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 RESUMO 

SIQUEIRA, Tiago de Abreu. MODELAGEM EXPERIMENTAL E NUMÉRICA DA 

GEOQUÍMICA DO SISTEMA CO2-FLUIDO-ROCHA EM RESERVATÓRIOS 

CARBONÁTICOS NO CONTEXTO DO ARMAZENAMENTO DE CARBONO E 

RECUPERAÇÃO AVANÇADA DE PETRÓLEO. PORTO ALEGRE. 2018. Tese. 

Programa de Pós-Graduação em Engenharia e Tecnologia de Materiais, PONTIFÍCIA 

UNIVERSIDADE CATÓLICA DO RIO GRANDE DO SUL. 

 

 A captura e armazenamento de dióxido de CO2 através da injeção em 

formações geológicas é uma solução tecnológica válida para evitar a emissão de 

gases de efeito estufa para a atmosfera a partir de grandes fontes industriais. Além 

disso, é amplamente utilizada na indústria de exploração de petróleo e gás, associada 

à recuperação avançada de petróleo (EOR). É fato conhecido que a injeção de 

grandes quantidades de CO2 em reservatórios geológicos pode conduzir a uma série 

de alterações devido a interações químicas e físicas com o fluido e os minerais da 

formação do reservatório. Modelos experimentais e numéricos foram empregados em 

vários estudos nas últimas décadas, a fim de investigar estes efeitos sobre o ambiente 

geológico. Até agora, a maior parte destes estudos foram focados em formações 

siliciclásticas, ao passo que os reservatórios de carbonato, que são conhecidos por 

serem muito mais reativos quimicamente quando interagindo com CO2, foram muito 

menos investigados. Neste estudo, foram realizados experimentos com rochas de 

composição similar aos carbonatos encontrados nos reservatórios de óleo e gás com 

o intuito de avaliar as mudanças decorrentes das interações CO2-fluido-rocha em 

condições de armazenamento de carbono em escala de reservatório. 

 

Palavras-Chaves: Armazenamento Geológico, EOR, Interações 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 CO2 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 CO2, 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 CO2-fluid-rock interactions 

under geological carbon storage conditions. 

 

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

 

 As maiores descobertas de petróleo no Brasil foram feitas recentemente pela 

Petrobras no intervalo Pré-Sal, localizado entre os estados de Santa Catarina e 

Espírito Santo, notadamente na Bacia de Santos, campos de Tupi, Júpiter e Iara. Uma 

concentração significativa (10 a 79% vol.) de CO2 está associada aos hidrocarbonetos 

produzidos nestes campos (PETROBRAS, 2014a). Com a crescente pressão mundial 

para redução nas emissões de gases de efeito estufa (GEE) e a recente meta de 

redução desses gases estabelecida pelo governo brasileiro, as grandes 

concentrações de CO2 e outros GEE associados aos hidrocarbonetos a serem 

produzidos não deverão ser emitidas para atmosfera. O armazenamento geológico 

deste CO2 associado ao petróleo ou a sua utilização para recuperação avançada 

(EOR) é possivelmente a solução mais adequada no momento para evitar estas 

emissões (KOVSCEK; CAKICI, 2005; SCHLUMBERGER, 2017a). 

A injeção de CO2 em reservatórios, além de evitar emissões, pode aumentar 

significativamente a taxa de recuperação de petróleo, através de uma técnica 

conhecida com recuperação terciária ou avançada de petróleo (EOR, do inglês 

Enhanced Oil Recovery) (GOZALPOUR; REN; TOHIDI, 2005) podendo superar a taxa 

de recuperação quando comparada a outros métodos (KARIMAIE et al., 2008). A 

interação geoquímica entre os fluidos originais do reservatório (e.g., água de 

formação, petróleo) e novos fluidos/gases injetados durante o processo de produção 

(e.g., CO2 e água do mar), juntamente com os minerais presentes no reservatório 

pode, no entanto, causar alterações nas qualidades e propriedades do mesmo 

(porosidade, permeabilidade, saturação residual das fases, etc.) (CANTUCCI et al., 

2009; GAUS, I; AZAROUAL; CZERNICHOWSKI-LAURIOL, 2005; KETZER, J M et al., 

2009; LE GALLO; BILDSTEIN; BROSSE, 1998). 
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O intervalo do Pré-Sal é caracterizado por um contexto geológico bastante novo 

para estudos da interação do CO2 com os minerais e fluídos da formação, já que 

apresenta reservatórios majoritariamente carbonáticos (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 injeção de CO2 nestas camadas geológicas provoca a acidificação das 

soluções intersticiais e as reações geoquímicas decorrentes dessa injeção precisam 

ser caracterizadas para avaliar o comportamento do reservatório e do selo em curto, 

médio e longo prazo (WILSON, M.; MONEA, 2004). 

Em reservatórios carbonáticos, como os encontrados no Pré-Sal, as alterações 

decorrentes da injeção de CO2 são potencialmente mais acentuadas, em razão de 

apresentarem uma mineralogia mais reativa, particularmente nas condições ácidas 

geradas pela dissolução de CO2 na fase aquosa do reservatório. A diminuição de pH 

ocasionada por esta dissolução tende a solubilizar os minerais carbonáticos 

rapidamente, assim como silicatos mais reativos (micas, feldspatos). Em geral, a 

dissolução dos carbonatos não ocorre de forma homogênea, e sim através de 

wormholes, ocasionando oscilações significativas na injetividade (IZGEC et al., 

2008a). Diversas propriedades como direção de fluxo, composição da fase aquosa, e 

temperatura, também afetam fortemente a forma, local e extensão da reatividade de 

carbonatos em meio ácido, portanto o seu estudo é extremamente dependente do 

caso (IZGEC et al., 2008a, b; LUQUOT; GOUZE, 2009). 

Formações carbonáticas em geral apresentam aquíferos altamente salinos, o 

que diminui significativamente a solubilidade do CO2. A elevada salinidade, em 

conjunto com a desidratação da fase aquosa pelo contato com o CO2 supercrítico 

(Kaszuba, Janecky, e Snow 2003), pode ocasionar precipitação de (sulfato de cálcio) 

CaSO4 quando há sulfatos presentes ou co-injeção de (dióxido de enxofre) SO2 

próximo à zona de injeção (BRESSAN, 2009; ROSENBAUER; KOKSALAN; 

PALANDRI, 2005; TABERNER et al., 2009). Este fenômeno pode ser problemático 

por comprometer a injetividade pela diminuição da permeabilidade. Por outro lado, a 

precipitação pode ajudar a prevenir vazamentos, ao preencher zonas de fraturas 

(principalmente na rocha selo), e restringir a dissolução dos carbonatos evitando dano 

ao reservatório ao recobrir a superfície destes, limitando a reatividade (TABERNER et 
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al., 2009). Portanto, a variabilidade nos efeitos da precipitação requer estudos mais 

refinados, com foco no reservatório/selo de interesse, que considerem as condições 

de fluxo e transporte através da formação.  

O estudo do comportamento geoquímico do sistema CO2-rocha-fluido acoplado 

ao fluxo das fases no reservatório 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., (ANDRÉ et al., 2007; IZGEC et al., 2008b; LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 

2005; TABERNER et al., 2009).  

Os métodos experimentais permitem determinar as reações químicas 

específicas conforme a composição mineralógica e da fase aquosa, as variações de 

porosidade e permeabilidade, por medidas diretas ou através de volume de material 

precipitado/dissolvido, além da localização de canais preferenciais de dissolução e de 

precipitação no espaço intergranular. Os resultados dos modelos numéricos irão 

determinar o volume/massa de material precipitado/dissolvido, tempo de reação e o 

deslocamento no espaço das diferentes fases e frentes de reação 

(dissolução/precipitação) durante todo o tempo esperado para os processos de 

injeção e produção do reservatório, e posteriormente, determinando a distribuição das 

distintas formas de armazenamento (livre, dissolução, mineralização) ao longo do 

tempo em que o CO2 permanece armazenado. Através destes resultados poderão ser 

previstos efeitos sobre a injetividade, possíveis danos causados ao reservatório ao 

redor de poços de injeção e produção, alterações químicas sobre o selo, entre outros. 

Os reservatórios do intervalo do Pré-Sal apresentam propriedades físico-

químicas (pressão, temperatura, etc.) singulares, pouco estudadas até o momento. 

Com isto, faz-se necessário um levantamento e análise dos métodos disponíveis para 

estudos experimentais e numéricos visando sua aplicabilidade às rochas carbonáticas 

e formações salinas existentes neste intervalo, identificando quais se aplicam e quais 

podem ser adaptados para este tipo de estudo. Para a utilização eficaz destes 

métodos é necessário compilar e organizar os diferentes dados disponíveis como: 

composição mineralógica das rochas (reservatório e selo), composição química dos 

fluídos, condições físico-químicas do sistema (temperatura, pressão, pH), qualidade e 

características do reservatório (profundidade, porosidade, permeabilidade, saturação 
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de óleo/gás, heterogeneidades), e características da operação de produção, como 

distribuição de poços injetores/produtores. A qualidade dos resultados obtidos pelos 

modelos experimentais e numéricos depende em grande parte destes dados e 

informações. 

Para a adequação de modelos numéricos ao estudo do Pré-Sal, alguns 

parâmetros da cinética de reação (dissolução e precipitação de minerais) devem ser 

adequados às condições de maior temperatura e pressão nesta zona (PALANDRI; 

KHARAKA, 2004). Isto requer um levantamento destes dados em literatura, ou, caso 

necessário, a realização de experimentos de cinética com fases minerais puras nestas 

condições para a obtenção destes parâmetros.  

A alta reatividade dos reservatórios do Pré-Sal exige que os modelos numéricos 

aplicados no seu estudo incluam necessariamente as interações geoquímicas do 

sistema. Estudos deste tipo já vem sendo realizados no IPR/PUCRS, utilizando os 

softwares PHREEQC (PARKHURST; APPELO, 1999) e Geochemists's Workbench 

(BETHKE, 2008), em simulações estáticas (0D) do sistema CO2-água-rocha em 

diversas formações estudadas com potencial para armazenamento de CO2 

(IGLESIAS, R S et al., 2008; IGLESIAS, R S; BRESSAN; KETZER, 2009; KETZER, J 

M et al., 2009). Para simulações mais completas, modelos que acoplam a geoquímica 

com o fluxo das diferentes fases (transporte reativo) são recomendáveis. 

Assim, o presente trabalho se justifica pela necessidade de uma compreensão 

maior das possíveis alterações em rochas carbonáticas, similares às encontradas em 

reservatórios do intervalo do Pré-Sal, causadas pela injeção de CO2, cujo estudo 

depende de muitos fatores particulares a cada formação. Desta forma, poderão ser 

antecipados eventuais problemas ocasionados ao reservatório e aos processos de 

injeção e produção, assim como assegurar a segurança do armazenamento do CO2. 

A presente tese aborda conceitos relacionados ao Pré-Sal, aos métodos de 

recuperação de petróleo e armazenamento geológico de CO2, a reatividade dos 

minerais carbonáticos e as interações CO2-fluido-rocha. São apresentados também 

os resultados dos ensaios experimentais realizados em condições equivalentes as 

condições de reservatórios reais, e a aplicação de novos modelos matemáticos 

utilizados na interpretação dos fenômenos de dissolução de minerais carbonáticos no 

contexto do armazenamento geológico e recuperação avançada de petróleo. 
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 OBJETIVOS 

 

Este trabalho tem por objetivo principal o estudo das interações geoquímicas 

no sistema CO2-água-rocha em rochas carbonáticas com composição similar a rochas 

encontradas em reservatórios de petróleo e aquíferos salinos profundos, utilizando 

métodos experimentais e modelagem numérica propondo um modelo de interpretação 

de dados baseado em modelagem matemática no contexto do armazenamento 

geológico de CO2. 

 

 Objetivos Específicos 

 

Através deste estudo pretendeu-se avaliar: 

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

experimentos em batelada; 

- A importância de parâmetros como a perda de massa e pH nos processos 

de dissolução mineral; 

-  A aplicabilidade de uma metodologia para aquisição e cálculo do pH; 

-  A correlação entre a variação de perda de massa mineral com a 

concentração de cálcio em solução através de um modelo matemático; 

Pretende-se determinar também as equações que melhor representam o 

comportamento do sistema reacional através de modelos cinéticos; 

-  Como as interações CO2-fluido-rocha atuam no armazenamento geológico 

de CO2 e nos processos de recuperação avançada de petróleo. 
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 REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

 

Neste capítulo será apresentada uma revisão da literatura com objetivo de 

contextualizar o tema da pesquisa aos avanços tecnológicos recentes. 

 

 Pré-Sal 

 

 Em 2007 foi anunciada uma das maiores descobertas de petróleo no Brasil.  As 

reservas encontradas foram estimadas em bilhões de barris de petróleo, em uma 

região 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 

Espírito Santo (Figura 1), onde foram encontrados grandes volumes de óleo leve com 

características de um petróleo de alta qualidade e maior valor de mercado (KETZER, 

JOÃO MARCELO et al., 2015). 

 

Figura 1. Área de ocorrência de reservatórios de petróleo Pré-Sal nas bacias de Campos e Santos 

(Ketzer et al. 2015). 
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 O termo Pré-Sal é uma definição geológica que se refere a um conjunto de 

rochas localizadas num intervalo que se estende abaixo de uma extensa camada de 

sal depositada durante a separação dos continentes africano e sul-americano. O 

termo pré é utilizado porque, ao longo do tempo geológico, a deposição dessas rochas 

aconteceu antes da deposição da camada de sal. A Figura 2 ilustra a camada Pré-

Sal. 

 

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

  

 Os principais desafios na exploração dessa camada são a logística de apoio 

em alto-mar, como o transporte de materiais, equipamentos e equipes e a instalação 

de sistemas de ancoragem e de operação em poços. Para se chegar até onde estão 

situados os reservatórios, em alguns locais é preciso ultrapassar uma lâmina d’água 

de mais de 2.000 m, uma camada de 1.000 m de sedimentos e outra de 2.000 m de 

sal. Esses reservatórios estão submetidos a elevadas pressões, geralmente 

superiores a 550 bar (PETROBRAS, 2014b).  
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 Baseado nos primeiros resultados das perfurações e extrações realizadas foi 

possível perceber a viabilidade técnica e econômica da exploração das acumulações 

descobertas. Os estudos técnicos realizados para a exploração no Pré-Sal 

demonstram o potencial econômico e tecnológico desse tipo de exploração no Brasil. 

