se esperar, foram observadas calcitas, complexos de 

aragonitas e vateritas dendríticas. Contudo, pela primeira vez, também foram observadas as 

“agulhas” de aragonita desassociadas dos complexos (Figura 5.54). Todos esses tipos de depósito 

foram observados após 5 minutos do início da reação e, portanto, quando o sistema ainda não 

havia sido pressurizado. A presença das “agulhas” de aragonita pode ser devido ao maior tempo 

desde o início da reação até que a injeção de CO2 fosse iniciada. Mas, provavelmente, isso se deveu 

às impurezas presentes na água de torneira. 

 

 
Figura 5.54. “Teste branco” para balizar o ensaio com óleo, em que são observadas calcitas, complexos de 

aragonitas, “agulhas” de aragonita desassociadas dos complexos e uma vaterita dendrítica. 
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Diferentemente dos ensaios anteriores que as soluções foram preparadas com água 

destilada e com o CO2 injetado após 2 minutos do início da reação, no “teste branco” desta seção 

as vateritas foram rapidamente dissolvidas com apenas 20 minutos de ensaio. A dissolução das 

aragonitas também ocorreu de forma mais breve com apenas 40 minutos de experimento. 

No teste com óleo, o primeiro momento em que foi possível obter uma imagem límpida 

com o microscópio ocorreu aos seis minutos de ensaio e, portanto, quando o sistema ainda estava 

à pressão atmosférica e sem CO2. A imagem da Figura 5.55 foi a primeira obtida na presença 

conjunta de óleo e carbonato de cálcio, um registro histórico para o nosso grupo de pesquisa. Na 

imagem, são observados cristais de calcita e aragonita em conjunto com gotas de óleo. 

 

 
Figura 5.55. Cristais de calcita e aragonita em conjunto com gotas de óleo a 60 °C e 0 barg. 

 

Após a pressurização, diversas imagens foram obtidas, com destaque para a Figura 5.56, 

em que se conseguiu o registro de calcita, aragonita e vaterita, em conjunto com o óleo do Pré-Sal 

e na presença de CO2. O fato ocorreu 25 minutos após o início do ensaio, in situ, à temperatura de 

60 °C e pressão de 50 barg — mais um registro histórico para o nosso grupo de pesquisa. 
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Figura 5.56. Cristais de calcita, aragonita e vaterita em conjunto com gotas de óleo do Pré-Sal observados em suas 

condições in situ a 60 °C e 50 barg. 
 

Não foi possível alcançar o objetivo da proposta deste conjunto de ensaios, que era avaliar 

o efeito da presença do óleo na precipitação carbonática. Em certo momento o sistema fora 

demasiadamente agitado. Mesmo ocorrendo a segregação do óleo e da água, as janelas de 

visualização ficaram bastante impregnadas com o óleo, sendo difícil capturar as imagens. Após cada 

mistura, mesmo antes do tamponamento das janelas, um menor conteúdo de cristais era percebido 

através da aplicação da técnica de fotomicroscopia. Isso pode se dever ao fenômeno observado nas 

imagens da Figura 5.57, em que o procedimento foi repetido com as mesmas soluções em um 

béquer e à mesma temperatura, diferenciando apenas quanto à ausência do CO2 e que ocorreu à 

pressão atmosférica. 

A inspeção das imagens da Figura 5.57 sugere que os cristais estavam se concentrando na 

interface água-óleo. Isso pode explicar a diminuição da quantidade de cristais visíveis ao 

microscópio após cada agitação mais severa. Até mesmo o seio das soluções se tornou menos turvo 

em relação aos sólidos suspensos, tanto no reator, quanto no béquer. 
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Figura 5.57. Observação da concentração de sais na interface água-óleo, tanto no reator pressurizado (esquerda), 

quanto no béquer à pressão atmosférica (direita). 
 

Esse fenômeno pode ser devido à estabilização da emulsão água-óleo pelo sal carbonático. 

As imagens da Figura 5.63 (do trabalho de Lynn et al., 2002) sugerem isso, em que gipsita 

(CaSO4.2H2O) e outros finos estabilizaram uma emulsão água-óleo. Também observamos esse 

fenômeno em um ensaio controlado realizado em béquer, com a estabilização de uma emulsão 

água-óleo (o mesmo óleo do Pré-Sal utilizado no ensaio desta seção) por carbonato de cálcio (ver 

Figura 5.62). Como esse fenômeno pode influenciar a reologia e a incrustação são questões que 

fogem ao escopo inicial da pesquisa, mas que podem se tornar um alvo com o avanço das 

investigações. 

