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RESUMO 

 
Na estimulação de reservatórios de petróleo por acidificação, torna-se um desafio diminuir a velocidade 

de reação entre ácido clorídrico e as rochas carbonáticas, de modo a aumentar a profundidade da 

estimulação. Neste trabalho, soluções ácidas foram formuladas contendo tensoativos não-iônicos 

Nonylphenol de diferentes graus de etoxilação, e por meio dos estudos de caracterização de pH, 

tensiometria, viscosidade e diâmetro micelar, foi possível diminuir a velocidade de contato dos íons H+ 

com rochas carbonáticas. Foi realizado um planejamento experimental de composto central mostrando 

que a velocidade de reação foi retardada em até 350 vezes (2.356±0.133 x10-4 gramas de rocha por 

segundo). À vista disso, os sistemas formulados são adequados para as condições exigidas durante a 

acidificação. 
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INTRODUÇÃO 

 

Grande parte da reserva de petróleo e gás mundial concentra-se em reservatórios 

carbonáticos [1,2]. Trata-se de reservatórios de alta heterogeneidade e estruturas porosas, 

havendo predominância da presença de descontinuidades geológicas, como fraturas e falhas [3–

5]. Devido às complexas condições físicas e químicas presentes em suas rochas, muitas vezes 
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a liberação e fluxo de hidrocarbonetos dependem de técnicas de estimulação que visem 

aumentar a produtividade de petróleo nos campos de perfuração [6,7].  

Na estimulação de poços de petróleo, a acidificação da matriz é aplicada para remover 

danos à formação no entorno do poço, visando a sua remoção e restaurando a permeabilidade 

original do reservatório ou no caso de reservatórios carbonáticos, melhorar as condições de 

fluxo próximo ao poço através da sua dissolução [8,9]. A acidificação envolve a injeção de 

soluções ácidas na formação produtora, geralmente ácidos fluorídrico (HF) e/ou clorídrico 

(HCl) e a mudança da permeabilidade ocorre por meio de reações químicas [10]. O sucesso da 

acidificação da matriz depende de alguns fatores tais como uma boa avaliação de poços 

candidatos usando históricos de completação e produção, análise de vazão no poço, composição 

de formação do reservatório, seleção de solventes, ácidos e composições de ácidos para prevenir 

ou reduzir incompatibilidades com a formação produtora e efetiva preparação de poço, e 

supervisão de trabalho [11–13]. 

Na estimulação de poços de petróleo, a acidificação apresenta-se como uma das 

melhores e mais eficazes tecnologias para aumentar a produtividade de reservatórios, desde que 

ocorra uma distribuição controlada da injeção de ácido de forma a redistribuir a acidificação de 

matrizes heterogêneas [7,14]. Se a injeção de ácido mostra-se bem sucedida, forma-se um 

número limitados de canais denominados “buraco de minhoca (wormholes)” [15,16]. Essas 

formações permitem o fluxo com baixa resistência de hidrocarbonetos no poço, aumentando a 

produtividade [17]. Apesar disso, muitas vezes a taxa de reação de dissolução do carbonato 

apresenta-se muito alta, o que ocasiona no consumo imediato do ácido antes de uma penetração 

mais profunda na matriz rochosa. Consequentemente, a superfície da rocha é consumida, 

diminuindo o número de buracos de minhoca formados [18]. 

De modo a diminuir a taxa de reação entre a solução ácida e a matriz carbonática, 

sistemas de microemulsão e nanoemulsão são amplamente citados na literatura como 

alternativas de sistemas retardados de controle da acidificação [19–21].  Tratam-se de sistemas 

formados por uma fase aquosa e outra fase oleosa estabilizadas por matéria ativa (tensoativo 

com ou sem cotensoativo) [22] e compostos por estruturas micelares que são capazes de 

aprisionar o ácido, diminuindo a taxa de reação com as rochas carbonáticas [23]. Apesar dessa 

vantagem, para se obter sistemas de microemulsão e nanoemulsão, muitas vezes utiliza-se uma 

grande quantidade de matéria ativa, o que, a depender dos componentes, pode elevar muito seu 

custo, além de tornar a formulação insalubre. 



 

 
 

Assim, para anular os aspectos negativos e tornar o processo de estimulação ácida mais 

simples, este trabalho objetiva investigar o comportamento de surfactantes não-iônicos no 

controle da velocidade de reação entre o ácido clorídrico e rocha carbonática devido o tipo de 

tensoativo, sua característica anfifílica e a quantidade de grupos polares presentes na cabeça 

polar interferirem na sua solubilidade e na sua interação com os íons H+ presentes no meio 

[24,25]. Com isso, serão avaliados o Nonyphenol EO11, EO40 e EO100 como retardadores da 

reação entre no HCl e a rocha carbonática. 