Estes primeiros resultados apontam para volumes altamente significativos, como na 

acumulação de Tupi na Bacia de Santos que possui um volume recuperável estimado 

entre 5 e 8 bilhões de barris de óleo equivalente (óleo mais gás) e associado a esse 

óleo foram encontrados percentuais de 10 a 79% de CO2 (PETROBRAS, 2014b). 

 

 Recuperação de petróleo 

 

 As acumulações de petróleo possuem intrinsecamente certa quantidade de 

energia denominada energia primária que está diretamente relacionada às condições 

de temperatura e pressão do reservatório e o volume disponível. Quando inicia o 

processo de produção ocorre a dissipação dessa energia, causada pela 

descompressão dos fluidos do reservatório em direção aos poços de produção. As 

resistências encontradas pelo óleo durante a produção são associadas às forças de 

viscosidade e capilaridade encontradas no meio poroso do reservatório.  A redução 

da energia primária acarreta, principalmente, na queda da pressão do reservatório e 

consequentemente a redução da produtividade dos poços (ROSA; CARVALHO; 

XAVIER, 2006).  

 Existem atualmente duas alternativas de ação para reduzir os efeitos nocivos 

da dissipação da energia primária dos reservatórios de petróleo:  

1. Complementá-la com energia secundária através da injeção de fluidos nos poços 

injetores.  

2. Reduzir as resistências viscosas e/ou capilares por meios de métodos especiais. 

 Em princípio a recuperação primária de petróleo é conduzida pela diferença 

natural de pressão entre o reservatório e o poço. À medida que a pressão do 

reservatório decai ao longo do tempo, a taxa na qual o óleo é recuperado diminui. A 

fim de reestimular a produção de óleo, um fluido (geralmente água) é injetado, através 

de um processo chamado inundação, objetivando aumentar a pressão do reservatório. 
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Esse processo é chamado de recuperação secundária. Durante a fase primária a 

produção de óleos leves é de aproximadamente 25% e de óleos pesados de 

aproximadamente 5% da estimativa de óleo no local original (OOIP, do inglês Original 

Oil In Place). A produção de óleo secundária irá produzir cerca de 30% do OOIP para 

óleos leves e 5% no caso de óleos pesados. Isso ainda deixa uma parte significativa 

do OOIP retido no reservatório, deixando um potencial significativo de 45-90% do 

OOIP como um alvo para a recuperação avançada ou terciária de petróleo (THOMAS, 

S., 2008b). A Figura 3 apresenta uma classificação dos processos de recuperação de 

petróleo e os percentuais de recuperação possíveis para cada etapa. 

 

Figura 3. Representação da classificação dos processos de recuperação de petróleo com os seus 

respectivos percentuais de recuperação (fonte: O Autor).  

 

A recuperação avançada de petróleo também é comumente chamada de 

recuperação terciária quando ocorre após o processo de injeção de água. A EOR é 

na verdade um termo genérico que representa uma variedade de técnicas utilizadas 

para aumentar a produção de petróleo (SCHLUMBERGER, 2017b). As principais 

técnicas de EOR serão descritas a seguir. 
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 Recuperação térmica 

  

 A recuperação térmica de óleo (TEOR, do inglês thermal enhanced oil recovery) 

é principalmente aplicada em reservatórios cujos óleos são muito viscosos, pois foi 

constatado que a utilização de um processo convencional de recuperação, em poços 

contendo óleos muito pesados, resulta em uma baixa taxa de recuperação. Essa baixa 

recuperação se deve principalmente a alta viscosidade do óleo que resulta na 

dificuldade do mesmo se mover dentro do meio poroso (BRANDT; UNNASCH, 2010).  

 Existem dois tipos de métodos térmicos, a injeção de fluidos aquecidos que 

compreende a produção de calor na superfície e posteriormente o seu transporte para 

o interior do reservatório utilizando um fluido, geralmente água, e o processo chamado 

de combustão in situ que consiste na combustão de parte do próprio óleo dentro do 

reservatório para obtenção de calor. O calor gerado desencadeia processos que 

resultam no aumento do fator de recuperação (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006; 

THOMAS, J. E., 2004). 

 

 Métodos químicos 

 

 Os métodos químicos de recuperação consistem basicamente da injeção de 

substâncias que sejam suscetíveis a interações químicas entre o fluido injetado e o 

fluido do reservatório, geralmente esses métodos são utilizados em reservatórios que 

possuem óleos mais viscosos. Dentre os principais fluidos injetados através do 

método químico destacam-se a injeção de polímeros, de solução surfactante, 

microemulsão e injeção de solução alcalina. Alguns desses processos podem ainda 

caracterizar-se como método miscível pelo tipo de interação que ocorre no interior do 

reservatório (THOMAS, J. E., 2004). 

 

 Métodos miscíveis 

 

 Os métodos miscíveis de recuperação são processos que visam através da 

injeção de fluidos miscíveis reduzir ou eliminar as tensões interfaciais do óleo com o 

fluido injetado, atuando de modo a reduzir as forças capilares e interfaciais que 

poderiam causar a retenção do óleo no reservatório. Os principais fluidos que podem 
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ser utilizados nos métodos miscíveis são normalmente o gás liquefeito de petróleo 

(GLP) e o dióxido de carbono (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006). 

 

 Injeção de banco de GLP 

 

 Este método miscível de recuperação baseia-se na injeção de uma mistura de 

hidrocarbonetos leves compostos principalmente por etano, propano e butano. Essa 

mistura apresenta uma característica importante chamada de miscibilidade ao 

primeiro contato, isso significa que a mistura ao entrar em contato com o óleo do 

reservatório imediatamente se torna miscível reduzindo as tensões interfaciais e 

facilitando o deslocamento do óleo (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006). 

 

 Injeção de CO2 

 

 A injeção de CO2 em reservatórios de petróleo tem sido usada a mais de 40 

anos com o intuito de aumentar a produção de óleo e gás. Ao longo do período de 

uma operação de EOR com injeção de CO2, praticamente todo o CO2 injetado 

permanece armazenado no reservatório. Esta característica confere ao processo EOR 

-CO2 uma vantagem econômica relacionada ao aumento da produção de petróleo, 

bem como um benefício do ponto de vista ambiental, visto que o armazenamento 

geológico evita a emissão do CO2 para a atmosfera (IEA, 2001). 

 Neste processo, o CO2 tem uma forte atração pelo óleo, sendo facilmente 

dissolvido, o que acarreta a vaporização e inchamento do mesmo e 

consequentemente facilita o seu deslocamento no interior do reservatório. Entretanto, 

para que ocorra a miscibilidade, existe uma série de aspectos que devem ser 

favoráveis, como as condições de pressão e temperatura e a composição do óleo 

(TABER; MARTIN; SERIGHT, 1997).  

 A injeção de CO2, além de promover uma alta taxa de recuperação também 

surge como uma alternativa para o armazenamento geológico de carbono, e essas 

duas técnicas associadas podem facilmente modificar os índices de emissão de gases 

de efeito estufa na atmosfera (IEA, 2009). 

 

 Processo EOR-CO2 miscível 
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O método EOR-CO2 miscível tem ganhado destaque nos últimos anos, além da 

mitigação de impactos ambientais, o CO2 é um agente de deslocamento único pois 

possui uma MMP (mínima pressão de miscibilidade, em inglês minimum miscibility 

pressure) relativamente baixa para uma ampla gama de óleos crus (HOLM; 

JOSENDAL, 1974; IEA, 2007). O processo envolve em geral interações químicas e 

físicas entre o CO2 injetado e o óleo presente no reservatório (HOLM; JOSENDAL, 

1974). Durante o processo, o CO2 extrai as frações mais pesadas (C5-C30) do 

reservatório e desenvolve miscibilidade. O processo é geralmente aplicado para óleos 

leves e médios (>30° API) em reservatórios rasos e em baixas temperaturas 

(THOMAS, S., 2008a). A Figura 4 apresenta um esquema unidimensional do processo 

de EOR-CO2 miscível. 

  

 Determinados processos têm sido aplicados e não apresentam um fator de 

recuperação muito elevado, por isso metodologias alternativas têm sido 

desenvolvidas, dentre elas destaca-se a injeção alternada de água e gás (WAG, do 

inglês Water alternating Gas) (Figura 4). 

Figura 4. Esquema unidimensional do processo de EOR-CO2 miscível. Adaptado de (IEA, 

2009). 
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 Neste processo ocorre uma injeção alternada entre o CO2 e a água de injeção. 

Inicialmente o CO2 injetado tende a interagir com o banco de óleo alterando 

caraterísticas como a viscosidade e as tensões superficiais e criando uma zona de 

miscibilidade óleo/CO2, alternadamente é injetada a água com o intuito de “forçar” o 

deslocamento do óleo e promover o deslocamento de parte do óleo residual, antes 

imóvel. Essas injeções sucessivas e alternadas aumentam a eficiência da extração do 

petróleo criando uma frente de avanço capaz de alterar as permeabilidades relativas 

dos fluidos facilitando o deslocamento e a produção do óleo. 

 

 Armazenamento geológico 

 

 Além da recuperação avançada de óleo e gás, é possível utilizar a mesma 

tecnologia para a mitigação de impactos ambientais, promovendo o armazenamento 

geológico de CO2 e evitando que este seja emitido para a atmosfera (WHITE, C. M. et 

al., 2003). 

 A captura e o armazenamento geológico de CO2 fornecem uma alternativa para 

evitar a emissão de CO2 para a atmosfera através da captura de carbono de fontes 

estacionárias e da sua injeção em reservatórios geológicos adequados. Considerando 

que determinadas formações geológicas possuem a capacidade de armazenar óleo e 

gás naturalmente e por milhares de anos, é possível inferir que essas formações 

podem servir de reservatório para o CO2 antropogênico emitido (IPCC, 2005).  

 O armazenamento geológico foi uma opção de mitigação de impactos 

ambientais proposta pela primeira vez na década de 70, porém somente após os anos 

90 os estudos relacionados a esta técnica começaram 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 geológico de CO2 passou a 

ser uma alternativa real e aplicável industrialmente para fins de mitigação de impactos 

ambientais, tendo seu primeiro projeto executado em 1996 pela Statoil e seus 

parceiros no campo de gás de Sleipner no Mar do Norte. 

 O armazenamento geológico de CO2 pode ser realizado em uma variedade de 

configurações geológicas em bacias sedimentares. Dentre estas bacias, campos de 

petróleo, campos de gás depletados, camadas de carvão e aquíferos salinos 
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profundos são atualmente as principais formações de armazenamento possíveis 

(Figura 5) (IPCC, 2005). 

 

Figura 5. Opções para armazenar CO2 nas formações geológicas profundas. Adaptado de (IPCC, 

2005). 

  

 As técnicas de armazenamento geológico que foram aplicadas até o momento 

são baseadas principalmente no conhecimento e na experiência adquiridos pela 

indústria de óleo e gás e de armazenamento subterrâneo de gás natural. Embora 

estas técnicas ofereçam opções razoáveis para o armazenamento de CO2 em curto 

prazo, tecnologias avançadas para o armazenamento em formações geológicas 

podem reduzir significativamente os custos, aumentar a capacidade e melhorar a 

segurança da injeção de CO2 (White et al. 2005).  

 Os fatores a serem considerados para a realização do armazenamento 

geológico de CO2 são a eficiência do aprisionamento, o fluxo preferencial, as taxas de 

fugas, cinética de dissolução de CO2, cinética de aprisionamento mineral e interações 

microbianas com CO2, bem como a influência das mudanças de tensão na rocha 

capeadora e a integridade do reservatório geológico (BACHU, S; GUNTER; PERKINS, 

1994). 
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 Reservatórios geológicos 

 

 O petróleo é naturalmente formado a partir da decomposição da matéria 

orgânica em ambiente quase sem oxigênio, em condições específicas de pressão 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 geológica que mantém 

o óleo acumulado, esta rocha é chamada de rocha-reservatório (THOMAS, J. E., 

2004). Esta rocha pode ser de qualquer natureza, porém para se caracterizar como 

reservatório é necessário que apresente em seu interior espaços vazios (porosidade), 

e que esses espaços estejam interconectados, conferindo-lhe a característica de 

permeabilidade (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006). 

 Uma rocha-reservatório é composta por grãos interligados por um material mais 

fino chamado cimento, entre os grãos existe também um material ainda mais fino 

chamado matriz. O volume total de uma rocha-reservatório é dado pela soma dos 

materiais sólidos (grãos, matriz e cimento) e pelo volume dos espaços vazios, esse 

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

definida por: 

 

ɸ = 
Vp

Vt
           (3.1) 

 

E o volume total da rocha é dado pela soma 

 

Vt = Vp + Vs          (3.2) 

 

onde: ɸ é a porosidade; Vt é o volume total da rocha; Vp é o volume da partícula; e Vs 

é o volume de sólidos. 

 Em geral existe uma comunicação entre os poros, porém em virtude da 

cimentação alguns poros ficam completamente isolados. Sendo assim é determinada 

como “porosidade absoluta” a razão entre o volume total de poros (conectados ou 

não) e o volume total da rocha. Já a “porosidade efetiva” é dada pela razão entre o 

volume dos poros conectados e o volume total da rocha. A porosidade efetiva recebe 

mais atenção do ponto de vista da engenharia de reservatórios, pois é ela que 

determina a quantidade máxima de fluidos que podem ser extraídos do sistema 
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(THOMAS, J. E., 2004). Na Figura 6 é apresentada uma ilustração de um sistema 

rocha selo-reservatório com a representação de um sistema de poros e de 

permeabilidade no reservatório. 

 

Figura 6. Ilustração da porosidade/permeabilidade de um sistema rocha selo-reservatório (THOMAS, 

J. E., 2004).  

 

 Outro aspecto importante sobre os reservatórios geológicos é a rocha selante, 

pois é ela que garante a acumulação do óleo no reservatório em virtude da sua baixa 

permeabilidade fazendo com que exista uma barreira entre o óleo presente no 

reservatório e o seu escape para a superfície. Além da baixa permeabilidade, outro 

aspecto da rocha selante determinante na eficiência do aprisionamento do óleo é a 

sua plasticidade, pois é necessário que haja uma boa plasticidade na rocha selante 

para que ela, mesmo após ser submetida a esforços de deformações, mantenha a 

sua integridade e capacidade selante (THOMAS, J. E., 2004). A Figura 7 apresenta 

um esquema ilustrativo da composição de um sistema de reservatório de petróleo. 