 

5.5.8  Avaliação da precipitação carbonática com alta salinidade, CO2 óleo e gás metano 

O ensaio consiste em avaliar a precipitação carbonática sob o efeito de uma salmoura de 

elevada salinidade, na presença conjunta da fase oleosa e da fase gasosa composta por CO2 e CH4. 

Para este procedimento não foi necessário manter dentro do reator: serpentina, peagômetro e gaiola 

de cupons. Foi utilizada a haste longa do impelidor para que pudesse agitar a fase aquosa subjacente 

à fase oleosa. O tubo borbulhador foi utilizado para que a injeção de CO2 pudesse ocorrer na fase 

aquosa. Em resumo, foram utilizadas condições semelhantes à do ensaio anterior, mas o 

procedimento e os reagentes foram distintos. 

O óleo utilizado é proveniente do mesmo reservatório do Pré-Sal do ensaio anterior, 

motivo pelo qual apresenta os mesmos 29 °API, embora tenha sido produzido de um poço distinto. 
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A salmoura adicionada ao reator (850 mL) antes do óleo (2,1 L) tem salinidade superior a 107 g/L 

e é composta por NaHCO3 (a 1/3 da concentração do ensaio anterior para a solução final após a 

mistura com o CaCℓ2) e NaCℓ (104,9 g/L para a solução final). O primeiro passo foi aquecer o 

sistema a 95 ºC e injetar CO2 para atingir 50 bar. Na pipeta, 50 mL de solução de CaCℓ2 (à mesma 

concentração do ensaio anterior para a solução final) foi pressurizada com gás metano a 60 bar. 

Depois de abrir a válvula de descarga da pipeta para permitir a mistura, nenhum precipitado 

apareceu no reator — como esperado. Mais CH4 foi injetado até atingir 104 bar com a agitação em 

75 rpm, ficando o sistema nessa condição por uma hora. 

A diminuição da concentração de NaHCO3, associada à redução da atividade das espécies 

devido à elevação da salinidade, fez com que o ln AP fosse reduzido (ver Figura 5.52) e se 

localizasse abaixo da curva de equilíbrio para a Eq. (6) a 50 bar. Por esse motivo, não houve 

precipitação quando a solução de CaCl2 encontrou a solução de NaHCO3. A injeção do metano 

provavelmente influenciou pouco na pressão parcial de CO2, embora a pressão total do sistema 

tenha reduzido continuamente durante a agitação, sendo necessário adicionar mais gás para manter 

a pressão em 104 bar. 

Na sequência do ensaio, a abertura da válvula de alívio promoveu a liberação lenta da 

atmosfera gasosa até o sistema alcançar 0 barg (pressão atmosférica), induzindo o flash do CO2 e do 

CH4 dissolvidos, o que acarretou na precipitação de CaCO3. Após alguns minutos, a agitação foi 

interrompida de modo a permitir a captura da fotomicrografia da Figura 5.58. A inspeção da 

imagem permite inferir que as dimensões dos cristais de calcita e de vaterita são semelhantes às das 

fotomicrografias anteriores. No entanto, chama a atenção o tamanho das “agulhas” de aragonita. 

Considerando todo o conjunto de experimentos desta tese, é bastante sugerir que esse fato se deve 

à elevada salinidade.  

Assim como no experimento anterior, a adesão dos cristais ao óleo também ocorreu nesta 

oportunidade. No entanto, ao reiniciar a agitação do impelidor, “pedaços” e “placas” de óleo se 

desprenderam da fase oleosa na interface água-óleo, como pode ser observado na Figura 5.59. Isso 

pode ser devido ao efeito da presença das grandes “agulhas” de aragonita formando aglomerados 

com o óleo. Não foi possível observar se era o caso de uma emulsão estabilizada por finos ou 

simplesmente o efeito da molhabilidade do CaCO3 ao óleo (Wani et al., 2018; Sakthivel, 2021; 

Tzachristas et al., 2022). 

