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RESUMO

SIQUEIRA, Tiago de Abreu. MODELAGEM EXPERIMENTAL E NUMERICA DA
GEOQUIMICA DO SISTEMA CO2-FLUIDO-ROCHA EM RESERVATORIOS
CARBONATICOS NO CONTEXTO DO ARMAZENAMENTO DE CARBONO E
RECUPERAQAO AVANCADA DE PETROLEO. PORTO ALEGRE. 2018. Tese.
Programa de P6s-Graduacdo em Engenharia e Tecnologia de Materiais, PONTIFICIA
UNIVERSIDADE CATOLICA DO RIO GRANDE DO SUL.

A captura e armazenamento de dioxido de CO: através da injecdo em
formacdes geoldgicas € uma solucdo tecnoldgica valida para evitar a emissédo de
gases de efeito estufa para a atmosfera a partir de grandes fontes industriais. Além
disso, é amplamente utilizada na indUstria de exploracao de petréleo e gas, associada
a recuperagdo avancada de petroleo (EOR). E fato conhecido que a injecdo de
grandes quantidades de CO2 em reservatorios geoldgicos pode conduzir a uma série
de alteracdes devido a interacbes quimicas e fisicas com o fluido e os minerais da
formacéo do reservatorio. Modelos experimentais e numéricos foram empregados em
varios estudos nas ultimas décadas, a fim de investigar estes efeitos sobre o ambiente
geoldgico. Até agora, a maior parte destes estudos foram focados em formacdes
siliciclasticas, ao passo que os reservatorios de carbonato, que sdo conhecidos por
serem muito mais reativos quimicamente quando interagindo com CO32, foram muito
menos investigados. Neste estudo, foram realizados experimentos com rochas de
composicao similar aos carbonatos encontrados nos reservatorios de 6leo e gas com
o intuito de avaliar as mudancas decorrentes das interacbes CO2-fluido-rocha em

condicdes de armazenamento de carbono em escala de reservatério.

Palavras-Chaves: Armazenamento Geoldgico, EOR, Interagdes CO2-fluido-rocha.



ABSTRACT

SIQUEIRA, TIAGO DE ABREU. EXPERIMENTAL AND NUMERICAL MODELING OF
THE GEOCHEMISTRY OF CO2-FLUID-ROCK SYSTEM IN CARBONATE
RESERVOIRS IN THE CONTEXT OF CARBON STORAGE AND ENHANCED OIL
RECOVERY. PORTO ALEGRE. 2018. Graduation Program in Materials Engineering
and Technology, PONTIFICAL CATHOLIC UNIVERSITY OF RIO GRANDE DO SUL.

Carbon dioxide capture and storage in geological formations is an interesting
technological solution for avoiding the emission of greenhouse gases from large
industrial sources to the atmosphere. Also, it is largely employed in the oil & gas
exploration industry, for enhanced oil recovery (EOR) operations. It is a known fact that
injection of massive amounts of CO:z into geological reservoirs may lead to a series of
alterations due to chemical and physical interactions with the fluid and minerals of the
reservoir formation. Experimental and numerical models have been employed in many
studies in the past decades, in order to investigate these effects on the geological
environment. So far, most of these studies were focused in siliciclastic formations,
whereas carbonate reservoirs, which are known to be much more chemically reactive
when interacting with COz2, were less investigated. In this study, experiments were
performed with rocks of carbonate composition found in typical oil and gas reservoirs
with the purpose of evaluating the changes resulting from COz-fluid-rock interactions
under geological carbon storage conditions.

Key-words: Geological Storage, EOR, CO2-rock-water interactions.
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1. INTRODUGAO

As maiores descobertas de petréleo no Brasil foram feitas recentemente pela
Petrobras no intervalo Pré-Sal, localizado entre os estados de Santa Catarina e
Espirito Santo, notadamente na Bacia de Santos, campos de Tupi, Jupiter e lara. Uma
concentracgédo significativa (10 a 79% vol.) de CO:2 esté associada aos hidrocarbonetos
produzidos nestes campos (PETROBRAS, 2014a). Com a crescente pressao mundial
para reducdo nas emissfes de gases de efeito estufa (GEE) e a recente meta de
reducdo desses gases estabelecida pelo governo brasileiro, as grandes
concentracbes de CO:2 e outros GEE associados aos hidrocarbonetos a serem
produzidos ndo deverdo ser emitidas para atmosfera. O armazenamento geologico
deste CO2 associado ao petroleo ou a sua utilizacdo para recuperagdo avancada
(EOR) é possivelmente a solucdo mais adequada no momento para evitar estas
emissdes (KOVSCEK; CAKICI, 2005; SCHLUMBERGER, 2017a).

A injecdo de CO2 em reservatorios, além de evitar emissdes, pode aumentar
significativamente a taxa de recuperacdo de petréleo, através de uma técnica
conhecida com recuperacdo terciaria ou avancada de petréleo (EOR, do inglés
Enhanced Oil Recovery) (GOZALPOUR; REN; TOHIDI, 2005) podendo superar a taxa
de recuperacdo quando comparada a outros métodos (KARIMAIE et al., 2008). A
interacdo geoquimica entre os fluidos originais do reservatério (e.g., agua de
formacdao, petroleo) e novos fluidos/gases injetados durante o processo de producéo
(e.g., CO2 e agua do mar), juntamente com 0s minerais presentes no reservatorio
pode, no entanto, causar alteracdes nas qualidades e propriedades do mesmo
(porosidade, permeabilidade, saturacao residual das fases, etc.) (CANTUCCI et al.,
2009; GAUS, |; AZAROUAL; CZERNICHOWSKI-LAURIOL, 2005; KETZER, JM et al.,
2009; LE GALLO; BILDSTEIN; BROSSE, 1998).
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O intervalo do Pré-Sal é caracterizado por um contexto geoldgico bastante novo
para estudos da interacdo do CO2 com os minerais e fluidos da formagéo, ja que
apresenta reservatérios majoritariamente  carbonéticos (dolomita, calcita),
sobrepostos por camadas de anidrita, e halita de grande espessura (2000 m) que
atuam como rocha selo (IGLESIAS R. S. et al. 2015).

A injecdo de CO:2 nestas camadas geoldgicas provoca a acidificacdo das
solugdes intersticiais e as rea¢cdes geoquimicas decorrentes dessa injecao precisam
ser caracterizadas para avaliar o comportamento do reservatério e do selo em curto,
meédio e longo prazo (WILSON, M.; MONEA, 2004).

Em reservatorios carbonaticos, como os encontrados no Pré-Sal, as alteracdes
decorrentes da injecdo de CO2 sdo potencialmente mais acentuadas, em razdo de
apresentarem uma mineralogia mais reativa, particularmente nas condi¢cfes acidas
geradas pela dissolucdo de CO:2 na fase aquosa do reservatério. A diminuicao de pH
ocasionada por esta dissolucdo tende a solubilizar os minerais carbonéticos
rapidamente, assim como silicatos mais reativos (micas, feldspatos). Em geral, a
dissolucdo dos carbonatos ndo ocorre de forma homogénea, e sim através de
wormholes, ocasionando oscilacdes significativas na injetividade (IZGEC et al.,
2008a). Diversas propriedades como direcéo de fluxo, composicao da fase aquosa, e
temperatura, também afetam fortemente a forma, local e extenséo da reatividade de
carbonatos em meio acido, portanto o seu estudo € extremamente dependente do
caso (IZGEC et al., 2008a, b; LUQUOT; GOUZE, 2009).

Formacdes carbonéticas em geral apresentam aquiferos altamente salinos, o
que diminui significativamente a solubilidade do CO2. A elevada salinidade, em
conjunto com a desidratacdo da fase aquosa pelo contato com o CO2 supercritico
(Kaszuba, Janecky, e Snow 2003), pode ocasionar precipitacdo de (sulfato de calcio)
CaS0O4 quando ha sulfatos presentes ou co-injecdo de (dioxido de enxofre) SO:2
préximo & zona de injecdo (BRESSAN, 2009; ROSENBAUER; KOKSALAN;
PALANDRI, 2005; TABERNER et al., 2009). Este fendbmeno pode ser problematico
por comprometer a injetividade pela diminuicdo da permeabilidade. Por outro lado, a
precipitacdo pode ajudar a prevenir vazamentos, ao preencher zonas de fraturas
(principalmente na rocha selo), e restringir a dissolu¢éo dos carbonatos evitando dano

ao reservatorio ao recobrir a superficie destes, limitando a reatividade (TABERNER et
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al., 2009). Portanto, a variabilidade nos efeitos da precipitacdo requer estudos mais
refinados, com foco no reservatério/selo de interesse, que considerem as condi¢des

de fluxo e transporte através da formacéao.

O estudo do comportamento geoquimico do sistema CO2z-rocha-fluido acoplado
ao fluxo das fases no reservatorio e selo pode ser realizado de forma integrada com
métodos experimentais (IZGEC et al., 2008a; KASZUBA, J P; JANECKY; SNOW,
2003; ROSENBAUER; KOKSALAN; PALANDRI, 2005) ou de modelagem numérica
(e.g., (ANDRE et al., 2007; IZGEC et al., 2008b; LAGNEAU; PIPART; CATALETTE,
2005; TABERNER et al., 2009).

Os métodos experimentais permitem determinar as reac¢des quimicas
especificas conforme a composicdo mineraldgica e da fase aquosa, as variacdes de
porosidade e permeabilidade, por medidas diretas ou através de volume de material
precipitado/dissolvido, além da localizacdo de canais preferenciais de dissolugéo e de
precipitacdo no espaco intergranular. Os resultados dos modelos numéricos iréo
determinar o volume/massa de material precipitado/dissolvido, tempo de reacdo e o
deslocamento no espaco das diferentes fases e frentes de reacao
(dissolucao/precipitacdo) durante todo o tempo esperado para 0S processos de
injecdo e producao do reservatorio, e posteriormente, determinando a distribuicdo das
distintas formas de armazenamento (livre, dissolucdo, mineralizacdo) ao longo do
tempo em que o CO2 permanece armazenado. Atraves destes resultados poderao ser
previstos efeitos sobre a injetividade, possiveis danos causados ao reservatério ao

redor de pocos de injecao e producao, alteracdes quimicas sobre o selo, entre outros.

Os reservatérios do intervalo do Pré-Sal apresentam propriedades fisico-
quimicas (pressao, temperatura, etc.) singulares, pouco estudadas até o momento.
Com isto, faz-se necessario um levantamento e analise dos métodos disponiveis para
estudos experimentais e numéricos visando sua aplicabilidade as rochas carbonaticas
e formacdes salinas existentes neste intervalo, identificando quais se aplicam e quais
podem ser adaptados para este tipo de estudo. Para a utilizagdo eficaz destes
métodos € necessario compilar e organizar os diferentes dados disponiveis como:
composi¢cdo mineraldgica das rochas (reservatorio e selo), composi¢cédo quimica dos
fluidos, condi¢des fisico-quimicas do sistema (temperatura, presséo, pH), qualidade e

caracteristicas do reservatorio (profundidade, porosidade, permeabilidade, saturacéo
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de 6leo/gas, heterogeneidades), e caracteristicas da operacdo de producéo, como
distribuicdo de pocos injetores/produtores. A qualidade dos resultados obtidos pelos
modelos experimentais e numéricos depende em grande parte destes dados e

informacdes.

Para a adequacdo de modelos numéricos ao estudo do Pré-Sal, alguns
parametros da cinética de reacao (dissolucéo e precipitacdo de minerais) devem ser
adequados as condi¢Bes de maior temperatura e pressdo nesta zona (PALANDRI,
KHARAKA, 2004). Isto requer um levantamento destes dados em literatura, ou, caso
necessario, a realizacao de experimentos de cinética com fases minerais puras nestas

condicBes para a obtencao destes parametros.

A alta reatividade dos reservatorios do Pré-Sal exige que os modelos numéricos
aplicados no seu estudo incluam necessariamente as interacdes geoquimicas do
sistema. Estudos deste tipo jA& vem sendo realizados no IPR/PUCRS, utilizando os
softwares PHREEQC (PARKHURST; APPELO, 1999) e Geochemists's Workbench
(BETHKE, 2008), em simulacdes estaticas (0D) do sistema CO2-agua-rocha em
diversas formacdes estudadas com potencial para armazenamento de CO:
(IGLESIAS, R S et al., 2008; IGLESIAS, R S; BRESSAN; KETZER, 2009; KETZER, J
M et al., 2009). Para simula¢des mais completas, modelos que acoplam a geoquimica

com o fluxo das diferentes fases (transporte reativo) sdo recomendaveis.

Assim, o presente trabalho se justifica pela necessidade de uma compreensao
maior das possiveis alteracdes em rochas carbonaticas, similares as encontradas em
reservatérios do intervalo do Pré-Sal, causadas pela injecdo de COg2, cujo estudo
depende de muitos fatores particulares a cada formacgéo. Desta forma, poderdo ser
antecipados eventuais problemas ocasionados ao reservatorio e aos processos de

injecdo e producao, assim como assegurar a seguranc¢a do armazenamento do COa.

A presente tese aborda conceitos relacionados ao Pré-Sal, aos métodos de
recuperacdo de petréleo e armazenamento geoldgico de CO2, a reatividade dos
minerais carbonaticos e as interacbes CO2-fluido-rocha. S&o apresentados tambéem
os resultados dos ensaios experimentais realizados em condi¢des equivalentes as
condicdes de reservatorios reais, e a aplicacdo de novos modelos mateméaticos
utilizados na interpretacéo dos fen6menos de dissolugéo de minerais carbonaticos no

contexto do armazenamento geoldgico e recuperacéo avancada de petroleo.
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2. OBJETIVOS

Este trabalho tem por objetivo principal o estudo das interacbes geoquimicas
no sistema CO2-agua-rocha em rochas carbonaticas com composigéo similar a rochas
encontradas em reservatorios de petréleo e aquiferos salinos profundos, utilizando
métodos experimentais e modelagem numérica propondo um modelo de interpretacéo
de dados baseado em modelagem matematica no contexto do armazenamento

geoldgico de CO..

2.1. Objetivos Especificos

Através deste estudo pretendeu-se avaliar:

- As taxas de dissolucao de minerais das amostras selecionadas através de

experimentos em batelada;

- Aimportancia de parametros como a perda de massa e pH nos processos

de dissolucéao mineral;
- A aplicabilidade de uma metodologia para aquisi¢éo e céalculo do pH;

- A correlacdo entre a variacdo de perda de massa mineral com a

concentracéo de célcio em solugdo através de um modelo matematico;
Pretende-se determinar também as equacbes que melhor representam o
comportamento do sistema reacional através de modelos cinéticos;

- Como as interagdes CO2-fluido-rocha atuam no armazenamento geologico

de CO:2 e nos processos de recuperagcao avancada de petroleo.
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3. REVISAO BIBLIOGRAFICA

Neste capitulo serd apresentada uma revisdo da literatura com objetivo de

contextualizar o tema da pesquisa aos avangos tecnoldgicos recentes.

3.1. Pré-Sal

Em 2007 foi anunciada uma das maiores descobertas de petréleo no Brasil. As
reservas encontradas foram estimadas em bilh6es de barris de petréleo, em uma
regido conhecida como camada Pré-Sal, que compreende uma faixa de 800 km de
comprimento por 200 km de largura, localizada entre os estados de Santa Catarina e
Espirito Santo (Figura 1), onde foram encontrados grandes volumes de 6leo leve com
caracteristicas de um petréleo de alta qualidade e maior valor de mercado (KETZER,
JOAO MARCELO et al., 2015).

Minas Gerais Espirito Santo

#~—3_Campo de Jubarte

Jubarte field

4 Rio de Janeiro
Séo Paulo

Campo de Libra
Libra field

Figura 1. Area de ocorréncia de reservatorios de petréleo Pré-Sal nas bacias de Campos e Santos
(Ketzer et al. 2015).
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O termo Pré-Sal é uma definicdo geoldgica que se refere a um conjunto de
rochas localizadas num intervalo que se estende abaixo de uma extensa camada de
sal depositada durante a separacdo dos continentes africano e sul-americano. O
termo pré é utilizado porque, ao longo do tempo geologico, a deposicédo dessas rochas
aconteceu antes da deposicdo da camada de sal. A Figura 2 ilustra a camada Pré-
Sal.

A'producao no’ Pre-sal

0 ( Nivel da superficie
do mar)

Oceano

= 2140

Camada pés-sal

metros

=~ 3500
Camada de sal

= 5500
Camada pré-sal

Rocha *

reservatério de petroleo &
gés natural dopré-sal -,

Figura 2. Localizagcao da camada Pré-Sal (PETROBRAS, 2014b).

Os principais desafios na exploracdo dessa camada séo a logistica de apoio
em alto-mar, como o transporte de materiais, equipamentos e equipes e a instalacao
de sistemas de ancoragem e de operacdo em pocos. Para se chegar até onde estédo
situados os reservatorios, em alguns locais € preciso ultrapassar uma lamina d’agua
de mais de 2.000 m, uma camada de 1.000 m de sedimentos e outra de 2.000 m de
sal. Esses reservatérios estdo submetidos a elevadas pressées, geralmente
superiores a 550 bar (PETROBRAS, 2014b).
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Baseado nos primeiros resultados das perfuracdes e extracdes realizadas foi
possivel perceber a viabilidade técnica e econdmica da exploracdo das acumulacdes
descobertas. Os estudos técnicos realizados para a exploracdo no Preé-Sal
demonstram o potencial econémico e tecnoldgico desse tipo de exploracéo no Brasil.
Estes primeiros resultados apontam para volumes altamente significativos, como na
acumulacao de Tupi na Bacia de Santos que possui um volume recuperavel estimado
entre 5 e 8 bilhBes de barris de 6leo equivalente (6leo mais gas) e associado a esse
oleo foram encontrados percentuais de 10 a 79% de CO2 (PETROBRAS, 2014b).

3.2. Recuperacdo de petréleo

As acumulacdes de petréleo possuem intrinsecamente certa quantidade de
energia denominada energia primaria que esta diretamente relacionada as condicbes
de temperatura e pressdo do reservatério e o volume disponivel. Quando inicia o
processo de producdo ocorre a dissipacdo dessa energia, causada pela
descompressao dos fluidos do reservatorio em direcdo aos poc¢os de producdo. As
resisténcias encontradas pelo 6leo durante a producéo sdo associadas as forcas de
viscosidade e capilaridade encontradas no meio poroso do reservatorio. A reducéo
da energia primaria acarreta, principalmente, na queda da pressao do reservatério e
consequentemente a reducdo da produtividade dos pocos (ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006).

Existem atualmente duas alternativas de agéo para reduzir os efeitos nocivos

da dissipacdo da energia priméaria dos reservatérios de petrdleo:

Complementa-la com energia secundéria através da injecdo de fluidos nos pocos

injetores.
Reduzir as resisténcias viscosas e/ou capilares por meios de métodos especiais.

Em principio a recuperacao primaria de petroleo € conduzida pela diferenca
natural de pressdo entre o reservatério e o poco. A medida que a pressdo do
reservatorio decai ao longo do tempo, a taxa na qual o 6leo é recuperado diminui. A
fim de reestimular a producgéo de 6leo, um fluido (geralmente agua) € injetado, através

de um processo chamado inundacgéo, objetivando aumentar a presséo do reservatorio.
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Esse processo € chamado de recuperacdo secundaria. Durante a fase primaria a
producdo de Oleos leves € de aproximadamente 25% e de O6leos pesados de
aproximadamente 5% da estimativa de 6leo no local original (OOIP, do inglés Original
Oil In Place). A producédo de 6leo secundaria ird produzir cerca de 30% do OOIP para
Oleos leves e 5% no caso de Oleos pesados. Isso ainda deixa uma parte significativa
do OOIP retido no reservatorio, deixando um potencial significativo de 45-90% do
OOIP como um alvo para a recuperacao avancada ou terciaria de petroleo (THOMAS,
S., 2008b). A Figura 3 apresenta uma classificacdo dos processos de recuperacao de

petrdleo e os percentuais de recuperagdo possiveis para cada etapa.

= - Percentual de
Recuperagédo Primaria Recuperagéo de

’—I—‘ oleo

Fluxo natural Elevacdo artificial

Recuperagéo
Secundaria

N

Manutencdo da

Embebicao com agua presséo

Recuperacgéo Terciaria

!—l_l—l—\

Injegédo de I
gds Quimica Outras

Figura 3. Representacdo da classificacdo dos processos de recuperagcdo de petréleo com os seus

respectivos percentuais de recuperacéo (fonte: O Autor).

A recuperacdo avancada de petroleo também é comumente chamada de
recuperacao terciaria quando ocorre apos 0 processo de injecao de agua. A EOR é
na verdade um termo genérico que representa uma variedade de técnicas utilizadas
para aumentar a producdo de petroleo (SCHLUMBERGER, 2017b). As principais

técnicas de EOR serdo descritas a seguir.
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3.2.1. Recuperagdao térmica

A recuperacdo térmica de 6leo (TEOR, do inglés thermal enhanced oil recovery)
€ principalmente aplicada em reservatorios cujos 6leos sdo muito viscosos, pois foi
constatado que a utilizagdo de um processo convencional de recuperagao, em pogos
contendo 6leos muito pesados, resulta em uma baixa taxa de recuperacao. Essa baixa
recuperacdo se deve principalmente a alta viscosidade do Oleo que resulta na
dificuldade do mesmo se mover dentro do meio poroso (BRANDT; UNNASCH, 2010).

Existem dois tipos de métodos térmicos, a injecdo de fluidos aquecidos que
compreende a producéo de calor na superficie e posteriormente o seu transporte para
o interior do reservatorio utilizando um fluido, geralmente agua, e o processo chamado
de combustao in situ que consiste na combustdo de parte do proprio 6leo dentro do
reservatorio para obtencdo de calor. O calor gerado desencadeia processos que
resultam no aumento do fator de recuperagédo (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006;
THOMAS, J. E., 2004).

3.2.2. Métodos quimicos

Os métodos quimicos de recuperacdo consistem basicamente da injecao de
substancias que sejam suscetiveis a intera¢cdes quimicas entre o fluido injetado e o
fluido do reservatdrio, geralmente esses métodos sao utilizados em reservatorios que
possuem Oleos mais viscosos. Dentre os principais fluidos injetados através do
método quimico destacam-se a inje¢cdo de polimeros, de solugcdo surfactante,
microemulsdo e injecédo de solucédo alcalina. Alguns desses processos podem ainda
caracterizar-se como método miscivel pelo tipo de interacdo que ocorre no interior do
reservatério (THOMAS, J. E., 2004).

3.2.3. Métodos misciveis

Os métodos misciveis de recuperacdo sdo processos que visam através da
injecao de fluidos misciveis reduzir ou eliminar as tensdes interfaciais do 6leo com o
fluido injetado, atuando de modo a reduzir as forcas capilares e interfaciais que

poderiam causar a retencdo do 6leo no reservatorio. Os principais fluidos que podem
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ser utilizados nos métodos misciveis sdo normalmente o gés liquefeito de petrdleo
(GLP) e o diéxido de carbono (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

3.2.3.1. Injecéo de banco de GLP

Este método miscivel de recuperacdo baseia-se na injecdo de uma mistura de
hidrocarbonetos leves compostos principalmente por etano, propano e butano. Essa
mistura apresenta uma caracteristica importante chamada de miscibilidade ao
primeiro contato, isso significa que a mistura ao entrar em contato com o 6leo do
reservatério imediatamente se torna miscivel reduzindo as tensdes interfaciais e
facilitando o deslocamento do 6leo (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

3.2.3.2. Injecdo de CO2

A injecdo de CO2 em reservatorios de petréleo tem sido usada a mais de 40
anos com o intuito de aumentar a producédo de 6leo e gas. Ao longo do periodo de
uma operacdo de EOR com injecdo de CO2, praticamente todo o CO:2 injetado
permanece armazenado no reservatorio. Esta caracteristica confere ao processo EOR
-CO2 uma vantagem econbmica relacionada ao aumento da producéo de petréleo,
bem como um beneficio do ponto de vista ambiental, visto que o armazenamento
geoldgico evita a emisséo do CO: para a atmosfera (IEA, 2001).

Neste processo, o CO2 tem uma forte atracdo pelo 6leo, sendo facilmente
dissolvido, o que acarreta a vaporizagdo e inchamento do mesmo e
consequentemente facilita 0 seu deslocamento no interior do reservatério. Entretanto,
para que ocorra a miscibilidade, existe uma série de aspectos que devem ser
favoraveis, como as condi¢cdes de pressdo e temperatura e a composicdo do 6leo
(TABER; MARTIN; SERIGHT, 1997).

A injecdo de CO2, além de promover uma alta taxa de recuperacdo também
surge como uma alternativa para o armazenamento geoldgico de carbono, e essas
duas técnicas associadas podem facilmente modificar os indices de emissao de gases

de efeito estufa na atmosfera (IEA, 2009).