 36 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Tipos de reservatório de petróleo 

 

 A maioria dos reservatórios geológicos comercialmente explorados são 

formados por rochas sedimentares, principalmente arenitos e calcários. Entretanto, 

existem outros tipos de reservatórios que possuem porosidade suficiente para 

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

 

 Reservatórios turbidíticos (arenitos) 

 

 Os turbiditos são o tipo de rocha-reservatório mais comum encontrada no 

mundo, podendo atingir centenas de metros de espessura e grande continuidade 

lateral. São rochas sedimentares originadas em ambientes sub-aquáticos sujeitos a 

correntes de turbidez. No Brasil o principal tipo de rocha-reservatório é o turbidito que 

está presente em aproximadamente 80% dos campos de petróleo (ROSA; 

CARVALHO; XAVIER, 2006). 

  

Figura 7. Esquema demonstrando um reservatório de petróleo com o óleo sendo trapeado através de 

uma trapa anticlinal (Teixeira et al. 2001). 
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 Reservatórios de rochas carbonáticas 

  

 Os reservatórios de rochas carbonáticas são essencialmente compostos por 

calcário e dolomitas. Os reservatórios carbonáticos diferem dos areníticos 

principalmente em relação à porosidade, sendo os reservatórios carbonáticos mais 

porosos e permeáveis e também mais passíveis de dissolução (ROSA; CARVALHO; 

XAVIER, 2006). 

 A interação entre os fluídos e os minerais presentes no reservatório de petróleo 

pode ser estudada através da observação das reações químicas destas interações, 

pois os principais minerais envolvidos nas interações são a calcita e a dolomita que 

estão predominantes nos reservatórios carbonáticos, sendo estes também os 

minerais mais reativos do sistema (AHR, 2008a). 

 A calcita é a forma mais comum do carbonato de cálcio (CaCO3), apresenta 

estrutura romboédrica e é a mais estável termodinamicamente. As outras formas de 

carbonato de cálcio são a aragonita, que tem estrutura ortorrômbica, sendo 1,5 vezes 

mais solúvel que a  calcita,  e  vaterita,  com  estrutura  hexagonal,  sendo  3,7  vezes  

mais  solúvel  que  a  calcita (MORSE; MACKENZIE, 1990a). 

 A dolomita é um carbonato de cálcio e magnésio (CaMg(CO3)2), muito 

abundante na natureza e está presente em diversos tipos de reservatórios de petróleo. 

Mesmo após vários estudos, a sua origem e as suas propriedades em condições 

subsuperficiais ainda permanecem incógnitas. A principal razão para isso é que sua 

formação é cineticamente ocultada pela sua estrutura complexa e bem ordenada 

(MORSE; MACKENZIE, 1990b). 

 Devido às suas características geoquímicas, os reservatórios carbonáticos 

apresentam grande potencial para o armazenamento geológico de CO2, uma vez que 

a maioria das reservas mundiais de petróleo (cerca de 60%) são localizadas nesse 

tipo de rocha sendo, portanto, um alvo de armazenamento interessante quando 

combinado com EOR (SIQUEIRA, T. A.; IGLESIAS; KETZER, 2017). A injeção de CO2 

nesses reservatórios já está ocorrendo, para fins de EOR, no campo de Lula (Bacia 

de Santos) utilizando o CO2 removido das reservas do próprio campo (GCCSI, 2014). 
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 Propriedades do CO2 

 

 O dióxido de carbono em condições normais de temperatura e pressão 

encontra-se no estado gasoso, é termodinamicamente muito estável e mais denso do 

que o ar, sua densidade é de 2,8 kg/cm³ e varia como uma função da temperatura 

(Figura 8). Segundo Bachu (2003) quanto maior a densidade do CO2 mais facilmente 

ele pode ser armazenado como uma fase separada. 

Figura 8. Variação da densidade do CO2 como uma função da temperatura e pressão, demonstrando 

faixa de densidade que pode ser encontrada em bacias sedimentares (BACHU, S; ADAMS, 2003). 

  

 Em temperaturas maiores do que 31,1 °C e pressões maiores do que 73,8 bar 

(ponto crítico), o CO2 encontra-se no estado supercrítico (Figura 9). Esta propriedade 

torna o CO2 atrativo para o armazenamento geológico, pois na fase supercrítica o CO2 

se comporta como gás, mas sua densidade é aumentada, chegando a ultrapassar a 

densidade do CO2 líquido, o que permite que uma massa muito maior de CO2 seja 

armazenada num mesmo volume podendo haver uma otimização do reservatório 

(BACHU, S, 2000a; IPCC, 2005).  
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Figura 9. Diagrama de fase do CO2 evidenciado através do ponto vermelho a condição de trabalho dos 

ensaios apresentados neste trabalho (Adaptado de (BACHU, S, 2002).  

 

 A pressão de vapor do CO2 aumenta com o aumento da temperatura como 

observado por (SPAN; WAGNER, 1996) e demonstrado na Figura 10. Na temperatura 

de 20°C (293,15 K) a pressão de vapor encontra-se em 58,5 bar (8,85 Mpa). 

 

 

Figura 10. Pressão de vapor do CO2 como função da temperatura (SPAN; WAGNER, 1996). 
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 Como visto em BACHU (2003), a viscosidade varia como uma função da 

temperatura e pressão (Figura 11) e na condição de 1 atm (0,10 Mpa) encontra-se em 

0,013 mPa.s. 

  

Figura 11. Variação da viscosidade do CO2 como função da temperatura e da pressão (BACHU, S. 

2003). 

  

 Partindo do princípio de que as interações geoquímicas que envolvem o 

armazenamento de carbono ocorrem em fase aquosa, o CO2 tem de se dissolver 

primeiro na fase aquosa da formação para que o CO2 injetado seja capaz de reagir 

com os minerais da formação (KERVÉVAN; AZAROUAL; DURST, 2005).  

 Estudos realizados por (BACHU, S, 2000b; BACHU, S; ADAMS, 2003) 

demonstraram que a solubilidade do CO2 na fase aquosa aumenta com o aumento da 

pressão, porém em relação à temperatura apresenta um comportamento anômalo não 

linear. É 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 fenômenos estão normalmente relacionados as 

forças de atração intermoleculares entre o CO2 e os íons disponíveis na solução, 

sendo diretamente afetados pela salinidade da solução como observado nas Figura 

12 eFigura 13. 
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Figura 12. Variação da solubilidade do CO2 com a salinidade (BACHU, S; ADAMS, 2003). 

 

 

Figura 13. Variação da solubilidade do CO2 em água com a temperatura e pressão (BACHU, S; ADAMS, 

2003). 
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 Ao promover o contato entre o CO2 e a água observa-se inicialmente um 

aumento na quantidade de CO2 dissolvido. O CO2 dissolvido reage com a água 

formando ácido carbônico (H2CO3). Este ácido se dissocia dando origem 

posteriormente aos íons bicarbonato (HCO3
-). Os íons HCO3

- também sofrem 

dissociação resultando na formação de íons carbonato (CO3
2+) e íons hidrogênio (H+) 

consequentemente reduzindo o pH da água pelo aumento da concentração destes 

íons em solução (equações 3.3 – 3.6) (DRUCKENMILLER; MAROTO-VALER, 2005).

   

𝐶𝑂2(𝑔) ⇋ 𝐶𝑂2(𝑎𝑞) 
(3.3) 

 

𝐶𝑂2(𝑎𝑞) + 𝐻2𝑂 ⇋  𝐻2𝐶𝑂3(𝑎𝑞) (3.4) 

𝐻2𝐶𝑂3 ⇋ 𝐻(𝑎𝑞)
+ + 𝐻𝐶𝑂3(𝑎𝑞)

−  
 

(3.5) 

𝐻𝐶𝑂3(𝑎𝑞)
− ⇋ 𝐻(𝑎𝑞)

+ + 𝐶𝑂3
2− 

 

(3.6) 

  

 Mecanismos de armazenamento de CO2  

 

 O armazenamento geológico de CO2 normalmente ocorre em reservatórios 

geológicos específicos, compostos por uma rocha-reservatório com porosidade e 

permeabilidade elevadas que forneçam espaço para armazenar o CO2 e meios para 

que os fluidos de injeção se movimentem no interior do reservatório. É necessário 

também que esses reservatórios possuam uma camada de rocha selante de baixa 

permeabilidade e porosidade para que os fluidos permaneçam aprisionados no interior 

do reservatório permanentemente, aumentando a segurança do armazenamento 

(Figura 14) (IEA, 2008). Os principais mecanismos de aprisionamento de CO2 são o 

aprisionamento físico e o aprisionamento geoquímico, e serão descritos a seguir. 
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Figura 14. Principais mecanismos de aprisionamento e suas relações com a segurança no 

armazenamento. Adaptado de (IEA, 2008). 

 

 Aprisionamento físico: Estratigráfico e estrutural 

 

 O aprisionamento físico é o principal mecanismo de armazenamento de 

CO2 em meios geológicos e ocorre principalmente em reservatórios que possuem uma 

boa camada selante (Figura 15). Neste tipo de aprisionamento o CO2 é armazenado 

em armadilhas estruturais ou estratigráficas ou em uma combinação dos dois 

(GLOBAL CCS INSTITUTE, 2014). 

 

Figura 15. Ilustração do mecanismo de aprisionamento estrutural/estratigráfico (Ketzer et al. 2015) 
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 Aprisionamento físico: Hidrodinâmico 

 

 O aprisionamento hidrodinâmico de CO2 pode ocorrer em aquíferos salinos 

que não necessariamente possuem armadilhas fechadas, mas que permitam um 

deslocamento muito lento em longas distâncias. Quando o CO2 é injetado nessas 

formações, ele desloca a água e migra para a parte superior do reservatório em virtude 

da diferença de densidade. Ao encontrar a rocha selo o CO2 permanece migrando 

como uma fase única e acaba sendo aprisionado como saturação residual nos poros 

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

 

Figura 16. Ilustração do mecanismo de aprisionamento como saturação residual (Ketzer et al. 2015) 

 

 Aprisionamento químico 

 

 No aprisionamento químico ocorre a dissolução do CO2 na água de formação 

não mais permitindo a formação de uma fase separada, ocasionando o 

aprisionamento por solubilidade (aprisionamento iônico). Quando ocorre a dissolução 

do CO2 na água e a mistura entra em contato com a rocha do reservatório ocorre a 

formação de espécies iônicas à medida que a rocha vai se dissolvendo acompanhada 

de um aumento no pH. O aumento no pH associado aos minerais dissolvidos na água 

pode promover a precipitação desses minerais na forma de carbonatos promovendo 

o aprisionamento mineral (Figura 17) (WIGAND et al., 2009). 
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Figura 17. Ilustração do mecanismo de aprisionamento químico através de precipitação de minerais 

carbonáticos (Ketzer et al. 2015). 

 

 Minerais carbonáticos 

 

 Os principais minerais encontrados nas rochas carbonáticas são a calcita 

(CaCO3) e a dolomita (CaMg(CO3)2) (AHR, 2008b). Estas rochas são depositadas 

naturalmente em ambientes marinhos, podem se formar pela erosão ou lixiviação e 

posterior transporte do material carbonático de zonas de dissolução à zonas de 

precipitação que levam à sedimentação destas rochas em camadas, tais como 

encontradas na região do Pré-Sal (ACOCELLA; TURRINI, 2010). 

 

 Reatividade dos minerais carbonáticos 

 

A dissolução de carbonatos metálicos é usualmente descrita por três reações 

químicas em paralelo as quais ocorrem na interface mineral/água, como descrito a 

seguir (CHOU; AUSTIN CHANG, 1989; PLUMMER, 1978a). 

 

MeCO3 + H
+
𝑘1
→  Me2+ + HCO3

−                                                                      (3.7) 

MeCO3 + H2CO3
𝑘2
→ Me2+ + 2HCO3

−                                                                             (3.8) 

MeCO3
𝑘3
↔ Me2+ + CO3

2−                                                                                             (3.9)  

  

 Onde, Me representa um íon metálico bivalente (Ca ou Mg no presente estudo) 

e k1, k2 e k3 representam os coeficientes de taxa. PLUMMER (1978) sugere que a 



 46 

cinética de dissolução da calcita no sistema (CO2 + H2O) pode ser dividido em três 

regimes. No regime 1, representado pela reação (3.7), a dissolução é independente 

da pressão parcial de CO2 e, portanto, somente dependente do pH do sistema. No 

regime 2 a dissolução é dependente tanto da pressão parcial de CO2 quanto do pH do 

sistema e é representado pela reação (3.8), enquanto que no regime 3, representado 

pela reação (3.9), o início da precipitação do cálcio apresenta importante influência 

além do pH e da pressão parcial de CO2.          

 Para a dolomita, a reação de dissolução na água está representada a seguir. 

 

CaMg(CO3)2(s) = Mg(CO3)(s) + Ca(aq)
2+ + CO3

2−
(aq)

                                                 (3.10) 

Mg(CO3)(s) = Mg(aq)
2+ + CO3(aq)

2−                                                                                   (3.11) 

 

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

     

 CaMg(CO3)2(s) +Mg(aq)
2+ = Ca(aq)

2+ + 2Mg(CO3)(s)                                         (3.12)  

        

A diferença de concentração da dolomita na dissolução com relação ao tempo 

pode ser expressa como: 

 

dCa

dt
= k1. aH+

n + k2. aH2CO3
p

+ k3 − k3. aCaMg2+ . aCO32−                                               (3.13)   

 

 De forma similar, (GLEDHILL; MORSE, 2006; MORSE; MACKENZIE, 

1990b) já haviam apresentado a equação para a dissolução da calcita como 

apresentado em (3.14). 