 

METODOLOGIA  

  

Para o desenvolvimento desse trabalho foi utilizado os tensoativos do tipo não-iônico 

Nonyphenol EO11, EO40 e E100, onde o EO corresponde ao grau de etoxilação, número de 

óxido de eteno, presente na região polar do tensoativo. De forma a retardar a reação entre o HCl 

e a rocha carbonática nos procedimentos de estimulação por acidificação em reservatórios de 

petróleo. Soluções ácidas contendo tensoativo foram elaboradas e submetidas à testes 

reacionais com a rocha carbonática, com a finalidade de determinar o tempo de reação.  

As rochas carbonáticas utilizadas nos experimentos são provenientes da formação 

Jandaíra (Rio Grande do Norte). Foram trituradas e submetidas ao peneiramento, as partículas 

inferiores à 0,106mm (150mesh) foram usadas na confecção de pastilhas. Os ensaios foram 

executados usando 0,5 gramas do carbonato em pó, solução ácida com e sem a presença de 

tensoativo. Os testes foram realizados com temperatura controlada por meio de um banho 

termostático, mantendo tanto o carbonato quanto a solução ácida na mesma temperatura. Após 

a pastilha de carbonato e as soluções ácidas a atingirem as temperaturas desejadas, transferiu-

se uma quantidade conhecida de solução ácida para o recipiente contendo o carbonato para 

iniciar a reação. O tempo total da reação foi cronometrado, e considerado finalizado quando 

não houvesse mais evidência de reação, neste caso, a formação de CO2 e a velocidade de reação 

foi estimada segundo a Equação (1).  

 

Onde v representa a velocidade de reação (g/s), mt a massa da pastilha de carbonato (g) 

e ∆t a variação de tempo de reação (s). Para o estudo da velocidade de reação, foram escolhidas 

as seguintes variáveis de estudo: Concentração de tensoativo, volume de solução ácida aplicada 

e temperatura do ambiente de reação. A investigação dos efeito dessas três variáveis foi 



 

 
 

elaborada seguindo um delineamento experiemntal fatorial 23 com três repeticções no sistema 

central. A variável resposta foi a velocidade de reação.  A tabela 1 mostra os níveis de fatores 

escolhidos, concentração do tensoativo (CS), volume de solução ácida (VHCl) e temperatura (T) 

, o intervalo de temperatura foi determinado de acordo com a variação de temperatura presente 

em reservatórios de petróleo no Brasil [26]. 

 

Tabela 1: Níveis assumidos pelos parâmetros de influência no sistema de acidificação. 

Variável Nível 

-1 0 +1 

CS (%) 2 6 10 

VHCl (mL) 5 7.5 10 

T (°C) 30 45 60 

 

Todas as experiências foram realizadas em duplicada e o efeito de cada fator foi 

analisado, gerando superfícies de resposta para melhor entendimento dos fenômenos com o 

auxílio do programa STATISTICA 7.0. 

 

RESULTADOS E DISCUSSÃO 

  

 Os resultados de eficiência do retardamento da reação expressa pela velocidade reação 

(υ) em função das diferentes condições de concentração do surfactante, volune de solução e 

temperatura estão presentes na tabela 2. A velocidade de reação para a solução ácida sem a 

presença de tensoativo foi de 714 x10-4 g/s para todos os casos. 

 

 Tabela 2: Resultados do planejamento experimental para a velocidade de reação (v). 

Ensaios Variáveis  𝑣 (x10-4) (g/s) 

CS 

(%) 

VHCl 

(mL) 

T 

(°C) 

Nonylphenol 

11 EO 

Nonylphenol 

40 EO 

Nonylphenol 

100 EO 

1 2 5 30 10.710±0.566 14.104±0.084 8.841±0.353 

2 10 5 30 9.326±0.540 3.955±0.039 2.356±0.133 



 

 
 

3 2 10 30 15.258±1.604 19.313±2.149 11.947±0.060 

4 10 10 30 10.353±0.151 6.446±0.299 3.150±0.258 

5 2 5 60 10.427±0.046 10.010±0.070 10.527±0.156 

6 10 5 60 7.076±0.452 9.955±0.322 4.100±0.068 

7 2 10 60 14.286±0.115 16.838±0.320 14.599±0.150 

8 10 10 60 11.598±0.759 13.148±0.464 5.208±0.076 

9 6 7.5 45 13.157±0.779 10.060±0.317 5.656±0.142 

10 6 7.5 45 11.904±0.479 9.434±0.142 5.440±0.154 

11 6 7.5 45 13.333±0.399 9.652±0.142 5.387±0.198 

Mean of duplicates ± standard deviation. CS: Concentração de surfactante em solução ácida; VHCL: volume de 

solução ácida utilizada; T: temperatura; v: velocidade de consumo da rocha carbonática. 