3.2.3.3. Processo EOR-CO2 miscivel
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O método EOR-CO:2 miscivel tem ganhado destaque nos ultimos anos, além da
mitigacdo de impactos ambientais, o CO2 é um agente de deslocamento Unico pois
possui uma MMP (minima press@o de miscibilidade, em inglés minimum miscibility
pressure) relativamente baixa para uma ampla gama de Oleos crus (HOLM,;
JOSENDAL, 1974; IEA, 2007). O processo envolve em geral interagdes quimicas e
fisicas entre o COz2 injetado e 0 Oleo presente no reservatério (HOLM; JOSENDAL,
1974). Durante o processo, 0 CO: extrai as fragbes mais pesadas (C5-C30) do
reservatorio e desenvolve miscibilidade. O processo € geralmente aplicado para 6leos
leves e médios (>30° API) em reservatérios rasos e em baixas temperaturas
(THOMAS, S., 2008a). A Figura 4 apresenta um esquema unidimensional do processo
de EOR-CO2 miscivel.

A &0 do CO, co,

A pog In;g’ do - - £ Reciclado
elou de Recursos do Pogo de
Naturais Injecéo

Zona de
alcance
eficiente

5o 6000 L0 00, Op
% 907 009 600 %0 0 / /
°°°o n%0 090%

CO; dissolvido (sequestrado) CO,

na fase imével de 6leo e gas Armazen
ado nos

Oleo imobilizado

Figura 4. Esquema unidimensional do processo de EOR-CO: miscivel. Adaptado de (IEA,
20009).

Determinados processos tém sido aplicados e ndo apresentam um fator de
recuperacdo muito elevado, por isso metodologias alternativas tém sido
desenvolvidas, dentre elas destaca-se a injecdo alternada de agua e gas (WAG, do
inglés Water alternating Gas) (Figura 4).
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Neste processo ocorre uma injecao alternada entre o CO:2 e a 4gua de injecao.
Inicialmente o CO: injetado tende a interagir com o banco de Oleo alterando
carateristicas como a viscosidade e as tensdes superficiais e criando uma zona de
miscibilidade 6leo/COz2, alternadamente € injetada a agua com o intuito de “for¢ar” o
deslocamento do 6leo e promover o deslocamento de parte do Oleo residual, antes
imovel. Essas injecbes sucessivas e alternadas aumentam a eficiéncia da extragéo do
petréleo criando uma frente de avancgo capaz de alterar as permeabilidades relativas

dos fluidos facilitando o deslocamento e a producao do 6éleo.

3.3. Armazenamento geoldgico

Além da recuperacdo avancada de Oleo e gas, € possivel utilizar a mesma
tecnologia para a mitigacado de impactos ambientais, promovendo o armazenamento
geoldgico de CO: e evitando que este seja emitido para a atmosfera (WHITE, C. M. et
al., 2003).

A captura e o armazenamento geologico de CO2 fornecem uma alternativa para
evitar a emissdo de CO: para a atmosfera através da captura de carbono de fontes
estacionarias e da sua injecao em reservatorios geoldgicos adequados. Considerando
que determinadas formacdes geoldgicas possuem a capacidade de armazenar 6leo e
gas naturalmente e por milhares de anos, € possivel inferir que essas formacdes
podem servir de reservatorio para o CO2 antropogénico emitido (IPCC, 2005).

O armazenamento geoldgico foi uma op¢do de mitigacdo de impactos
ambientais proposta pela primeira vez na década de 70, porém somente apds 0sS anos
90 os estudos relacionados a esta técnica comecaram a ganhar maior notoriedade, e
através dos estudos de (BACHU, S; GUNTER; PERKINS, 1994; BAKLID; KORBOL,;
OWREN, 1996; GUNTER, WILLIAM D; PERKINS; MCCANN, 1993; HOLLOWAY,
1997; VAN DER MEER, 1992, 1993) o armazenamento geoldgico de CO2 passou a
ser uma alternativa real e aplicavel industrialmente para fins de mitigacdo de impactos
ambientais, tendo seu primeiro projeto executado em 1996 pela Statoil e seus
parceiros no campo de gas de Sleipner no Mar do Norte.

O armazenamento geologico de CO2 pode ser realizado em uma variedade de
configuracbes geoldgicas em bacias sedimentares. Dentre estas bacias, campos de

petréleo, campos de gas depletados, camadas de carvdo e aquiferos salinos
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profundos sdo atualmente as principais formacdes de armazenamento possiveis
(Figura 5) (IPCC, 2005).

Visdo geral das opges dear to logi

—— Produc3ode olecou gas

1 Reservatorios de 6leo e gas depletados
2UsodoCO;em EOR/EGR o e CO; Injetado
3 Aquiferos salinos profundos—(a) offshore, (b) onshore
4 Uso do CO; em recuperagao avangada em camadas de
carvdo

CO; Armazenado

Figura 5. Opcdes para armazenar CO2 nas formagdes geoldgicas profundas. Adaptado de (IPCC,
2005).

As técnicas de armazenamento geoldgico que foram aplicadas até o momento
sdo baseadas principalmente no conhecimento e na experiéncia adquiridos pela
industria de Oleo e gas e de armazenamento subterraneo de gas natural. Embora
estas técnicas oferecam opc¢bes razoaveis para o armazenamento de CO2 em curto
prazo, tecnologias avancadas para o armazenamento em formacdes geologicas
podem reduzir significativamente os custos, aumentar a capacidade e melhorar a
seguranca da injecado de CO2 (White et al. 2005).

Os fatores a serem considerados para a realizacdo do armazenamento
geoldgico de CO2 sdo a eficiéncia do aprisionamento, o fluxo preferencial, as taxas de
fugas, cinética de dissolugéo de COg, cinética de aprisionamento mineral e interacdes
microbianas com CO2, bem como a influéncia das mudancgas de tensédo na rocha
capeadora e a integridade do reservatorio geolégico (BACHU, S; GUNTER; PERKINS,
1994).
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3.3.1. Reservatorios geoldgicos

O petréleo € naturalmente formado a partir da decomposicdo da matéria
organica em ambiente quase sem oxigénio, em condicfes especificas de presséo e
temperatura em rochas chamadas de rochas geradoras, e se desloca com o passar
do tempo para outra rocha que oferece um tipo de armadilha geoldgica que mantém
0 Oleo acumulado, esta rocha é chamada de rocha-reservatério (THOMAS, J. E.,
2004). Esta rocha pode ser de qualquer natureza, porém para se caracterizar como
reservatorio € necessario que apresente em seu interior espagos vazios (porosidade),
e que esses espacos estejam interconectados, conferindo-lhe a caracteristica de
permeabilidade (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

Uma rocha-reservatoério € composta por graos interligados por um material mais
fino chamado cimento, entre os graos existe também um material ainda mais fino
chamado matriz. O volume total de uma rocha-reservatorio € dado pela soma dos
materiais solidos (graos, matriz e cimento) e pelo volume dos espacos vazios, esse

volume também é chamado de volume poroso. A porosidade de uma rocha pode ser

definida por:
.
b= (3.1)

E o volume total da rocha é dado pela soma

Vi =V, + V (3.2)

onde: ¢ é a porosidade; Vi€ o volume total da rocha; Vp € o volume da particula; e Vs
€ 0 volume de soélidos.

Em geral existe uma comunicacdo entre 0s poros, porém em virtude da
cimentacao alguns poros ficam completamente isolados. Sendo assim € determinada
como “porosidade absoluta” a razdo entre o volume total de poros (conectados ou
ndo) e o volume total da rocha. Ja a “porosidade efetiva” &€ dada pela razéo entre o
volume dos poros conectados e o volume total da rocha. A porosidade efetiva recebe
mais atencdo do ponto de vista da engenharia de reservatérios, pois é ela que

determina a quantidade maxima de fluidos que podem ser extraidos do sistema
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(THOMAS, J. E., 2004). Na Figura 6 é apresentada uma ilustragcdo de um sistema
rocha selo-reservatério com a representacdo de um sistema de poros e de

permeabilidade no reservatorio.

C’) Gréos do mineral

E Poros
. Rocha selo

AR

> Permeabilidade

(_) Oleo imobilizado

- Poros isolados

Figura 6. llustracdo da porosidade/permeabilidade de um sistema rocha selo-reservatério (THOMAS,
J. E., 2004).

Outro aspecto importante sobre os reservatorios geoldgicos é a rocha selante,
pois é ela que garante a acumulagao do 6leo no reservatorio em virtude da sua baixa
permeabilidade fazendo com que exista uma barreira entre o 6leo presente no
reservatorio e 0 seu escape para a superficie. Além da baixa permeabilidade, outro
aspecto da rocha selante determinante na eficiéncia do aprisionamento do 6leo é a
sua plasticidade, pois é necessario que haja uma boa plasticidade na rocha selante
para que ela, mesmo apds ser submetida a esfor¢cos de deformacgdes, mantenha a
sua integridade e capacidade selante (THOMAS, J. E., 2004). A Figura 7 apresenta
um esquema ilustrativo da composicao de um sistema de reservatorio de petrdleo.
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Figura 7. Esquema demonstrando um reservatorio de petréleo com o 6leo sendo trapeado através de

uma trapa anticlinal (Teixeira et al. 2001).

3.3.2. Tipos de reservatorio de petréleo

A maioria dos reservatrios geolégicos comercialmente explorados sao
formados por rochas sedimentares, principalmente arenitos e calcarios. Entretanto,
existem outros tipos de reservatorios que possuem porosidade suficiente para

caracterizarem-se como reservatorios importantes (TEIXEIRA et al., 2001).

3.3.2.1. Reservatérios turbiditicos (arenitos)

Os turbiditos séo o tipo de rocha-reservatorio mais comum encontrada no
mundo, podendo atingir centenas de metros de espessura e grande continuidade
lateral. Sdo rochas sedimentares originadas em ambientes sub-aquaticos sujeitos a
correntes de turbidez. No Brasil o principal tipo de rocha-reservatério é o turbidito que
estd presente em aproximadamente 80% dos campos de petroleo (ROSA;
CARVALHO; XAVIER, 2006).
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3.3.2.2. Reservatorios de rochas carbonaticas

Os reservatorios de rochas carbonaticas sdo essencialmente compostos por
calcario e dolomitas. Os reservatorios carbonaticos diferem dos areniticos
principalmente em relacéo a porosidade, sendo 0s reservatérios carbonaticos mais
pOrosos e permeaveis e também mais passiveis de dissolugdo (ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006).

A interacao entre os fluidos e os minerais presentes no reservatorio de petréleo
pode ser estudada através da observacdo das reacfes quimicas destas interacoes,
pois 0s principais minerais envolvidos nas interagdes séo a calcita e a dolomita que
estdo predominantes nos reservatérios carbonaticos, sendo estes também os
minerais mais reativos do sistema (AHR, 2008a).

A calcita € a forma mais comum do carbonato de calcio (CaCOz3s), apresenta
estrutura romboédrica e € a mais estavel termodinamicamente. As outras formas de
carbonato de calcio séo a aragonita, que tem estrutura ortorrdbmbica, sendo 1,5 vezes
mais solavel que a calcita, e vaterita, com estrutura hexagonal, sendo 3,7 vezes
mais sollvel que a calcita (MORSE; MACKENZIE, 1990a).

A dolomita € um carbonato de calcio e magnésio (CaMg(COs)z2), muito
abundante na natureza e esté presente em diversos tipos de reservatorios de petréleo.
Mesmo apOs varios estudos, a sua origem e as suas propriedades em condicdes
subsuperficiais ainda permanecem incognitas. A principal razdo para isso é que sua
formacao é cineticamente ocultada pela sua estrutura complexa e bem ordenada
(MORSE; MACKENZIE, 1990b).

Devido as suas caracteristicas geoquimicas, 0s reservatdrios carbonaticos
apresentam grande potencial para o armazenamento geoldgico de CO2, uma vez que
a maioria das reservas mundiais de petroleo (cerca de 60%) séo localizadas nesse
tipo de rocha sendo, portanto, um alvo de armazenamento interessante quando
combinado com EOR (SIQUEIRA, T. A.; IGLESIAS; KETZER, 2017). Ainjecao de CO2
nesses reservatorios ja esta ocorrendo, para fins de EOR, no campo de Lula (Bacia

de Santos) utilizando o CO2 removido das reservas do préprio campo (GCCSI, 2014).
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3.4. Propriedades do CO:2

O dioxido de carbono em condicbes normais de temperatura e pressao
encontra-se no estado gasoso, € termodinamicamente muito estavel e mais denso do
que o ar, sua densidade é de 2,8 kg/cm? e varia como uma funcdo da temperatura
(Figura 8). Segundo Bachu (2003) quanto maior a densidade do CO2 mais facilmente

ele pode ser armazenado como uma fase separada.
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Figura 8. Variagcdo da densidade do CO2 como uma funcéo da temperatura e pressdo, demonstrando
faixa de densidade que pode ser encontrada em bacias sedimentares (BACHU, S; ADAMS, 2003).

Em temperaturas maiores do que 31,1 °C e pressfes maiores do que 73,8 bar
(ponto critico), o CO2 encontra-se no estado supercritico (Figura 9). Esta propriedade
torna o COz atrativo para 0 armazenamento geoldgico, pois na fase supercritica o CO2
se comporta como gas, mas sua densidade é aumentada, chegando a ultrapassar a
densidade do CO:2 liquido, o que permite que uma massa muito maior de CO:2 seja
armazenada num mesmo volume podendo haver uma otimizacdo do reservatorio
(BACHU, S, 2000a; IPCC, 2005).
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Figura 9. Diagrama de fase do CO: evidenciado através do ponto vermelho a condig&o de trabalho dos
ensaios apresentados neste trabalho (Adaptado de (BACHU, S, 2002).

A pressao de vapor do CO2 aumenta com 0 aumento da temperatura como
observado por (SPAN; WAGNER, 1996) e demonstrado na Figura 10. Na temperatura
de 20°C (293,15 K) a presséao de vapor encontra-se em 58,5 bar (8,85 Mpa).
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Figura 10. Pressao de vapor do CO2 como fungéo da temperatura (SPAN; WAGNER, 1996).
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Como visto em BACHU (2003), a viscosidade varia como uma funcao da
temperatura e presséo (Figura 11) e na condi¢ao de 1 atm (0,10 Mpa) encontra-se em
0,013 mPa.s.
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Figura 11. Variacédo da viscosidade do CO2 como funcédo da temperatura e da pressdo (BACHU, S.
2003).

Partindo do principio de que as intera¢cdes geoquimicas que envolvem o
armazenamento de carbono ocorrem em fase aquosa, o CO2 tem de se dissolver
primeiro na fase aquosa da formacéo para que o COz: injetado seja capaz de reagir
com os minerais da formacéo (KERVEVAN; AZAROUAL; DURST, 2005).

Estudos realizados por (BACHU, S, 2000b; BACHU, S; ADAMS, 2003)
demonstraram que a solubilidade do CO2 na fase aquosa aumenta com 0 aumento da
pressao, porém em relacédo a temperatura apresenta um comportamento anémalo nao
linear. E observado que até uma temperatura de aproximadamente 80°C a
solubilidade diminui e acima dessa temperatura a solubilidade do CO2 apresenta um
comportamento ascendente. Esses fen6menos estdo normalmente relacionados as
forcas de atracdo intermoleculares entre o CO2 e os ions disponiveis na solucgéao,
sendo diretamente afetados pela salinidade da solu¢gdo como observado nas Figura
12 eFigura 13.
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Figura 12. Variacédo da solubilidade do CO2 com a salinidade (BACHU, S; ADAMS, 2003).
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2003).
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Ao promover o contato entre 0 CO2 e a 4gua observa-se inicialmente um
aumento na quantidade de CO: dissolvido. O CO:2 dissolvido reage com a agua
formando acido carbdnico (H2COs). Este acido se dissocia dando origem
posteriormente aos ions bicarbonato (HCO3s). Os ions HCOs também sofrem
dissociacéo resultando na formacéo de ions carbonato (COz?*) e ions hidrogénio (H*)
consequentemente reduzindo o pH da agua pelo aumento da concentracdo destes
ions em solucao (equacdes 3.3 — 3.6) (DRUCKENMILLER; MAROTO-VALER, 2005).

(3.3)
COz(g) S COz(aq)
COZ(aq) + H20 1__’ H2C03(aq) (34)
H,CO; S H(J;q) + HC03_(aq) 3.5
HCOQ(aq) =7 H(“;q) + CO5~ (3.6)

3.4.1. Mecanismos de armazenamento de CO2

O armazenamento geologico de CO2 normalmente ocorre em reservatorios
geoldgicos especificos, compostos por uma rocha-reservatorio com porosidade e
permeabilidade elevadas que fornecam espaco para armazenar o CO2 e meios para
que os fluidos de injecdo se movimentem no interior do reservatério. E necessario
também gue esses reservatorios possuam uma camada de rocha selante de baixa
permeabilidade e porosidade para que os fluidos permanecam aprisionados no interior
do reservatério permanentemente, aumentando a seguranca do armazenamento
(Figura 14) (IEA, 2008). Os principais mecanismos de aprisionamento de CO2 s&o 0

aprisionamento fisico e o aprisionamento geoquimico, e serdo descritos a seguir.
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Figura 14. Principais mecanismos de aprisionamento e suas relacdes com a seguranga no

armazenamento. Adaptado de (IEA, 2008).

3.4.1.1. Aprisionamento fisico: Estratigréafico e estrutural

O aprisionamento fisico € o principal mecanismo de armazenamento de
CO2 em meios geoldgicos e ocorre principalmente em reservatérios que possuem uma
boa camada selante (Figura 15). Neste tipo de aprisionamento o CO2 é armazenado
em armadilhas estruturais ou estratigraficas ou em uma combinacdo dos dois
(GLOBAL CCS INSTITUTE, 2014).

Figura 15. llustracdo do mecanismo de aprisionamento estrutural/estratigrafico (Ketzer et al. 2015)
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3.41.2. Aprisionamento fisico: Hidrodinamico

O aprisionamento hidrodinamico de CO2 pode ocorrer em aquiferos salinos
gue nao necessariamente possuem armadilhas fechadas, mas que permitam um
deslocamento muito lento em longas distancias. Quando o CO: é injetado nessas
formacdes, ele desloca a 4gua e migra para a parte superior do reservatério em virtude
da diferenca de densidade. Ao encontrar a rocha selo o CO2 permanece migrando
como uma fase Unica e acaba sendo aprisionado como saturacéo residual nos poros

da rocha-reservatorio (Figura 16) (BACHU, S; GUNTER; PERKINS, 1994).

Graos minerais Cco,

Figura 16. llustracdo do mecanismo de aprisionamento como saturacao residual (Ketzer et al. 2015)

3.4.1.3. Aprisionamento quimico

No aprisionamento quimico ocorre a dissolucdo do CO:2 na agua de formacéao
ndo mais permitindo a formacdo de uma fase separada, ocasionando o
aprisionamento por solubilidade (aprisionamento i6nico). Quando ocorre a dissolucao
do CO2 na 4gua e a mistura entra em contato com a rocha do reservatorio ocorre a
formacdao de espécies ibnicas a medida que a rocha vai se dissolvendo acompanhada
de um aumento no pH. O aumento no pH associado aos minerais dissolvidos na agua
pode promover a precipitacdo desses minerais na forma de carbonatos promovendo

0 aprisionamento mineral (Figura 17) (WIGAND et al., 2009).
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Figura 17. llustracdo do mecanismo de aprisionamento quimico através de precipitacdo de minerais

carbonéticos (Ketzer et al. 2015).

3.5. Minerais carbonéticos

Os principais minerais encontrados nas rochas carbonaticas sdo a calcita
(CaCOs3) e a dolomita (CaMg(COs)2) (AHR, 2008b). Estas rochas sdo depositadas
naturalmente em ambientes marinhos, podem se formar pela erosao ou lixiviagéo e
posterior transporte do material carbonatico de zonas de dissolugdo a zonas de
precipitacdo que levam a sedimentacdo destas rochas em camadas, tais como
encontradas na regido do Pré-Sal (ACOCELLA; TURRINI, 2010).

3.5.1. Reatividade dos minerais carbonaticos
A dissolucéo de carbonatos metélicos € usualmente descrita por trés reacées

quimicas em paralelo as quais ocorrem na interface mineral/agua, como descrito a
seguir (CHOU; AUSTIN CHANG, 1989; PLUMMER, 1978a).

MeCO; + HY 5 Me2* + HCO3 (3.7)
k2
MeCO; + H,CO5 — Me2* + 2HCO; (3.8)
k3
MeCO5; & Me?* + CO%~ (3.9)

Onde, Me representa um ion metalico bivalente (Ca ou Mg no presente estudo)

e ki, k2 e ks representam os coeficientes de taxa. PLUMMER (1978) sugere que a
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cinética de dissolugcdo da calcita no sistema (CO2 + H20) pode ser dividido em trés
regimes. No regime 1, representado pela reacao (3.7), a dissolu¢do € independente
da pressao parcial de CO: e, portanto, somente dependente do pH do sistema. No
regime 2 a dissolucéo é dependente tanto da pressao parcial de CO2 quanto do pH do
sistema e é representado pela reacao (3.8), enquanto que no regime 3, representado
pela reacdo (3.9), o inicio da precipitacdo do calcio apresenta importante influéncia
além do pH e da presséao parcial de COx.

Para a dolomita, a reacdo de dissolucdo na agua esta representada a seguir.

CaMg(C03),(s) = Mg(CO3)s) + Cafyy + CO3~ (aq) (3.10)
Mg(CO3)(s) = Mgl + co3§;q) (3.11)

De forma mais lenta que as reacdes (3.10) e (3.11), verifica-se,

CaMg(C03),(s) + Mgl = Cafayy + 2Mg(CO3) s (3.12)
A diferenca de concentracdo da dolomita na dissolu¢cdo com relacdo ao tempo

pode Ser expressa comao.

dCa
dt

= kl.a%+ + kz.aazco3 + k3 - kg.aCaMgZ-i-.aco%— (313)
De forma similar, (GLEDHILL; MORSE, 2006; MORSE; MACKENZIE,
1990b) ja haviam apresentado a equacdo para a dissolucdo da calcita como

apresentado em (3.14).

dCa
? = kl' dy+ + kz. aHzco3 + k3. aHzo + k4. aca2+. acog— (314)

Os valores do exponente n variam de 0,5 até 0,75 para a dolomita (ZHANG et
al., 2007), enquanto p é igual a 1 (POKROVSKY et al., 2009). O primeiro termo da
equacao (3.13) corresponde a protonacgdo da superficie solida da rocha em pH <5, o
segundo termo a interagao da superficie com o acido carbbénico em 4 < pH < 6, o
terceiro termo tem relacdo com a superficie de hidratacdo em pH>6, e o quarto termo
leva em consideracao a reacéo de precipitacdo (POKROVSKY et al., 2009).
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3.5.2. Influéncia do pH na dissolucao/precipitacéo

A maioria dos autores concordam que o pH, tanto quanto a temperatura, pressao
e salinidade, possui correlacdo com a dissociacdo de minerais carbonéticos
(DILMORE et al., 2008; DRUCKENMILLER; MAROTO-VALER, 2005). Em condicdes
de armazenamento de COz, os efeitos do mesmo dissolvido no meio sdo de segunda
ordem de importancia quando comparados aos efeitos do pH na dissolucao.
(POKROVSKY et al., 2009).

Baixos valores de pH tendem a indicar um favorecimento da dissolucédo (3.14)
da dolomita, enquanto pH elevados sdo associados a precipitacdo (POKROVSKY;
GOLUBEV; SCHOTT, 2005).

CaMg(C03), 5 Ca?* + Mg?* + 2C0%~ (3.15)

Na Figura 18 é apresentada a especiacdo do CO: dissolvido como uma funcéo
do pH em meio salino, onde € possivel observar as faixas predominantes dos ions em
solucéo que indicam o potencial de dissolucdo ou precipitagdo mineral em funcéao do
pH e das espécies disponiveis no meio. Em valores de pH elevados observa-se uma
maior quantidade de ions CO3?, que de acordo com a (equacgéo 3.15) promove o
deslocamento do equilibrio no sentido de formacdo de carbonatos e
consequentemente a sua precipitacdo (LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 2005).
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Figura 18. Especiacdo do CO: dissolvido como fungdo do pH em uma solugdo de NaCl 1 M & 60 °C
(LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 2005).
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3.5.3. Dificuldades experimentais na medida do pH

O pH néo é apenas um dos mais importantes parametros a ser estudado, como
também é de dificil medicao sob condi¢des de alta pressdo (POKROVSKY; SCHOTT,
2001). Parte do problema consiste em se obter medi¢cdes do pH in situ, seguindo as
condicbes de temperatura e pressdo do experimento realizado em laboratorio,
podendo acarretar em distorcdes dos resultados. A pressao total atua como
importante variavel na medicéo do pH, pois os eletrodos de medicéo do pH utilizados
habitualmente ndo sdo capazes de resistir as altas pressfes das condicbes
experimentais. Mesmo em situacfes de laboratério altas pressdes parciais de CO2
(pCO2) podem originar resultados que ndo condizem com os esperados para as
condicBes no reservatorio.