 

dCa

dt
= k1.  aH+ +  k2.  aH2CO3 + k3.  aH2O + k4.  aCa2+ .  aCO32−                         (3.14) 

                                                    

 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 

equação (3.13) corresponde a protonação da superfície sólida da rocha em pH ≤ 5, o 

segundo termo a interação da superfície com o ácido carbônico em 4 ≤ pH ≤ 6, o 

terceiro termo tem relação com a superfície de hidratação em pH>6, e o quarto termo 

leva em consideração a reação de precipitação (POKROVSKY et al., 2009). 
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 Influência do pH na dissolução/precipitação 

 

A maioria dos autores concordam que o pH, tanto quanto a temperatura, pressão 

e salinidade, possui correlação com a dissociação de minerais carbonáticos 

(DILMORE et al., 2008; DRUCKENMILLER; MAROTO-VALER, 2005). Em condições 

de armazenamento de CO2, os efeitos do mesmo dissolvido no meio são de segunda 

ordem de importância quando comparados aos efeitos do pH na dissolução. 

(POKROVSKY et al., 2009). 

Baixos valores de pH tendem a indicar um favorecimento da dissolução (3.14) 

da dolomita, enquanto pH elevados são associados a precipitação (POKROVSKY; 

GOLUBEV; SCHOTT, 2005).  

 

CaMg(CO3)2 ⇋ Ca
2+ +Mg2+ + 2CO3

2−                                                                   (3.15) 

 

Na Figura 18 é apresentada a especiação do CO2 dissolvido como uma função 

do pH em meio salino, onde é possível observar as faixas predominantes dos íons em 

solução que indicam o potencial de dissolução ou precipitação mineral em função do 

pH e das espécies disponíveis no meio. Em valores de pH elevados observa-se uma 

maior quantidade de íons CO3
2-, que de acordo com a (equação 3.15) promove o 

deslocamento do equilíbrio no sentido de formação de carbonatos e 

consequentemente a sua precipitação (LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 2005).    

 

Figura 18. Especiação do CO2 dissolvido como função do pH em uma solução de NaCl 1 M à 60 °C 

(LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 2005). 
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 Dificuldades experimentais na medida do pH 

 

O pH não é apenas um dos mais importantes parâmetros a ser estudado, como 

também é de difícil medição sob condições de alta pressão (POKROVSKY; SCHOTT, 

2001). Parte do problema consiste em se obter medições do pH in situ, seguindo as 

condições de temperatura e pressão do experimento realizado em laboratório, 

podendo acarretar em distorções dos resultados. A pressão total atua como 

importante variável na medição do pH, pois os eletrodos de medição do pH utilizados 

habitualmente não são capazes de resistir as altas pressões das condições 

experimentais. Mesmo em situações de laboratório altas pressões parciais de CO2 

(pCO2) podem originar resultados que não condizem com os esperados para as 

condições no reservatório. 

Sendo assim, prever o pH da dissociação mineral se torna mais complexo à 

medida que se afasta das condições normais de temperatura e pressão. Os valores  

medidos de pH devem ser corrigidos através de modelos matemáticos dada a 

diferença de pressão existente entre a pressão atmosférica e a pressão do interior do 

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

 

 Interações CO2-fluido-rocha 

 

O estudo da geoquímica das interações entre CO2-fluido-rocha, em um 

reservatório para fins de armazenamento geológico e recuperação avançada de 

petróleo, baseia-se fundamentalmente em experimentos em laboratório e na utilização 

de ferramentas de modelagem numérica (Kaszuba, Janecky, e Snow 2005; Bateman 

et al. 2005). Experimentos em laboratório visam simular as interações entre CO2-

fluido-rocha em condições de reservatório, utilizando reatores que possam ser 

submetidos a pressões e temperaturas similares as encontradas nas formações 

geológicas com o intuito de compreender como essas interações interferem nos 

mecanismos de aprisionamento de CO2. Duas metodologias normalmente são 

utilizadas: reações em sistemas estáticos (em batelada) ou dinâmicos (com fluxo 

contínuo de CO2) (HELLEVANG; PHAM; AAGAARD, 2013). 

Uma maneira simples de estudar estas interações é utilizar os princípios de 

equilíbrio termodinâmico em modelagem numérica, onde o sistema reage 
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espontaneamente em direção a menor energia livre total. Tais cálculos requerem 

somente o conhecimento da estabilidade termodinâmica de minerais, compostos 

orgânicos, soluções aquosas, gases e água, os quais estão disponíveis em extensas 

bases de dados termodinâmicos (Iglesias, Bressan, e Ketzer 2009).  

As simulações numéricas podem ser essencialmente melhoradas se além das 

interações químicas, utilizar modelos mais robustos que levam em consideração a 

cinética de dissolução e precipitação dos minerais com a introdução de modelos de 

leis de velocidade, os efeitos do fluxo das diferentes fases (CO2, água, óleo) no 

reservatório, transporte de calor e massa. Essas simulações que consideram 

transformações químicas e modelos de fluxo e transporte são chamadas de transporte 

reativo. Para modelar interações geoquímicas, informações relevantes incluem a 

composição mineralógica do reservatório, composição físico-química da água de 

formação (íons, pH, temperatura) e informações hidrológicas do reservatório que irão 

permitir simulações mais precisas de modelos de transporte reativo (LIN et al., 2008). 

 

 Reações em sistemas estáticos (batelada) 

 

Nas reações em batelada, amostras de rocha do reservatório e solução aquosa 

são adicionadas ao reator que é posteriormente fechado hermeticamente e 

preenchido com CO2 até a pressão desejada. Normalmente, estas reações 

apresentam um aparato experimental semelhante ao da Figura 19 (KETZER, J M et 

al., 2009). 

 

Figura 19. Esquema representando o aparato utilizado em experimentos realizados em batelada 

(Ketzer et al. 2009). 
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 Os reatores podem ser construídos com distintos materiais como aço 

(POKROVSKY, OLEG S.; GOLUBEV; SCHOTT, 2005), titânio (MITO; XUE; OHSUMI, 

2008) ou Hastelloy (uma liga metálica contendo níquel) (PORTIER; ROCHELLE, 

2005), sendo essas últimas 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 

necessário para que sejam observadas alterações significativas, podendo variar 

desde reações curtas com duração de 24 h (BATEMAN et al., 2005) até reações muito 

longas, de aproximadamente 5000 h (Iglesias, Bressan, e Ketzer 2009). 

 Acoplando amostradores ao sistema, é possível coletar alíquotas da fase 

aquosa para acompanhar experimentos muito longos. Condições mais enérgicas 

(temperatura e pressão) do que as existentes na formação podem ser utilizadas, de 

modo a acelerar os processos químicos e diminuir o tempo de reação, embora neste 

caso a confiabilidade dos resultados possa ser afetada (Iglesias, Bressan, e Ketzer 

2009; Ketzer et al. 2009). Em experimentos em condições mais reativas do que as 

encontradas no reservatório (temperatura ou acidez), os resultados devem ser 

analisados com cautela, uma vez que a cinética de reação 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. É importante para a qualidade e 

confiabilidade dos resultados que os reagentes sejam bem caracterizados antes e 

depois de cada experimento. Idealmente para experimentos mais longos, amostras 

de fluído devem ser coletadas do reator de tempo em tempo e analisadas (DEVIDAL; 

SCHOTT; DANDURAND, 1997). 

 

 Reações em fluxo contínuo 

 

Outra abordagem consiste em experimentos de fluxo contínuo, onde as 

amostras de rochas e a solução aquosa são submetidas a um fluxo constante de CO2 

pressurizado a uma taxa conhecida, como mostra a Figura 20. Alternativamente, é 

possível utilizar um fluído reativo preparado previamente contendo a solução salina e 

o CO2 em equilíbrio (KETZER, J M et al., 2009; SCHÜTZ et al., 2011), fazendo-o 

passar pela amostra. As reações de fluxo reproduzem mais fidedignamente as 

condições iniciais do armazenamento, quando ocorre a injeção e fluxo de CO2 dentro 

do reservatório. Durante o processo de armazenamento, com a pluma de CO2 
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eventualmente estável em longo prazo, os experimentos de batelada reproduzem 

estas condições eficazmente, dentro das limitações inerentes ao experimento.  

 

Figura 20. Representação esquemática do equipamento usado em estudos de fluxo contínuo de 

água/salmoura em rochas reservatório (fonte: O Autor). 

 

Com esta concepção, é possível avaliar a permeabilidade da rocha e suas 

variações com a dissolução e precipitação de minerais. Por meio de Tomografia 

Computadorizada (técnica de imagem por Raios-X em 3D) com a resolução 

adequada, é possível acompanhar as mudanças na porosidade da rocha após ou 

mesmo durante os experimentos de fluxo, colocando a célula reator no tomógrafo em 

intervalos de tempo selecionados ou em reatores que contenham tomógrafos 

acoplados. 

Uma vasta gama de modelos experimentais é possível para esse método, 

modificando as fases fluídas, as taxas de fluxo, o tamanho e a forma da amostra de 

rocha e a colocação no reator. Essencialmente as técnicas de caracterização 

empregadas tanto para a solução como para as amostras minerais são as mesmas 

usadas nos experimentos em batelada (IGLESIAS, R S; BRESSAN; KETZER, 2009). 

 

 Estudos experimentais 

 

Dentre os principais estudos relacionados ao sequestro geológico 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 CO2 

supercrítico em condições de temperatura e pressão de reservatório, visando 

compreender a influência das interações CO2-fluído-rocha e a precipitação de 

minerais em um sistema que simula o armazenamento geológico em aquífero salino, 

vêm sendo realizados e aprimorados ao longo dos anos. Vários estudos importantes 

foram realizados com o intuito de compreender as reações que ocorrem durante a 

injeção do CO2 em reservatórios geológicos utilizando uma abordagem experimental 

semelhante à adotada por GUNTER et al. 1997 e KASZUBA et al. 2003. 

A maioria dos estudos anteriores investigou reservatórios siliciclásticos e, mais 

recentemente, os reservatórios carbonáticos começaram a receber mais atenção. O 

fato de os estudos com carbonatos só ganharem notoriedade nos últimos anos não 

surpreende, pois as formações carbonáticas são mais suscetíveis a alterações 

quando em contato com o CO2 em meio aquoso em comparação com os reservatórios 

siliciclásticos, que não apresentam uma variação significativa em um curto período 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 solução salina sintética simulando a água de 

injeção  (Druckenmiller e Maroto-Valer, 2005), medir o pH da solução salina,  

posteriormente e durante os experimentos (Kaszuba, Janecky et al., 2003; 

Druckenmiller e Maroto-Valer, 2005) e analisar por Difração de Raios-X (DR-X) e 

Microscopia Eletrônica de Varredura (MEV) e/ou microscopia ótica a composição do 

reservatório e/ou as amostras utilizadas nos ensaios (Kaszuba, Janecky et al., 2003; 

Druckenmiller e Maroto-Valer, 2005; Yu, Liu et al., 2012). 

A seguir são apresentados os estudos experimentais mais relevantes sobre as 

interações CO2-fluido-rocha em reservatórios carbonáticos.  

GUNTER e colaboradores (1997) realizaram estudos de modelagem 

geoquímica visando prever o comportamento do CO2 armazenado em aquífero salino. 

Os experimentos realizados a 105 °C e 90 bar durante um mês mostraram muito 

pouco das reações geoquímicas nesta escala de tempo, as reações ocorridas foram 

devido as rápidas reações dos minerais carbonáticos. Pelo modelo geoquímico 

PATHARC.94 foi previsto que para as reações atingirem o equilíbrio levaria entre 6-

40 anos.  
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Os experimentos e a modelagem geoquímica indicaram que as reações de 

aprisionamento de CO2 são lentas, na ordem de dezenas a centenas de anos, porém 

suficientemente rápidas para aprisionar o CO2 de maneira eficaz. A respeito da 

preocupação com a precipitação do carbonato mineral e diminuição da 

permeabilidade do aquífero, observou-se que o processo de dissolução é 

predominante nas regiões próximas ao poço de injeção provocando aumento na 

porosidade e permeabilidade do reservatório. A precipitação ocorrerá em um período 

maior de tempo e distante do poço de injeção. GUNTER e colaboradores concluíram 

que no período de milhares de anos essas reações geoquímicas podem capturar e 

armazenar mais de 90% do CO2 injetado.   

No estudo realizado por KASZUBA e colaboradores (2003), os resultados 

mostraram que além do decréscimo do pH ocorre a precipitação de magnesita e outros 

carbonatos e silicatos minerais em função da dessecação da fase aquosa (dissolução 

de água no CO2 supercrítico). Este foi um dos primeiros estudos realizados para 

avaliar o potencial das interações geoquímicas em várias fases para o aprisionamento 

de carbono. YU e colaboradores (2012) apontam que a dissolução de carbonatos 

ocorre em pH ácido, e sua precipitação ocorre com a  elevação do pH e a dessecação 

da fase aquosa, e a dissolução do CO2 na água ocorre logo após a injeção, 

promovendo um decréscimo de pH para aproximadamente 4,5 em virtude da 

formação de ácido carbônico, sendo a dissolução dependente da pressão de injeção 

e da concentração da solução salina (Portier e Rochelle, 2005). 

Um dos primeiros trabalhos experimentais dedicado a estudos sobre a injeção 

de CO2 em reservatórios carbonáticos, foi publicado por (LUQUOT; GOUZE, 2009), 

onde foi realizado um estudo sobre o comportamento dos reservatórios calcários da 

formação Mondeville (Bacia de Paris, França) interagindo com o CO2 injetado, através 

de uma série de quatro experimentos de fluxo contínuo. Os experimentos visaram 

simular a transferência de massa que ocorre próximo e a distâncias crescentes do 

poço de injeção. 

Os padrões esperados de dissolução da rocha controlada pela composição do 

fluido de injeção podem ser observados nas imagens de microtomografia de raios X 

(Figura 21). No experimento D1, com a maior pressão de CO2 (10 MPa), ocorreu 

aumento da porosidade e a formação de wormholes (caminhos preferenciais) 

localizados próximos da entrada dos fluidos. O experimento D2 (6 MPa) mostrou 

padrões de dissolução localizados, mas distribuídos de forma mais difusa a através e 
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ao longo da amostra. Por outro lado, observa-se uma alteração homogênea de 

porosidade ao longo da amostra para o experimento D3, a uma pressão menor (2,5 

MPa), com padrões de dissolução uniformemente distribuídos e sem caminhos de 

fluxo preferenciais visíveis. 

 

 

Figura 21. Imagens de microtomografia de raios-x durante a injeção de fluidos, antes da injeção (linha 

superior) e após a injeção (linha inferior). Experimentos D1, D2 e D3, foram realizados em 10, 6 e 2,5 

MPa, respectivamente. As áreas escuras e cinzentas representam espaços vazios e a matriz sólida, 

respectivamente (LUQUOT; GOUZE, 2009). 