Similarmente ao que foi observado no ensaio anterior e comparando com o resultado deste 

experimento, a presença da salinidade pode influenciar sobremaneira a reologia da fase oleosa após 

a precipitação de CaCO3. Isso reforça ainda mais a necessidade de investigar a precipitação nas 

condições mais próximas da real quanto for possível. 
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Figura 5.58. Cristais de CaCO3 precipitados a partir de uma salmoura de elevada salinidade, na presença de óleo do 

Pré-Sal, após a despressurização da fase gasosa formada por CO2 e CH4 a 95 °C e 104 bar. 
 

 
Figura 5.59. Observação de cristais de CaCO3 provavelmente molhando o óleo e alterando a sua reologia. 
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5.6  PROPOSTAS DE EXPRERIMENTOS QUE PODEM SER REALIZADOS 

O objetivo desta seção é apontar mais alguns experimentos que poderão ser realizados com 

a unidade experimental, indicando certos recursos que foram previstos para permitir os ensaios. O 

equipamento não se limita a esses experimentos, além disso, cada um dos tópicos a serem 

apresentados poderão assumir algumas variações, ampliando bastante a aplicabilidade científica do 

protótipo, o qual foi concebido para ser multipropósito. Somando-se aos experimentos das Seções 

5.4 e 5.5, são, pelo menos, 16 investigações relacionadas à garantia de escoamento que o protótipo 

experimental é capaz de realizar. 
 

5.6.1  Distribuição do diâmetro de partículas 

Seja para o CaCO3, seja para o BaSO4, ou qualquer outro sal inorgânico que se forme nas 

condições termodinâmicas dentro dos limites da capacidade do reator, será possível gerar o 

diagrama de distribuição do diâmetro equivalente de partículas. Para isso, será necessário capturar 

imagens de dentro do reator através das janelas de visualização por meio do uso da técnica de 

fotomicroscopia. Capturadas as imagens, o Pax-it Image Analysis Software faz o processamento e 

calcula os diâmetros equivalentes das partículas, exportando as informações para uma planilha 

eletrônica. Há diversos outros softwares comerciais, mas destacamos bons softwares de livre 

acesso, como o Imaje-J (https://imagej.nih.gov), o Fiji (https://fiji.sc) e o Vision Acquisition, da 

National Instruments (https://www.ni.com/pt-br/support/downloads/drivers/download.vision-

acquisition-software.html#409847). 

A técnica de fotomicroscopia foi testada por nossa equipe sob condições de pressão 

atmosférica e temperatura ambiente (Cosmo et al., 2020). Uma solução contendo CaCO3 foi 

analisada por meio da fotomicroscopia (Figura 5.11) e pela técnica de difração de raios laser com 

o uso do equipamento Mastersizer 2000E, auxiliado pela unidade de dispersão de amostra Hydro 

2000MU, ambos da ©Malvern Instruments Ltd. A Figura 5.60 apresenta duas das dez análises 

realizadas com a fotomicroscopia, comparadas a uma das três análises realizas com o Mastersizer. 

 

 
Figura 5.60. Comparativo entre a fotomicroscopia e difração de raios laser (Cosmo et al., 2020). 

https://imagej.nih.gov/
https://fiji.sc/
https://www.ni.com/pt-br/support/downloads/drivers/download.vision-acquisition-software.html#409847
https://www.ni.com/pt-br/support/downloads/drivers/download.vision-acquisition-software.html#409847
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5.6.2  Crescimento e aglomeração de partículas 

Com base no que foi descrito na seção anterior, é possível capturar imagens ao longo do 

tempo e construir os diagramas de distribuição de partículas de cada uma delas. A diferença entre 

os diagramas dará um indicativo da marcha do crescimento e aglomeração cristal ao longo do 

tempo. Trata-se de um experimento de suma importância para diversas outras investigações, uma 

vez que o conhecimento do tamanho das partículas pode auxiliar no adequado planejamento de 

muitos outros ensaios. 

 

5.6.3  Formação de emulsão água-óleo 

As emulsões são problemas relacionados não somente ao processamento primário do 

petróleo, mas também à garantia de escoamento. Com o equipamento será possível estudar diversas 

questões, como, por exemplo, a determinação do diagrama de distribuição do diâmetro de gota. A 

imagem à esquerda da Figura 5.61 foi obtida por nossa equipe utilizando a técnica de 

fotomicroscopia. Um dispositivo semelhante ao visor dinâmico foi construído com o auxílio de 

uma impressora 3D (imagem à direita). 