Sendo assim, prever o pH da dissociacdo mineral se torna mais complexo a
medida que se afasta das condi¢des normais de temperatura e pressdo. Os valores
medidos de pH devem ser corrigidos através de modelos mateméticos dada a
diferenca de presséao existente entre a pressao atmosférica e a pressao do interior do

reator no ensaio (Ketzer et al. 2009; Gaus 2010).

3.6. Interagdes CO2-fluido-rocha

O estudo da geoquimica das interacdes entre COqz-fluido-rocha, em um
reservatério para fins de armazenamento geolbégico e recuperacdo avancada de
petréleo, baseia-se fundamentalmente em experimentos em laboratoério e na utilizagéo
de ferramentas de modelagem numérica (Kaszuba, Janecky, e Snow 2005; Bateman
et al. 2005). Experimentos em laboratério visam simular as interacdes entre CO2-
fluido-rocha em condicbes de reservatorio, utilizando reatores que possam ser
submetidos a pressbes e temperaturas similares as encontradas nas formacgdes
geoldgicas com o intuito de compreender como essas interacdes interferem nos
mecanismos de aprisionamento de CO2. Duas metodologias normalmente sao
utilizadas: reacbes em sistemas estaticos (em batelada) ou dinamicos (com fluxo
continuo de CO2) (HELLEVANG; PHAM; AAGAARD, 2013).

Uma maneira simples de estudar estas interagdes é utilizar os principios de

equilibrio termodindmico em modelagem numérica, onde o0 sistema reage
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espontaneamente em dire¢cdo a menor energia livre total. Tais célculos requerem
somente o conhecimento da estabilidade termodinamica de minerais, compostos
organicos, solucdes aquosas, gases e agua, 0s quais estao disponiveis em extensas
bases de dados termodinamicos (Iglesias, Bressan, e Ketzer 2009).

As simulagbes numéricas podem ser essencialmente melhoradas se além das
interagbes quimicas, utilizar modelos mais robustos que levam em consideracéo a
cinética de dissolucao e precipitacdo dos minerais com a introducdo de modelos de
leis de velocidade, os efeitos do fluxo das diferentes fases (CO2, agua, 6leo) no
reservatorio, transporte de calor e massa. Essas simulacdes que consideram
transformacdes quimicas e modelos de fluxo e transporte sdo chamadas de transporte
reativo. Para modelar interagcdes geoquimicas, informacdes relevantes incluem a
composicdo mineralégica do reservatorio, composicao fisico-quimica da agua de
formacéo (ions, pH, temperatura) e informacdes hidrolégicas do reservatério que irdo

permitir simulacdes mais precisas de modelos de transporte reativo (LIN et al., 2008).
3.6.1. Reagbes em sistemas estéaticos (batelada)

Nas reacdes em batelada, amostras de rocha do reservatorio e solugcao aquosa
sdo adicionadas ao reator que € posteriormente fechado hermeticamente e
preenchido com CO: até a pressdo desejada. Normalmente, estas reacdes
apresentam um aparato experimental semelhante ao da Figura 19 (KETZER, J M et
al., 2009).

T
| J
X Mandmetro

Termopar [

: O
<—  Entrada/

Dispositivo de I M

saida de CO,
. Copo interno de Teflon:
aquecimento — rocha + agua
elétrico Ll I ‘H]
L
Figura 19. Esquema representando o aparato utilizado em experimentos realizados em batelada
(Ketzer et al. 2009).
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Os reatores podem ser construidos com distintos materiais como aco
(POKROVSKY, OLEG S.; GOLUBEV; SCHOTT, 2005), titanio (MITO; XUE; OHSUMI,
2008) ou Hastelloy (uma liga metalica contendo niquel) (PORTIER; ROCHELLE,
2005), sendo essas ultimas duas ligas, preferencialmente usadas em meios altamente
corrosivos. O aquecimento é realizado com mantas termostatizadas, controladas por
termopares, ou colocando todo o sistema em estufas. O sistema é mantido pelo tempo
necessario para que sejam observadas alteracfes significativas, podendo variar
desde reagfes curtas com duracgdo de 24 h (BATEMAN et al., 2005) até reac6es muito
longas, de aproximadamente 5000 h (Iglesias, Bressan, e Ketzer 2009).

Acoplando amostradores ao sistema, é possivel coletar aliquotas da fase
aguosa para acompanhar experimentos muito longos. Condicbes mais enérgicas
(temperatura e pressdo) do que as existentes na formacdo podem ser utilizadas, de
modo a acelerar 0s processos quimicos e diminuir o tempo de reacdo, embora neste
caso a confiabilidade dos resultados possa ser afetada (Iglesias, Bressan, e Ketzer
2009; Ketzer et al. 2009). Em experimentos em condicbes mais reativas do que as
encontradas no reservatério (temperatura ou acidez), os resultados devem ser
analisados com cautela, uma vez que a cinética de reacao de cada mineral presente
em uma amostra de rocha é afetada de maneira diferente em temperaturas mais
elevadas do que a temperatura real do sistema. E importante para a qualidade e
confiabilidade dos resultados que os reagentes sejam bem caracterizados antes e
depois de cada experimento. ldealmente para experimentos mais longos, amostras
de fluido devem ser coletadas do reator de tempo em tempo e analisadas (DEVIDAL,;
SCHOTT; DANDURAND, 1997).

3.6.2. Reagbes em fluxo continuo

Outra abordagem consiste em experimentos de fluxo continuo, onde as
amostras de rochas e a solugéo aquosa séo submetidas a um fluxo constante de CO:
pressurizado a uma taxa conhecida, como mostra a Figura 20. Alternativamente, é
possivel utilizar um fluido reativo preparado previamente contendo a solucdo salina e
0 CO2 em equilibrio (KETZER, J M et al., 2009; SCHUTZ et al., 2011), fazendo-o
passar pela amostra. As reacbes de fluxo reproduzem mais fidedignamente as
condig¢des iniciais do armazenamento, quando ocorre a inje¢éo e fluxo de CO2 dentro

do reservatério. Durante o processo de armazenamento, com a pluma de CO:
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eventualmente estavel em longo prazo, os experimentos de batelada reproduzem

estas condi¢Oes eficazmente, dentro das limitagdes inerentes ao experimento.
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pressdo de saida
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[ =
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fluidos pressdode
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CO;

Figura 20. Representacdo esquematica do equipamento usado em estudos de fluxo continuo de

agua/salmoura em rochas reservatério (fonte: O Autor).

Com esta concepgédo, é possivel avaliar a permeabilidade da rocha e suas
variacbes com a dissolucdo e precipitacdo de minerais. Por meio de Tomografia
Computadorizada (técnica de imagem por Raios-X em 3D) com a resolucéo
adequada, € possivel acompanhar as mudancas na porosidade da rocha apds ou
mesmo durante os experimentos de fluxo, colocando a célula reator no tomografo em
intervalos de tempo selecionados ou em reatores que contenham tomégrafos
acoplados.

Uma vasta gama de modelos experimentais € possivel para esse método,
modificando as fases fluidas, as taxas de fluxo, o tamanho e a forma da amostra de
rocha e a colocacdo no reator. Essencialmente as técnicas de caracterizacdo
empregadas tanto para a solugdo como para as amostras minerais S&0 as mesmas
usadas nos experimentos em batelada (IGLESIAS, R S; BRESSAN; KETZER, 2009).

3.6.3. Estudos experimentais

Dentre os principais estudos relacionados ao sequestro geologico de carbono,
destacam-se os estudos realizados por (GUNTER, W D et al., 1997) e (KASZUBA, J
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P; JANECKY; SNOW, 2003). Estudos envolvendo o comportamento do CO:2
supercritico em condigcbes de temperatura e pressdo de reservatorio, visando
compreender a influéncia das interagbes CO:2-fluido-rocha e a precipitagdo de
minerais em um sistema que simula 0 armazenamento geoldgico em aquifero salino,
vém sendo realizados e aprimorados ao longo dos anos. Varios estudos importantes
foram realizados com o intuito de compreender as reacdes que ocorrem durante a
injecdo do CO2 em reservatorios geologicos utilizando uma abordagem experimental
semelhante a adotada por GUNTER et al. 1997 e KASZUBA et al. 2003.

A maioria dos estudos anteriores investigou reservatorios siliciclasticos e, mais
recentemente, 0s reservatorios carbonéticos comecaram a receber mais atencdo. O
fato de os estudos com carbonatos s6 ganharem notoriedade nos ultimos anos nao
surpreende, pois as formacdes carbonaticas sdo mais suscetiveis a alteracdes
quando em contato com o CO2 em meio aquoso em comparagao com os reservatérios
siliciclasticos, que ndo apresentam uma variacao significativa em um curto periodo de
tempo (GAUS, IRINA, 2010; HUQ et al., 2015; KETZER, J M et al., 2009; LUHMANN
et al., 2014; LUQUOT; GOUZE, 2009).

O procedimento experimental adotado na maioria dos experimentos
relacionados consiste em preparar uma solucéo salina sintética simulando a 4gua de
injecdo  (Druckenmiller e Maroto-Valer, 2005), medir o pH da solucdo salina,
posteriormente e durante os experimentos (Kaszuba, Janecky et al., 2003;
Druckenmiller e Maroto-Valer, 2005) e analisar por Difracdo de Raios-X (DR-X) e
Microscopia Eletrénica de Varredura (MEV) e/ou microscopia 6tica a composicao do
reservatorio e/ou as amostras utilizadas nos ensaios (Kaszuba, Janecky et al., 2003;
Druckenmiller e Maroto-Valer, 2005; Yu, Liu et al., 2012).

A seguir sdo apresentados 0s estudos experimentais mais relevantes sobre as
interag6es CO2-fluido-rocha em reservatorios carbonaticos.

GUNTER e colaboradores (1997) realizaram estudos de modelagem
geoquimica visando prever o comportamento do CO2 armazenado em aquifero salino.
Os experimentos realizados a 105 °C e 90 bar durante um més mostraram muito
pouco das reacdes geoquimicas nesta escala de tempo, as reacdes ocorridas foram
devido as rapidas reacOes dos minerais carbonaticos. Pelo modelo geoquimico
PATHARC.94 foi previsto que para as reacdes atingirem o equilibrio levaria entre 6-

40 anos.
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Os experimentos e a modelagem geoquimica indicaram que as reacfes de
aprisionamento de CO:2 séo lentas, na ordem de dezenas a centenas de anos, porém
suficientemente rapidas para aprisionar o CO2 de maneira eficaz. A respeito da
preocupacdo com a precipitacdo do carbonato mineral e diminuicdo da
permeabilidade do aquifero, observou-se que o processo de dissolucdo é
predominante nas regides proximas ao po¢co de injecdo provocando aumento na
porosidade e permeabilidade do reservatorio. A precipitacdo ocorrera em um periodo
maior de tempo e distante do poco de injecdo. GUNTER e colaboradores concluiram
que no periodo de milhares de anos essas reagcdes geoquimicas podem capturar e
armazenar mais de 90% do CO: injetado.

No estudo realizado por KASZUBA e colaboradores (2003), os resultados
mostraram que além do decréscimo do pH ocorre a precipitacdo de magnesita e outros
carbonatos e silicatos minerais em funcéo da dessecacéo da fase aquosa (dissolucao
de &gua no CO:2 supercritico). Este foi um dos primeiros estudos realizados para
avaliar o potencial das interacdes geoquimicas em varias fases para o aprisionamento
de carbono. YU e colaboradores (2012) apontam que a dissolu¢cdo de carbonatos
ocorre em pH &cido, e sua precipitacdo ocorre com a elevacao do pH e a dessecacao
da fase aquosa, e a dissolugdo do CO2 na agua ocorre logo apds a injecao,
promovendo um decréscimo de pH para aproximadamente 4,5 em virtude da
formacdo de acido carbonico, sendo a dissolu¢cdo dependente da pressao de injecéo
e da concentracdo da solucédo salina (Portier e Rochelle, 2005).

Um dos primeiros trabalhos experimentais dedicado a estudos sobre a injecao
de CO2 em reservatérios carbonaticos, foi publicado por (LUQUOT; GOUZE, 2009),
onde foi realizado um estudo sobre o comportamento dos reservatorios calcarios da
formacédo Mondeville (Bacia de Paris, Franca) interagindo com o CO:z injetado, atraves
de uma série de quatro experimentos de fluxo continuo. Os experimentos visaram
simular a transferéncia de massa que ocorre proximo e a distancias crescentes do
poco de injecao.

Os padrdes esperados de dissolucdo da rocha controlada pela composi¢ao do
fluido de injecdo podem ser observados nas imagens de microtomografia de raios X
(Figura 21). No experimento D1, com a maior pressdo de CO2 (10 MPa), ocorreu
aumento da porosidade e a formacdo de wormholes (caminhos preferenciais)
localizados préximos da entrada dos fluidos. O experimento D2 (6 MPa) mostrou

padrdes de dissolucéo localizados, mas distribuidos de forma mais difusa a através e
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ao longo da amostra. Por outro lado, observa-se uma alteracdo homogénea de
porosidade ao longo da amostra para o experimento D3, a uma pressao menor (2,5
MPa), com padrdes de dissolucdo uniformemente distribuidos e sem caminhos de

fluxo preferenciais visiveis.

D1 Antes D2 Antes D3 Antes

Figura 21. Imagens de microtomografia de raios-x durante a inje¢édo de fluidos, antes da injecdo (linha
superior) e apo6s a injecgdo (linha inferior). Experimentos D1, D2 e D3, foram realizados em 10, 6 e 2,5
MPa, respectivamente. As areas escuras € cinzentas representam espagos vazios e a matriz solida,
respectivamente (LUQUOT; GOUZE, 2009).

Observou-se que os processos de dissolucdo e precipitacdo nessas amostras
de carbonato ndo ocorrem uniformemente proximo aos locais de inje¢do, porém a
maiores distancias do ponto de injecdo, as reacdes de dissolucdo e precipitacao
adquirem maior estabilidade tendendo ao equilibrio.

WANG et al. (2013) realizou uma série de experimentos em condigbes de
reservatorio com o objetivo de avaliar a importancia da reatividade de uma rocha
dolomitica em agua saturada com CO:2 supercritico para fins de CCS e EOR. Esses
experimentos foram realizados com a reag¢do da dolomita com &gua saturada com
CO2 supercritico a 55 °C e 110 °C, temperaturas caracteristicas de um reservatorio
no Sudoeste de Wyoming, e 25 MPa. Alguns experimentos foram conduzidos a 220

°C e 25 MPa para acelerar as taxas de reacéo.
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Os resultados deste estudo indicam que a dolomita ndo reage com o CO2
supercritico anidro. No entanto, quando foi reagido com a solucdo saturada com CO:2
foi possivel observar a precipitacdo de minerais de carbonato. Observou-se que a
temperatura e o tempo de reacdo podem controlar a composi¢cao, a morfologia e a
extenséo da formagao de novos minerais de carbonato.

Os autores argumentam que a dissolugédo mineral e a re-precipitacdo podem
alterar a estrutura porosa do reservatorio, afetando a dinamica do contato da interface
entre as fases, impactando a permeabilidade relativa e a presséo capilar dentro do
reservatorio. As mudancas nessas propriedades podem influenciar a eficiéncia dos
mecanismos fisicos de armazenamento de dioxido de carbono, a sua injetividade e as
taxas de producao de 6leo em processos de EOR.

Um estudo conduzido por SMITH e colaboradores publicado em 2013 foi
realizado com o objetivo de avaliar a reatividade do reservatério com o COz2 injetado
no projeto Weyburn-Midale no Canada. Através de técnicas de caracterizacdo
avancadas, foram analisados os efeitos da concentracdo de CO: dissolvido em agua
em amostras de carbonato (margoso e calcitico). Os experimentos foram conduzidos
com o objetivo de simular condicdes do reservatério, usando uma pressédo de
confinamento de 24,8 MPa e temperatura de 60 °C. O CO: foi injetado a uma taxa
constante de 0,05 Ml.min2.

A comparacao entre as microtomografias de raios-X das amostras de carbonato
margoso antes e depois da reacdo com salmoura rica em CO2 (11-50 h de tempo de
reacao) mostrou um padrao de dissolucédo homogénea (Figura 22 (c) e (d)). A maior
parte da dissolugcdo mineral foi observada na regiao do ponto de entrada da amostra
(em um intervalo de alguns milimetros).

ApoOs a reacdo, a dissolucdo das amostras calciticas foi localizada em canais
ou wormholes que abrangem todo o comprimento do testemunho (Figura 22 (a) e (b)).
As imagens de microtomografia apos a reacdo mostraram que um canal preferencial

dominante pode transportar a maior parte do fluido no final de cada experimento.
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Figura 22. Imagens antes e depois da reacdo, para amostras calciticas reagidas em pCO2 de 3 Mpa
(a) e 2 MPa (b), e 1 MPa (c) e 0,5 MPa (d) para as amostras margosas (SMITH et al., 2013).

O comportamento observado na dissolucdo dos carbonatos em ambas as
amostras se encaixa nas expressoes de taxas de reacdo gerais, ligando a dissolucao
a termodinamica. Além disso, a constante da taxa de dissolu¢éo da calcita foi 17 vezes
maior que a taxa de dissolucao da dolomita durante as reacdes. Constatou-se que as
taxas de transferéncia de massa da calcita foram aproximadamente duas vezes mais
rapidas do que as taxas de transferéncia de massa da dolomita.

Observou-se neste estudo que a heterogeneidade dos espacgos porosos dessas
rochas carbonéticas exerceu uma forte influéncia sobre o tipo de dissolucéo,
resultando em uma relagcéo entre a porosidade e a permeabilidade. A distribuicdo do
espaco poroso mais homogéneo levou a frentes de dissolucdo estaveis, causando
apenas pequenas mudancas na permeabilidade.

Essas observacfes sugerem especificamente que a formulacdo da taxa de
dissolugéo cinética de carbonato ndo requer uma dependéncia adicional de pH ou
pCO2, e pode ser aplicavel quando a variacao do pH é relativamente baixa (SMITH et
al., 2013).

Um estudo conduzido por (ELKHOURY; AMELI; DETWILER, 2013) verificou a
dissolucéo e a deformacdo em rochas carbonaticas fraturadas, causadas pelo fluxo
de salmoura rica em CO2 sob condi¢gdes de reservatorio. As amostras de rocha
utilizadas nestes experimentos foram obtidas a partir da formacéo de Midale inferior

do campo de Weyburn no Canada. Os experimentos foram realizados em pressdes
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proximas a 14 MPa de presséo de poro, 60 °C e taxas de fluxo variando de 0,1 mL/min
a 20 mL/min.

Os autores observaram que a presenca de fraturas nao altera
significativamente o processo de formac&o de caminhos preferenciais. Os resultados
mostraram que em fluxos elevados, a dissolucdo do meio poroso resulta em um
padrao de crescimento ramificado, enquanto a presenca de uma fratura preexistente
fornece um caminho de fluxo referencial que cresce uniformemente sem indicacéo de
ramificacdo na matriz porosa.

Em um estudo publicado em 2014, LUQUOT e colaboradores realizaram uma
série de experimentos de transporte reativo reproduzindo condi¢des de reservatorio
(100 °C e 12 MPa), injetando salmoura rica em CO2 em amostras de rocha calcaria
oolitica (99% de calcita) (LUQUOT; RODRIGUEZ; GOUZE, 2014). Com o objetivo de
entender os regimes de dissolucdo proximos e longe do poco de injecdo,
experimentos foram realizadas a diferentes pressdes parciais de CO:2 (variando de
0,034 MPa a 3,4 MPa). Os resultados foram avaliados combinando técnicas de
imagem de microtomografia de raios-x e analise da geometria da rede de poros obtida
a partir das imagens.

A andlise dos resultados mostra uma dependéncia do padrdo de dissolugéo
com taxa de injecdo de COz, que esta ligada a acidez média. Taxas de injecao mais
elevadas (meios mais acidos) induzem dissolucdo localizada em caminhos
preferenciais, enquanto taxas mais baixas resultam em dissolucdo mais homogénea.

Ao quantificar as mudancas na conectividade dos poros através da analise da
estrutura da matriz porosa, 0s autores observaram que taxas de injecdo mais elevadas
aumentam o numero de ramificacfes pontuais na matriz porosa apos o experimento
de dissolucéo, o que significa um crescimento de caminhos de fluxo preferencial,
aumentando a conectividade e a permeabilidade. Essas alteragbes podem favorecer
o deslocamento de CO: perto do poco de injecdo, onde a pressao parcial € maior. No
entanto, observou-se que, a uma distancia maior do poc¢o de inje¢éo, a diminuicédo da
permeabilidade e o aumento da porosidade ocorrem simultaneamente devido ao
acumulo de particulas microporosas produzidas pela dissolucdo mineral e
possivelmente pelo deslocamento destas particulas até a garganta dos poros.

Uma contribuicdo importante para o estudo da cinética de dissolugcdo dos
minerais carbonaticos foi dada por (POKROVSKY, OLEG S. et al.,, 2009). Eles

investigaram o efeito da temperatura na taxa de dissolucéo de calcita, dolomita e
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magnesita longe do equilibrio, em solugdes ligeiramente acidas. Para os trés minerais,
o efeito de pCO: foi observado como sendo de segunda ordem de importancia em
relacdo ao pH e a concentracao de ions carbonato e bicarbonato. Observou-se que o
efeito da pCO:2 e de temperaturas entre 60 a 100 °C torna-se insignificante para a taxa
de dissolugéo de calcita (MONTES-HERNANDEZ; FINDLING; RENARD, 2016).

Nas condi¢cdes avaliadas, as principais variaveis observadas foram as
concentracfes de ions de carbonato e bicarbonato dissolvido, o pH elevado e o efeito
inibidor do CO2. Dolomita e magnesita apresentaram um fator de inibicdo da
dissolucéo do CO2 em pH 5-6 sendo aproximadamente dez vezes maior que a inibicéo
da calcita. Em pH &cidos e proximos a neutralidade, a taxas de dissolu¢cdo medidas a
150 °C séao iguais ou inferiores as medidas a 100 °C e a 60 °C (POKROVSKY, OLEG
S. et al., 2009).

Em pH superior a 5, o CO2 dissolvido se transformara predominantemente em
ions bicarbonato que atuara como um inibidor de dissolucéo, e pode ser por isso que
a estabilidade do reservatdrio foi maior do que o esperado neste estudo (KASZUBA,
JOHN P; JANECKY, 2009; MARCON; KASZUBA, 2015). Portanto, os resultados
obtidos pelos autores sugerem uma boa eficiéncia para o armazenamento geoldgico
em rochas sedimentares carbonéticas. As seguintes condi¢cdes ideais para o
armazenamento de CO:2 sdo recomendadas pelos autores: (i) reservatorios de
carbonato de dolomita ou magnesita, especialmente longe da frente de injecdo de
COgz; (ii) presenca de calcita préximo ao pogo de inje¢do, de modo a proporcionar uma
elevada concentracdo de HCOs e pH superior a 5; (iii) temperatura entre 100 °C a 150
°C; e (iv) presséao parcial de CO2 de 50 atm ou superior (POKROVSKY, OLEG S et
al., 2009).

No entanto, de acordo com (PENG et al., 2015) e (WUNSCH et al., 2013), a
dissolucéo promovida pelo CO2 pode desempenhar um papel significativo na cinética
das taxas de dissolucdo da calcita em temperaturas de 50 °C a 100 °C e pressdes
parciais de CO2 de 60 a 138 bar. Observou-se que as taxas de dissolugéo da calcita
no sistema CO2-H20 aumentaram com o aumento da pressao parcial de CO:2
(WUNSCH et al., 2013). E importante observar que o sistema experimental projetado
especificamente por (PENG et al., 2015) para essas experiéncias é diferente e foi
usado para eliminar a resisténcia a transferéncia de massa e para acessar as taxas

de reagdo sob regime reativo de superficie controlada em condi¢cbes distantes do
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equilibrio (PENG et al., 2015; POKROVSKY, O S; GOLUBEV; SCHOTT, 2005;
WUNSCH et al., 2013).

A injecdo de CO2 em reservatoérios carbonaticos tem recebido cada vez mais
atencdo, uma vez que novas tecnologias e métodos estdo disponiveis para investigar
seus efeitos sobre esses reservatorios, que sdo mais suscetiveis a alteracfes devido
a alta reatividade quimica de minerais de carbonato em meios aquosos ricos em CO..

Esta compilacéo dos principais estudos publicados relacionados a pesquisa de
interacdes CO2-fluido-rocha em reservatorios de carbonato apresenta uma variedade
de modelos experimentais. O numero de estudos com foco nesse tipo particular de
reservatorio é limitado, demonstrando que ainda h4 uma grande demanda por novas

investigacoes.