 

Observou-se que os processos de dissolução e precipitação nessas amostras 

de carbonato não ocorrem uniformemente próximo aos locais de injeção, porém a 

maiores distâncias do ponto de injeção, as reações de dissolução e precipitação 

adquirem maior estabilidade tendendo ao equilíbrio. 

WANG et al. (2013) realizou uma série de experimentos em condições de 

reservatório com o objetivo de avaliar a importância da reatividade de uma rocha 

dolomítica em água saturada com CO2 supercrítico para fins de CCS e EOR. Esses 

experimentos foram realizados com a reação da dolomita com água saturada com 

CO2 supercrítico a 55 °C e 110 °C, temperaturas características de um reservatório 

no Sudoeste de Wyoming, e 25 MPa. Alguns experimentos foram conduzidos a 220 

°C e 25 MPa para acelerar as taxas de reação. 
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Os resultados deste estudo indicam que a dolomita não reage com o CO2 

supercrítico anidro. No entanto, quando foi reagido com a solução saturada com CO2 

foi possível observar a precipitação de minerais de carbonato. Observou-se que a 

temperatura e o tempo de reação podem controlar a composição, a morfologia e a 

extensão da formação de novos minerais de carbonato. 

Os autores argumentam que a dissolução mineral e a re-precipitação podem 

alterar a estrutura porosa do reservatório, afetando a dinâmica do contato da interface 

entre as fases, impactando a permeabilidade relativa e a pressão capilar dentro do 

reservatório. As mudanças nessas propriedades podem influenciar a eficiência dos 

mecanismos físicos de armazenamento de dióxido de carbono, a sua injetividade e as 

taxas de produção de óleo em processos de EOR.  

Um estudo conduzido por SMITH e colaboradores publicado em 2013 foi 

realizado com o objetivo de avaliar a reatividade do reservatório com o CO2 injetado 

no projeto Weyburn-Midale no Canadá. Através de técnicas de caracterização 

avançadas, foram analisados os efeitos da concentração de CO2 dissolvido em água 

em amostras de carbonato (margoso e calcítico). Os experimentos foram conduzidos 

com o objetivo de simular condições do reservatório, usando uma pressão de 

confinamento de 24,8 MPa e temperatura de 60 °C. O CO2 foi injetado a uma taxa 

constante de 0,05 Ml.min-1. 

A comparação entre as microtomografias de raios-X das amostras de carbonato 

margoso antes e depois da reação com salmoura rica em CO2 (11-50 h de tempo de 

reação) mostrou um padrão de dissolução homogênea (Figura 22 (c) e (d)). A maior 

parte da dissolução mineral foi observada na região do ponto de entrada da amostra 

(em um intervalo de alguns milímetros).  

Após a reação, a dissolução das amostras calcíticas foi localizada em canais 

ou wormholes que abrangem todo o comprimento do testemunho (Figura 22 (a) e (b)). 

As imagens de microtomografia após a reação 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 reação, para amostras calcíticas 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 dissolução dos carbonatos em ambas as 

amostras se encaixa nas expressões de taxas de reação gerais, ligando a dissolução 

à termodinâmica. Além disso, a constante da taxa de dissolução da calcita foi 17 vezes 

maior que a taxa de dissolução da dolomita durante as reações. Constatou-se que as 

taxas de transferência de massa da calcita foram aproximadamente duas vezes mais 

rápidas do que as taxas de transferência de massa da dolomita. 

Observou-se neste estudo que a heterogeneidade dos espaços porosos dessas 

rochas carbonáticas exerceu uma forte influência sobre o tipo de dissolução, 

resultando em uma relação entre a porosidade e a permeabilidade. A distribuição do 

espaço poroso mais homogêneo levou a frentes de dissolução estáveis, causando 

apenas pequenas mudanças na permeabilidade. 

Essas observações sugerem especificamente que a formulação da taxa de 

dissolução cinética de carbonato não requer uma dependência adicional de pH ou 

pCO2, e pode ser aplicável quando a variação do pH é relativamente baixa (SMITH et 

al., 2013). 

Um estudo conduzido por (ELKHOURY; AMELI; DETWILER, 2013) verificou a 

dissolução e a deformação em rochas carbonáticas fraturadas, causadas pelo fluxo 

de salmoura rica em CO2 sob condições de reservatório. As amostras de rocha 

utilizadas nestes experimentos foram obtidas a partir da formação de Midale inferior 

do campo de Weyburn no Canadá. Os experimentos foram realizados em pressões 
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próximas a 14 MPa de pressão de poro, 60 °C e taxas de fluxo variando de 0,1 mL/min 

a 20 mL/min. 

Os autores observaram que a presença de fraturas não altera 

significativamente o processo de formação de caminhos preferenciais. Os resultados 

mostraram que em fluxos elevados, a dissolução do meio poroso resulta em um 

padrão de crescimento ramificado, enquanto a presença de uma fratura preexistente 

fornece um caminho de fluxo referencial que cresce uniformemente sem indicação de 

ramificação na matriz porosa. 

Em um estudo publicado em 2014, LUQUOT e colaboradores realizaram uma 

série de experimentos de transporte reativo reproduzindo condições de reservatório 

(100 °C e 12 MPa), injetando salmoura rica em CO2 em amostras de rocha calcária 

oolítica (99% de calcita) (LUQUOT; RODRIGUEZ; GOUZE, 2014). Com o objetivo de 

entender os regimes de dissolução próximos e longe do poço de injeção, 

experimentos foram realizadas a diferentes pressões parciais de CO2 (variando de 

0,034 MPa a 3,4 MPa). Os resultados foram avaliados combinando técnicas de 

imagem de microtomografia de raios-x e análise da geometria da rede de poros obtida 

a partir das imagens. 

A análise dos resultados mostra uma dependência do padrão de dissolução 

com taxa de injeção de CO2, que está ligada à acidez média. Taxas de injeção mais 

elevadas (meios mais ácidos) induzem dissolução localizada em caminhos 

preferenciais, enquanto taxas mais baixas resultam em dissolução mais homogênea. 

Ao quantificar as mudanças na conectividade dos poros através da análise da 

estrutura da matriz porosa, os autores observaram que taxas de injeção mais elevadas 

aumentam o número de ramificações pontuais na matriz porosa após o experimento 

de dissolução, o que significa um crescimento de caminhos de fluxo preferencial, 

aumentando a conectividade e a permeabilidade. Essas alterações podem favorecer 

o deslocamento de CO2 perto do poço de injeção, onde a pressão parcial é maior. No 

entanto, observou-se que, a uma distância maior do poço de injeção, a diminuição da 

permeabilidade e o aumento da porosidade ocorrem simultaneamente devido ao 

acúmulo de partículas microporosas produzidas pela dissolução mineral e 

possivelmente pelo deslocamento destas partículas até a garganta dos poros. 

Uma contribuição importante para o estudo da cinética de dissolução dos 

minerais carbonáticos foi dada por (POKROVSKY, OLEG S. et al., 2009). Eles 

investigaram o efeito da temperatura na taxa de dissolução de calcita, dolomita e 
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magnesita longe do equilíbrio, em soluções ligeiramente ácidas. Para os três minerais, 

o efeito de pCO2 foi observado como sendo de segunda ordem de importância em 

relação ao pH e à concentração de íons carbonato e bicarbonato. Observou-se que o 

efeito da pCO2 e de temperaturas entre 60 a 100 °C torna-se insignificante para a taxa 

de dissolução de calcita (MONTES-HERNANDEZ; FINDLING; RENARD, 2016). 

Nas condições avaliadas, as principais variáveis observadas foram as 

concentrações de íons de carbonato e bicarbonato dissolvido, o pH elevado e o efeito 

inibidor do CO2. Dolomita e magnesita apresentaram um fator de inibição da 

dissolução do CO2 em pH 5-6 sendo aproximadamente dez vezes maior que a inibição 

da calcita. Em pH ácidos e próximos a neutralidade, a taxas de dissolução medidas a 

150 °C são iguais ou inferiores às medidas a 100 °C e a 60 °C (POKROVSKY, OLEG 

S. et al., 2009). 

Em pH superior a 5, o CO2 dissolvido se transformará predominantemente em 

íons bicarbonato que atuará como um inibidor de dissolução, e pode ser por isso que 

a estabilidade do reservatório 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 eficiência para o armazenamento geológico 

em rochas sedimentares carbonáticas. As seguintes condições ideais para o 

armazenamento de CO2 são recomendadas pelos autores: (i) reservatórios de 

carbonato de dolomita ou magnesita, especialmente longe da frente de injeção de 

CO2; (ii) presença de calcita próximo ao poço de injeção, de modo a proporcionar uma 

elevada concentração de HCO3
- e pH superior a 5; (iii) temperatura entre 100 °C a 150 

°C; e (iv) pressão 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 

dissolução promovida pelo CO2 pode desempenhar um papel significativo na cinética 

das taxas de dissolução da calcita em temperaturas de 50 °C a 100 °C e pressões 

parciais de CO2 de 60 a 138 bar. Observou-se que as taxas de dissolução da calcita 

no sistema CO2-H2O aumentaram com o aumento da pressão parcial de CO2 

(WUNSCH et al., 2013). É importante observar que o sistema experimental projetado 

especificamente por (PENG et al., 2015) para essas experiências é diferente e foi 

usado para eliminar a resistência à transferência de massa e para acessar as taxas 

de reação sob regime reativo de superfície controlada em condições distantes do 
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equilíbrio (PENG et al., 2015; POKROVSKY, O S; GOLUBEV; SCHOTT, 2005; 

WUNSCH et al., 2013). 

A injeção de CO2 em reservatórios carbonáticos tem recebido cada vez mais 

atenção, uma vez que novas tecnologias e métodos estão disponíveis para investigar 

seus efeitos sobre esses reservatórios, que são mais suscetíveis a alterações devido 

à alta reatividade química de minerais de carbonato em meios aquosos ricos em CO2. 

Esta compilação dos principais estudos publicados relacionados à pesquisa de 

interações CO2-fluido-rocha em reservatórios de carbonato apresenta uma variedade 

de modelos experimentais. O número de estudos com foco nesse tipo particular de 

reservatório é limitado, demonstrando que ainda há uma grande demanda por novas 

investigações. 

 

 Caracterização mineral 

 

 Microscopia eletrônica de varredura com espectroscopia por dispersão 

de energia de raios X (MEV/EDS) 

 

 As análises das amostras de rocha podem ser feitas por microscopia eletrônica 

de varredura com espectroscopia por dispersão de energia de raios X (MEV/EDS), 

técnica que permite visualizar em escala micrométrica as fases minerais da amostra, 

em alguns casos determinar hábitos e ordem de cristalização. Acoplado ao EDS 

(sistema de energia dispersiva), o MEV permite obter uma análise química semi-

quantitativa do material observado, auxiliando na identificação das fases presentes. 

  

 Difração de Raios X (DR-X) 

 

 A difração de raios X (DR-X) permite obter uma identificação mineral da rocha 

de estudo através da caracterização de sua estrutura cristalina. Esta análise 

preferencialmente deve ser realizada antes e após os experimentos, para que seja 

possível visualizar as fases minerais existentes antes e depois da reação, além da 

dissolução de constituintes (ESPINOZA; KIM; SANTAMARINA, 2011). 

 

 Determinação da área superficial das amostras 
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 A área superficial de uma amostra sólida pode ser determinada 

experimentalmente através das isotermas de B.E.T. (IGLESIAS, R S; BRESSAN; 

KETZER, 2009). Porém na ausência do equipamento necessário para a realização 

deste tipo de análise é possível definir a área superficial aplicando equações de 

granulometria de sistemas particulados como a equação apresentada em 3.16: 

 

 𝐴𝑠 = 𝑁. 4𝜋(𝑟)
2                                                                                                     (3.16) 

 

 Onde, As = área superficial, N = número de partículas e 4𝜋(𝑟)2 = área 

superficial de uma esfera. A obtenção da equação representada será descrita em 

detalhes na Seção 4.3. 

 

 Caracterização dos fluidos 

 

 A caracterização da fase aquosa é geralmente realizada através de técnicas de 

análise de água padrão tais como medidas de pH, cromatografia iônica (IC), ou 

espectroscopia de emissão ótica por plasma indutivamente acoplado (ICP-OES) para 

a quantificação de íons. Estas análises que permitem quantificar os principais íons em 

solução devem ser realizadas antes e depois dos experimentos, possibilitando 

identificar a presença ou variações na quantidade de elementos devido à dissolução 

e a precipitação de minerais durante a reação (TSANG et al., 2007). 

  

 Espectrometria de emissão óptica com plasma acoplado indutivamente 

(ICP-OES) 

  

 A espectrometria de emissão óptica com plasma acoplado indutivamente (ICP 

OES) é uma técnica multielementar, rápida e sensível que pode ser aplicada para a 

determinação de metais em amostras de solução salina aquosa com o intuito de 

identificar os produtos de dissolução mineral após os experimentos de interação CO2-

fluido-rocha. 

  

 Cromatografia iônica (CI) 
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 A análise de cromatografia iônica permite identificar os ânions em solução, 

antes e após os experimentos, complementando a análise de ICP-OES na 

caracterização das soluções salinas. 

 

 Modelagem numérica 

 

A modelagem numérica desempenha um papel muito importante na 

investigação das interações entre o CO2 e o reservatório e é uma ferramenta 

necessária para compreender as consequências do armazenamento geológico de 

CO2 a longo prazo, dado que as alterações em alguns minerais podem ser 

extremamente lentas limitando a viabilidade de simulações em laboratório (YU et al., 

2012). 

As reações químicas decorrentes das interações CO2-água-rocha podem 

também desempenhar um papel importante nessas simulações, especialmente se 

tratando de reservatórios carbonáticos ou ricos em carbonato, que se dissolvem 

rapidamente com aumento da acidez da solução salina pela dissolução do CO2. A 

dissolução rápida pode beneficiar a injetividade do CO2 através do aumento da 

porosidade e da permeabilidade, porém uma extensiva dissolução de cimento 

carbonático pode ser um risco uma vez que pode induzir fraturas e ativar falhas no 

reservatório e na rocha capeadora (KASZUBA, JOHN P.; JANECKY; SNOW, 2005). 