 

 Ao analisar a tabela 2, percebe-se que quanto maior o grau de etoxilação, assim como o 

aumento da molécula de surfactante, maior será a contribuição em retardar a reação entre o 

ácido clorídrico e o carbonato de cálcio presente na rocha Jandaíra. Esse fenômeno ocorre, pois, 

a presença do grupo etoxi, assim como o seu aumento, contribui para elevar a viscosidade do 

líquido, o que irá diminuir a difusividade dos íons H+, resultando em uma menor frequência de 

choques entre esses íons e a rocha, aumentando, deste modo, o tempo da reação. Além disso, 

quanto mais grupos etoxilados estiverem presentes na cabeça do tensoativo, maior será a 

quantidade de íons H+ que serão atraídos e aprisionados ao redor das micelas, que por serem 

mais pesados que o H+ contribuem com a diminuição da difusividade deste íon, ajudando a 

retardar a reação. A Fig. 1 esquematiza o exposto. 

 

Fig. 1 – Esquema do efeito provocado na viscosidade e velocidade de reção na presença dos 

grupos etoxilados. 



 

 
 

 O aumento da concentração do surfactante promove a formação de mais micelas que 

contribui para o aumento da viscosidade do fluido, além de contribuir para o aprisionamento de 

mais H+, fenômenos que diminuem a difusividade e, assim, diminuem a velocidade de reação. 

Quando há um aumento no volume da solução, de 5 ml para 10ml, percebe-se que o tempo de 

reação diminui, sendo justificado pelo aumento dos choques de H+ com a mesma quantidade 

de rocha. Além disso, a quantidade de H+, livres do efeito atrativo das micelas também aumenta. 

Para exemplificar o exposto, em 5 ml e 10 ml têm, respectivamente, 1,15 x 1022 H+ e 2.31 x 

1022 de H+ em excesso ao número de molécula de surfactante. A Fig.2 representa 

esquematicamente tal comportamento. 

 

Fig. 2 – Representação da quantidade íons H+ presentes em soluções com diferentes volumes, 

à esquerda em menor volume, 5 ml, e à direita maior volume, 10ml. 

 

 A variação na temperatura, 30°C para 60°C, provoca uma diminuição da viscosidade, o 

que contribui para o aumento da difusividade dos agregados micelares e os íons H+ e, desta 

maneira, proporciona o aumento das colisões do H+ com a rocha, o que reduz o tempo de reação. 

O Nonylphenol EO 100 seguiu este comportamento para todas as condições, sendo mais 

expressivo em concentração de 10%, o que é justificado pela maior redução da viscosidade 

nesta concentração. O Nonylphenol EO 40 apresenta a mesma tendencia apenas para a 

concentração igual a 10%, enquanto que a 2% o tempo de reação é aumentado, o que contraria 

o efeito da viscosidade. Nesta concentração, além de apresentar uma menor redução da 

viscosidade, há a formação de uma espuma (CO2 formado rapidamente a altas temperatura e 

estabilizados pelos surfactantes) relativamente estável, o que não ocorre a 10%, e isso acaba 

inibindo a aproximação do H+ a rocha, contribuindo para o aumento da velocidade de reação. 

O Nonylphenol EO 11 tem o seu tempo de reação aumentado para todas as condições quando 



 

 
 

se eleva a temperatura, logo, o abaixamento da viscosidade não é o fator principal, mas sim a 

espuma formada, que é mais estável para este surfactante devido ao seu menor BHL (balanço 

hidrofílico-lipofílico), maior capacidade de estabilizar gás em água, e assim, reduzindo a 

velocidade da reação devido o gás inibir a aproximação do líquido a rocha [27]. 

 Os resultados experimentais foram modelados por regressão linear, obtendo-se um 

modelo polinomial de primeira ordem (intervalo de confiança de 95%) para cada surfactante 

utilizado. Os principais efeitos e interações (até 3 vias) são apresentadas na tabela 3. 

 

Tabela 3: Efeitos estimados de fatores-chave e suas interações na velocidade de reação (𝑣). 

As variáveis em negrito são estatisticamente significativas. 