3.6.4. Caracterizacao mineral

3.64.1. Microscopia eletronica de varredura com espectroscopia por disperséao
de energia de raios X (MEV/EDS)

As andlises das amostras de rocha podem ser feitas por microscopia eletrénica
de varredura com espectroscopia por dispersdo de energia de raios X (MEV/EDS),
técnica que permite visualizar em escala micrométrica as fases minerais da amostra,
em alguns casos determinar habitos e ordem de cristalizacdo. Acoplado ao EDS
(sistema de energia dispersiva), o MEV permite obter uma andlise quimica semi-
quantitativa do material observado, auxiliando na identificacéo das fases presentes.

3.6.4.2. Difragédo de Raios X (DR-X)

A difracéo de raios X (DR-X) permite obter uma identificagdo mineral da rocha
de estudo através da caracterizacdo de sua estrutura cristalina. Esta andlise
preferencialmente deve ser realizada antes e apds 0s experimentos, para que seja
possivel visualizar as fases minerais existentes antes e depois da reacao, além da
dissolucéo de constituintes (ESPINOZA; KIM; SANTAMARINA, 2011).

3.64.3. Determinacéo da area superficial das amostras
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A area superficial de uma amostra solida pode ser determinada
experimentalmente através das isotermas de B.E.T. (IGLESIAS, R S; BRESSAN;
KETZER, 2009). Porém na auséncia do equipamento necessario para a realizacéo
deste tipo de analise é possivel definir a area superficial aplicando equacdes de

granulometria de sistemas particulados como a equacéo apresentada em 3.16:
As = N.4m(r)? (3.16)

Onde, As = &rea superficial, N = nimero de particulas e 4m(r)? = area
superficial de uma esfera. A obtencdo da equacéo representada sera descrita em

detalhes na Secéo 4.3.
3.6.5. Caracterizacao dos fluidos

A caracterizacao da fase aquosa € geralmente realizada através de técnicas de
andlise de agua padrao tais como medidas de pH, cromatografia i6nica (IC), ou
espectroscopia de emisséo Otica por plasma indutivamente acoplado (ICP-OES) para
a quantificacdo de ions. Estas analises que permitem quantificar os principais ions em
solucdo devem ser realizadas antes e depois dos experimentos, possibilitando
identificar a presenca ou variagdes na quantidade de elementos devido a dissolugéo

e a precipitacdo de minerais durante a reacado (TSANG et al., 2007).

3.6.5.1. Espectrometria de emisséo 6ptica com plasma acoplado indutivamente
(ICP-OES)

A espectrometria de emissédo 6ptica com plasma acoplado indutivamente (ICP
OES) é uma técnica multielementar, rapida e sensivel que pode ser aplicada para a
determinacdo de metais em amostras de solucdo salina aquosa com o intuito de
identificar os produtos de dissolu¢cdo mineral apds os experimentos de interacdo CO2-

fluido-rocha.

3.6.5.2. Cromatografia idnica (CI)
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A analise de cromatografia ibnica permite identificar os anions em solucgao,
antes e apls o0s experimentos, complementando a andlise de ICP-OES na

caracterizacao das solucoes salinas.

3.7. Modelagem numérica

A modelagem numérica desempenha um papel muito importante na
investigagdo das interagbes entre o CO2 e o0 reservatorio e € uma ferramenta
necesséaria para compreender as consequéncias do armazenamento geoldgico de
CO2 a longo prazo, dado que as alteracdbes em alguns minerais podem ser
extremamente lentas limitando a viabilidade de simula¢gbes em laboratério (YU et al.,
2012).

As reacbes quimicas decorrentes das interagbes COz-agua-rocha podem
também desempenhar um papel importante nessas simulacdes, especialmente se
tratando de reservatérios carbonaticos ou ricos em carbonato, que se dissolvem
rapidamente com aumento da acidez da solucéo salina pela dissolu¢cdo do CO2. A
dissolucdo rapida pode beneficiar a injetividade do CO: através do aumento da
porosidade e da permeabilidade, porém uma extensiva dissolugcdo de cimento
carbonético pode ser um risco uma vez que pode induzir fraturas e ativar falhas no
reservatorio e na rocha capeadora (KASZUBA, JOHN P.; JANECKY; SNOW, 2005).
Outro efeito conhecido é a dessecacao da solucdo salina causada pela absorcdo de
agua da fase aquosa pelo CO:2 supercritico. Em reservatorios altamente salinos, pode
causar precipitacdo imediata de sais como halita (NaCl) ou anidrita (CaSOa4), afetando
a injetividade pelo entupimento dos poros (XU et al., 2010).

Assim, as ferramentas de simulacdo geoquimicas podem ser utilizadas para
modelar a dissolucdo de minerais e possiveis processos de precipitacdo. Modelos
deste tipo determinam a distribuicdo de espécies ibnicas na fase aquosa (denominada
especiacao), e o equilibrio entre solido (minerais), liquido (fluido da formacgéo) e gas
(CO2). Algumas informacgdes importantes podem ser obtidas desta forma, tais como a
solubilidade do CO2 na fase aquosa, as espécies idnicas presentes em solucao no
equilibrio, e o indice de saturacao (tendéncia a precipitacdo ou dissolucdo) para cada
mineral.

Dados mais confiaveis podem ser obtidos considerando-se a cinética de

dissolucéo e precipitacdo dos minerais em presenca da fase aquosa saturada em COo..



62

Neste caso, introduz-se no modelo leis de velocidade dos processos de dissolugao e
precipitagéo que permitem determinar a evolugéo das quantidades presentes de cada
fase mineral, além de possivel precipitacdo de novos minerais no reservatorio em
escala de tempo geoldgico (STEEFEL; DEPAOLO; LICHTNER, 2005). Uma das
dificuldades para a modelagem cinética consiste na obtenc&o de dados nas condi¢des
reais de reservatorio (alta temperatura e pressao). Grande parte dos dados existentes
na literatura é obtida em condicbes ambiente e em alguns casos, extrapolados.
Experimentos de cinética de dissolucdo de minerais em alta pressédo sédo de dificil
execugao.

Para modelar interagdes geoquimicas, informacfes relevantes para as
simulacdes incluem a composi¢ado mineraldgica do reservatério e composicao fisico-
quimica da agua da formacao (ions em solucdo, pH, temperatura). Propriedades
hidrogeologicas do reservatorio como porosidade, permeabilidade e velocidade de
fluxo também sao necessérias para os modelos de transporte reativo.

Uma grande variedade de cédigos numéricos foi usada em estudos de
simulacdo aplicados ao armazenamento geolégico de CO2. O PHREEQC,
desenvolvido pelo Servico Geologico dos E.U.A. (U.S. Geological Survey) esta entre
os mais utilizados (ESPINOZA; KIM; SANTAMARINA, 2011). Esse c6digo numérico é
capaz de executar os célculos de equilibrio termodindmico, tanto na fase aquosa
guanto com a inclusédo de minerais e da fase gasosa, dados cinéticos de dissolucao e

precipitacdo mineral podem ser adicionados para complementar os modelos.
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A metodologia empregada neste estudo segue o fluxograma geral apresentado

na Figura 23:

Defini¢do dos
parametros
experimentais

Y

Pressdo
Volume
Temperatura
Tempo de reagdo

h 4

Caracterizagao

Preparo da

\

Caracterizagao
mineral

solucdo salina

Y

Experimentos
em batelada

y

Pulverizada

MEV/EDS

DR-X

Caracterizagdo da
fase aguosa antes
e depois dos
experimentos

A 4
pH

h 4
fons em
solugao

(ICP-OES)

Figura 23. Fluxograma experimental geral adotado neste estudo.

4.1. Definicdo dos parametros experimentais

Legenda

Fluido

Mineral

De acordo com o fluxograma geral da Figura 23 o primeiro estagio da execucao

da metodologia consistiu na definicdo dos parametros experimentais de pressao,

volume, temperatura, tipo de reacéo e tempo de reacdo. Todos os parametros citados

foram selecionados de acordo com o objetivo de compreender as interacdes

geoquimicas em ambientes similares aos reservatérios do Pré-Sal, aliado a

necessidade de elucidar os mecanismos que regem as interagées COg2-fluido-rocha

no contexto do armazenamento geologico de COo..
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Foi determinada a temperatura de 60 °C baseada no gradiente geotérmico de
um poco de petréleo real do Pré-Sal, correspondente a temperatura encontrada no
poco de interesse. O volume utilizado nos ensaios foi estabelecido levando em
consideracdo a limitacdo dos reatores disponiveis, sendo adotada a razao
massa/volume de 1g/15 mL de solucéo salina, aplicada a todos os experimentos para
fins de calculo. A pressao selecionada foi de 250 bar, pois a diferenca na solubilidade
do CO2 a uma presséao de 250 bar e 60 °C ndo apresenta uma diferenca significativa
quando comparada a uma pressdo de 550 bar (BACHU, S; ADAMS, 2003),
correspondente a uma condicao padrédo do Pré-Sal na mesma temperatura.

Os experimentos foram realizados em solugdo salina sintética, representando
a agua do mar, de concentracao descrita na Tabela 1, com o intuito de comparar o
comportamento dos minerais quando em contato com os fluidos que potencialmente
podem ser injetados durante os processos de armazenamento geolégico de CO: e
principalmente de recuperacdo avancada de petrdleo. A &gua selecionada
corresponde a uma agua do mar coletada proxima ao poco de injecdo de interesse e
replicada artificialmente em laboratério para a realizacdo dos experimentos. E
salientada a importancia do uso da &gua do mar, pois espera-se que para 0S
processos de recuperacao avancada de petroleo offshore ou em regides perto do mar,
seja utilizada a prépria agua do mar.

Tabela 1. Concentracdo (em ppm) dos ions da solucéo salina sintética.

fon em solucéo Concentracéo

(ppm)
Na* 11.400,0
K* 442,0
Caz 74,0
Mg?* 7,0
HCOs 65,0
cr 18.280,0

4.2. Amostras utilizadas

Para a realizagdo dos experimentos foram utilizadas amostras de rochas
carbonaticas comerciais de diferentes composi¢des adquiridas da Kocurek Industries

INC. como indicado na Figura 24. As amostras foram selecionadas com o intuito de
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representar a fracdo carbonética das rochas reservatorio encontradas na regido do
Pre-Sal.

a) Rocha dolomitica b) Rocha Calcitica

W CaCo3 u CaCo3

m MgC03 H MgCOo3

R-0, R-Si R-O, R-Si

Figura 24. Composicdo das amostras minerais utilizadas nos experimentos e adquiridas da empresa
Kocurec Industries. Sendo as amostras assim denominadas: a) Silurian Dolomite e b) Indiana
Limestone. CaCOs (carbonato de célcio), MgCOs (carbonato de magnésio), R-O (6xidos metalicos), e
R-Si (silicatos).

4.3. Caracterizacdo da fase mineral

As amostras foram caracterizadas previamente aos experimentos por analises
de difracdo de raios-X (DR-X) com o intuito de identificar através do reticulo cristalino
as fases constituintes da amostra. Foram realizadas analises pés-reagdo que estado
disponiveis no apéndice 1 e 2.

Para a andlise de DR-X as amostras de rocha foram maceradas e peneiradas
em malha de 270 mesh, sendo o material passante colocado em uma lamina de vidro
e analisado em um difratbmetro Bruker D8 Advance, com radiagdo Ka em tubo de
cobre operando com tensao de 40 kV, corrente de 30 mA e varredura de 20 de 3° a
70° e tempo de contagem de 0,3s no Laboratério de Sedimentologia e Petrologia
(LASEPE) do IPR.

As amostras carbonaticas foram analisadas por microscopia eletrébnica de
varredura de emissdo de campo (FEG/MEV) para determinagdo da composicdo
quimica aproximada dos constituintes utilizando a técnica de MEV/EDS. As anélises
foram realizadas através do uso de um microscopio eletrdnico modelo Inspect F50,

FEI, associado ao uso de espectrometria de raios X por energia dispersa (EDS, do
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inglés energy dispersive X-ray spectrometer) no Laboratério Central de Microscopia e
Microandlises (LabCEMM) da PUCRS.

A area superficial das amostras pode ser determinada através das isotermas
de B.E.T (FOGLER, 2002; HILL; ROOT, 2007; MCCABE; SMITH; HARRIOTT, 1993),
porém quando ndo é possivel realizar a andlise através de um equipamento, a area
superficial pode ser obtida através da utilizacdo de equacdes de granulometria de
sistemas particulados como descrito a seguir.

Conhecendo a densidade (Equacédo 4.1) do mineral de interesse, define-se o
volume (v) associado a uma certa quantidade de massa (m) utilizada no experimento.
Consideram-se as particulas como esferas perfeitas, o volume da particula (Vp) € uma

funcéo do raio da particula (rp) conforme a Equacéo 4.2.

<13

p= (4.1)

Y, =2n(r)’ (4.2)

Aplicando a definicdo de diametro volumétrico, chega-se ao numero de
particulas (N) necessérias para que a igualdade seja verdadeira, conforme Equacao
4.3.

V=N.V

A 4.3)

Para calcular a area superficial da amostra, multiplica-se o valor da area de
uma particula, uma vez que sua equacao s6 depende do didmetro da particula, e
multiplica-se pelo N encontrado conforme Equacao 4.4.

A = N. 4 (r)? (4.4)
4.4. Preparo e caracterizacdo da fase aquosa

Para a realizacdo dos experimentos foi preparada uma solucéo salina sintética
correspondente a 4gua do mar com a composicado quimica conhecida. O preparo das
solucdes salinas foi realizado de maneira simples, pela simples dissolu¢do dos sais
em agua mili-Q. As solucbes foram preparadas e caracterizadas previamente as

reacOes, podendo ser armazenadas em refrigeragdo por um periodo de até 6 meses.
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Os reagentes utilizados estéo listados na Tabela 2 juntamente com suas respectivas

caracteristicas e quantidades usadas para o preparo.

Tabela 2. Sais utilizados para o preparo de 2 L da solucéo salina e suas caracteristicas.

Sal Massa (Q) P.M. % Pureza Fabricante
NacCl 57,8832 58,44 g/mol 99,5 Fmaia
KCI 1,6855 75,55 g/mol 99,5 Merck
CaCl2.2H20 0,5495 147,014 g/mol 99,0 Merck
MgCl2.6H20 1,1919 203,30 g/mol 99,0 Merck
NaHCOs 0,1849 84,0046 g/mol 99,7 Merck

As solucdes preparadas foram analisadas por ICP-OES para determinar a sua
concentracdo exata. A analise de ICP-OES, uma das mais importantes técnicas para
avaliar a dissolucdo de cations em solucdo, foi realizada antes e depois dos
experimentos utilizando um equipamento da marca Perkin Elmer®, modelo DV-
7000DV. As amostras foram diluidas 1000x em agua deionizada e foram analisados
0S principais metais passiveis de alteracdo no sistema, calcio, magnésio, sodio,
potassio.

Além da determinacdo das concentracfes de cations e anions em solucéo, o
pH foi medido, antes e ap6s as reacfes, com o intuito de observar o efeito da
dissolugdo do CO2 na solugdo salina e sua influéncia no pH do meio, e
consequentemente nas alteragcdes mineraldgicas da rocha. Para realizar essas
andlises foi utilizado um pHmetro da marca Metrohm modelo 913 portatil. Para as
andlises os eletrodos foram calibrados e as leituras realizadas em atmosfera
controlada e em condi¢des de pressdo ambiente pela imersdo do eletrodo na amostra
de solucdo salina. A Figura 25 apresenta um fluxograma simplificado para a

caracterizacdo das amostras sélidas (rochas carbonaticas) e amostra liquida (solucao

salina).
Amostras [ Amostras de < DR-X |
solidas rocha [ FEG/MEVY ]
Amostras de L0 =2
solucéo salina oH

L J

Figura 25. Fluxograma da caracterizacdo das amostras (todas as amostras foram caracterizadas antes

e depois dos experimentos).
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4.5. Experimentos em batelada

Os experimentos em batelada foram divididos em 2 séries. A série 1
corresponde aos ensaios realizados a pressao de 250 bar, 60 °C de temperatura e
amostragem da solugdo salina ao longo do tempo respeitando os tempos pré-
estabelecidos na Tabela 3, sendo usada nesse experimento a rocha calcitica (Indiana
Limestone) apresentada na Figura 24b. Nos experimentos da série 2 foram realizadas
amostragens em tempos diferentes correspondentes a Tabela 4, e a rocha utilizada
foi a rocha dolomitica (Figura 24a).

Os experimentos realizados na Série 1 foram conduzidos em autoclaves de
Hastelloy C-276® de 100 mL fabricadas pela Parr Instrument Company. As autoclaves
possuem medidores de pressao e controladores de temperatura acoplados a mantas

termostatizadas (Figura 26).

Bomba
de CO:

Linha de gas F‘\
~/

Painel de
distribuicdo

CO;

= Controla
B dor

Vaso de Pressao

= Controla
B dor | Saida de
seguranca

Aguecedor
Aguecedar

Reator 1 Reator 2

—

SRR

Computador de controle

Figura 26. Diagrama esquemético do sistema de reatores utilizados para execucgdo dos experimentos.

A solucdo salina foi preparada no laboratorio conforme a Tabela 1,
reproduzindo a composicdo da agua do mar. Foram colocados 4g de rocha
pulverizada e 60mL da solugdo no reator mantendo a razdao de 1g/15mL e

posteriormente aplicada uma pressdo constante de CO: de 250 bar, sob uma
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temperatura de 60 °C e agitacdo mecanica de 200 RPM (Tabela 3). Foi adotada uma

técnica de medicdo de pH com controle de atmosfera, descrita a seguir.

Tabela 3. Condicdes experimentais para a primeira série de experimentos realizados em funcao do

tempo.

Ref.

Tempo (h)

Pressdo de CO, Raz&0 Myocha/Vsolucao

CL-01

0,50

CL-02

1,00

CL-03

1,50

CL-04

2,00

CL-05

2,50

CL-06

3,00

CL-07

3,50

CL-08

4,00

CL-09

5,00

CL-10

22,00

CL-11

24,00

CL-12

28,00

CL-13

94,00

CL-14

97,00

CL-15

100,00

CL-16

118,00

CL-17

121,00

CL-18

124,00

CL-19

142,00

CL-20

145,00

CL-21

148,00

CL-22

166,00

CL-23

169,00

CL-24

172,00

CL-25

195,00

250 bar 1g/15 mL

A metodologia de medicdo do pH foi adaptada para o uso nos reatores

disponiveis no IPR. Para garantir a predominancia da atmosfera saturada de CO: foi

construido um sistema adaptado (Figura 27) que permite injetar o CO2 através de uma

purga no primeiro tubo a esquerda na Figura 27 contendo 3,5 mL de acido nitrico 0,4

% a fim de garantir a estabilidade do pH da solugdo amostrada e a fixagdo do CO2 no

meio. Para que ndo haja retorno de ar atmosférico para o tudo de coleta, foi adaptado
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um segundo tubo que contém &gua no seu interior por onde o CO2 é borbulhado
extraindo o ar da 4gua e saturando a atmosfera do tubo com CO:2 e impedindo o
retorno do ar. Um terceiro tubo é adaptado na sequéncia por onde o excesso de CO:2
€ purgado e mergulhado em uma solucao alcalina para fixacdo do CO2 na forma de

carbonato impedindo que o mesmo seja emitido para a atmosfera.

Eletrodo de pH
Entrada de CO, (g) Saida do excesso
Entrada de Amostra de CO; (g}

o ] ]

CO, (g) CO; (g)
CO; (g)

‘F " Solugdo

Amostra coletada A
; higua Alcalina

Figura 27. Sistema de medicdo de pH adaptado para medidas em atmosfera controlada (Fonte: O
Autor).

A segunda série de experimentos consistiu da aplicacdo das mesmas
condicBes experimentais da série 1 (T= 60 °C e P= 250 bar) com amostragens em
tempos pré-determinados, conforme Tabela 4. Porém, como néo foi possivel realizar
amostragens durante os experimentos devido a configuracao dos reatores, realizou-
se ensaios com intervalo de tempo de 0,5 h, ou seja, para cada tempo de reacao foi
realizado um experimento, independente nas mesmas condicdes das reacfes

anteriores.

Tabela 4. Condi¢Bes experimentais para 0s experimentos realizados em fungéo do tempo.

Experimento Tempo (h) Pressdo CO, Razao Mrocha/Vsolugao

DO-01 1,0
DO-02 1,5
DO-03 2,0
DO-04 2,5
250 bar 1g/15 mL
DO-05 3,0
DO-06 3,5
DO-07 4,0

DO-08 4,5
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DO-09 50
DO-10 55
DO-11 6,0
DO-12 6,5
DO-13 7,0

4.6. Modelagem numérica

Para a realizacdo da modelagem numérica fez-se uso do software de simulagéao
geoquimica PHREEQC, que é normalmente utilizado para a simulacao de equilibrio
termodinamico em fase aquosa (especiacao) e entre fases distintas (liquido-gas, gas-
sélido e liguido-sdlido), e cinética dos processos com leis de velocidade
customizaveis.

Para compreender os efeitos da acidificacdo do meio reacional por COg,
realizou-se simula¢des a uma temperatura constante de 60°C e sob a presséo de 250
bar em CO:2 puro. A concentracdo da solucdo salina adotada esta descrita na Tabela
1, utilizando-se um volume de 60mL para as simulacdes. O reator simulado possui um
volume de 100 mL onde a rocha dolomitica é depositada.

A representacéo do sistema proposto pode ser visualizada na Figura 28.

> CO, Gasoso

> Interface CO,-solucdo salina

> Solugdo salina

e Amostra mineral

Figura 28. Representacao do sistema modelado para avaliar o comportamento do &cido carbdnico na

acidificacdo do meio reacional.
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Através desta simulacdo € possivel obter os valores da quantidade de
hidrogénio livre, bem como os valores de pH nas diferentes etapas do processo e
prever o comportamento do sistema referente a dissolugcéo e precipitacdo mineral.

Para a obtencao da equacéo cinética a partir do balanco molar global, assume-
se 0 uso de um reator cilindrico operando sob condi¢do de estado estacionario, sendo
que a Equacao 4.5 que descreve o sistema esté representada a seguir:

dn

Tie — Ng= E (45)

“" “ ”

Onde n é o numero de mols, t € o tempo e o0s sub-indices “e” e “s” representam
a entrada e saida de mols no balanco do sistema, respectivamente.

Uma vez que a variacdo do numero de mols no sistema € resultado de uma
reacao quimica, considera-se o balanco de massa, e como a geometria do reator &
cilindrica, torna-se mais conveniente expressar a diferencial por unidade de éarea

(FOGLER, 2002), sendo:

(Fx + de)sai = (Fx)entra + rdix (4-6)

Onde F, é o fluxo molar da espécie quimica em questéo, r, € a taxa molar da
reacao e A é a area superficial do sélido. A Equacao 4.7 é resultado do balanco da

equacao 4.6,

dF, =1 dA, (4.7)

Se a reacao for expressa em termos de converséo, calcula-se o fluxo molar

pela Equacéo 4.8;

FE, = Fyo(1 —X) (4.8)

Onde X representa a conversao e F,, o fluxo inicial. Quando combinados os
resultados das Equacgdes 4.7 e 4.8, chega-se na equacgao 4.9:
dhx _ dXx

(4.9)

Fxo —Tx
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Sabendo que o fluxo molar pode ser escrito como o produto da concentracao
(C) pelo volume espacial (9,), integra-se a Equacao 4.10 ndo mais pela conversao,

mas pela diferenca de concentragéo.

Ay _ (CsdCy
Yo B Ce —1y

(4.10)

A solucdo da Equacdo 4.10 é aplicada a reatores cilindricos, com a
caracteristica de reatores chamados Continuous Stirred Tank Reactor (CSTR), ou
reatores de mistura instantanea. As caracteristicas deste tipo de consideracdo podem
ser conferidas em (HELLMANN, 1994). Resolvendo-se a equacédo 4.10 de forma a
evidenciar a velocidade da reacéo, chega-se a Equacao 4.11, onde € aplicada uma
correcdo decorrente do coeficiente estequiométrico do elemento (8,), que por se tratar

de uma reacgdo quimica, se faz necessaria.

— (CXsai —Cxentra)Yo
= e (4.11)

T

Como as reacdes quimicas que ocorrem em um reator cilindrico ndo sao
constantes ao longo de seu comprimento, uma vez que a prépria concentracao varia,
a velocidade da reacdo também varia. Ainda, pode-se supor que em diferentes pontos
do reator as afinidades quimicas e o grau de mistura hdo sejam 0s mesmos, 0 que
resultaria em erros se aplicado ao conceito de um reator de misturas ideais. Todavia,
o tamanho reduzido de grdos do mineral, o conhecimento de que a dissolucao do
mineral € lenta e a presenca de agitacdo aumenta a turbuléncia, o sistema fica mais
préximo da idealidade (HELLMANN, 1994). Outros estudos sobre o uso de reatores
de misturas para investigar a cinética de minerais podem ser vistos em (GOLUBEV;
POKROVSKY; SCHOTT, 2005).