Outro efeito conhecido é a dessecação da solução salina causada pela absorção de 

água da fase aquosa pelo CO2 supercrítico. Em reservatórios altamente salinos, pode 

causar precipitação imediata de sais como halita (NaCl) ou anidrita (CaSO4), afetando 

a injetividade pelo entupimento dos poros (XU et al., 2010).  

Assim, as ferramentas de simulação geoquímicas podem ser utilizadas para 

modelar a dissolução de minerais e possíveis processos de precipitação. Modelos 

deste tipo determinam a distribuição de espécies iônicas na fase aquosa (denominada 

especiação), e o equilíbrio entre sólido (minerais), líquido (fluído da formação) e gás 

(CO2). Algumas informações importantes podem ser obtidas desta forma, tais como a 

solubilidade do CO2 na fase aquosa, as espécies iônicas presentes em solução no 

equilíbrio, e o índice de saturação (tendência a precipitação ou dissolução) para cada 

mineral. 

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

dissolução e precipitação dos minerais em presença da fase aquosa saturada em CO2. 
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Neste caso, introduz-se no modelo leis de velocidade dos processos de dissolução e 

precipitação que permitem determinar a evolução das quantidades presentes de cada 

fase mineral, além de possível precipitação de novos minerais no reservatório em 

escala de tempo geológico (STEEFEL; DEPAOLO; LICHTNER, 2005). Uma das 

dificuldades para a modelagem cinética consiste na obtenção de dados nas condições 

reais de reservatório (alta temperatura e pressão). Grande parte dos dados existentes 

na literatura é obtida em condições ambiente e em alguns casos, extrapolados. 

Experimentos de cinética de dissolução de minerais em alta pressão são de difícil 

execução.  

Para modelar interações geoquímicas, informações relevantes para as 

simulações incluem a composição mineralógica do reservatório e composição físico-

química da água da formação (íons em solução, pH, temperatura). Propriedades 

hidrogeológicas do reservatório como porosidade, permeabilidade e velocidade de 

fluxo também são necessárias para os modelos de transporte reativo.  

 Uma grande variedade de códigos numéricos foi usada em estudos de 

simulação aplicados ao armazenamento geológico de CO2. O PHREEQC, 

desenvolvido pelo Serviço Geológico dos E.U.A. (U.S. Geological Survey) está entre 

os mais utilizados (ESPINOZA; KIM; SANTAMARINA, 2011). Esse código numérico é 

capaz de executar os cálculos de equilíbrio termodinâmico, tanto na fase aquosa 

quanto com a inclusão de minerais e da fase gasosa, dados cinéticos de dissolução e 

precipitação mineral podem ser adicionados para complementar os modelos. 
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 MATERIAIS E MÉTODOS 

 

A metodologia empregada neste estudo segue o fluxograma geral apresentado 

na Figura 23: 

 

 

Figura 23. Fluxograma experimental geral adotado neste estudo. 

 

 Definição dos parâmetros experimentais 

 

De acordo com o fluxograma geral da Figura 23 o primeiro estágio da execução 

da metodologia consistiu na definição dos parâmetros experimentais de pressão, 

volume, temperatura, tipo de reação e tempo de reação. Todos os parâmetros citados 

foram selecionados de acordo com o objetivo de compreender as interações 

geoquímicas em ambientes similares aos reservatórios do Pré-Sal, aliado a 

necessidade de elucidar os mecanismos que regem as interações CO2-fluido-rocha 

no contexto do armazenamento geológico de CO2. 
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Foi determinada a temperatura de 60 °C baseada no gradiente geotérmico de 

um poço de petróleo real do Pré-Sal, correspondente a temperatura encontrada no 

poço de interesse. O volume utilizado nos ensaios foi estabelecido levando em 

consideração a limitação dos reatores disponíveis, sendo adotada a razão 

massa/volume de 1g/15 mL de solução salina, aplicada a todos os experimentos para 

fins de cálculo. A pressão selecionada foi de 250 bar, pois a diferença na solubilidade 

do CO2 a uma pressão de 250 bar e 60 °C não apresenta uma diferença significativa 

quando comparada a uma pressão de 550 bar (BACHU, S; ADAMS, 2003), 

correspondente a uma condição padrão do Pré-Sal na mesma temperatura.  

 Os experimentos foram realizados em solução salina sintética, representando 

a água do mar, de concentração 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 geológico de CO2 e 

principalmente de recuperação avançada de petróleo. A água selecionada 

corresponde a uma água do mar coletada próxima ao poço de injeção de interesse e 

replicada artificialmente em laboratório para a realização dos experimentos. É 

salientada a importância do uso da água do mar, pois espera-se que para os 

processos de recuperação avançada de petróleo offshore ou em regiões perto do mar, 

seja utilizada a própria água do mar. 

  

Tabela 1. Concentração (em ppm) dos íons da solução salina sintética. 

Íon em solução Concentração 

(ppm) 

Na+ 11.400,0 

K+ 442,0 

Ca2+ 74,0 

Mg2+ 7,0 

HCO3
- 65,0 

Cl- 18.280,0 

 

 Amostras utilizadas 

 

 Para a realização dos experimentos foram utilizadas amostras de rochas 

carbonáticas comerciais de diferentes composições adquiridas da Kocurek Industries 

INC. como indicado na Figura 24. As amostras foram selecionadas com o intuito de 
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representar a fração carbonática das rochas reservatório encontradas na região do 

Pré-Sal. 

 

Figura 24. Composição das amostras minerais utilizadas nos experimentos e adquiridas da empresa 

Kocurec Industries. Sendo as amostras assim denominadas: a) Silurian Dolomite e b) Indiana 

Limestone. CaCO3 (carbonato de cálcio), MgCO3 (carbonato de magnésio), R-O (óxidos metálicos), e 

R-Si (silicatos). 

 

 Caracterização da fase mineral 

 

 As amostras foram caracterizadas previamente aos experimentos por análises 

de difração de raios-X (DR-X) com o intuito de identificar através do retículo cristalino 

as fases constituintes da amostra. Foram realizadas análises pós-reação que estão 

disponíveis no apêndice 1 e 2. 

 Para a análise 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 difratômetro Bruker D8 Advance, com radiação Kα em tubo de 

cobre operando com tensão de 40 kV, corrente de 30 mA e varredura de 2θ de 3° a 

70° e tempo de contagem de 0,3s no Laboratório de Sedimentologia e Petrologia 

(LASEPE) do IPR. 

 As amostras carbonáticas foram analisadas por microscopia eletrônica de 

varredura de emissão de campo (FEG/MEV) para determinação da composição 

química aproximada dos constituintes utilizando a técnica de MEV/EDS. As análises 

foram realizadas através do uso de um microscópio eletrônico modelo Inspect F50, 

FEI, associado ao uso de espectrometria de raios X por energia dispersa (EDS, do 
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inglês energy dispersive X-ray spectrometer) no Laboratório Central de Microscopia e 

Microanálises (LabCEMM) da PUCRS. 

A área superficial das amostras pode ser determinada através das isotermas 

de B.E.T (FOGLER, 2002; HILL; ROOT, 2007; MCCABE; SMITH; HARRIOTT, 1993), 

porém quando não é possível realizar a análise através de um equipamento, a área 

superficial pode ser obtida através da utilização de equações de granulometria de 

sistemas particulados como descrito a seguir.  

Conhecendo a densidade (Equação 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 partículas como esferas perfeitas, o volume da partícula (Vp) é uma 

função do raio da partícula (rp) conforme a Equação 4.2. 

 

𝜌 =
𝑚

𝑉
                                                                                                        (4.1) 

𝑉𝑝 =
4

3
𝜋(𝑟𝑝)

3
                                                                                                 (4.2) 

 

Aplicando a definição de diâmetro volumétrico, chega-se ao número de 

partículas (N) necessárias para que a igualdade seja verdadeira, conforme Equação 

4.3. 

𝑉 = 𝑁. 𝑉𝑝                                                                                                      (4.3) 

 

Para calcular a área superficial da amostra, multiplica-se o valor da área de 

uma partícula, uma vez que sua equação só depende do diâmetro da partícula, e 

multiplica-se pelo N encontrado conforme Equação 4.4. 

 

𝐴𝑠 = 𝑁. 4𝜋(𝑟)
2                                                                                              (4.4) 

 

 Preparo e caracterização da fase aquosa 

 

 Para a realização dos experimentos foi preparada uma solução salina sintética 

correspondente a água do mar com a composição química conhecida. O preparo das 

soluções salinas foi realizado de maneira simples, pela simples dissolução dos sais 

em água mili-Q. As soluções foram preparadas e caracterizadas previamente às 

reações, podendo ser armazenadas em refrigeração por um período de até 6 meses. 
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Os reagentes utilizados estão listados na Tabela 2 juntamente com suas respectivas 

características e quantidades usadas para o preparo. 

 

Tabela 2. Sais utilizados para o preparo de 2 L da solução salina e suas características. 

Sal Massa (g) P.M. % Pureza Fabricante 

NaCl 57,8832 58,44 g/mol 99,5 Fmaia 

KCl 1,6855 75,55 g/mol 99,5 Merck 

CaCl2.2H2O 0,5495 147,014 g/mol 99,0 Merck 

MgCl2.6H2O 1,1919 203,30 g/mol 99,0 Merck 

NaHCO3 0,1849 84,0046 g/mol 99,7 Merck 

 

 As soluções preparadas foram analisadas por ICP-OES para determinar a sua 

concentração exata. A análise de ICP-OES, uma das mais importantes técnicas para 

avaliar a dissolução de cátions em solução, foi realizada antes e depois dos 

experimentos utilizando um equipamento da marca Perkin Elmer®, modelo DV-

7000DV. As amostras foram diluídas 1000x em água deionizada e foram analisados 

os principais metais passíveis de alteração no sistema, cálcio, magnésio, sódio, 

potássio. 

 Além da determinação das concentrações de cátions e ânions em solução, o 

pH foi medido, antes e após as reações, com o intuito de observar o efeito da 

dissolução do CO2 na solução salina e sua influência no pH do meio, e 

consequentemente nas alterações mineralógicas da rocha. Para realizar essas 

análises foi utilizado um pHmetro da marca Metrohm modelo 913 portátil. Para as 

análises os eletrodos foram calibrados e as leituras realizadas em atmosfera 

controlada e em condições de pressão ambiente pela imersão do eletrodo na amostra 

de solução salina. A Figura 25 apresenta um fluxograma simplificado para a 

caracterização das amostras sólidas (rochas carbonáticas) e amostra líquida (solução 

salina).  

 

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

e depois dos experimentos). 
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 Experimentos em batelada 

 

 Os experimentos em batelada foram divididos em 2 séries. A série 1 

corresponde aos ensaios realizados à pressão de 250 bar, 60 °C de temperatura e 

amostragem da solução salina ao longo do tempo respeitando os tempos pré-

estabelecidos na Tabela 3, sendo usada nesse experimento a rocha calcítica (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 dolomítica (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 pressão e controladores de temperatura acoplados a mantas 

termostatizadas (Figura 26). 

 

 

Figura 26. Diagrama esquemático do sistema de reatores utilizados para execução dos experimentos. 

  

 A solução salina foi preparada no laboratório conforme a Tabela 1, 

reproduzindo a composição da água do mar. Foram colocados 4g de rocha 

pulverizada e 60mL da solução no reator mantendo a razão de 1g/15mL e 

posteriormente aplicada uma pressão constante de CO2 de 250 bar, sob uma 
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temperatura de 60 ºC e agitação mecânica de 200 RPM (Tabela 3). Foi adotada uma 

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

 

Tabela 3. Condições experimentais para a primeira série de experimentos realizados em função do 

tempo. 

Ref. Tempo (h) Pressão de CO2 Razão mrocha/Vsolução 

CL-01 0,50 

250 bar 1g/15 mL 

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 

 

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

disponíveis no IPR. Para garantir a predominância da atmosfera saturada de CO2 foi 

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

purga no primeiro tubo à esquerda na Figura 27 contendo 3,5 mL de ácido nítrico 0,4 

% a fim de garantir a estabilidade do pH da solução amostrada e a fixação do CO2 no 

meio. Para que não haja retorno de ar atmosférico para o tudo de coleta, foi adaptado 
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um segundo tubo que contém água no seu interior por onde o CO2 é borbulhado 

extraindo o ar da água e saturando a atmosfera do tubo com CO2 e impedindo o 

retorno do ar. Um terceiro tubo é adaptado na sequência por onde o excesso de CO2 

é purgado e mergulhado em uma solução alcalina para fixação do CO2 na forma de 

carbonato impedindo que o mesmo seja emitido para a atmosfera. 

 

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

Autor). 

 

 A segunda série de experimentos consistiu da aplicação das mesmas 

condições experimentais da série 1 (T= 60 °C e P= 250 bar) com amostragens em 

tempos pré-determinados, conforme Tabela 4. Porém, como não foi possível realizar 

amostragens durante os experimentos devido à configuração dos reatores, realizou-

se ensaios com intervalo de tempo de 0,5 h, ou seja, para cada tempo de reação foi 

realizado um experimento, independente nas mesmas condições das reações 

anteriores. 

 

Tabela 4. Condições experimentais para os experimentos realizados em função do tempo. 

Experimento Tempo (h) Pressão CO2 Razão mrocha/Vsolução 

DO-01 1,0 

250 bar 1g/15 mL 

DO-02 1,5 

DO-03 2,0 

DO-04 2,5 

DO-05 3,0 

DO-06 3,5 

DO-07 4,0 

DO-08 4,5 
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DO-09 5,0 

DO-10 5,5 

DO-11 6,0 

DO-12 6,5 

DO-13 7,0 

 

 Modelagem numérica 

 

Para a realização da modelagem numérica fez-se uso do software de simulação 

geoquímica PHREEQC, que é normalmente utilizado para a simulação de equilíbrio 

termodinâmico em fase aquosa (especiação) e entre fases distintas (líquido-gás, gás-

sólido e líquido-sólido), e cinética dos processos com leis de velocidade 

customizáveis. 

Para compreender os efeitos da acidificação do meio reacional por CO2, 

realizou-se simulações à uma temperatura constante de 60°C e sob a pressão de 250 

bar em CO2 puro. A concentração da solução salina adotada está descrita na Tabela 

1, utilizando-se um volume de 60mL para as simulações. O reator simulado possui um 

volume de 100 mL onde a rocha dolomítica é depositada. 