 

    
Figura 5.61. Visualização de emulsão formada pela mistura de água e vaselina (um derivado do petróleo). 

 

5.6.4  Emulsões estabilizadas por sais 

A estabilização de emulsões provocada por sais inorgânicos ainda é pouco discutida na 

literatura. A imagem da Figura 5.62 foi obtida por nossa equipe com o auxílio da fotomicroscopia. 

A imagem da Figura 5.63 foi extraída do trabalho de Lynn et al., 2002, em que a emulsão água-óleo 

(óleo cru — petróleo) é estabilizada por gipsita (CaSO4.2H2O) e outros finos. 
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Figura 5.62. Emulsão água óleo estabilizada por carbonato de cálcio. 

 

 
Figura 5.63. Emulsão estabilizada por gipsita (CaSO4.2H2O) e outros finos (Lynn et al., 2002). 
 

5.6.5  Investigação em meios porosos 

A precipitação salina em meios porosos é muito crítica para a garantia de escoamento dada 

a dificuldade de acesso e remediação da incrustação no reservatório de petróleo. Com os dois core-

holders será possível gerar sólidos no reator e descarregá-los nas amostras de rochas, podendo-se 

avaliar as implicações para o escoamento, à semelhança do experimento da Seção 5.5.1. O 

tradicional arenito Berea pode não ser adequado para representar as condições permo-porosas dos 

reservatórios carbonáticos do Pré-Sal. Pesquisadores de nossa equipe estão desenvolvendo técnicas 

para a produção de núcleos com características permo-porosas conhecidas e pré-determinadas, 

como a “fornada” da Figura 5.64. 
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Figura 5.64. Núcleos artificiais (ɸ1,5”) produzidos pela equipe do Laboratório de Geotecnia da UFES. 

 

A depender da calibração das condições termodinâmicas, também será possível manter a 

solução levemente subsaturada dentro do reator, de modo que a perda de carga provocada pelo 

escoamento no meio poroso irá deixar a solução supersaturada e em condições de precipitação 

dentro do núcleo de rocha, simulando uma situação real que ocorre especialmente na região do 

acoplamento poço-reservatório (near well) (Wangen et al., 2016). 

 

5.6.6 Incrustação em diferentes superfícies 

A gaiola da Figura 5.4 está montada com 8 cupons polidos em aço inox 316L. Qualquer 

material pode ser submetido a um ambiente supersaturado com carbonato de cálcio ou outro sal, 

bastando prover os cupons nas dimensões que se encaixem na gaiola que é totalmente desmontável. 

Não apenas os tipos de materiais podem ser avaliados, mas também o acabamento aplicado em sua 

superfície, escovação, brunimento, polimento mecânico, eletropolimento, galvanoplastia, 

anodização, revestimento com tintas e vernizes, revestimento com DLC (diamond-like carbon ou 

carbono tipo diamante), dentre outros. Dessa forma, é possível identificar materiais ou 

acabamentos mais ou menos susceptíveis à incrustação. 

 

5.6.7 Injeção de produtos químicos 

Com o equipamento atual é possível realizar ensaios em batelada dentro do reator nas 

condições de pressão e temperatura que o equipamento suporta. Também é possível simular a 

injeção de produtos químicos por meio de um umbilical hipotético se o inibidor de incrustação ou 

outro agente (como um desestabilizador de emulsões ou um desagregador de hidratos) for colocado 
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na pipeta e injetado pressurizado no reator, à semelhança do que foi realizado no experimento da 

Seção 5.5.3, em que a água do mar foi injetada sob pressão no reator previamente pressurizado. 

Também será possível avaliar a injeção de produtos químicos em linha, bastando construir 

o equipamento da Figura 5.65. O dispositivo foi projetado para ser acoplado à válvula de fundo do 

reator e à pipeta pressurizada. Com ele é possível realizar a mistura em linha da solução do reator 

com o produto químico colocado na pipeta. Trata-se de um ensaio para evitar a obstrução em um 

teste de bloqueio de tubo (tube blocking test). O dispositivo é capaz de manter a temperatura 

constante do escoamento, além de permitir o acoplamento do visualizador dinâmico no meio ou 

no final do circuito, sendo possível capturar imagens microscópicas da solução em teste. 