Considerando ainda o balanco de massa apresentado na Equacéo 4.11, e que
a Unicareacao que ocorre € a de dissolucao do mineral, a diferenca de mols do mineral
liberado na solugédo pode ser entendida como uma diferenca de massa da amostra.
Apesar de ser um valor de dificil medicdo, em teoria a equacdo da velocidade da
reacao pode ser definida em funcdo da perda de massa, conforme apresentado por
(POKROVSKY, O S; GOLUBEV; SCHOTT, 2005). A equacao é mostrada em 4.12:
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r=2n (4.12)

T MtA

Onde M é a massa molar do mineral, t o tempo associado a medicao de perda

de massa, Am € a variacdo da massa e A é a area superficial da amostra.
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5. RESULTADOS E DISCUSSOES

5.1. Caracterizacdo da fase mineral

5.1.1. DRX

A analise de DRX foi realizada com o intuito de caracterizar as amostras
minerais utilizadas neste estudo quanto a composicdo mineral. Os sinais
caracteristicos (em vermelho) da amostra de calcita podem ser observados na Figura
29 na regido de 3,035 A, 2,285 A e 2,095 A.

11000
| Calcita (CaCO3)
1000

900

800

700

Counts

500!
4001
300
200

jx ! l ¥ ,Lh,LLL.AM

LIL UL AL L LU L LU O L LI L | | AL SARRLARNN) LA NEARLAARAN AL RARN) AR I 1 T ! T 1
39 37 35 33 31 29 28 27 26 25 24 23 22 21 2 1.8 1.8 1.7 16 1.5 14

d (Coupled TwoTheta/Theta) WL=1,54060

Figura 29. Difratograma da amostra de calcita pré-reagao.

O sinal principal caracteristico de dolomita (CaMg(CO3)2 pode ser observado
em 2,881 A na Figura 30. Outros sinais caracteristicos podem ser observados em
1,785 A e 2,190 A (Figura 30).
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Figura 30. Difratograma da amostra de dolomita pré-reacgéo.

Os difratogramas pds-reacao podem ser vistos nos Apéndice 1 e Apéndice 2.

5.1.2. MEV/EDS

Com o intuito de identificar a composicao quimica e a morfologia das amostras
de rocha utilizadas nos experimentos, realizou-se analises de MEV/EDS (Figura 31 e
32). Os graficos de EDS na Figura 31 confirmam uma rocha dolomitica com auséncia
de ferro. Na Figura 31 (d) observa-se aparentemente um sinal de dissolugéo mineral,
sugerindo, pelos dados de EDS, ser composta em sua maioria de calcita que

possivelmente é proveniente da fase calcita encontrada no mineral de partida.
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Figura 31. Imagens de microscopia eletronica de varredura com seus respectivos dados de EDS das
reacdes da série 2. a) 1h e 30min; b) 3h; c) 6h e d) 7h.

A amostra de calcita foi somente caracterizada previamente a reacao (Figura

32), pois em virtude das amostragens realizadas ao longo do tempo néo foi possivel

recuperar e coletar material solido suficiente para analises posteriores de MEV-EDS.
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Cabe ressaltar que as reacdes sdo de dissolucdo e que as mudancas texturais na

escala dos experimentos séo de dificil visualizagéo.
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Figura 32. Imagem de microscopia eletrénica de varredura com seu respectivo espectro de EDS da

amostra calcitica pré-reacao.

5.2. Caracterizacao da fase aquosa

5.2.1. ICP-OES

As andlises de ICP-OES apresentadas na Tabela 7 e na Tabela 9 foram
realizadas apds os experimentos e evidenciaram mudancas ha composi¢cdo da agua
em relacdo a composicdo inicial. Essas variagdes na concentracdo podem ser
atribuidas aos processos de dissolu¢cdo mineral que ocorreram nas rochas durante as

reacoes e sdo detalhadas nas secdes 5.3.1 e 5.3.2.

5.2.2. pH

As medidas de pH nos experimentos da Série 1 foram realizadas em intervalos
de tempo pré-determinados apresentados na Tabela 5. A metodologia para a medigéo

do pH nessa série de experimentos seguiu 0 esquema descrito na Figura 27.

Tabela 5. Variacdo do pH ao longo do tempo para os experimentos da Série 1.

Experimento Tempo (h) pH
CL-01 0,5 6,12
CL-02 1,0 6,18
CL-03 1,5 6,3




CL-04
CL-05
CL-06
CL-07
CL-08
CL-09
CL-10
CL-11
CL-12
CL-13
CL-14
CL-15
CL-16
CL-17
CL-18
CL-19
CL-20
CL-21
CL-22
CL-23
CL-24
CL-25

2,0
2,5
3,0
3,5
4,0
5,0
22
24
28
94
97
100
118
121
124
142
145
148
166
169
172
195

6,27
6,31
6,18
6,4

6,33
6,3

6,35
6,33
6,3

6,24
6,29
6,31
6,33
6,35
6,33
6,3

6,32
6,37
6,28
6,33
6,35
6,34
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E possivel notar que os valores de pH da Série 1 ndo condizem com os valores

necessarios para que haja uma dissolucdo mineral da rocha carbonaticas, nao

justificando a variacédo na concentracdo de Ca?* na solucéo ap6s a reacédo. Conforme

a literatura, a dissolucao de minerais carbonaticos em meio aquoso na presenca de
CO:2 ocorre na faixa de pH entre 3,8 a 4,5 (POKROVSKY, OLEG S. et al., 2009;
POKROVSKY, OLEG S.; GOLUBEV; SCHOTT, 2005).

Na Série 2 de experimentos os valores de pH apresentados na Tabela 6

evidenciaram também uma variacédo pequena, apresentando valores fora dos valores

necessarios para que ocorra a dissolu¢éo mineral. Deste modo sugere-se a aplicacao

de uma corre¢ao no pH.
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Tabela 6. Variagcdo do pH ao longo do tempo para os experimentos da Série 2.

Experimento

Tempo (h) pH

DO-01
DO-02
DO-03
DO-04
DO-05
DO-06
DO-07
DO-08
DO-09

1
1,5
2
2,5
3,5
5

6

7
15

6,94
7,98
7,87
6,45
6,48
7,74
6,31
6,34
7,84

5.3. Reagbes em batelada

5.3.1. Experimentos da série 1 (rocha calcitica)

Na primeira série de experimentos foi observado que a taxa de dissolucao de

carbonatos sugere um comportamento padrdao dependente do valor de pH e

consequentemente da pressdo e temperatura do meio em ordens diferentes de

importancia. Os resultados experimentais sdo apresentados na Tabela 7.

Tabela 7. Resultados obtidos com os experimentos da Série 1 para a concentracdo de Ca?*, Mg?* e a

variacdo do pH em funcéo do tempo.

Experimento Tempo (h) pH Ca* (mg/L) Mg?* (mg/L)
CL-01 0,50 6,12 776 120
CL-02 1,00 6,18 800 136
CL-03 1,50 6,3 880 132
CL-04 2,00 6,27 840 132
CL-05 2,50 6,31 920 136
CL-06 3,00 6,18 960 140
CL-07 3,50 6,4 948 136
CL-08 4,00 6,33 968 132
CL-09 5,00 6,3 1044 124
CL-10 22,00 6,35 1060 136
CL-11 24,00 6,33 1040 144
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CL-12
CL-13
CL-14
CL-15
CL-16
CL-17
CL-18
CL-19
CL-20
CL-21
CL-22
CL-23
CL-24
CL-25

28,00

94,00

97,00

100,00
118,00
121,00
124,00
142,00
145,00
148,00
166,00
169,00
172,00
195,0

6,3

6,24
6,29
6,31
6,33
6,35
6,33
6,3

6,32
6,37
6,28
6,33
6,35
6,34

1120
1204
1212
1188
1224
1284
1252
1268
1284
1292
1280
1288
1392
1252

132
124
120
132
136
140
132
136
147,6
136
140
144
140
132

Na Figura 33 sdo apresentadas as curvas de dissolugdo mineral da rocha

calcitica conforme dados da Tabela 7. Essas curvas representam a variacdo das

concentracdes de Ca?* e Mg?* em fungéo do tempo com seus respectivos valores de

pH.
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Figura 33. Representacao das curvas de dissolugdo de Ca?* e Mg?* com o pH em funcdo do tempo

para os experimentos da Série 1.

De acordo com o grafico da Figura 33 é possivel notar que a concentracéo de

Ca?* varia ao longo do tempo nas condicdes experimentais de 250 bar e 60 °C,

observa-se que a reacéo de dissolugdo acontece rapidamente nas primeiras 6 horas

apresentando um comportamento altamente reativo como visto em (DUAN; SUN,
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2003). Por outro lado a concentracédo de Mg?* teve uma sutil variacdo permanecendo
em equilibrio na maior parte do tempo de reacdo, como também ja descrito na
literatura em (DUAN et al., 2006; SOREIDE; WHITSON, 1992).

Avaliando o comportamento do calcio como uma funcdo do tempo, pode-se

representar matematicamente atraves da Equacao 5.1.

Ca**(t) =a.t’ +¢ (5.1)
Os coeficientes associados sao a=762,5923, b=0,086369, c=66,96003 e t

representa o tempo medido em horas. Para calcular os valores de a, b e c foi utilizado

o método dos minimos quadrados e a representacdo do ajuste pode ser visualizada

na Figura 34. O R? associado ao ajuste foi de 0,971922.
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Figura 34. Representacao da curva tedrica de dissolucdo de Ca?* (linha vermelha) em funcdo do tempo

e os valores reais de Ca?* (triangulos azuis) medidos por ICP-OES.

O ajuste da curva tedrica aos dados experimentais resultou em um valor de R?
satisfatorio mostrando a aplicabilidade da equagdo proposta para a avaliagdo do
comportamento do Ca?* no sistema reacional.

As reacdes de dissolucao de minerias carbonaticos possuem faixas especificas
de pH para ocorrer, ndo sendo possivel que ocorram nos valores de pH medidos,
indicando que estes valores medidos em condigcbes de temperatura e pressao

ambiente, ndo podem substituir os valores reais de pH esperados para as condigbes
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de temperatura e presséo aplicadas nos experimentos sem que haja a aplicacao de
um fator de correcéo.

Para efetuar a correcdo do pH, definiu-se a média dos valores registrados, 0
que resultou em um pH médio de 6,30 +0,75. A variacdo entre os valores de pH
apresenta uma diferenca de 45,7% na quantidade de hidrogénio livre em solucéo,
calculado por pH = - log [H*]. Devido a esta diferenca é proposta uma correcéo linear
para o pH medido a temperatura de 60°C e sob a presséo de 250 bar. Esta correcao
pode ser entendida como valida em situacdes de baixas pressbes e baixas
temperaturas (DRUCKENMILLER; MAROTO-VALER, 2005). O fator de corregao
proposto ainda se limita as condicbes de aguas com baixa salinidade como
apresentado por (POKROVSKY, OLEG S; SCHOTT, 2001). Dessa forma, a Equacéo
5.2 representa uma forma de corrigir o valor obtido fora das condi¢cfes de temperatura

e pressao dos experimentos.

PHyeqri- @ = PHpeq (5-2)

Onde 0 pH,., € 0 valor médio obtido da literatura, « é o fator de correcdo
aplicado e pH,.q € 0 pH medido experimentalmente, originando a equacdo de

correcdo apresentada abaixo:

PHcorr = 0,75.pHpeq (5-3)

Onde pH,,,, representa o valor apos o ajuste do pH medido, pH,,., representa
o valor do pH obtido nas condi¢cdes normais de temperatura e presséo e 0,75 uma
constante calculada a partir dos resultados medidos comparados com o valor
esperado a partir de dados da literatura (POKROVSKY, OLEG S.; GOLUBEV;
SCHOTT, 2005).

Observou-se que o pH medido com o uso da técnica de controle de atmosfera,
também apresentou um desvio nos seus valores sendo necessaria a aplicacdo de uma
corre¢do. Com a aplicagéo da correcao do valor de pH, sugerido pela Equagéo 5.3, €
possivel observar na representacdo da Figura 35 que os valores encontrados estéo
dentro da faixa de pH necesséaria para que ocorra a dissolu¢cdo mineral e justifique o

aumento na concentracdo de Ca?* em solucéo observado experimentalmente.
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Figura 35. Comparacgéao entre os valores de pH calculados pelo PHREEQC e os valores de pH corrigidos
pela Equacgéo 5.3. A zona destacada em amarelo representa a faixa de pH necessaria para ocorrer a

dissolug&o mineral.

Nota-se pelo padrdo das curvas de concentracédo de Ca?* e pH obtidos, que as
mesmas sao de boa qualidade, sugestivamente em virtude da adaptacéo do sistema
de amostragem e medicdo do pH. Sugere-se que as medi¢des de pH realizadas em
atmosfera de COz e meio acido facilitaram a fixacdo do pH e mantiveram o meio acido
similar ao que se espera ser observado dentro do reator obtendo valores mais
precisos, ainda que sob uma condicdo de pressao diferente da pressdo do meio
reacional.

Para a obtencéo da cinética de dissolucdo do Ca?* foi aplicada a Equacéo 4.12

resultando nos dados de taxa de dissolucéo apresentados na Tabela 8.

Tabela 8. Variagdo da concentracdo de Ca?* e taxa de dissolugdo de Ca?* em funcéo do tempo.

Taxa de
Experimento Tempo (h) Ca? (mmol/L) dissolucéo

(mol/m?3s?)
CL-01 0,50 19,4 0
CL-02 1,00 20,0 2,9E-07
CL-03 1,50 22,0 1,8E-07
CL-04 2,00 21,0 1,3E-07
CL-05 2,50 23,0 1,02E-07
CL-06 3,00 24,0 8,61E-08
CL-07 3,50 23,7 7,43E-08
CL-08 4,00 24,2 6,47E-08
CL-09 5,00 26,1 5,7E-08

CL-10 22,00 26,5 4,58E-08
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CL-11 24,00 26,0 1,09E-08
CL-12 28,00 28,0 1,01E-08
CL-13 94,00 30,1 8,92E-09
CL-14 97,00 30,3 2,85E-09
CL-15 100,00 29,7 2,81E-09
CL-16 118,00 30,6 2,72E-09
CL-17 121,00 32,1 2,34E-09
CL-18 124,00 31,3 2,34E-09
CL-19 142,00 31,7 2,29E-09
CL-20 145,00 32,1 2E-09
CL-21 148,00 32,3 1,95E-09
CL-22 166,00 32,0 1,93E-09
CL-23 169,00 32,2 1,75E-09
CL-24 172,00 34,8 1,7E-09
CL-25 195,0 31,3 1,73E-09

A partir dos dados da Tabela 8, avaliou-se a cinética da reacao de dissolucéo

de Ca?* resultando no gréafico da Figura 36.
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Figura 36. Representacdo das taxas de dissolucdo de Ca?* em funcéo do tempo aplicando a Equacéo
4.2 de cinética de dissolucao.

A Figura 36 apresenta uma alta taxa de dissolucdo de Ca?* devido a
influéncia inicial de fenbmenos de transporte como a adveccdo e a difuséo,
principalmente ao fendmeno de adveccdo dado que a agitacdo ocorre a alta rotacdo

e, apos a influéncia inicial desses fendmenos, a reacdo passa a ser controlada
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sumariamente pela velocidade com que as rea¢des quimicas ocorrem na superficie

do mineral.

5.3.2. Experimentos da série 2 (rocha dolomitica)

Os resultados dos experimentos da Série 2 (250 bar, 60 °C, sem agita¢do) sédo
apresentados na Tabela 9. Com os valores de Am realizou-se uma tentativa de avaliar
o0 comportamento do sistema atraveés da variacdo de perda de massa em funcéo da

dissolucéo dos minerais.

Tabela 9. Resultados obtidos com os experimentos da Série 2 para a concentragdo de Ca?*, Mg?*, pH

e variacdo de massa da amostra em relacdo a massa inicial em func¢éo do tempo.

A Figura 37 apresenta a variacdo da concentracdo de Ca?* e Mg?* ao longo do

Experimento Tempo (h) pH Ca? (mg/L) Mg? (mg/L) Am

DO-01 1 6,94 242,19 70,64 0,286
DO-02 1,5 7,98 245,59 99,58 0,258
DO-03 2 7,87 242,99 74,58 0,221
DO-04 2,5 6,45 510,73 130,66 0,243
DO-05 3,5 6,48 435,99 102,18 0,244
DO-06 5 7,74 597,07 142,52 0,155
DO-07 6 6,31 565,59 138,64 0,264
DO-08 7 6,34 768,19 101,88 0,222
DO-09 15 7,84 677,99 129,94 0,128

tempo, representando a dissolucédo da rocha dolomitica.

[Cal], [Mg] (ppm)

900
800
700
600
500
400
300
200
100

6

Tempo de reacgéo (h)

8

10

12

14

16

¢Ca
o Mg

Figura 37. Variagdo da concentracéo de Ca?* e Mg?* em funcéo do tempo.
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Nota-se que nas primeiras horas (trés pontos iniciais), quase nao ha dissolucao.
A auséncia de dissolucéo indica que a acidificacéo da solucao que ocorre na superficie
do liguido ainda néo atingiu o fundo do reator onde esta a amostra do mineral. A
auséncia de agitacdo também interfere no tempo de reacédo visto que sem a agitacao
€ necessario que haja um deslocamento do CO:2 e a sua conversao em H2COs ao
longo do reator até o ponto onde se encontra a amostra reativa. Os principais modelos
matematicos ndo consideram a existéncia desse tempo “morto”, pois consideram que
a solucao ja esta em equilibrio com o mineral.

A presenca de Mg?* causa instabilidade nas curvas de dissolucédo da dolomita
devido a atuacao dessa espécie como inibidor de calcio e promotor da precipitacao,
junto com o0 HCOs'. Isso se deve ao fato da dissolugcéo da dolomita ser controlada pela
protonacdo/hidrdlise dos sitios de MgCOs (LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 2005).
O magnésio apresenta uma cinética de dissolu¢cao mais lenta e menores variagdes na
concentracdo tornando mais dificil a interpretacdo dos resultados; levando isso em
consideracdo os resultados sédo apresentados em funcéo da concentracédo de Ca?*.

O comportamento do célcio em solugdo como uma funcdo do tempo obteve
uma melhor representacdo com uma modificacdo na equacao Hyperbola Saturation
Growth. A Equacao que foi obtida para o ajuste aos dados (Equacédo 5.4) € uma

equacdao exponencial modificada e esta representada a seguir:

n
Ca?*(t) = d. (=) (5.4)

Os coeficientes associados sdo a=5,76181, b=0,3669, n=4,82889, d=0,16688
e t representa o tempo medido em horas. A curva de ajuste dos dados pode ser

visualizada na Figura 38, resultando em um R?=0,8588.
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Figura 38. Representacao da curva tedrica de dissolucéo de Ca?* (linha vermelha) em funcdo do tempo

e os valores reais de Ca?* (losangos azuis) medidos por ICP-OES.

O valor encontrado para o R? e o tipo de curva ajustada aos dados
experimentais apresentam uma boa concordancia com os modelos propostos. Os
pontos observados mais distantes da linha tedrica da concentracdo de calcio podem
ser atribuidos a erros experimentais na amostragem da solucao, visto que a coleta da
solucdo ocorre apds a despressurizacdo e ao resfriamento do sitema reacional,
fatores que se nao forem controlados adequadamente podem interferir na
concentracdo da solucéo.

Os dados experimentais ainda permitem relacionar a quantidade de Ca?* com
a variacao de massa da amostra sélida. A curva da perda de massa dos experimentos
segue um formato inverso ao apresentado na Figura 38. Plotando a variacao perda
de massa (Am) em funcdo do tempo (Figura 39), obteve-se um melhor ajuste dos

dados com uma funcéo exponencial modificada, representada pela Equacéo 5.5:

Am(t) = a. b(f+dc>”+e (5.5)
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Onde a=0,1675, b=13,3739, c¢=4,84305, d=1,6663, n=3,12083 e €=0,01697. O
R? associado a este ajuste foi de 0,7567. Considerando que a medida da variacéo de
massa, pode estar sujeita a erros experimentais, deve ser avaliada com cautela.

Os principais erros experimentais associados as variacoes de perda de massa
podem estar relacionados a precisdo da balanca, visto que a variacdo da massa €
muito pequena em relacéo a massa inicial. Outro procedimento experimental que pode
interferir na variacdo da massa € a filtragem, tendo em vista que parte do material
filtrado pode ficar retido no filtro. No entanto mesmo com esses erros experimentais
associados é possivel perceber uma tendéncia no comportamento do Ca?* com

relacéo a perda de massa (Figura 39).
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Figura 39. Representacdo da variacdo da perda de massa teérica em fungdo do tempo Am(t) (linha

vermelha) e os valores reais de Am (losangos azuis) obtidos experimentalmente.

Apbs avaliar o comportamento do Ca?* e do Am como uma fungao do tempo,
realizou-se uma analise da variacdo da massa para determinar a quantidade calcio.
Para isso, determinou-se a variagao em porcentagem da perda de massa em relagcao

a massa inicial (Am%), conforme a Equacéo 5.6:
Am% =22 100 (5.6)
mo

Nesse formato, mo representa a massa inicial usada no experimento e Am a

variacdo de perda de massa associada. Correlacionando a variagdo da perda de
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massa com a variacédo na concentracédo de Ca?* foi possivel encontrar um modelo que
potencialmente pode prever a dissolu¢do do calcio baseada na variacao da perda de
massa. A decisdo de usar a variante em porcentagem ajuda a padronizar 0s
resultados, uma vez que o eixo de perda de massa varia de 0 a 100%. A Equacéo

abaixo representada foi uma equacao exponencial modificada.

Ca?t = a.bd'((Am+e)f+g) (5.7)

As constantes usadas na Equacéao (5.7) foram calculadas usando o método dos
minimos quadraticos. Onde a=194,2327, b=10, c¢=845,5472, d=2,5472, e=0,0032,
f=5,4727, g=0,0009 e n=0,9219. Foi calculado um R? de 0,9703 para o modelo. A

comparacao grafica entre a curva obtida com os dados reais e a curva ajustada pode

ser observada na Figura 40.
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Figura 40. Representagdo das curvas de Ca?* como uma fungdo de Am e os valores reais de Ca?*

obtidos experimentalmente.

E possivel observar na Figura 40 que a relacdo entre a perda de massa teérica
percentual e os valores medidos de variacdo de massa de Ca?* apresentaram uma
boa concordancia, sugerindo que a correlacdo entre os parametros pode ser usada
para avaliar complementarmente o comportamento do calcio em solu¢do. Sugere-se

avaliar a perda de massa como um parametro complementar aos processos de
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dissolucédo de minerais em condi¢cfes de reservatorio, visto que quando a dissolugéo
mineral for muito baixa os valores experimentais obtidos estdo proximos do limite de
deteccado das balancas analiticas.

Cabe salientar as dificuldades experimentais encontradas em varias etapas das
metodologias aplicadas. Dentre as dificuldades destaca-se a medicdo do pH e a
obtencdo de um valor coerente com as condi¢cdes de realizagcdo dos experimentos,
tendo em vista que ao despressurizar o reator existe uma tendéncia natural do CO2
dissolvido se desprender da solu¢cdo em funcéo da diferenca de presséo, ocasionando
uma variacéo no pH e consequentemente uma variagdo na concentra¢éo dos ions em
solucéo dificultando a sua aferigéao.

Outro aspecto relevante observado foi a medicdo da perda de massa nos
experimentos realizados com a rocha dolomitica, pois com a coleta do material solido
ao final de cada reacdo o erro associado ao experimento aumenta em virtude da
possivel perda de massa no processo de filtracéo.

A auséncia de agitacdo mecanica nessa série de experimentos ocorreu devido
a falta de disponibilidade de reatores com tal capacidade, porém observou-se que
apesar de ser detectado um tempo morto no inicio da reacdo, em decorréncia dos
efeitos de difuséo, a reacéo ocorreu dentro da faixa de tempo prevista na modelagem,

evidenciada pelo ajuste das curvas de dissolucédo de Ca?*.
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6. CONCLUSOES

Nos experimentos da Série 1 € possivel observar que nas condi¢des reacionais
aplicadas a calcita, o pH representa um fator determinante para a compreensao das
interagbes CO2-fluido-rocha e a metodologia para aquisicdo dos dados desempenha
um papel fundamental na qualidade dos resultados. O fato de nédo ser possivel analisar
o pH in situ justifica a necessidade de se corrigir o valor de pH obtido
experimentalmente através de uma equacao que representa a variacdo dos valores

de pH medidos em comparacao com os valores de pH tedricos obtidos da literatura.

A técnica adaptada para a medi¢do do pH e a correcao aplicada apresentaram
resultados significativos, considerando que a aplicacdo da técnica de amostragem
resultou em ganhos de qualidade no resultado das andlises quimicas da solugéo
aguosa, foi possivel observar que os dados gerados com a técnica se apresentaram
mais confiaveis e originaram curvas com maior qualidade, sugerindo que a
metodologia desenvolvida auxilia na correcdo de erros experimentais e facilita a
interpretacdo dos resultados obtidos além de corrigir os valores de pH de dificil

aquisicao.