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

 

Figura 28. Representação do sistema modelado para avaliar o comportamento do ácido carbônico na 

acidificação do meio reacional. 
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Através desta simulação é possível obter os valores da quantidade de 

hidrogênio livre, bem como os valores de pH nas diferentes etapas do processo e 

prever o comportamento do sistema referente a dissolução e precipitação mineral. 

Para a obtenção da equação cinética a partir do balanço molar global, assume-

se o uso de um reator cilíndrico operando sob condição de estado estacionário, sendo 

que a Equação 4.5 que descreve o sistema está representada a seguir: 

 

𝑛𝑒̇ − 𝑛𝑠=̇
𝑑𝑛

𝑑𝑡
                     (4.5) 

 

Onde n é o número de mols, t é o tempo e os sub-índices “e” e “s” representam 

a entrada e saída de mols no balanço do sistema, respectivamente. 

Uma vez que a variação do número de mols no sistema é resultado de uma 

reação química, considera-se o balanço de massa,  e como a geometria do reator é 

cilíndrica, torna-se mais conveniente expressar a diferencial por unidade de área 

(FOGLER, 2002), sendo:  

 

(𝐹𝑥 + 𝑑𝐹𝑥)𝑠𝑎𝑖 = (𝐹𝑥)𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎 + 𝑟𝑥𝑑𝐴𝑥         (4.6) 

 

  Onde 𝐹𝑥 é o fluxo molar da espécie química em questão, 𝑟𝑥 é a taxa molar da 

reação e A é a área superficial do sólido. A Equação 4.7 é resultado do balanço da 

equação 4.6, 

 

𝑑𝐹𝑥 = 𝑟𝑥𝑑𝐴𝑥                     (4.7) 

 

Se a reação for expressa em termos de conversão, calcula-se o fluxo molar 

pela Equação 4.8; 

 

𝐹𝑥 = 𝐹𝑥0(1 − 𝑋)                 (4.8) 

 

Onde X representa a conversão e 𝐹𝑥0 o fluxo inicial. Quando combinados os 

resultados das Equações 4.7 e 4.8, chega-se na equação 4.9: 

 

𝑑𝐴𝑥

𝐹𝑥0
=
𝑑𝑋𝑥

−𝑟𝑥
            (4.9) 
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 Sabendo que o fluxo molar pode ser escrito como o produto da concentração 

(C) pelo volume espacial (𝜗0), integra-se a Equação 4.10 não mais pela conversão, 

mas pela diferença de concentração. 

 

𝐴𝑥

𝜗0
= ∫

𝑑𝐶𝑥

−𝑟𝑥

𝐶𝑠

𝐶𝑒
                                                                (4.10) 

 

 A solução da Equação 4.10 é aplicada a reatores cilíndricos, com a 

característica de reatores chamados Continuous Stirred Tank Reactor (CSTR), ou 

reatores de mistura instantânea. As características deste tipo de consideração podem 

ser conferidas em (HELLMANN, 1994). Resolvendo-se a equação 4.10 de forma a 

evidenciar a velocidade da reação, chega-se a Equação 4.11, onde é aplicada uma 

correção decorrente do coeficiente estequiométrico do elemento (𝛿𝑥), que por se tratar 

de uma reação química, se faz necessária. 

 

𝑟 =
(𝐶𝑋𝑠𝑎𝑖−𝐶𝑥𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎)𝜗0

𝛿𝑥𝐴𝑥
                                                                                                (4.11)   

         

 Como as reações químicas que ocorrem em um reator cilíndrico não são 

constantes ao longo de seu comprimento, uma vez que a própria concentração varia, 

a velocidade da reação também varia. Ainda, pode-se supor que em diferentes pontos 

do reator as afinidades químicas e o grau de mistura não sejam os mesmos, o que 

resultaria em erros se aplicado ao conceito de um reator de misturas ideais. Todavia, 

o tamanho reduzido de grãos do mineral, o conhecimento de que a dissolução do 

mineral é lenta e a presença de agitação aumenta a turbulência, o sistema fica mais 

próximo 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 balanço de massa apresentado na Equação 4.11, e que 

a única reação que ocorre é a de dissolução do mineral, a diferença de mols do mineral 

liberado na solução pode ser entendida como uma diferença de massa da amostra. 

Apesar de ser um valor de difícil medição, em teoria a equação da velocidade da 

reação pode ser definida em função da perda de massa, conforme apresentado por 

(POKROVSKY, O S; GOLUBEV; SCHOTT, 2005). A equação é mostrada em 4.12: 
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𝑟 =
∆𝑚

𝑀𝑡𝐴
                                                                                                                  (4.12) 

  

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

de massa, ∆m é a variação da massa e A é a área superficial da amostra. 
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 RESULTADOS E DISCUSSÕES 

 

 Caracterização da fase mineral 

 

 DRX 

 

 A análise de DRX foi realizada com o intuito de caracterizar as amostras 

minerais utilizadas neste estudo quanto a composição mineral. Os sinais 

característicos (em vermelho) da amostra de calcita podem ser observados na Figura 

29 na região de 3,035 Å, 2,285 Å e 2,095 Å.  

 

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

 

 O sinal principal característico de dolomita (CaMg(CO3)2 pode ser observado 

em 2,881 Å na Figura 30. Outros sinais característicos podem ser observados em 

1,785 Å e 2,190 Å (Figura 30). 
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Figura 30. Difratograma da amostra de dolomita pré-reação. 

  

 Os difratogramas pós-reação podem ser vistos nos Apêndice 1 e Apêndice 2. 

  

 MEV/EDS 

 

 Com o intuito de identificar a composição química e a morfologia das amostras 

de rocha utilizadas nos experimentos, realizou-se análises de MEV/EDS (Figura 31 e 

32). Os gráficos de EDS na Figura 31 confirmam uma rocha dolomítica com ausência 

de ferro. Na Figura 31 (d) observa-se aparentemente um sinal de dissolução 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 eletrônica de varredura com seus respectivos dados de EDS das 

reações da série 2. a) 1h e 30min; b) 3h; c) 6h e d) 7h. 

 

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

32), pois em virtude das amostragens realizadas ao longo do tempo não foi possível 

recuperar e coletar material sólido suficiente para análises posteriores de MEV-EDS. 
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Cabe ressaltar que as reações são de dissolução e que as mudanças texturais na 

escala dos experimentos são de difícil visualização. 

 

 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

 Caracterização da fase aquosa 

 

 ICP-OES 

 

 As análises de ICP-OES apresentadas na Tabela 7 e na Tabela 9 foram 

realizadas após os experimentos e evidenciaram mudanças na composição da água 

em relação a composição inicial. Essas variações na concentração podem ser 

atribuídas aos processos de dissolução mineral que ocorreram nas rochas durante as 

reações e são detalhadas nas seções 5.3.1 e 5.3.2. 

 

 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 medição 

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

 

Tabela 5. Variação 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 

Figura 32. Imagem de microscopia eletrônica de varredura com seu respectivo espectro de EDS da 

amostra calcítica pré-reação. 
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CL-04 2,0 6,27 

CL-05 2,5 6,31 

CL-06 3,0 6,18 

CL-07 3,5 6,4 

CL-08 4,0 6,33 

CL-09 5,0 6,3 

CL-10 22 6,35 

CL-11 24 6,33 

CL-12 28 6,3 

CL-13 94 6,24 

CL-14 97 6,29 

CL-15 100 6,31 

CL-16 118 6,33 

CL-17 121 6,35 

CL-18 124 6,33 

CL-19 142 6,3 

CL-20 145 6,32 

CL-21 148 6,37 

CL-22 166 6,28 

CL-23 169 6,33 

CL-24 172 6,35 

CL-25 195 6,34 

  

 É possível notar que os valores de pH da Série 1 não condizem com os valores 

necessários para que haja uma dissolução mineral da rocha carbonáticas, não 

justificando a variação na concentração de Ca2+ na solução após a reação. Conforme 

a literatura, a dissolução de minerais carbonáticos em meio aquoso na presença de 

CO2 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 variação pequena, apresentando valores fora dos valores 

necessários para que ocorra a dissolução mineral. Deste modo sugere-se a aplicação 

de uma correção no pH.  
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 Tabela 6. Variação do pH ao longo do tempo para os experimentos da Série 2. 

Experimento Tempo (h) pH 

DO-01 1 6,94 

DO-02 1,5 7,98 

DO-03 2 7,87 

DO-04 2,5 6,45 

DO-05 3,5 6,48 

DO-06 5 7,74 

DO-07 6 6,31 

DO-08 7 6,34 

DO-09 15 7,84 

 

 Reações em batelada 

 

 Experimentos da série 1 (rocha calcítica) 

 

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

carbonatos sugere um comportamento padrão dependente do valor de pH e 

consequentemente da pressão e temperatura do meio em ordens diferentes de 

importância. Os resultados experimentais são apresentados na Tabela 7.  

 

Tabela 7. Resultados obtidos com os experimentos da Série 1 para a concentração de Ca2+, Mg2+ e a 

variação do pH em função do tempo. 

Experimento Tempo (h) pH Ca2+ (mg/L) Mg2+ (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 28,00 6,3 1120 132 

CL-13 94,00 6,24 1204 124 

CL-14 97,00 6,29 1212 120 

CL-15 100,00 6,31 1188 132 

CL-16 118,00 6,33 1224 136 

CL-17 121,00 6,35 1284 140 

CL-18 124,00 6,33 1252 132 

CL-19 142,00 6,3 1268 136 

CL-20 145,00 6,32 1284 147,6 

CL-21 148,00 6,37 1292 136 

CL-22 166,00 6,28 1280 140 

CL-23 169,00 6,33 1288 144 

CL-24 172,00 6,35 1392 140 

CL-25 195,0 6,34 1252 132 

 

 Na Figura 33 são apresentadas as curvas de dissolução mineral da rocha 

calcítica conforme dados da Tabela 7. Essas curvas representam a variação das 

concentrações de Ca2+ e Mg2+ em função do tempo com seus respectivos valores de 

pH. 

 

Figura 33. Representação das curvas de dissolução de Ca2+ e Mg2+ com o pH em função do tempo 

para os experimentos da Série 1. 

  

 De acordo com o gráfico da Figura 33 é possível notar que a concentração de 

Ca2+ varia ao longo do tempo nas condições experimentais de 250 bar e 60 °C, 

observa-se que a reação de dissolução 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 concentração de Mg2+ teve uma sútil variação permanecendo 

em equilíbrio na maior parte do tempo de reação, como também já descrito na 

literatura em (DUAN et al., 2006; SOREIDE; WHITSON, 1992). 

Avaliando o comportamento do cálcio como uma função do tempo, pode-se 

representar matematicamente através da Equação 5.1. 

 

𝐶𝑎2+(𝑡) = 𝑎. 𝑡𝑏 + 𝑐                                                                                         (5.1)     

  

 Os coeficientes associados são 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 mínimos quadrados e a representação do ajuste pode ser visualizada 

na Figura 34. O R2 associado ao ajuste foi de 0,971922. 

 

 

Figura 34. Representação da curva teórica de dissolução de Ca2+ (linha vermelha) em função do tempo 

e os valores reais de Ca2+ (triângulos azuis) medidos por ICP-OES. 

  

 O ajuste da curva teórica aos dados experimentais resultou em um valor de R2
 

satisfatório mostrando a aplicabilidade da equação proposta para a avaliação do 

comportamento do Ca2+ no sistema reacional. 

As reações de dissolução de minerias carbonáticos possuem faixas específicas 

de pH para ocorrer, não sendo possível que ocorram nos valores de pH medidos, 
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de temperatura e pressão aplicadas nos experimentos sem que haja a aplicação de 

um fator de correção.  

Para efetuar a correção do pH, definiu-se a média dos valores registrados, o 

que resultou em um pH médio de 6,30 ±0,75. A variação entre os valores de pH 

apresenta uma diferença de 45,7% na quantidade de hidrogênio livre em solução, 

calculado por pH = - log [H+]. Devido a esta diferença é proposta uma correção linear 

para o pH medido a temperatura de 60°C e sob a pressão de 250 bar. Esta correção 

pode ser entendida como válida em situações de baixas pressões e baixas 

temperaturas (DRUCKENMILLER; MAROTO-VALER, 2005). O fator de correção 

proposto ainda se limita às condições de águas com baixa salinidade como 

apresentado por (POKROVSKY, OLEG S; SCHOTT, 2001). Dessa forma, a Equação 

5.2 representa uma forma de corrigir o valor obtido fora das condições de temperatura 

e pressão dos experimentos. 

 

𝑝𝐻𝑟𝑒𝑎𝑙. 𝛼 = 𝑝𝐻𝑚𝑒𝑑         (5.2) 

 

Onde o 𝑝𝐻𝑟𝑒𝑎𝑙 é o valor médio obtido da literatura, 𝛼 é o fator de correção 

aplicado e 𝑝𝐻𝑚𝑒𝑑 é o pH medido experimentalmente, originando a equação de 

correção apresentada abaixo: 

  

 𝑝𝐻𝑐𝑜𝑟𝑟 = 0,75. 𝑝𝐻𝑚𝑒𝑑                                                                           (5.3) 

 

 Onde 𝑝𝐻𝑐𝑜𝑟𝑟 representa o valor após o ajuste do pH medido, 𝑝𝐻𝑚𝑒𝑑 representa 

o valor do pH obtido nas condições normais de temperatura e pressão 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 necessária a aplicação de uma 

correção. Com a aplicação da correção do valor de pH, sugerido pela Equação 5.3, é 

possível observar na representação da Figura 35 que os valores encontrados estão 

dentro da faixa de pH necessária para que ocorra a dissolução mineral e justifique o 

aumento na concentração de Ca2+ em solução observado experimentalmente. 
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 Nota-se pelo padrão das curvas de concentração de Ca2+ e pH obtidos, que as 

mesmas são de boa qualidade, sugestivamente em virtude da adaptação do sistema 

de amostragem e medição do pH. Sugere-se que as medições de pH realizadas em 

atmosfera de CO2 e meio ácido facilitaram a fixação do pH e mantiveram o meio ácido 

similar ao que se espera ser observado dentro do reator obtendo valores mais 

precisos, ainda que sob uma condição de pressão diferente da pressão do meio 

reacional. 

 Para a obtenção da cinética de dissolução do Ca2+ foi aplicada a Equação 4.12 

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

 

Tabela 8. Variação da concentração de Ca2+ e taxa de dissolução de Ca2+ em função do tempo. 