 

 
Figura 5.65. Projeto de equipamento para a investigação da ação de produtos químicos em ensaios em linha. 
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6 CONSIDERAÇÕES FINAIS E CONCLUSÃO 

Este trabalho apresenta um compêndio do papel que o CO2 desempenha na precipitação 

carbonática. Esses conhecimentos se aplicam aos inúmeros sistemas que manejam água dura, 

mesmo aqueles sob baixa pressão, em que a solubilização do CO2 é deveras modesta. 

No entanto, o foco do trabalho consiste em avaliar sistemas de produção de petróleo, os 

quais apresentam diversos complicadores em relação aos demais sistemas, mas a presença da fase 

oleosa certamente é o fato que mais o distingue. Tendo em vista a província petrolífera do Pré-Sal 

brasileiro, a qual é notadamente portadora de elevados níveis de CO2, o conhecimento da interação 

do dióxido de carbono com o sistema multifásico óleo-água-gás-sólidos apresenta importância 

elementar para uma modelagem adequada e precisa do problema. 

Nesse contexto, a abordagem em torno da polaridade do óleo é importante para entender 

a quantidade de CO2 que pode se solubilizar na fase oleosa. Os coeficientes de partição são úteis 

para indicar qual fase domina a tendência de receber moléculas de CO2 em um processo. Quando 

qualquer um desses parâmetros é negligenciado, a análise de um sistema de precipitação pode ser 

seriamente comprometida. 

Foi desenvolvido um procedimento experimental para medir o peso da degaseificação do 

CO2 na precipitação de CaCO3. Tal investimento foi envidado no sentido de avaliar sistemas 

puramente aquosos. Se um procedimento pode ser realizado experimentalmente, seus resultados 

podem ser comparados com a termodinâmica quando bem conhecida, consolidada e estabelecida 

em livros, artigos e pacotes computacionais, como é o caso da precipitação de carbonato de cálcio 

no sistema H2O–CO2–CaCO3. 

Alguns softwares são capazes de calcular as interações e propriedades termodinâmicas nos 

cenários mais severos e com diversas variáveis envolvidas, incluindo o óleo. Aproveitamos esse 

recurso para colocar à prova o procedimento ora desenvolvido a fim de fazer juízo de alguns casos, 

incluindo sistemas reais. Inicialmente foi avaliado o sistema H2O–CO2–CaCO3. Embora bastante 

simplificado, foram os estudos pretéritos em torno desse sistema (vide Cosmo, 2013) que 

alavancaram a pesquisa em questão. 

Nos estudos mencionados, com base na idealização de um estado de pseudo-equilíbrio 

termodinâmico, encontramos que a degaseificação do CO2 contribui com 61% a 89% da 

precipitação de CaCO3. Nas simulações numéricas com o software MultiScale™ e tendo como 

base o procedimento experimental proposto, encontramos valores entre 55% e 93%. 

Em seguida, foram avaliados cinco ativos de produção de energia geotérmica (sem óleo). 

Todos os dados de entrada são de sistemas reais, em que gases como metano e H2S, além de muitos 
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outros compostos salinos estão presentes. Como resultando, encontramos que a degaseificação do 

CO2 contribui com 66,1%, 78,6%, 84,5%, 85,3%, e 92,6% (média de 81,4%) na precipitação de 

CaCO3. 

Finalmente um caso real do Pré-Sal foi avaliado. Nesta oportunidade verificamos a 

contribuição do flash do CO2 na precipitação de CaCO3 para cada valor de BSW. A menor 

contribuição foi de 51,9%, a qual ocorre em um BSW muito elevado (93%). Para um BSW entre 

10% a 70%, a contribuição varia entre 60 e 70%. Portanto, cerca de 2/3 da precipitação carbonática 

é devido à liberação do CO2 da solução em uma faixa expressiva da vida produtiva de um poço de 

petróleo. Em um BSW muito reduzido, a contribuição tende a ser superior a 90%, o que pode 

ajudar a explicar a severa precipitação de CaCO3 em poços de baixo corte de água, ou seja, no início 

de sua vida produtiva. 