Observou-se que a dissolucdo mineral ocorreu majoritariamente nas primeiras
6 h de reacdo corroborando com os estudos de (BACHU, S; ADAMS, 2003). Com os
resultados obtidos avaliou-se o comportamento do Ca?* como uma fungdo do tempo
originando uma equacao que representa esse comportamento, e assim foi possivel
comparar os dados obtidos experimentalmente com as curvas tedéricas ajustadas aos
dados experimentais obtendo um valor de R2 de 0,971922, considerado satisfatorio
para esse tipo de dado experimental.

Para os experimentos da Série 2 realizados com a rocha dolomitica, aléem da
equacao para o ajuste das curvas, houve uma tentativa de correlacionar a variagcao
de perda de massa de amostra com a variacdo da concentracdo de ions de Ca?* em
solugéo. Os ajustes das curvas obtidas para os dados apresentaram um R? de 0,7567,
esse valor de R? ainda nédo é considerado satisfatorio, porém, devido ao potencial de
correcdo dos erros experimentais detectados, é possivel se chegar em resultados
mais satisfatérios demonstrando a aplicabilidade dessa equacdo para o ajuste das

curvas.
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Apés avaliar o comportamento do Ca?* e da variagdo da perda de massa em
funcéo do tempo, foi possivel encontrar um modelo que pode prever a dissolugéo do
calcio baseado na variacdo de perda de massa em porcentagem, obtendo um Rz de
0,9703, apresentando uma boa concordancia entre os dados obtidos e os dados
calculados, sugerindo que o modelo pode ser utilizado complementarmente para
avaliar os processos de dissolugcao mineral, essa relagdo percentual padroniza as
variacfes encontradas e possibilita a aplicacdo dessas equacfes para qualquer tipo

de carbonato contendo calcio.

Do ponto de vista do armazenamento geologico de CO2 a compreensao das
interacdes COq-fluido-rocha é fundamental para a avaliagdo da possibilidade de
implementagdo do armazenamento geoldgico em reservatério carbonaticos. Como
observado experimentalmente, os reservatorios carbonaticos sdo altamente reativos
e a dissolucdo ocorre nas primeiras horas de reacao, o contato entre a solugéo salina
rica em COz e a rocha do reservatério promove um ambiente reativo que deve ser
controlado para que as condi¢des de injecdo em um reservatério ndo comprometam
a integridade estrutural do mesmo. Conhecer as taxas de dissolugéo de carbonatos
se mostra essencial, tendo em vista que esses S&0 0S minerais que primeiro irdo reagir
no meio e sdo eles que determinam alguns dos parametros de inje¢cdo nos

reservatérios para fins de armazenamento geologico.

A recuperacdo avancada de petréleo no contexto de reservatorios
caracteristicos do Pré-Sal requer estudos minuciosos em virtude da complexidade da
sua composicéo mineralégica e estrutural. E sabido que os reservatoérios do Pré-Sal
sdo constituidos de minerais carbonaticos e argilominerais magnesianos, sendo
assim, compreender como esses carbonatos se comportam em contato com os fluidos
de injecdo ajuda a prever possiveis alteracdes que possam interferir na producéo de
petrdleo e na integridade do reservatorio. Além disso, considerando que a dissolucao
de carbonatos em contato com uma solugcdo salina pode ocorrer rapidamente,
conhecer as taxas de dissolucdo pode servir como parametro de avaliacdo do

potencial de recuperacao de petroleo.
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7. PROPOSTAS PARA TRABALHOS FUTUROS

Como complementacéo desse estudo segue abaixo uma breve descricdo das

propostas para trabalhos futuros:

- Realizar ensaios com medidas de pH in situ em condi¢cdes de pressao
elevadas: estes ensaios possibilitariam determinar exatamente o pH onde as
principais reacdes de dissolucdo de carbonatos ocorrem nas mais variadas condicdes
de pressao e temperatura;

- Avaliar como os parametros salinidade, presséo e temperatura influenciam
no comportamento dos sistemas reacionais no contexto do armazenamento geoldgico
de carbono em reservatorios carbonaticos;

- Realizar experimentos em fluxo continuo visando compreender o0s
mecanismos que regem a dissolucdo de minerais carbonaticos nos processos de

injecdo de COa.
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Carbon dioxide injection in carbonate
reservoirs — a review of
CO,-water-rock interaction studies

Tiago A. Siqueira, Rodrigo S. Iglesias and J. Marcelo Ketzer, Institute of Petroleum and Natural
Resources (IPR), Pontifical Catholic University of Rio Grande do Sul (PUCRS), Porto Alegre — RS, Brazil

Abstract: Carbon dioxide injection in geological formations is currently a common procedure in several
reservoirs worldwide. More recently, it has been considered a permanent storage solution, avoiding
emission to the atmosphere from large industrial sources. Also, it is largely employed in the oil & gas
exploration industry, for enhanced oil recovery (EOR) operations. However, it is a known fact that
injection of large amounts of CO, into geological reservoirs may lead to a series of alterations due to
chemical and physical interactions with minerals and fluids, especially in carbonate or carbonate-rich
reservoirs. Experimental and numerical models have been employed in many studies in the past, to
investigate these effects on the geological environment. So far, most of these studies focused on
siliciclastic formations, whereas carbonate reservoirs, which are known to be much more chemically
reactive when interacting with CO,, were much less investigated. We present a review of experimental
and numerical models that have been employed for studying CO2-water-rock interactions, and their
application to the investigation of the impact in carbonate reservoir quality and integrity caused by the
injection of carbon dioxide. © 2017 Society of Chemical Industry and John Wiley & Sons, Ltd.

Keywords: water-rock interactions; carbon dioxide; carbonate reservoir; carbon capture and storage

Introduction

Injection of carbon dioxide in geological media has
been a common practice in the oil & gas industry since
the 1970s, as a means of improving the oil/gas recovery
rates (a method known as tertiary or enhanced oil
recovery (EOR)).! CO; injection, often alternated with
water, typically reduces oil viscosity and enhances oil
recovery, with up to 40% of residual oil left after
conventional operations (primary and secondary)
recovery.> More recently, the idea of capturing CO,
from large industrial sources and storing it in
appropriate geological formations, such as saline

aquifers, and depleted oil and gas fields or coal beds,
has become widely accepted as an important solution
to reducing CO, emissions to the atmosphere.”> Once
injected underground, CO, can be retained or trapped
in the sub-surface, by overlying impermeable
formations (physical trapping),® as immovable droplets
in the rock pores (residual trapping),” as a dissolved
species in the aqueous phases (solubility trapping),**
or as a solid phase — mostly as carbonates (mineral
trapping).® Mineral trapping is considered the most
stable and permanent form, although it is believed to
act in a much longer time scale due to the slow reaction
kinetics and/or unfavorable conditions to precipitate
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carbonates.**!* Geological media can store oil and gas
for millions of years; therefore it can be assumed that
these are stable for storage of CO; in a similar way.>!!

Carbonate reservoirs are attractive CO- sequestration
options, as the majority of the world’s oil reserves (ca.
60%) are held in these types of rocks (especially in the
Middle East), therefore being an interesting storage
target when combined with EOR operations.'?
Furthermore, the recently discovered deep-water oil
fields in the South Atlantic Ocean along the Brazilian
coast (known as the Pre-Salt cluster) is formed by
carbonate formations. CO; injection in these reservoirs
is already taking place, for EOR purposes, in the Lula
field (Santos Basin), using the CO; stripped from the
Pre-Salt reserves, which have high CO, content.!>!?

However, carbonate minerals are very reactive '* and
usually form very heterogeneous reservoirs,'® and
therefore are very likely to suffer significant alterations
with CO; injection, which may affect integrity,
injectivity, and consequently, storage safety.'®
Furthermore, storage capacity can be affected with
changes in the rock porosity and permeability.' %
Thus, the investigation of CO,-water-rock interactions
and their impact in this type of reservoirs is extremely
important. This review aims to evaluate the main
experimental and numerical modeling studies focusing
on these interactions in carbonate reservoirs,
considering the growing interest in using CO, for
enhanced oil recovery as well as for geological
sequestration in such reservoirs.

Interactions between CO, and
geological media

Several physicochemical alterations are triggered by
massive injections of CO; in the geological media,
affecting both reservoir and caprock for large distances
(kilometers) and long periods (several ye.sn's).s’lg In
carbonate media, these alterations are usually fast and
may have important consequences during injection
and storage processes.>

When injected in a reservoir, carbon dioxide leads to
a disequilibrium of both fluid chemistry and pore
pressures within the reservoir and caprock.?! In the
vicinity of injection wells, CO, dissolves into resident
reservoir fluids, which lowers the pH, usually resulting
in mineral dissolution and alteration of porosity and
permeability.?>?* Quantifying these processes and their
influence on the hydraulic properties of the reservoir is
critical to understanding the evolution of transport

© 2017 Society of Chemical Industry and John Wiley & Sons, Ltd. | Greenhouse Gas Sci Technol. 7:802-816 (2017); DOI: 10.1002/ghg
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properties during CO, injection in connection with
EOR and CO, sequestration efforts.>* CO, dissolution
in the formation water is a fast process (from minutes
to hours) that quickly lowers the pH of the aqueous
phase and changes the distribution of many dissolved
species.!*?* CO; solubility in brine can be quantified
by models based on experimental data,”>*” and
dissolved CO; will initiate a series of geochemical
reactions with brine and rock-forming minerals that
are more complicated and less well-constrained.'!
Some of the reactions could be beneficial by helping to
chemically trap the CO; as dissolved species or by
forming carbonate minerals; other reactions may be
damaging to the reservoir and seal integrity by
dissolving rock-forming minerals.>2%-3

The chemical reactions initiated by CO; dissolution
in reservoir aqueous fluids is well known and described
herein.*! Initially, the dissolution causes a significant
acidification of the medium by formation of carbonic
acid:

CO;+ H,O < H,CO; (1)

This acid dissociates generating bicarbonate ions
(HCO;™):

H,CO; + H,0 <« H;0" + HCOj 2

The dissolved bicarbonate species react with divalent
cations to precipitate carbonate minerals, provided the
acidity of the aqueous media is adequate (neutral to
alkaline pH) - otherwise the species stay in solution.
The formation of calcium, magnesium or iron
carbonates at higher pH is expected to be the primary
means by which CO; is fixed in a permanent stable
form. !0

HCO; + Ca’t « CaCO; + H' (3)
HCO + Mg*™ < MgCO; + H' 4
HCO7 + Fe’™ < FeCOs + HF (5)

Dissolved divalent cations may already be present in
the formation water, or originated via dissolution of the
primary rock minerals by CO,-acidified water
injection.!*?* The extent of mineral trapping is directly
related to the quantity of these cations available in
solution and the medium pH.®

Other carbonates with alkaline metals, such as the
sodium-aluminum carbonate hydroxide dawsonite
(NaAlICO3(OH),) have been suggested as a possible
precipitation product of CO, injection in reservoirs in
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modeling studies, following dissolution of albite and
aluminosilicates (such as kaolinite) *-* Some
experiments indicate that dawsonite stability =
dependent on a high CO, pressure and pH, quickly
dissolving following pressure decrease, leading to
precipitation of kaolinite *%%

In carbonate formations, the main cause of porosity
and permeability reduction is the precipitation of
CaC0s and NaCl, which occurs by increase of pH and
the concentration of Cl— ions in the brine by
desiceation, respectively.” Brine desiceation isa
known effect that is likely to occur near the injecting
well As OO is injected in dry state, onee in eontact
with the reservoir brine, H; O is partially dissolved in
the dense OO0, With high injection rates, substantial
amounts of H; O can transfer to the OO0, phase, thereby
concentraling the aqueous species in the brine ™ This
brine concentration subsequently induces kinetically
fast precipitation reactions of minerals such as
carbonates, sulfates, and evaporates.™ The mechanisms
by which a precipitate reduces the permeability are
much les understood and dificult w predict than
dissolution effects, as there are several factors that
determine whether precipitation occurs within the
pore space or throats. Alse, the precipitated material
may either remain in place or be transported
elsewhere, depending on flow conditioms ™

The connection between chemical interactions and
their impact on pocosity and permesbility is a known
msue with a difficuli resolution. Nonetheless, it has
attracted atiention, as this correlation is crucial 1o
understand the impacts of geochemical reactions
induced by CO: %™ Therefore, previous
characterization of any slorage sile i essential prior 1o
the injection stage ="

Typically, the study of geochemical interactions
between G0, Muid and minerals in a reservoir or
caprock is mostly based on laboratory experiments as
well as the use of numerical modeling tools. **
Particularly, pore-scale modeling of reactions induced
by CO and experimental characterization of changes
in geometry of the pore space in geological storage
conditions seem promising Lo improve the
understanding of the impact of these interactions. ™
Further understanding can also be obtained through
the investigation of existing natural OO reservodrs,
studying the characteristics and diagenesis of these
formations. ™ These studies, although important for the
understanding of these reservoirs, were nol included in
this review, as these natural reservoirs may nod include
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carbonate minerals in their rock matrix, and their
reactivity can be significantly different.

Experimental studies

Experimental methods and characterization
techniques to investigate COz-water-rock interactions
are well known and ofien rely on batch and
How-through reactor systems. These methods are fully
described in a comprehensive study published recently
by Kaszuba et al ™ and references therein.

Among the major studies related to geologic carbon

jon, those from Guater ef al ™ and Kasriha
el al ¥ stand oul as being the first ones to focus on the
alterations of the tasget reservoir due 1o inleractions
with CO; at reservoir conditions. These siudies
evalusted the effect of more reactive conditions (higher
temperature) on mineral resctivity, compared resulis o
numerical models and identified key effects such as
brine desiccation effects from supercritical CO,.

Several experimental studies have been published
aiming to understand the influence of COu-fluid-rock.
interactions and precipitation of minerals in a system
that simulates the geological storage in saline aquifers
and oilfgas fields. The potential application of
geodogical storage of OO, have been studied and
improved over the years.

Most of the earlier studies have investigated
siliciclastic reservoirs, and only more recently have
carbonate reservoirs started o receive more atlention.
This is unsurprising, as carbonate formations are much
more reactive to OOy -induced acidic media, as
opposad to silicickstic formations, for which most
experimental studies have shown negligible changes
from short-term interactions with OO, wsually
restricied to carbonate cement in the
samples. "5 Hare we reviewed some of the mast
relevant experimental studies on carbonate reservoir
interactions with C0: published until now:

Umne of the earliest works an OO0, injection
experiments in carbonale reservoins was published by
Luguet and Gouze in 2009, conducting a study on the
behavior of limestone reservoirs from the Mondeville
formation of Middle Jurassic age (Paris Basin, France],
interacting with injected CO, through a series of four
Hew-through experiments * The experiments aimed
to simulste mass transfer occurring near the injection
well and at increasing distances from the injection well.

The expected patterns of rock dissolution controlled
by the composition of the injection Huid can be
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Figure 1. 30 XCMT images of the inlet side of cores bedore
{top line} and after (bottom line) expeiments 01, D2 and D3,
at 10, &, and 2.5 MPa respectively. Black and grey arsas
rapresent woids and solids, respectively. Black and grey
areas represent voids and solids, respectively

observed in the images of XCMT (X-ray computed
micretomography) (Fig. 1). In experiment DI, at
highest CO pressure (10 MPa), an increase in porosity
and formation of conical penelrative wormholes
located dlose to the inlet side occurred. Experiment D2
(&6 MPa) shows localized dissolution patterns, bul more
diffusely distributed across and along the sample. In
contrast, a homogeneous porosity change along the
sample is observed for experiment D3 at lower pressure
(2.5 MPa), with dissolution patterns that are uniformly
distributed with no visible major flow

The experiment D1 {pC0y, = 10 MPa) shows random
dissolution features associated with
transpori-controlled mass transfer, while for
experiment D3 (pCO; = 2.5 MPa) uniform dissolution
is observed. The experiment D2 permitied
imvestigation of the transition from ransport o
reaction-controlled dissolution. On the other hand, the
experiment also re s conditions away from the
injection well (pCO, = 0.7 MPa), showing a decrease
in porosity caused by the precipitation of Mg-rich
caleite. It was observed that the dissolution and
precipilation processes in these carbonate samples do
not pecur uniformly near the injection well, but at
greater distances from the injection well, the reactions
of dissolution and precipitation acquire greater
stability, tending to equildhrium.

Wang ef al. conducted a series of experiments at
reservoirs conditions aiming to evaluate the
significance for carbon capture and storage (CCS) and
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EOR/EGR (enhanced ail recoveryfenhanced gas
recovery) of the dolomile reactivity in waler-salurated
supercritical carbon dioide ** These experiments were
carried oul reacting dolomite with water-saturated
supercritical CO; al 55°C and 110°C, temperatures
characteristics of reservoir conditions in Southwest
Wryoming, and 25 Mpa. Some experiments were
conducted at 220 *C and 25 MPa to accelerate reaction
rales

The resubts of this study indicate that dolomite does
not react with anbydrous supercritical COs. However,
when il was reacted with water-saturated C0,,
carbonate minerals precipitation could be observed. In
was poted that temperature and reaction time might
control the compodition, mm-phalﬁgg and extent of
formation of new carbomate minerals.

The authors argue that mineral dissolutien and
re-precipitation may alter the porous structure,
affecting the dynamic of interface contact between
phases, therefore impacting relative permeability and
capillary pressure within the reservoir. Changes 1o
these properties may influence the efficiency of
physical carbon dioxide trapping mechanisms, carbon
dioxide injectivity, and ol production rate of an
EOR/EGR process.

A stuedy by Smith o1 al. published in 2013 was
conducted 1o evaluate the reservoir reactivity to OOy
injected in the Weyburn—Midale project in Canada *
Through advanced characterization techniques
including X-ray microtomography (XCMT) and
electron microscopy, 25 well as flusd chemistry data, the
effects of the concentration of dissalved C0; in
carbonate samples (marly dolostones and vuggy
limestomnes) were analyzed. The experiments were
conducted aiming 1o simulate reservoir conditions,
using a confining pressure of 24.8 MFPa and
temperature of 60 *C. C0: was injected a1 a constant
rate of 0L05 mlmin—!.

Comparison between X-ray scans of the masly core
samples before and afler reaction with C0,-rich brine
{11-50h reaction time) showed a pattern of
homogeneous dissclution (Figs Zic) and 2{d}). Maost of
the mineral dissolution was observed in the entry point
region of the sample (in a range of a few millimeters).

After the reaction, dissolution within the vuggy
limestones remained located in channels or wormhaoles
spanning the whole length of the core (Figs 2(a) and
Z{b)h. The XCMT images afier reaction showed that a
dominant wormhole can carry most of the Auid ai the
end of each experiment.
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Figure 2. XCMT images before and after reaction, for vuggy samples reacted at pCO2 (a)
3 and (b) 2 Mpa, (c) 1 and (d) 0.5 Mpa for marly samples. Pore space both prior and
post-reaction is shown in gray in XCMT image. >

The carbonate dissolution behavior in both samples
fits general rate expressions that link the dissolution to
thermodynamics (ie., dependence on rate constant
and distance from equilibrium terms). Additionally,
the calcite reaction rate constant was about 17 times
greater than that of dolomite during reaction.™

The effective mass transfer rates of calcite and
dolomite were observed in the marly dolostone
samples. The final measurements of calcite mass
transfer rates were approximately two times faster than
rates dolomite. Mass transfer rates measured in vuggy
experiments were much more variable. Calcite mass
transfer rates reached levels of 40-60% of the
maximum values after the wormholes were
established *4*

It was observed in this study that the heterogeneity of
pore space of these carbonate rocks exerted a strong
influence on the type of dissolution and the resulting
relationship between porosity and permeability. Pore
space distribution more homogeneous led to carbonate
mass transfer rates sustained steady-state, resulting in
stable dissolution fronts, causing only small changes in
permeability.

These observations suggest specifically that the
formulation carbonate kinetic rate does not requires
additional dependency of pH or pCO, may be
applicable, when the variation of the pH is relatively
low. 54

A study conducted by Elkhoury ef al. in 2013 verified
the dissolution and deformation in fractured
carbonates rocks caused by flow of CO;-rich brine
under reservoir conditions* The rock samples used in
these experiments were obtained from the lower
Midale Vuggy formation of the Weyburn field. The
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experiments were carried out at ca. 14 Mpa of pore
pressure and 60°C and flow rates ranging from
0.1 mL/min to 20 mi/min.

The authors observed that the presence of fractures
does not significantly alter the wormhole formation
process. The results showed that a higher flow rates,
dissolution of the porous media results in a branched
growth pattern, whereas the presence of a preexistent
fracture provides a referential flow path that grows
uniformly without indication of branching in the
porous matrix.

In a study published in 2014, Luquot et al. performed
a series of reactive coreflood experiments reproducing
reservoir conditions (100°C and 12 MPa), injecting
CO;-rich brine in oolitic limestone (99% calcite)
samples ! Aiming to understand the dissolution
regimes both near and far from the injection well,
experiments were conducted at different CO, partial
pressures (varying from 0.034 MPa to 3.4 MPa).
Results were evaluated combining XCMT imaging
techniques and pore network geometry analysis
obtained from the images.

Analysis of the results show a dependence of
dissolution pattern with CO, injection rate (partial
pressure), which is linked to the medium acidity -
higher rates (more acidic media) induce dissolution
localization, while lower rates result in more
homogeneous dissolution. By quantifying the changes
in pore connectivity from the pore network skeleton
analysis, the authors observed that higher injection
rates increase the number of skeleton branch tips after
the dissolution experiment, which means a growth of
preferential flow paths, increasing connectivity and
permeability. These alterations may favor CO,

© 2017 Socity of Crarmical Industry and Jobn Wiy & Sora, Lid. | Grasnbosse Gus Soi Techned, 7800516 2017); DOt 10.10004hg

112



Py Carbon dioside injeciion in carbonais reseroins = o reviesr of COZ-water-rook imiemction sudies

(%) BB & | v

) potap i e,
W
[E) & Exp % G0 milmin Tem

EE R et sE L TR A T h

Figure 3. 30 XCMT reconstructions
of dis=solution patierns that
developad during experiments at
fiow rates of (2} 1 mL‘min ([Exp. 1),
(b} 0.1 mlfmin {Exp. ), and () 0.01
mil'min {Exp. 9). Different flow rates
produced sither f2) a wide,
branched structure, (b) a thin
wormhbale, or |c} a cone-shaped
dissolution structure. *

i t mear injection well, where partial
pressure is higher. However, it was observed that at a
larger distance from the injection well (Le., lower 002
partial pressure), permeability decrease and porosity
increase simubiansously due 1o sccumulation aff
microporous particles produced by the dssolution and
poasible displacernent of these particles in the throat of
the pores.