Experimento Tempo (h) Ca2+ (mmol/L) 

Taxa de 

dissolução 

(mol/m2s1) 

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 

Figura 35. Comparação entre os valores de pH calculados pelo PHREEQC e os valores de pH corrigidos 

pela Equação 5.3. A zona destacada em amarelo representa a faixa de pH necessária para ocorrer a 

dissolução mineral. 
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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 reação de dissolução 

de Ca2+ resultando no gráfico da Figura 36.  

 

 

Figura 36. Representação das taxas de dissolução de Ca2+ em função do tempo aplicando a Equação 

4.2 de cinética de dissolução. 

  

 A Figura 36 apresenta uma alta taxa de dissolução de Ca2+ devido a 

influência inicial de fenômenos de transporte como a advecção e a difusão, 

principalmente ao fenômeno de advecção dado que a agitação ocorre a alta rotação 

e, após a influência inicial desses fenômenos, a reação passa a ser controlada 
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sumariamente pela velocidade com que as reações químicas ocorrem na superfície 

do mineral. 

 

 Experimentos da série 2 (rocha dolomítica) 

 

Os resultados dos experimentos da Série 2 (250 bar, 60 °C, sem agitação) são 

apresentados na Tabela 9. Com os valores de ∆m realizou-se uma tentativa de avaliar 

o comportamento do sistema através da variação de perda de massa em função da 

dissolução dos minerais. 

 

Tabela 9. Resultados obtidos com os experimentos da Série 2 para a concentração de Ca2+, Mg2+, pH 

e variação de massa da amostra em relação a massa inicial em função do tempo. 

Experimento Tempo (h) pH Ca2+ (mg/L) Mg2+ (mg/L) ∆m 

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 

 

A Figura 37 apresenta a variação da concentração de Ca2+ e Mg2+ ao longo do 

tempo, representando a dissolução da rocha dolomítica. 

 

 

Figura 37. Variação da concentração de Ca2+ e Mg2+ em função do tempo. 
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Nota-se que nas primeiras horas (três pontos iniciais), quase não há dissolução. 

A ausência de dissolução indica que a acidificação da solução que ocorre na superfície 

do líquido ainda não atingiu o fundo do reator onde está a amostra do mineral. A 

ausência de agitação também interfere no tempo de reação visto que sem a agitação 

é necessário que haja um deslocamento do CO2 e a sua conversão em H2CO3 ao 

longo do reator até o ponto onde se encontra a amostra reativa. Os principais modelos 

matemáticos não consideram a existência desse tempo “morto”,  pois consideram que 

a solução já está em equilíbrio com o mineral. 

A presença de Mg2+ causa instabilidade nas curvas de dissolução da dolomita 

devido a atuação dessa espécie como inibidor de cálcio e promotor da precipitação, 

junto com o HCO3
-. Isso se deve ao fato da dissolução da dolomita ser controlada pela 

protonação/hidrólise dos sítios de MgCO3 (LAGNEAU; PIPART; CATALETTE, 2005). 

O magnésio apresenta uma cinética de dissolução mais lenta e menores variações na 

concentração tornando mais difícil a interpretação dos resultados; levando isso em 

consideração os resultados são apresentados em função da concentração de Ca2+. 

O comportamento do cálcio em solução como uma função do tempo obteve 

uma melhor representação com uma modificação na equação Hyperbola Saturation 

Growth. A Equação que foi obtida para o ajuste aos dados (Equação 5.4) é uma 

equação exponencial modificada e está representada a seguir: 

 

𝐶𝑎2+(𝑡) = 𝑑. (
𝑎.𝑡

𝑏+𝑡
)
𝑛

                                                                                        (5.4)   

  

Os coeficientes associados são 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 R2=0,8588. 
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Figura 38. Representação da curva teórica de dissolução de Ca2+ (linha vermelha) em função do tempo 

e os valores reais de Ca2+ (losangos azuis) medidos por ICP-OES.  

  

 O valor encontrado para o R2 e o tipo de curva ajustada aos dados 

experimentais apresentam uma boa concordância com os modelos propostos. Os 

pontos observados mais distantes da linha teórica da concentração de cálcio podem 

ser atribuídos a erros experimentais na amostragem da solução, visto que a coleta da 

solução ocorre após a despressurização e ao resfriamento do sitema reacional, 

fatores que se não forem controlados adequadamente podem interferir na 

concentração da solução. 

 Os dados experimentais ainda permitem relacionar a quantidade de Ca2+ com 

a variação de massa da amostra sólida. A curva da perda de massa dos experimentos 

segue um formato inverso ao apresentado na Figura 38. Plotando a variação perda 

de massa (∆m) em função do tempo (Figura 39), obteve-se um melhor ajuste dos 

dados com uma função exponencial modificada, representada pela Equação 5.5: 

 

∆m(t) = 𝑎. 𝑏
𝑐

(𝑡+𝑑)𝑛+𝑒                                                                               (5.5) 
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Onde a=0,1675, b=13,3739, c=4,84305, d=1,6663, n=3,12083 e e=0,01697. O 

R2 associado a este ajuste foi de 0,7567. Considerando que a medida da variação de 

massa, pode estar sujeita a erros experimentais, deve ser avaliada com cautela. 

 Os principais erros experimentais associados às variações de perda de massa 

podem estar relacionados à precisão da balança, visto que a variação da massa é 

muito pequena em relação a massa inicial. Outro procedimento experimental que pode 

interferir na variação da massa é a filtragem, tendo em vista que parte do material 

filtrado pode ficar retido no filtro. No entanto mesmo com esses erros experimentais 

associados é possível perceber uma tendência no comportamento do Ca2+ com 

relação a perda de massa (Figura 39). 

 

 

Figura 39. Representação da variação da perda de massa teórica em função do tempo ∆m(t) (linha 

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

 

Após avaliar o comportamento do Ca2+ e do ∆m como uma função do tempo, 

realizou-se uma análise da variação da massa para determinar a quantidade cálcio. 

Para isso, determinou-se a variação em porcentagem da perda de massa em relação 

a massa inicial (∆m%), conforme a Equação 5.6: 

 

∆m% =
∆m

𝑚0
. 100                                                                                    (5.6) 

 

Nesse formato, m0 representa a massa inicial usada no experimento e ∆m a 
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massa com a variação na concentração de Ca2+ foi possível encontrar um modelo que 

potencialmente pode prever a dissolução do cálcio baseada na variação da perda de 

massa. A decisão de usar a variante em porcentagem ajuda a padronizar os 

resultados, uma vez que o eixo de perda de massa varia de 0 a 100%. A Equação 

abaixo representada foi uma equação exponencial modificada.  

 

𝐶𝑎2+ = 𝑎. 𝑏
𝑑.(

𝑐

(∆𝑚+𝑒)𝑓
 + 𝑔)

𝑛

          (5.7) 

 

As constantes usadas na Equação (5.7) foram calculadas usando o método dos 

mínimos quadráticos. 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 R2 de 0,9703 para o modelo. A 

comparação gráfica entre a curva obtida com os dados reais e a curva ajustada pode 

ser observada na Figura 40.  

 

 

Figura 40. Representação das curvas de Ca2+ como uma função de ∆m e os valores reais de Ca2+ 

obtidos experimentalmente. 

 

É possível observar na Figura 40 que a relação entre a perda de massa teórica 

percentual e os valores medidos de variação de massa de Ca2+
 apresentaram uma 

boa concordância, sugerindo que a correlação entre os parâmetros pode ser usada 

para avaliar complementarmente o comportamento do cálcio em solução. Sugere-se 

avaliar a perda de massa como um parâmetro complementar aos processos de 

 



 91 

dissolução de minerais em condições de reservatório, visto que quando a dissolução 

mineral for muito baixa os valores experimentais obtidos estão próximos do limite de 

detecção das balanças analíticas.  

Cabe salientar as dificuldades experimentais encontradas em várias etapas das 

metodologias aplicadas. Dentre as dificuldades destaca-se a medição do pH e a 

obtenção de um valor coerente com as condições de realização dos experimentos, 

tendo em vista que ao despressurizar o reator existe uma tendência natural do CO2 

dissolvido se desprender da solução em função da diferença de pressão, ocasionando 

uma variação no pH e consequentemente uma variação na concentração dos íons em 

solução dificultando a sua aferição. 

Outro aspecto relevante observado foi a medição da perda de massa nos 

experimentos realizados com a rocha dolomítica, pois com a coleta do material sólido 

ao final de cada reação o erro associado ao experimento aumenta em virtude da 

possível perda de massa no processo de filtração. 

A ausência de agitação mecânica nessa série de experimentos ocorreu devido 

à falta de disponibilidade de reatores com tal capacidade, porém observou-se que 

apesar de ser detectado um tempo morto no início da reação, em decorrência dos 

efeitos de difusão, a reação ocorreu dentro da faixa de tempo prevista na modelagem, 

evidenciada pelo ajuste das curvas de dissolução de Ca2+. 
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 CONCLUSÕES 

 

Nos experimentos da Série 1 é possível observar que nas condições reacionais 

aplicadas a calcita, o pH representa um fator determinante para a compreensão das 

interações CO2-fluido-rocha e a metodologia para aquisição dos dados desempenha 

um papel fundamental na qualidade dos resultados. O fato de não ser possível analisar 

o pH in situ justifica a necessidade de se corrigir o valor de pH obtido 

experimentalmente através de uma equação que representa a variação dos valores 

de pH medidos em comparação com os valores de pH teóricos obtidos da literatura. 

A técnica adaptada para a medição do pH e a correção aplicada apresentaram 

resultados significativos, considerando que a aplicação da técnica de amostragem 

resultou em ganhos de qualidade no resultado das análises químicas da solução 

aquosa, foi possível observar que os dados gerados com a técnica se apresentaram 

mais confiáveis e originaram curvas com maior qualidade, sugerindo que a 

metodologia desenvolvida auxilia na correção de erros experimentais e facilita a 

interpretação dos resultados obtidos além de corrigir os valores de pH de difícil 

aquisição. 

Observou-se que a dissolução mineral ocorreu majoritariamente nas primeiras 

6 h de reação corroborando com os estudos de (BACHU, S; ADAMS, 2003). Com os 

resultados obtidos avaliou-se o comportamento do Ca2+
 como uma função do tempo 

originando uma equação que representa esse comportamento, e assim foi possível 

comparar os dados obtidos experimentalmente com as curvas teóricas ajustadas aos 

dados experimentais obtendo um valor de R² de 0,971922, considerado satisfatório 

para esse tipo de dado experimental.    

Para os experimentos da Série 2 realizados com a rocha dolomítica, além da 

equação para o ajuste das curvas, houve uma tentativa de correlacionar a variação 

de perda de massa de amostra com a variação da concentração de íons de Ca2+ em 

solução. Os ajustes das curvas obtidas para os dados apresentaram um R² de 0,7567, 

esse valor de R² ainda não é considerado satisfatório, porém, devido ao potencial de 

correção dos erros experimentais detectados, é possível se chegar em resultados 

mais satisfatórios demonstrando a aplicabilidade dessa equação para o ajuste das 

curvas. 



 93 

 Após avaliar o comportamento do Ca2+ e da variação da perda de massa em 

função do tempo, foi possível encontrar um modelo que pode prever a dissolução do 

cálcio baseado na variação de perda de massa em porcentagem, obtendo um R² de 

0,9703, apresentando uma boa concordância entre os dados obtidos e os dados 

calculados, sugerindo que o modelo pode ser utilizado complementarmente para 

avaliar os processos de dissolução mineral, essa relação percentual padroniza as 

variações encontradas e possibilita a aplicação dessas equações para qualquer tipo 

de carbonato contendo cálcio. 

 Do ponto de vista do armazenamento geológico de CO2 a compreensão das 

interações CO2-fluido-rocha é fundamental para a avaliação da possibilidade de 

implementação do armazenamento geológico em reservatório carbonáticos. Como 

observado experimentalmente, os reservatórios carbonáticos são altamente reativos 

e a dissolução ocorre nas primeiras horas de reação, o contato entre a solução salina 

rica em CO2 e a rocha do reservatório promove um ambiente reativo que deve ser 

controlado para que as condições de injeção em um reservatório não comprometam 

a integridade estrutural do mesmo. Conhecer as taxas de dissolução de carbonatos 

se mostra essencial, tendo em vista que esses são os minerais que primeiro irão reagir 

no meio e são eles que determinam alguns dos parâmetros de injeção nos 

reservatórios para fins de armazenamento geológico. 

A recuperação avançada de petróleo no contexto de reservatórios 

característicos do Pré-Sal requer estudos minuciosos em virtude da complexidade da 

sua composição mineralógica e estrutural. É sabido que os reservatórios do Pré-Sal 

são constituídos de minerais carbonáticos e argilominerais magnesianos, sendo 

assim, compreender como esses carbonatos se comportam em contato com os fluidos 

de injeção ajuda a prever possíveis alterações que possam interferir na produção de 

petróleo e na integridade do reservatório. Além disso, considerando que a dissolução 

de carbonatos em contato com uma solução salina pode ocorrer rapidamente, 

conhecer as taxas de dissolução pode servir como parâmetro de avaliação do 

potencial de recuperação de petróleo. 
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 PROPOSTAS PARA TRABALHOS FUTUROS 

 

Como complementação desse estudo segue abaixo uma breve descrição das 

propostas para trabalhos futuros: 

 

- Realizar ensaios com medidas de pH in situ em condições de pressão 

elevadas: estes ensaios possibilitariam determinar exatamente o pH onde as 

principais reações de dissolução de carbonatos ocorrem nas mais variadas condições 

de pressão e temperatura; 

- Avaliar como os parâmetros salinidade, pressão e temperatura influenciam 

no comportamento dos sistemas reacionais no contexto do armazenamento geológico 

de carbono em reservatórios carbonáticos; 

- Realizar experimentos em fluxo contínuo visando compreender os 

mecanismos que regem a dissolução de minerais carbonáticos nos processos de 

injeção de CO2. 
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ANEXO 1. Artigo publicado ao decorrer da execução da tese. 
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ANEXO 2. Resumo da apresentação oral realizada no 48º Congresso Brasileiro de Geologia. 
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ANEXO 3. Trabalho apresentado no 69º Congresso Internacional da ABM. 
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Apêndice 2. Difratograma pós-reação da amostra de calcita usada nos experimentos da série 2. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 