Este foi um esforço pioneiro na tentativa de quantificar o efeito da degaseificação de CO2 

na precipitação de CaCO3 na presença de óleo. Parece não haver trabalhos com abordagem 

semelhante na literatura. Tratam-se de informações importantes para engenheiros de produção e 

de garantia de escoamento. Essa abordagem pode ajudar a desenvolver uma nova maneira de lidar 

com os problemas relacionados aos sais carbonáticos, permitindo o desenvolvimento de 

ferramentas e técnicas para adiar a degaseificação de CO2. Por exemplo, alguma nova técnica 

poderia evitar que a precipitação ocorresse em pontos críticos do sistema de produção, permitindo 

que ela aconteça em pontos onde os recursos de inibição e remoção são mais eficientes e mais 

facilmente aplicáveis. 

O peso das mudanças das condições termodinâmicas de pressão e temperatura na 

precipitação de CaCO3 é relativamente pequeno e há uma estreita margem de manobra para atuar 

na reação química governante (Eq. (6)). Porém, a precipitação carbonática devido à degaseificação 

do CO2 é bastante considerável, então, o que pode ser feito na equação governante do flash de CO2 

(CO2(aq) → CO2(g))? Por exemplo, se a incrustação de CaCO3 estiver ocorrendo após o ponto de 

injeção de gas-lift, o gás propulsor poderia ser CO2 em vez de CH4, pelo menos em parte? 

Existem muitas questões a serem investigadas para compreender as curvas mostradas na 

Figura 4.1. As curvas de cor azul (valores absolutos) nas Figuras 4.1, 4.2 e 4.3 indicam um pico de 

precipitação de CaCO3 versus BSW, e as curvas de cor verde (valores relativos) mostram uma 

tendência decrescente à medida que o BSW aumenta. O valor de pico depende de vários parâmetros 

e pode acontecer mais cedo ou mais tarde ao longo da vida produtiva do campo petrolífero. Quais 

são as variáveis operacionais que controlam essas tendências? 

O comportamento da curva de cor vermelha (Figura 4.1) pode estar associado à tendência 

decrescente da evaporação da água, ao aumento do BSW e à diminuição da disponibilidade de óleo 
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para capturar CO2(aq) com o aumento no BSW (ver discussão na Seção 1.2.11). Como esses 

parâmetros controlam o comportamento distinto da curva vermelha? 

Não há precedentes na literatura de algo semelhante ao diagrama da Figura 4.1, sobretudo 

no que diz respeito à curva vermelha. Há poucos elementos para discutir essa abordagem. As 

questões deixadas acima podem gerar bons trabalhos e boas contribuições para o assunto. A 

própria análise da Figura 4.1 gera inúmeras indagações. Por si só, há diversas investigações em 

potencial que podem ser realizadas somente com base nas curvas dessa figura. 

Em busca de respostas para as perguntas apresentadas, além de um melhor entendimento 

do fenômeno como um todo e também em diversas de suas partes, foi desenvolvido um protótipo 

experimental multipropósito que permitirá avançar nas investigações destacadas. O equipamento 

ora desenvolvido proporcionará o avanço nas pesquisas dos problemas aqui apresentados, bem 

como de diversos outros relacionados à garantia de escoamento. 

Alguns experimentos qualitativos preliminares foram realizados no sentido de comissionar 

o protótipo experimental. Tais ensaios, mesmo não tendo sido acompanhados do rigor científico 

que uma pesquisa requer, mostrou resultados animadores e evidenciou a capacidade que o 

equipamento tem para ajudar no avanço da ciência. A fotomicrografia da Figura 5.56 é 

emblemática, pois se trata do primeiro registro dessa natureza de que se tem conhecimento. A 

imagem evidencia a presença de calcita, aragonita e vaterita em conjunto com gotículas de óleo, 

tendo sido capturada in situ num sistema pressurizado (50 bar) e aquecido (60 °C), com a 

participação do CO2 nas fases gasosa, aquosa e oleosa. 

Ao final dos ensaios reportados na Seção 5.5, é possível afirmar, com garantia, que o 

protótipo experimental está implantado, comissionado e operacional, tendo condições plenas de 

produzir os resultados científicos a que foi proposto. 
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