Another study using low-through experiments with
single-pass imjection of COy-charged brine through
dolomite samples under geologic carbon sequestration
conditions was conducted by Luhmann ef al # The
experiments were conducted 1o prodisce unigue
dissolution patterns and to evalisite porosity-surface
area and porosity-permeability relationships over
different flow rates. Posi-experiment XCMT scans were
performed 1o visualize the dissolution

The lowest flow rate produced a cone-shaped
dissalwtion pattern at the core’s upstream end, cresting
a dissolution fow path with a relativiry large average
diameter (Fig. 3(a)). AL intermediate Bow rates, the
core developed one or more wormboles, yielding
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dissalution y3 with a relatively small fow path
diameter (Fig. 3(b) ). An the highes flow rate,
dissolution occurred across a broader cross sectional
area of the core than in experiments that generated
wormhales (Fig. 3(c)).™

The resulis showed permeability increase in flows
higher than 0.1 mLfmin, as a function of porosity gain.
This effect is caused by the formation of preferential
channels in the plug. However, experiments ot flow
rates less than 0.1 mLfmin are characterized by a lower
increase in the permeability ratio for a given increase in
poresity. This result highlights that porosity and
permeability are not clearly associated. Therefore, the
porosity-permeability asociation observed during the
experiment is more complex in ows lower than
0.1 mlimin due to lower pressure gradients. 3

These experiments produced a range of dissolution
patterns in the dolomite, resulting in significant
increases in measured bulk permeakbality. The rate of
permeability increase per increase in porosily grew
with time for experiments al the highest flow rates,
while experiments al the lowest flow rates were
characterized by a lower permeability enhancement
rate. The results from this study are in agreement with
thase from the previously mentioned by Senith ef al

An important contribution to the study of dissolution
kinetics of carbonates was given by Pokrovksy of al™
They investigated the effect of temperature in the rate
of dissolution of calcite, dolomite, and magnesite far
from equilibrium in slightly acidic solutions. For the
three minerals, the effect of pOO. was observed as
being of second order importance compared with the
pH and concentration of carbonate and bicarbonate
ions. i was observed that the effect of pCO; and
temperature from 60 to 100°C becomes insignificant
forr dissolution rate of the calcite equilibrinm

In the evaluated conditions, the main obderved
variables were the concentrations of dissalved
carbonate and bicarbonate fons, the higher pH, and the
inhibiting efect of CO,. Dolomite and magnesite, with
inhibition of dissolution of carbon dioxide in pH ~5-6
being approximately ten limes greater than that of
caleite. A acidic and circumneutral pHs, the rate of
dissolution measurements at 150%C are equal or lower
than those measured at 100°C and even to 605"

At pH above 5, the dissolved carbon dioxide will
predominantly transiorm inte bicarbonate ions which
will then act as a dissolution inhibitor, and may be why
the stability of the reservoir was greater than expected
in this study®! Therefore, the results obtained by the
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authors suggest a good efficiency for geological
sequestralion in carbonate sedimentary rocks. The
following ideal conditions for CO: storage are
recommended by the authors:'¥ (i) carbonate
reservoirs of dolomite or magnesite, especially far from
the CO, injection fronl; (i) presence of caleite neas the
vicinity of the injection well, so as 1o provide a high
concentration of HOO,~ and pH greater than 5; (i) a
temperature between 100°C to 150°C; and (iv) a partial
pressure af CO, of 50 atm or higher

However, according to Peng ef al.** and Wunsch
et al. ™ COy-promoted dissolution can play a significant
role in kinetics of cabsite dissolution rates ap
temperatures from S0°C to 100°%C and partial pressures
of 00 from 60 oy 138 bar. In this siudy, it was
observed that the caldie dissolution rates in the
C0y-Ha(r system increased with the inerease of CO3
partial pressure ® [t is important 1o observe that the
experimental system specifically designed by Peng
et al.** for these experiments is different and it was used
o eliminale mass—transfer resistance and 1o access the
reaction rates under reactive surface-controlled regime
at far-from equilibrium conditions ***

Some experimental simulations were performed by
Montes-Hernandez in 2006 to evaluate how a hesting
step promotes the rapid formation of dobemite under
alkaline conditions of high carbonate content through
dissolution-precipitation reactions, to determine how
carbanates can dissolve or precipitate.™ [l was
observed that alkaline conditions reduce the bydration
of magnesium, increasing ils incorporation into calcite
or the direct formation of delomite. Due 1o the beating
step, dolomitization can be achieved within a few days.
The temperature has a significant influence on the
kinetics of dolomitization, the extension of the reaction
and mineral composition *7-0.56%

Mumerical modeling

Mumerical modeling plays an important role in the
investigation of the interactions between carbon
dioxide and the reservoir. It allows to estimate, for
instance, the consequences of a large-scale 003
injection o the reservoir and caprock in a geological
time scale, thus being complementary to the laboratory
experiments.™

Chemical reactions can play an important robe in the
injection phase, particularly in carbonate reservoirs
that dizsolve more rapidly with the acidification of the
brine by dissalution of CO;. An extensive dissolution

Fervierar: Carbon choxics injeciion in carbonais eservoirs = o evies of CO2-waier-rock interaction siuedies

of the carbonate matrix can be d becanse it
could induee fractures and activate faults in the
reservodr. Hence, geochemical simulation may alio be
necessary 1o model the possible mineral dussolution
and precipitation esses near the injection wells.
Genchemical modeling of CO,-water-rock
interactions can be divided into two approaches. One is
the caleulation of the thermodynamic equilibrium of
the COz-water-rock system. With this ealeulation, it &
possshle 1o estimate the salubdlity of CO, in the
formation fluid, a5 well a3 mineral siuration states at
equilibrium. A second approach is to model the
kinetics of dissolution and precipitation of the minerals
with lime. Most studses employ 2 generic rate law
based on tramsition state theory (TST) derived by
Lasaga®™ for these processes, which depends on a rate
eonstant, the specific reactive surface of the mineral,
temperature, pH, and deviation from the equilibrium
state. Although specific rate laws for relevant minerals
have been used in some cases, sensitivity studies have
shown that resulls are not significantly afected 585

Numerical modeling studies

As in the case of experimental modeling investigations,
only a few studies of numerical modeling of
Cs-water-rock inleractions in jcal reservodrs
have been developed focused specifically in carbonate
reservairs, with the majority being applied 1o
siliciclastic formations *5"7* [y js essential that
modeling studies applied 1o carbonate reservoirs
include chemical changes (geochemical and reactive
transport models), due to the fast kinetics of
dissolution and precipitation of carbonate minerals.™

Changes in the porosity and permeability are likely to
be significant in most cases, due (o the high reactivity
of carbonate minerals. These allerations of the
media due o injection of acid Buids and the conditions
fior formation of wormhaoles and their structural
features has been the object of some thearetical
investigations in the past years. ™!

Armong the most relevant papers published of studies
of numerical modeling of COz-rock-fluid system in
carbonate reservoirs, we can cite those by the groups of
IFP and BRGM on the Dogger aquiler in the Paris
Bagin 5 the experimental and aumerical modeling
imvestigation by lrgec of al. using the reservoir
simulator STARS (Computer Modelling Group),*
and a study by researchers at Shell wiith Tianfu
Xu of Lawrence Berkeley Mational Laboratory (LENL)
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Figure 4. Variations in quantities of carbonates 2= a

function of distance from the injection well, after 10 years of

injection of supercritical GOy &

using the TOUGHREACT program_ These
investigations, among others, are reviewed bere.

In the investigation by André et al ™ a comparison
between the multiphasic reactive transport codes
TOUGHREACT software, developed at LENL™ and
SCALE2000, developed by BRGM ™ was applied 1o the
Dogger carbonaie aquifer mineralogy, in the Paris
Basin. The co ion used had 70% cabeite, 10%
disordered dolomite, 5% siderite, and 15%
aluminossilicates (dlite, albite, K-feldspar). The stwdy
confirms the high reactivity of COy-saturated fhuid,
and its potentially dramatic effect on the integrity of
the reservodir. As expected, dry supercritical CO, is
nearly unreactive. CO: dissolved in the fluid increases
acidity, increasing the mineral dissolution, thus
favoring an increase of pososity. The results showed
that the injection process is followed by aquecus phase
desiceation (through water dissolution in the
supereritical C04y),* leading to precipitation of salts
and other secondary minerals in the agueous phase
due to supersaturation. The study is performed using a
1D radial model with 100 km radius, for a period of 10
years, with two injection scenarios (i) COy-saturated
fluid; and (i) pure dry supercritical COs.

I the first scenario, increases of up 1o 90% in
porosity are observed near the injection well (up 1o
10 m), due o0 massive dissolution of carbomnates (and o
a lesser extent, aluminosilicates — K-feldspar, albate,
illite) (Fig. 4). In the second scenario, geochermical
activity is significantly lower, with porosily increasing
al most 9%. However, a more intense drying effect is
observed, leading to precipitation of salis {and
consequent porosity reduction) near the injecting well
(3-5 m). The swthors report problems with
TOUGHREACT a1 the high salinity liemit, for
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extrapolating the limit of validity of the fugacity
coefficient ealeulation model. SCALE2000 code uses
the Fitzer lormulation for this calewlation, which can
deal with very high salinity solutions.

In a new study by the same anthors in 2010,
modeling is focused on the thermal effects of the
injection. The study wses the same mineralogical,
hydrogeological and composition data of the Auid from
the prior study. The same aumerical tools, in this case
considering a 2D radial model are also wed. Overall,
the authors conclude that thermal efecis to the
reservoir are negligible, being relevant oaly near the
injection well (due to the Joule-Thompson effect), and
must be evaluated case-by-case.

The work of Bildstein ef al. from 2010 deals with the
samme formation (Dogger aquiler), but with a focus on

alo of carbomale composition (ca 50%
carbonates), with pososity ranging between 5 and 10%,
and low permeability (0.001 mD).™ Numerical
simulations were performed wsing a series of programs
for comparison: Crunch,™ Hytee,™ PHREEQC,™ and
PHASTH TOUGHREACT® and COORES *® The
simulation results showed that despite the high
reactivity, porodity of the caprock is afected within
only a few centimeters from the interface with the
reservoir over 10000 years, and without affecting the
integrity of the storage system (Fig. 5). However,
simulations with ‘degraded” systems, that is, with
changes in petrophysical properties due to reactivity, or
reactivation of small fractures, beterogeneities, elc.,
showed abnormalities up 1o a few meters, with the
creation of preferential channels for migration, which
suffer a positive feedback (increased migration leading
to higher reactivity, and thus increased formation of
channels).

The study by lzgee ef al from 2008 * presents a
comparison of results of numerical simulations using
the STARS program, a reservoir simulator from the
Computer Modeling Group,™ with the already
discussed experimental resulis from the same
authors™ using carbonate core drill samples from the
Midyai formation, in South East Turkey. The resulis of
the madels are calibrated with laboratory experiments,
with measurements obtained by microtomography
analysis, and include a sengitivity analysis. The
simulations show good qualitative agreement with
experimental measurements for permeability along the
plug (Fig. 6).

An interesting aumerical modeling study was
published by Taberner et al. * using the
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Figure 5. Changes in porosity (a) and permeability (b} in a caprock after 1000 years of
interaction with CO; injected ®
14 meters around the well, due to the dissolution of water
g 1241 1 H in the flowing CO;. In the front of this zone, the brine
s 18 is further concentrated, the pH decreases to 3.3 and
z precipitation of anhydrite and halite is observed, and
el i brine becomes enriched in CaCl,. Close to the well, the
g 0.5 1 " s porosity decreases 5-17%, due to salt precipitation, and
0.4 4 generation of hydrochloric acid takes place in the front
% of this dry zone. Calcite and dolomite are dissolved as
L : the CO, plume moves forward (Fig. 7). The fault
0 200 400 600 included in the model acts as an escape pathway for the
Time. minutes CO,, due to its high permeability. No CO, fixation was

[Asmnm Points » Exporimentat Pons]

Figure 8. Comparison of experimantally measured
(microtomography) and simulated {STARS reservoir
simulator) permeability ratio in the lop section
(irjaction end) of a core plug from Midyat formation.™

TOUGHREACT code with an implementation of the
Pitzer model for calculation of the activity coefficient at
high salinity. The mineralogical composition of the
reservoir (not specified in the study) is 72.5% calcite,
21.5% dolomite, and 6% anhydrite. The formation fluid
i a strong brine with 250,000 ppm dissolved solids
(predominantly NaCl). The simulation consists of a 3D
model of 6 km x 8.5 km with 7600 cells, including a
vertical fault, with 2 horizontal injection well (crossing
the fault). The model simulates constant injection of
CO, (20 kg/s) for 1 year. The porosity and permeability
are respectively 18% and 25 mD. Failure has 10x higher
permeability.

Results of this study show several significant changes
near the injection well. A dry zone appears in the first

observed in mineral phases along the simulation.

The previously mentioned study from Luhmann
et al** also employs the TOUGHREACT code, with 2
modification that incorporates the porosity-surface
area model from Luquot and Gouze ™ The modeled
system consists of a one-dimensional four block grid
that reproduces the experimental study. Pure dolomite
was considered as the mineral phase, and dissolution
was considered as kinetically constrained, using the
rate coefficient from Pokrovsky et al.'* The ECO2N
module for TOUGHREACT was used.”® induding
water, NaCl and CO, as components of the system. The
porosity-permeability relationship was computed using
a cubic law.

The results from the simulations are in overall good
agreement with the experimental data, as shown in
Fig. 8, although the authors indicate some refinements
are still necessary, especially for the early stages of the
dolomite dissolution, where a larger offset between
simulsted and experimental data is apparent (and
attributed to a more soluble phase of the
mineral).

810 © 2017 Sociuty of Coamicat nchustry and Job Wikey & Sora, b3, | Grasrhouse Gus Soi Tachned, 7800816 (2017); DOE 10.1064hg
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Figure 7. Changes of calcite (a) and dolomite (b) of the reservoir after 1 year of injection. ™
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Figure 8. Simulated (lines) and experimental data (symbols) from the dolomite core-flood

study by Luhmann et af. <

Hao et al. complemented their experimental work **
with a numerical modelling simulation of the
expeﬁumlsm:;a}D continuum-scale reactive
transport model™ of core flood experiments, with two
samples from the Weyburn-Midale CO, Monitoring
and Storage Project, a marly dolostone and a vuggy
limestone. Simulations were carried out using the
NUFT code (Nonisothermal Unsaturated-Saturated
Flow and Transport code).*™ The model grid and initial
distribution) were built based on tomographic images
of the core and microscopy characterization data. The

© 2017 Society of Chermical Inchustey and John Wiley & Sora, Lt | Gresnbouse Gas Soi Technal 1802-818 (2017E DO 10.1002/g0hg

continuum model results were capable of reproducing
the core flood dissolution patterns quite well (Fig. 9),
provided rate constants for reaction kinetics and
power-law exponents for the porosity-permeability
relationship were properly constrained by calibration
with experimental data.

The study presents an interesting analysis of the
relationship between formation of dissolution ‘fingers’
and porosity contrast within carbonate (calcite and
dolostone) samples, indicating that the macroporosity
and, more importantly, 2 higher porosity contrast in
pore-size distribution, are the main factors leading to
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Figure 8. Comparison between the measured (2} and
simulated b finall shape of disschution fronts for
Eme=tone (uggy) sample T

unstable dissolution fronts with formation of
wormholes. The authors discuss some of the isswes of
continuum models such as problems with mineralogies
with low abundance of reactive minerals, reporting a
karge mismatch between rate constants from single
mineral systems to Ated values from core food
experiments. Even though the model is calibrated for
specific samples, the authors indicate that the process
could be applied w other sites with similar mineralogy
and heterogeneity, and even extended 1o larger scales,
provided these heterogeneities are properly
parameterized.

Conclusions

Carbon dioxide injection in carbonate reservoirs has
been receiving increasing atlention récently, a3 new
technologies and methods are becoming available to
investigate their effects on these reservoirs, known 1o
be more susceplible to alterations due to the higher
chemical reactivity of carbonate minerals in O0,-rich
media.

This review presented a compilation of the main
studdies published 1o date related 1o the research of
0, -fluid-rock interactions in carbonale reservoirs,
through a variety of experimental and numerical
models. The number of published studies focusing on
these particular types of reservoirs is still quite limited,
demonstrating that there is still a great demand for new
investigations. Both through laboratory experiments as
well as with mumerical simulations, it is important Lo

Rerabirai: Gasrbaod oo wits injaction in carbonats meervods = o v of CO2-wrisf=-ook inhracton sedoas

use methodologies o extract the masimum
infermation as possible from the chemical changes
caused by CO:. Studies considering How properties
only, or numerical models that do not include the
reactive Iransport, have little use for understanding
these phenomena.

The studies presented show clearly, regardless of the
experimental methodology or simulation programs
employed, the occurrence of extensive dusolution of
the carbonate phases, particularly near the COy
injection well, indicating a large increase in
porosity/permeability in this region. The phenomenan
of desiceation of the aqueous phase by supercritical
OO is abso observed and reported in several studies,
resulting in the precipitation of salts and scaling the
reservoir and/or interface with the injection well,
potentially cansing injectivity problems.

However, the complexity of the relationships among
the various geochemical, hydrogeological, and
geomechanical properties, of the whale
reservoir-caprock-well system demonstrate the need
for rigorous case-by-case studies, leading 1o a more
complete ssessment of the possible consequences for
the geological system arising from injection of O0,.
These relationships sill require further research efforts
to be well understood. The effects of G0, in
porosity-permeability relationships in carbonate
redervoirs need more detailed studies on the
parameters that influence these processes. Among the
required tools that are important for these advances are
the developing of improved rate laws for the kinetics of
dissolution and precipitation of carbonate minerals, as
well as a deeper understanding of surface phenomena
involved in their interaction with COy-rich brines. The
obtention of multiphase low parameters for COs/brine
systems (relative permeabilities and capillary pressure
curves) in carbonate mairix, and the dynamics of their
variation with mineral dissolution (and/for
precipitation) are also a necessary development. This
knowledge will likely be further improved in the near
future, with the fast advances in X-ray micro- and
nanascale wmography, induding imaging and
segmentation wols. These methods are providing
better data, belping to improve pore network and
contimuum modeling studies ™ These
characterization and modeling tools, and the
development of new experimental methodologies,
equipment, and designs, are crucial for advancing
comprehension of these complex interactions between
0, and carbonate reservoirs in the near fulure.
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ANEXO 2. Resumo da apresentacao oral realizada no 48° Congresso Brasileiro de Geologia.

MODELAGEM EXPERIMENTAL DE INTERACOES CO-AGUA-ROCHA EM
CARBONATOS SIMILARES AOS RESERVATORIOS DO INTERVALO DO
PRE-SAL

Siqueira, T.A.7; Cescani, V. K.2; Iglesias, R. §. '2; Ketzer, J. M.M. 7.
TInstituto do Pelrdleo e dos Recursos Naturais IPR PUCRS; *Faculdade de Engenharia PUCRS;

RESUMO: As maiores descoberitas de petroleo no Brasil foram feitas recentemente pela
Petrobras no intervalo Pré-Sal, no oceano Atlantico, proximo & costa dos Estados do Rio de
Janeiro e S0 Paulo. Uma concentracdo significativa (> 3 vol%) de CO:z estd associada aos
hidrocarbonetos produzidos nestes campos. O armazenamento geoldgico é possivelmente a
solugdo mais viavel para evitar as emissoes deste COz para a atimosfera. A injegao de COz em
reservatorios, aléem de evitar emissdes, pode aumentar a taxa de recuperagido de petraleo,
através da técnica conhecida como EOR (Enhanced Qil Recovery). A interagcdo geoguimica
entre os fluidos do reservatdrio e novos fluidos durante o processo de produgdo, juntamente
com 0s minerais presentes no reservaiorio pode, no entanio, causar alieragoes nas
propriedades do mesmo (porosidade e permeabilidade, por exemplo). A reatividade
geoquimica de dolomita caracteristica de reservatdrios do pré-sal foi estudada assim como
minerais puros de calcita e magnesita em uma série de experimentos com os minerais
pulverizados, 1) solugao salina e com 2) agua milli-Q, em diferentes temperaturas: 50, 90 e
150%C. Os experimentos foram realizados em batelada com 250 bar de pressao parcial de CO:=
durante 24 h para avaliar o efeito de temperatura e salinidade em pressao constante de COz. A
caracterizacdo do sdlido foi feita por Difratometria de Raios-X e as solugdes aguosas foram
analisadas por ICP-OES. A acidificacao das solugdes devido a dissolugao do COz em agua é a
principal fonte de reatividade do sistema. A conceniragdo de protons aumenta e causa
dissolucao parcial da dolomita, Magnesita e Calcita inicial liberando cations Ca?* e Mgt em
solugdo. A concentragio de dnions HCOz também aumenta devido & dissolugdo do COz na
agua e a dissolucdo dos minerais carbonaticos. Determinadas temperaturas aumentam a
cinética da reacao e a dissolugao dos minerais e liberam cations em solugdo. Uma nova fase
cristalina precipita como solugao solida dos polos puros da calcita e dolomita. Em temperatura
mais elevada pode-se observar uma tendéncia a dissolugdo e precipitagdo da calcita em
fungdo de sua alta reatividade. Baseado nos resultados obtidos & possivel vislumbrar um
comportamento dos minerais carbonaticos e suas interagdes geoquimicas durante os
processos de injecdo e aprisionamenio de COz2 em meio geolégico nas condicdes do
reservatorio. E necessario realizar mais estudos e aprimorar as metodologias para tais estudos,
visto gue a simulagio das condigdes de reservatério sdo de dificil execucio.

PALAVRAS-CHAVE: COz2, ARMAZENAMENTO GEOLOGICO, CARBONATO, REATIVIDADE.
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ANEXO 3. Trabalho apresentado no 69° Congresso Internacional da ABM.

=

Gest&o de meio ambiente e recuperagéo e tratamento de rejeitos

ESTUDO EXPERIMENTAL DA REATIVIDADE DOS
CARBONATOS NO CONTEXTO DO ARMAZENAMENTO

GEOLOGICO DE CO,

Tiago de Abreu Siqueira’
Gabriela de Freitas Quandt?

Resumo

O armazenamento geoloégico de CO, é uma tecnologia desenvolvida mundo
afora para a redugdo de emissdes industriais de dioxido de carbono na
atmosfera. Dois principais tipos de reservatédrios minerais profundos podem ser
contemplados para o armazenamento de COs: reservatorios siliclasticos e
reservatorios carbonaticos. A reatividade geoquimica de um composto de
dolomita-calcita e da magnesita pura foi estudada em uma série de seis
experimentos com os minerais pulverizados, com uma solugdo salina e com
agua mQ; em trés diferentes temperaturas: 50, 90 e 150°C.Os experimentos
foram realizados em reatores de batelada com 250 bar de pressédo parcial de
CO; durante 24 h para avaliar o efeito de temperatura e salinidade em pressao
constante de CO,. A caracterizagdo do sdlido foi feita por DRX e as analises
das solugdes por ICP-OES. A acidificagao das solu¢des devida a dissolugdo do
CO; em agua é a principal fonte de reatividade do sistema. A concentragéo de
prétons aumenta e causa dissolugdo parcial da dolomita, calcita e magnesita
iniciais e libera cations Ca® e Mg2+ em solugdo. A concentragdo de anion
bicarbonato (HCO3") também aumenta devido a dissolugdo do CO; na agua e a
dissolugdo dos minerais carbonaticos. Temperaturas de 90 e 150°C aumentam
a cinética da reagéo e a dissolugdo dos minerais e liberam cation em solugéo.
Uma nova fase cristalina precipita como solugédo sodlida dos polos puros da

calcita e dolomita.

Palavras-chave:CO,; Armazenamento geoldgico; Carbonato; Reatividade

EXPERIMENTAL STUDY OF CARBONATE REACTIVITY IN THE CONTEXT

OF CO2 GEOLOGICAL STORAGE
Abstract

CO; geological storage is one of the current technologies developed worldwide
to reduce industrial emissions of carbon dioxide to the atmosphere. Two main
mineral types of deep geological reservoir could be contemplated for CO:
storage: sandstone reservoirs and carbonaceous reservoirs. Geochemical

Anthony Credoz*
Rodrigo Iglesias
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reactivity of a dolomite-calcite mineral compound and magnesite pure mineral
was studied with a sat of nine axperiments per crushed mineral phase with two
galime solution and with mQ water and thres temperatures: 50, 90 and 150°C.
Experiments were performed in batch reactors with 250 bar of CO; partial
pressure during 24h to assess the effect of temperature and salinity in constant
CO: pressure. Solid characterization was performed by XRD and solution
analysis by ICP-0ES. Acidification of solutions due to OO, dissolution in water
I the main source of reactivity in the system. Proton concantration increases
and causes partial dissolution of initial dolomite, calcite and magnesite and
releaze of Ca®™ and Mg™ cations in solution. Bicarbonate anion [HCO)
concentration also increases due to CO,; dissolution In water and carbonate
minerals dissolution. Temperatures of 90 and 150 °C increase the kinatic of
reaction and the dissolution of minerals and cations release in solution. Mew
carbonale crystalline phase precipitales as a Ca, Mg solid solution between
dolomite and calcite pure polas.

Kaywords: CO;, Geological storage, Carbonate, Reactivity
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1. INTRODUCTION

The capture and geological storage of CO; in suitable deep geological
formations (> 800 m; e.g., Holloway, 1996; IEA, 2009), such as saline aquifers,
depleted oil and gas fields or unexploited coal beds (fig. 1) (IPCC, 2005) is
proposed as one of the main solutions to reduce CO; industrial emissions to the
atmosphere (IPCC, 2005; Ketzer et al, 2011).

Once injected deep underground, CO, can be retained as supercritical
fluid (physical trapping), fluid migrating very slowdy in an aquifer (hydrodynamic
trapping), dissolved CO:(aq) into groundwater (solubility trapping), and
secondary carbonate minerals (mineral trapping) (Gunter et al., 1993, 2000),
Among these sequestration processes, mineral trapping will be the most stable
in the long-term. Since the geological media has been storing oil and gas for
thousands of years, it can be assumed that these reservoirs could also store
CO: in the geological time-scale (Holloway, 1997; Bachu and Adams, 2003;
Kaszuba et al., 2003); Doughty and Pruess, 2004, Kumar et al, 2005).

Figure 1. Options for geological storage of CO, (IPCC, 2005).
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Carbonale reservoirs are aftractive C0: sequesiration sites as they
provide both high capacity and potential storage integrty (Shukla et al., 2010).
When combined with enhanced oil recovery (EOR) operations, water and CO,
injection leads to disequilibrium of both fluld chemistry and pore pressures
within the reservoir and caprock. In the vicinity of injection wells, CO; dissolves
ino resident reservoir fluids, which lowers the pH, resuling in mineral
dizsolution and alteration of porosity and permeability. Quaniifying these
coupled processes and their influence on the porosity and permeability of
fractures is critical to understand the evolution of transport properies during
CO:z injaction In connaction with EOR and CO; seqguestration efforts (Elkhoury
et al., 2013).