Parameters Nonylphenol 11 EO Nonylphenol 40 EO Nonylphenol 100 EO 

Coeff. p-value Coeff. p-value Coeff. p-value 

Mean 11.584 0.000 11.174 0.000 7.019 0.000 

CS (%) -1.540 0.030 -3.345 0.001 -3.887 0.000 

VHCl (mL) 1.744 0.024 2.215 0.002 1.135 0.001 

T (°C) -0.282 0.413 0.766 0.02 1.017 0.002 

[(CS)(VHCl)] -0.357 0.324 -0.794 0.019 -0.659 0.005 

[(CS)(T)] 0.031 0.919 2.409 0.002 -0.066 0.314 

[(VHCl)(T)] 0.350 0.330 0.290 0.122 0.159 0.086 

[(CS)(VHCl)(T)] 0.523 0.197 -0.114 0.415 -0.081 0.246 

  

 Pode-se observar que as variáveis de concentração (Cs) e volume (VHCl) foram 

significativas para todos os tensoativos utilizados. Quanto maior o grau de etoxilação, maior 

será a influência da concentração na diminuição da velocidade de reação, resultado esperado, 

uma vez que, houve o aumento da viscosidade. Enquanto que para as temperaturas elevadas, 

quando há um maior grau de etoxilação maior a velocidade de reação. Quanto as interações, 

apenas o par Volume e Concentração [(CS)(VHCl)] apresentou significância para o NP 40 e NP 

100, enquanto o par Concentração e Temperatura [(CS)(T)] apresentou significância apenas 

para o NP 40, o que mostra que essas interações não devem ser desprezadas na cinética de 



 

 
 

reação dos sistemas. O Nonylphenol 11, por sua vez, sofreu influência apenas dos termos 

independentes, não havendo assim nenhuma ação de interações sobre a respostas da velocidade 

de reação para esse tensoativo.  

 As figuras 3, 4 e 5 mostram as respostas para o NP EO 11, NP EO 40 e NP EO 100, 

respectivamente. 

 

Fig. 3. Superfícies de resposta para a velocidade de acidificação (𝑣) para o sistema contendo 

Nonyphenol 11 EO. (a) CS vs. VHCl, (b) CS vs. T e (c) VHCl vs. T. 

 

Fig. 4. Superfícies de resposta para a velocidade de acidificação (𝑣) para o sistema contendo 

Nonyphenol 40 EO. (a) CS vs. VHCl, (b) CS vs. T e (c) VHCl vs. T. 

 

Fig. 5. Superfícies de resposta para a velocidade de acidificação (𝑣) para o sistema contendo 

Nonyphenol 100 EO. (a) CS vs. VHCl, (b) CS vs. T e (c) VHCl vs. T. 

 Ao analisar a figura 3, pode-se observar que os maiores retardos de velocidade ocorrem 

em altas concentrações, baixa quantidade de volume injetado e em altas temperaturas para o 



 

 
 

NP EO 11. Esse comportamento é esperado, uma vez que,  a predominância da significância da 

concentração de tensoativos ocorre devido a mior quantidade de ligações etoxiladas na região 

polar do tensoativo, favorecendo o aumento da viscosidade do meio e a atração dos íons H+ 

pelas micelas presentes, fenômenos, estes, responsáveis pelo controle da reação entre o HCl e 

a rocha.  O aumento na temperatura proporciona a diminuição da velocidade de reação, visto 

que, o NP EO11 se torna mais apolar, favorecendo o ponto de equilíbrio da saturação da 

interface líquido-gás das bolhas de espumas, o que gera uma barreira protetora na rocha. A 

diminuição do volume, por sua vez, promove a diminuição da distância entre a espuma formada 

e a rocha a ser consumida, fazendo com que a reação ocorra de forma mais lenta. Para o NP EO 

40 e NP EO 100, figuras 4 e 5, respectivamentes , as condições operacionais ideais de 

concentração de surfactante e volume de solução ácida coincidem com o padrão do NP EO 11, 

porém obtem melhor desempenho quando a temperatura é baixa. Esse comportamento é 

esperado, o aumento da temperatura provoca a diminuição da viscosidade das soluções 

favorecendo que acidificação ocorra mais rápida. 

 

CONSIDERAÇÕES FINAIS 

 

 O aumento do grupo etóxi e da concentração do surfactante contribuiu para o aumento 

da viscosidade do líquido e da atração da micela pelos íons H+, sendo o primeiro fenômeno o 

mais significativo na diminuição da velocidade da reação entre HCl e a rocha carbonática. A 

velocidade mais lenta atingiu 2.356±0.133 x10-4  g de rocha/s. 

As soluções coloidais mantiveram os seus valores de pH e tensão superficial constantes 

durante o tempo, mostrando que nas mesmas são mantidas a característica acidificante e 

estabilidade físico-química, podendo ser transportado e armazenado facilmente. Com isso, o 

Nonyphenol é um bom retardador de reação HCl-rocha carbonática, sendo uma alternativa 

viável para aplicação na estimulação de poços. 
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