Previous experimental study of interactions beiween carbonaie
formations, saline solution and COz at Weyburn fleld (Canada), reported that
CO; injection in oil field decreases the pH causing the dissolution of carbonate
minarals. The dissolution of carbonate increased the pH and bicarbonate
production.

H* + CaC0y —» Ca®™ + HCOy (1)
H,0 + CO, + CaCO; —» Ca® + 2HCO, )

These reactions, as suggested by Emberey and collaborators
(Emberley, Hutchaon et al., 2004), resulting in storage of CO; injected in the
formn of bicarbonate ons. Water chemistry suggests that reactive silicate
minarals may influence the chamical composition and behavior of the formation
water, possibly promoting the pH buffering. These reactions of formation and
precipitation of bicarbonate caused by the varation of pH are possibly
controlling the amount of CO; trapped geochemically in the ol field (Emberley
at al., 2004).

Pokrovsky ef al. () investigated the effect of temperature (25 o 150 *C)
and pCOz (1 to 55 atm) on the rate of dissolution of calcite, dolomite and
magnesite at far from equilibrium in slightly acidic and circumnautral solutions
partinent o conditions of C0,, geological sequestration. For the three minerals,
the affect of pCO; has been found o be of second order importance comparad
to that of pH and bicarbonate/carbonate ion concenirations. Above 60-100 °C,
the effect of both temperature and pCO: on far from equilibrium calcite
dizzolution rates becomes negligible. The effect of pH iz dearly pronounced up
to pH~4, but in the presance of HCO: produced by calcite dissolution, pH-
independent surface meftals hydration controls calcite reactivity. At these
conditions, dissolved carbonate and bicarbonate ions are the only major
variables, and the higher the solution pH, the larger the inhibiting effect of CO5.
Dolomite and magnesite follow the same trand with dissolved carbon dioxide
inhibition at pH=5-6 being approximataly ten times stronger than that for calcite.
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Al both acidic and circumneutral pH's, dissolution rates measured at 150 °C are
equal or lower than those measured at 100 *C and even 60 °C which yields a
sharp drop of the apparent activation energy of carbonale mineral dissolution at
=100 "C.

When the pH iz higher than 5, carbon dioxide will act as an inhibitor of
dis=zolution and, as a result, the stability of carbonate confining reservoir may be
higher than it & usually expected. Therefore, these results suggest the
efficlency of CO2 sequestration in Mg-bearing carbonate sedimentary rocks.
The following optimal conditions of CO: storage can be recommended: 1)
dolomile- or magnesite-bearing carbonates, especially al far from the front of
CO; injection; 2) the presence of calcita at the baginning of injection In order to
provide high HCOy™ concentration and pH abowe 5; 3) the temperature range
from 100 °C to 150 °C; 4) a CO: partial pressure of 50 atm or higher.

Mevertheless, all the siudies reporied were performed al pressure and
temperature of the on-shore and off-shore cument reservoirs of CO,. Average
depth does nol exceed 2000 m. The aim of this study was o verify the
geochemical reactivity of a dolomite-calcite mineral compound and magnesite
pure mineral aiming to understand the effects of CO; injection in carbonale
formations deeper than current geological resarvolrs.

2. MATERIAL AND METHODS

The laboratory experiments aimed at simulating the interactions betwean
CO;, two solutions (milliQ water and salineg solution) and two samples of
carbonate minerals (dolomite-calcite and magnesite) in resarvolr conditions with
a constant pressure of 250 bar and three different temperatures: 50, 90, 150 *C.
All the reactions were performed in a batch stainless steal reactor of 100 mL
equipped with a teflon (PTFE) internal cup, manometer and automatic
temperatura controller, connectad 1o an electric heating apparatus (Figure 2). In
batch reactions, samples of the crushed carbonate minerals and agueous
solution are added 1o the reactor, which is subsequently sealed, filled with CO:
and heated until the desired pressure and temperature during 24 h.
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Figure 2. Scheme of equipment used for water-rock-C02 reactions (Ketzer et al 2008).

For the simulation of reserolr conditions, the meactions followed the
condiions described In the Table 1 where DC stands for dolomite-calcite

axpariment and M stands for magnasite axperiment.

Tabkes 1. Reschon condions for al samples.

Dolomite-calcite sample Magnesite sample

Ref Fluid Temperature Ref Fluid Temperature

DC1 milil} water 50 *C M1 mildl] water H0°C

DC2 mili water 80 *C 2 mil#iZ water aotCc

DC3 milil water 150 °C M3 milil water 150 "C

DC4 Saline solution 50 *C b4 Saline solution s0°C

DCS Saline solution 80 *C M5 Saline solution aotCc

DCE Salina solution 150 °C 23] Saline solution 150 "C
Saline solution composition is reported in Table 2.
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Tabela 2. Reacton condiions for all samples.

Component Mass (g)
MaCl 57.8832
KICI 1,6855
CaCl 2H:0 0,5495
Mg Cle.6H:0 1,1918
MaHCOs 0,18448

The characterization of aqueous phase was performed by standard
technigues such as water analysis measuramants of pH and Optical Emission
Spectroscopy Inductively Coupled Plasma (ICP-0ES) to quantify ions. These
analyses, which allow guantifying the majr lons in solution should be
parformed before and after the experiments, allowing to identify the presence or
variations in the amount of elements due to the dissolution and precipitation of
minerals during reaction (lglesias et al., 2009).

Analyses of minerals were made by x-ray diffraction before and after
expariments, so thal you can view the non-axistent before and after the reaction
mineral phases, and dissolution of constituents (lglesias et al., 2009).

3. RESULTS AND DISCUSSIONS

After experiments, analysis of x-ray diffraction (X-RD) was performed,
which shows that the characteristic peaks of dolomite and calcite in Figure 3.
Characteristic signs of dolomite can be obsarved in 2 881A this is the main sign
of dolomite, other distinctive signs can be observed in 1,785 A and 2190 A
some characteristic signs of calcite could be observed in the region of 3,035 A,
2285 A and 2,085 A_
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Figura 3. XRD patterns of the mineral fraction before and after the 6 experiments with dolomite-
calaite (DOL: Dolomite, CAL: Calcite).

Figure 4 shows an enlargement of the region between 2.0 A and 5.0 A,
where it is possible to observe that in the experiment at 50 °C there was an
evolution of the precipitation of a mineral intermediary between the poles of
pure calcite and dolomite. That may indicate the formation of a solid solution of
calcite and dolomite (Caz,Mg,(CO3),).
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Figure 4. Expansion of the region between 2,0 A and 5,0 A of the XRD pattem of dolomite-
caicite.
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In the experiments with magnesite, it was not observed any reaction and
gradual precipitation of carbonate minerals, but it is possible to identify the
characteristic signs of magnesite in 2,741 A, 2,102 A and 1,701 A (Fig. 5). In
reactions performed with saline solution, there was a precipitation of halite
evidenced by signals at 2,820 A and 1,628 A, possibly formed from saline
solution. In all reactions with magnesite, it has also been observed the presence
of calcite indicated by the signal at 3,035 A, which is the characteristic sign of
this mineral which may be present as impurity in the initial mineral sample.
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Figura 5. Diffractograms of the mineral fraction before and after the 6 experments with
Magnesite (MAG: Magnesite, CAL: Calcite, HAL: Halite).

In the interaction between dolomite-calcite and CO: with milliQ water
(Table 3), dolomite and calcite dissolved partially releasing Ca and Mg in
solution for the three temperatures performed due to pH decrease. Ca release
increased at 150 °C whereas Mg release increased at 90 °C. The main resuit
was that Ca concentration is 50 times higher than Mg realease which would be
related to higher dissolution of calcite (CaCO3) than dolomite (CaMg(COa)).

In the experiments with saline solution, Na and K remained constant for
the three different temperatures. Ca was released in solution significantly
whereas Mg concentration decreased. Precipitation of Mg-enriched carbonate
mineral could lead to Mg trapping from the solution.
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Table 3. Resulls of analyzes by ICP-0ES of cations in post-experiment solutions with dolomite-
calcite (molflg).

Ref. Ca MNa K Mg
Experimento
Agua mQ <DL <DL <0L <0
1 1,5TE-02 =0 =01 6,42E-04
2 1, 32E-02 =0 =0L 1,B2E-03
3 2 11E-02 =<0l =0L 4,58E-04
Solugdo salina 3,50E-02 140E+00 1.68E-02 1.8TE-02
4 5.06E-02 1.29E+00 1,73E-02 8,73E-03
5 5 19E-02 1.3TE+00 1,TBE-02 9, 70E-03
6 5, 16E-02 1.3TE+00 1,T4E-02 844E-03
“OL stands for doinchion Kmit

In the interaction between magnesite and CO; with milliQ water (Table
4), magnesite dissolved partially releasing Mg in solution for the three
experiments performed due to pH decrease. Mg concentration remained
constant during the three experments. Release of Ca at 50 °C could be related
to dissolution of calcite impurities in the initial material.

In the experiments with saline solution, Ma and K remained partially
constant. Precipitation of halite could imply the drop of Ma concentration at 150
“C. Ca concentration increased due to polential calcite impurities dissolution

and Mg was probably trapped by Mg-enriched carbonate precipitation.

Table 4. Results o3 analyzes by ICP-0ES of cations in post-experiment solutions

calcite {molKg
E:M'f,l‘;;m Ca Na K Mg
Agua mQ <OL <DL <OL <OL
1 8 60E-03 <DL <OL 2 50E-03
2 <L <Ol <DL 2 GOE-03
3 <L <0l <DL 1,80E-03
Sﬂﬂlﬁ'lﬂ salmna 3.50E-02 1. 40E+00 1,68E-02 1,87E-02
4 401E-02 1.62E+00 136E02  287E-03
5 825602 1.06E+00 1,52E-02 3,08E-03
& 2 46E-02 1,0BE+00 1,57E-02 1,01E-02
DL stanas fov dalacrog Emi

* Contribuipfo témica oo 692 Congresso Anual do ABM — internocional & oo 14% ENEMET - Encontro
Nacionol de Estudantes de Engenhario Metoldrgice, de Materiois & de Minos, 21 o 25 de julfo de 2014,
5o Pauln, 5P, Brosi.

10



L@

4. CONCLUSIONS

Two senes of expariments have been parformed to study the reactivity of
carbonala minerals in deap CO: geological storage (250 bar and tempearatune
from 50 °C to 150 "C). Two kinds of solutions were used: a pure water (milliC)
and saline solution and it has been obsarved that the lonlc strength of the
solution has a relevant effect on solubility of carbonales in this context of
reactivity. Nevertheless, the main effect of was the acidification of the solution
due to COy, dissolution in solution and proton attack on mineral crystal. From the
aqueous species released in solution, new products could form only after 24 h
of reaction resulting of solid solution from calcite and dolomite minerals. In a
large scale geological storage in limestone, calcite would be the first mineral to
react, dissolving and buffering the pH, whereas carbonate minerals enriched In
Mg would be the main stable minerals in the system. Further studies need to be
done 1o confirm these assumplions increasing the duration of experimenits and
keaping the system far from equilibrium as it could be performed with flow-
through system.
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1. Introduction

The study of geochemical interactions between CO», fluid and rock minerals in a reservoir is mainly based on
laboratory experiments and the use of numerical modeling tools (Ketzer ef al., 2009; Gaus, 2010). Laboratory experiments
aim to simulate these interactions in reservoir conditions, using reactors which may be subjected to pressures and
temperatures similar to those found in geological formations. Two methods are commonly employed for these experiments:
closed (pressurized batch reactors) or open systems (continuous fluid flow through rock samples). Continuous flow
experiments results in a more realistic simulation of the overburden pressures existing in a geologic reservoir. This work
presents the methodology for an open system with forced flow through reservoir core samples used in the Geochemistry
Modeling Laboratory at CEPAC (Center of Excellence in Research and Innovation in Petroleum, Mineral Resources and
Carbon Storage), to simulate the chemical and physical alterations due to CO»-fluid-rock interactions in reservoir
conditions.

2. Methodology

In order to enhance the comprehension of geochemical interactions and physical alterations of reservoir rocks, the
Geochemical Modeling Laboratory has developed a methodology for open system experiments using a customized
apparatus (Figure 1), in which a core plug sample of the reservoir rock is placed in a Hassler cell, a tubular sealed reactor,
and subjected to a high pressure, continuous flow of either pure CO: or a saline solution saturated with CO-. Confining
pressures up to 9900 psi and 6000 psi of pore pressure can be applied, with a variable injection rate, ranging from 0.1 to 25
ml/min for supercritical COz and 0.1 to 50 ml/min for brines or other fluids. Fluids can be injected independently from each
other and CO- throughout the experiment. The system is equipped with an oven to maintain the temperature of the
experiment up to 150 °C. Software control of the system enables the use of programmed pressure and temperature ramps
during the experiment. In addition, samplings of gases and fluids can be performed without pausing the reaction. These
samplings are conducted using a titanium sampler, under the same conditions of temperature and pressure of the experiment.
Core plug samples that can be used in this equipment can have a variable length from 2.5 to 8.0 inches, and a fixed diameter
of 1.0 or 1.5 inches. Preparation of the plug sample consists of encapsulation in a shrinkable Teflon coating , which is then
covered with a Viton sleeve.

With this equipment design, it is possible to evaluate the rock permeability and its variations with mineral
dissolution and precipitation, tracking changes in pore pressure up and downstream from the core. Using computerized
tomography (a 3D X-ray imaging technique) with proper resolution, it is possible to analyze and measure variations in
porosity before and after an experiment. Essentially, the characterization techniques employed for the analysis of fluid and
mineral samples consists in typical water analyses, using techniques such as ICP-OES and ion chromatography for
determination of cations and anions, and pH measurements. These can be carried out by sampling the fluids during
experiments, without interrupting the experiment. For the mineral characterization, samples can be analyzed using micro-
tomography before and after the experiments, X-ray diffraction and/or SEM analysis.
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Figure 1. Schematic diagram of CO: flooding water-rock experiments available at the CEPAC.

3. Expected results

Through micro-tomography analyses (Figure 2), it is expected to observe reservoir rock alterations in structure
after the experiments, such as permeability and porosity variations and formation of channels alterations. Through this
methodology, it will be possible to identify the research gaps, tools and potential problems to carry out more realistic
experimental simulations of CO»-fluid-rock interactions applied to reservoir integrity and CO- geological storage. In the
final stage of these studies, it is expected to be possible to suggest and/or guide the optimization of the injection/production
operations and safety of CO, storage and EOR activities in geologic reservoirs.

Figure 2. Micro tomography images of the plugs used in continuous flow reactions.

4. Conclusions

Thus, this work is justified by the need for greater understanding of potential changes in carbonate reservoirs of
the pre-salt interval caused by CO; injection, whose study is dependent on many individual factors of each formation. Thus
caused the reservoir and the processes of injection and production problems can be anticipated, as well as ensuring the
safety of CO: storage. The flow rates experiments demonstrate their importance because permit different layouts enabling
the execution of experiments with independent fluid injection, experiments of CWI, WAG, with pressurized sampling, with
no interruptions and results in a more realistic simulation of behavior of a geologic reservoir during injection process and
EOR.
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RESUMO — A captura e o armazenamento geologico de CO, (CCS) ¢ uma
tecnologia desenvolvida para a redugio de emissdes de dioxido de carbono na
atmosfera. Como os meios geoldgicos armazenaram oleo e gis por milhares de
anos, € possivel supor que estes sejam estiavels para o armazenamento de CO,
também em escala de tempo geoldgica. A fim de melhorar a compreensio das
interagdes geoquimicas e alteracdes fisicas de um suposto reservatorio, foi
desenvolvida uma metodologia para experiéncias em um sistema aberto usando o
reator modelo CSES-350Z CO; Sequestration Evaluation System — CORETEST
SYSTEMS, INC. em que um plugue de amostra aniloga da rocha reservatdrio €
submetido a pressio e temperatura elevadas simulando as condigdes de
reservatorio, com fluxo continuo de COs puro efou de uma solugio salina saturada
com CO,. Anilises de microtomografia sio realizadas pré e pos-experimento,
assim como andlises de DR-X, MEV-EDS e Petrografia no plugue e de ICP-QES
e CI nas amostras liquidas, sdo realizadas pos-experimento. Essas andlises
fornecem ferramentas para a compreensdo das interagdes CO»-rocha-fluido a fim
de verificar as alteragbes decorrentes dessas interagdes, permitindo prever o
comportamento do reservatério durante o processo de EOR e estimar as melhores
condigdes de injecio para o melhor aproveitamento da técnica.

1. INTRODUCAO

A captura e o armazenamento geologico de CO; (CCS, do inglés carbon capture and
storage), em reservatorios de petrdleo (6leo e gas), camadas de carvio e aquiferos salinos
(Figura 1) é proposta como uma das principais solugdes para a redugio das emissdes de CO,
para a atmosfera (Ipce, 2005; Ketzer ef al. 2011). Uma vez injetado no subsolo o CO; pode
ser retido como fluido supercritico (aprisionamento fisico), a migragio do fluido pode ocorrer
muito lentamente em um aquifero (aprisionamento hidrodindmico), o CO, pode ser dissolvido
em #Aguas subterrineas (aprisionamento por solubilizagio), e pode também ocorrer o
aprisionamento mineral, na forma de carbonatos precipitados (Gunter et al., 1993; Gunter et
al., 2000).
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Figura 1. Visdo geral das opg¢des de armazenamento geolégico (Ipcc, 2005; Ketzer et al.,
2011).

CCS ¢ uma tecnologia desenvolvida para a redug¢io de emissdes de dioxido de carbono
na atmosfera. Como os meios geolégicos armazenaram 6leo e gas por milhares de anos, é
possivel supor que estes sejam estdveis para o armazenamento de CO, também em escala de
tempo geoldgica. A inje¢do de CO, em reservatorios de petréleo nio € interessante apenas do
ponto de vista ambiental, mas também pelo aspecto econdmico: quantidades adicionais de
oleo e gas podem ser recuperadas em um campo através deste processo (denominado
recuperac¢do avangada, ou simplesmente EOR, do inglés enhanced oil recovery). Esta técnica
permite uma recuperacio de até 45% da quantidade original de hidrocarbonetos no
reservatorio.

As possiveis reagdes quimicas induzidas pela inje¢do de CO; durante o processo de
EOR sido descritas por Ortoleva et al. (1998). Inicialmente, a dissolugdo e CO, em meio
aquoso provoca uma acidificacio significativa do meio, pela formacdo de dcido carbonico:

COz(.q_) +H,0O < H,CO;
Este dcido se dissocia gerando ions bicarbonato:
H,CO;+H,O < H;O"+HCOs

Em presen¢a de citions de metais alcalino-terrosos (Ca®*, Mg?, etc.) ou metais
divalentes (Fe**, Mn?*), ocorrera complexagdo com o bicarbonato:

Ca**+HCOy < Ca(HCOs),

Em pH adequado (neutro a alcalino, normalmente acima de 7), ocorrera precipita¢do
de carbonatos, imobilizando o carbono em uma forma sélida (Gunter et al., 1997):

HCO; +Ca?* + H,0 <+ CaCO;, + H;0*
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Os cdtions divalentes podem ter origem no proprio fluido presente no reservatorio, ou
na dissolucio de minerais da formacdo (silicatos de calcio, ferro efou magnésio), provocada
pela injecdo do CO,. A extensdo do armazenamento mineral estard diretamente relacionada a
quantidade disponivel destes citions em solugio.

Em escala laboratorial € possivel realizar experimentos que visam simular as
condi¢des de reservatdrio, bem como os efeitos da injecdo do gas carbonico, podendo facilitar
a previsdo de possiveis falhas, ja que a interagio geoquimica entre os fluidos do reservatério e
novos fluidos durante o processo de produgiio, juntamente com os minerais presentes no
reservatorio pode causar alteragdes nas propriedades do mesmo (porosidade e permeabilidade,
por exemplo).

Esses experimentos podem ser realizados através de dois métodos: em reatores
batelada ou de fluxo continuo. Os experimentos em fluxo continuo resultam em uma
simulacio mais realista das pressdes exercidas em um reservatorio geoldgico.

2. METODOLOGIA

A fim de melhorar a compreensdo das interagbes geoquimicas e alteragdes fisicas de
um suposto reservatorio, o Laboratorio de Modelagem Geoquimica desenvolveu uma
metodologia para experiéncias em um sistema aberto usando o reator modelo CSES-350Z
CO, Sequestration Evaluation System — CORETEST SYSTEMS, INC. disponivel no IPR
(Figura 2), em que um plugue de amostra andloga da rocha reservatorio € colocado em uma
celula de Hassler, e submetido a uma pressdo elevada simulando as condi¢des de reservatorio,
com fluxo continuo de CO; puro e/ou de uma solugdo salina saturada com CO..

Figura 2. Representacdo esquematica do equipamento usado em experimentos de interagdes
COs-rocha-fluido no [PR.
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2.1. Confeccio do Plugue e Preparacio da Amostra
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Para a confec¢do do plugue é necessdria uma amostra andloga de rocha que serd
perfurada por uma broca e resultard em um corte de formato cilindrico, que pode ter um
comprimento varidvel de 2.5 a 8.0 polegadas e um didmetro fixado de 1.0 ou 1.5 polegadas.
Essas medidas s3o as especificacdes do equipamento.

Antes da realizagdo do experimento sdo necessarios alguns passos para preparar a
amostra, um deles € submeté-la & microtomografia, que seré realizada pré e pds experimento
para comparagdo e identificagio de “novos caminhos™ dentro da rocha ou de possiveis
fraturas.

Apoés a microtomografia, a amostra € colocada em contato com uma solugio salina
sintética, para saturagdo por um periodo de 24h para que seja estabelecido um equilibrio
parcial entre a rocha e a solugdo salina. A solu¢do representa a dgua de formacdo presente
dentro do reservatdrio, e ird exercer a pressdo de poro, que nada mais ¢ do que a pressio de
um fluido dentro dos poros da rocha.

Ap6s o periodo de saturag@o a amostra € preparada através do envolvimento do plugue
em uma camisa de teflon termo retratil (Figura 3a) e, posteriormente em uma camisa de viton
de parede grossa (Figura 3b) presa por bragadeiras metdlicas. Apds o encapsulamento, a
amostra ¢ inserida no nicleo do reator.

Figura 3. a) Plugue envolvido em uma camisa de teflon termo retratil, b) Plugue envolvido
por uma camisa de teflon termo retrétil e por uma camisa de viton.

As solugdes salinas sintéticas sdo preparadas no dia do inicio do experimento e sdo
caracterizadas pré e pos-reacdo através de andlises de cations (ICP-OES) e dnions (CI -
cromatografia idnica), sendo suas composicdes definidas a partir de dados composicionais das
aguas de formacdo dos reservatdrios de interesse.

2.2. Aplicacio da Pressiao e Amostragem

A solugdo salina € carregada no inicio do experimento em um reservatorio acumulador
acionado por um pistdo hidraulico através de uma bomba do tipo QUIZIX QX Pump.

Apds o preparo da amostra e sua inser¢do no nicleo do reator ¢ aplicada a pressio de
confinamento podendo atingir até 9900 PSI de pressdo hidrostatica, que € aplicada através de
sistema de confinamento independente. A pressio de confinamento ¢ mantida por
aproximadamente 2 h para estabilizar sendo nesse periodo ligada a estufa de aquecimento
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para estabilizar a temperatura desejada. Ao estabilizar a pressio de confinamento e a
temperatura do nicleo € iniciado o processo de injecio de CO,.

A injecdo de CO; em estado supercritico e solugio salina ocorre com o auxilio de uma
bomba de pressurizagio de CO, e da QUIZIX pump, que podem pressurizar o sistema até
6600 PSI de pressdo de poro e um fluxo maximo de 50 mL/min. Podem ser realizadas
amostragens de fluidos através de um amostrador de titinio para altas pressdes e alta
salinidade, bem como amostragens a condi¢cdes ambientes sem interromper a reacio. As
reagdes podem ser realizadas em temperaturas de até 150 °C.

3. Resultados Esperados

Apds os experimentos sdo analisadas as amostragens por meio de analise de ICP-OES
e CL. O plugue da rocha utilizado na reagio pode ser analisado por microtomografia, e devera
passar também por anilises de DR-X, MEV-EDS e Petrografia a fim de verificar as
modificagdes ocorridas durante o processo.

Essas andlises fornecem ferramentas para a compreensio das interacdes CO,-rocha-
fluido a fim de verificar as alteragdes decorrentes dessas interagbes, permitindo prever o
comportamento do reservatorio durante o processo de EOR e estimar as melhores condigdes
de injecdo para o melhor aproveitamento da técnica.
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APENDICES

Apéndice 1. Difratograma pds-reacdo da amostra de calcita usada nos experimentos da série 1.

Commander Sample ID (Coupled TwoTheta/Theta)
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Apéndice 2. Difratograma pds-reacédo da amostra de calcita usada nos experimentos da série 2.

Commander Sample ID (Coupled TwoTheta/Theta)
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