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RESUMO 

 
O processo de estimulação ácida em matriz carbonática tem como grande desafio a formação de 

wormhole de padrão dominante, que geralmente não se obtém com a aplicação do ácido clorídrico, 

uma vez que devido a sua alta reatividade, a calcita será consumida no entorno do poço, não formando 

assim os canais de extensão adequada. A partir deste contexto, este trabalho teve como objetivo 

avaliar o comportamento do surfactante Nonylphenol 100 EO no retardamento da reação entre o HCl 

15% e carbonato, com o intuito de formar o wormhole desejado, onde consome-se pouco ácido para 

atingir o breakthorough. Para isso, foram realizados ensaios de fluxo em meio poroso, em diferentes 

taxas de injeção (0.5, 2 e 5 cc/min), no qual foi possível determinar as curvas PVBt do HCl e HCl com 

10% do surfactante. Os padrões de wormhole obtidos foram identificados através de imagens de 

tomografia computadorizada. Percebeu-se que a presença do surfactante na solução ácida 

proporcionou o retardamento da reação, o que fez diminuir os valores de PVBT em todas as vazões 

(0.5, 2 e 5 cc/min). As imagens de tomografia computadorizada mostraram um padrão dominante em 

todas as taxas de injeção com presença de surfactante, o que não foi visto com o HCl puro. 
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INTRODUÇÃO 

 

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

carbonáticos (Ayirala et al., 2019; Lee et al., 2020). Trata-se de reservatórios de alta 
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heterogeneidade e estruturas porosas, havendo predominância da presença de 

descontinuidades geológicas, como fraturas e falhas (Mahdaviara et al., 2020; Peng et al., 

2019; Pham et al., 2020). Devido às complexas condições físicas e químicas presentes em 

suas rochas, muitas vezes, a liberação e fluxo de hidrocarbonetos dependem de técnicas de 

estimulação que visem aumentar a produtividade de petróleo nos campos de perfuração (Du et 

al., 2020). 

A acidificação de matriz é uma técnica de estimulação utilizada para remoção de dano 

e/ou aumento de permeabilidade em regiões localizadas a poucos metros ao redor do poço  

(Nasr-El-Din et al., 2007; Zhang and Fang, 2020). A operação de acidificação matricial pode 

ser aplicada tanto em arenitos quanto em carbonatos, mas os objetivos do tratamento nos dois 

tipos de operação são diferentes. No caso dos carbonatos, a operação visa ultrapassar a região 

com dano através da criação de canais de alta condutividade que aumentam o fluxo de 

hidrocarbonetos do reservatório para o poço (Jafarpour et al., 2021; Livescu et al., 2019). 

A produtividade do poço é fortemente impactada pelo diâmetro, comprimento e 

distribuição dos wormholes formados no processo de acidificação. Para esse fim, o ácido 

clorídrico, devido ao seu alto poder de dissolução, relação custo-benefício favorável e 

produtos de reação solúveis, é o principal fluido utilizado, promovendo a dissolução da rocha 

carbonática, criando esses canais de fluxo (wormholes) e, consequentemente, reduzindo as 

resistências ao fluxo (Al Moajil et al., 2019). 

Entretanto, a utilização do ácido clorídrico deve ser planejada com cautela, uma vez 

que sua alta taxa de reação com o carbonato pode reduzir a sua penetração na formação 

rochosa, levando o ácido a reagir excessivamente com a superfície do reservatório (Al Moajil 

et al., 2019; Sayed et al., 2014). Estudos experimentais e numéricos mostraram uma forte 

dependência da estrutura e formato dos wormholes com a vazão de ácido, propriedades 

petrofísicas da rocha (permeabilidade e porosidade), taxa de reação e dispersão (Maheshwari 

et al., 2014).  

A quantidade de fluido de tratamento utilizada para realizar o processo de estimulação 

apresenta uma grande dependência da sua taxa de injeção. Em baixas vazões, grande parte do 

ácido é consumida antes de penetrar no meio e, dessa forma, a face da formação é 

excessivamente dissolvida (dissolução da face). Em vazões muito altas, o ácido pode penetrar 

profundamente na formação antes de reagir (Ali and Ziauddin, 2020). Contudo, a reação 

ocorre em uma região excessivamente grande, produzindo um aumento uniforme na 

porosidade (dissolução uniforme). Nesse contexto, a injeção de ácido em vazões ótimas 



 

 
 

produz wormholes profundos e finos, classificados como dominant wormholes, injetando um 

volume mínimo de ácido que aumentará a produtividade do óleo. 

Diversos autores vêm desenvolvendo formulações ácidas (mistura de ácidos e/ou 

aditivos químicos) para otimizar o processo de acidificação como alternativa à aplicação do 

ácido clorídrico convencional (sem aditivos). Dessa forma, sistemas ácidos compostos por 

microemulsões e nanoemulsões (Penny et al., 2005; Bera et al., 2014; Fredd et al., 2017; da 

Silva et al., 2020). Entretanto, devido à grande quantidade de aditivos que é utilizada para 

obter esses sistemas, dependendo dos componentes utilizados, pode haver um aumento 

considerável nos custos da formulação e nos riscos à saúde dos envolvidos. 

A partir deste contexto, este trabalho objetiva desenvolver novos fluídos de 

estimulação ácida que apresentem maior eficiência na formação de wormholes, com a 

vantagem de serem de fácil preparo em campo, baixa toxicidade e melhor relação custo 

benefício. Para isso, foram utilizados uma série de surfactante não-iônico de diferentes graus 

de etoxilação, com o intuito de avaliar o seu efeito no controle da reação entre o ácido 

clorídrico à 15% e a matriz de rocha carbonática. 

 

METODOLOGIA  

  

O presente trabalho foi desenvolvido utilizando 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 modo a aumentar o tempo de 

reação entre o HCl e a rocha carbonática em reservatórios de petróleo. Soluções ácidas 

contendo tensoativo foram elaboradas e submetidas à testes de caracterização e reacionais 

com a rocha carbonática, com a finalidade de determinar qual a formulação desempenharia 

melhor resultado à nível de bancada para ser submetida a testes de fluxo, Core Flooding 

System.  

A eficiência dessa solução selecionada na etapa inicial foi avaliada pelo cálculo do 

volume poroso de fluido de estimulação necessário para atravessar o core (PVBt), como 

também do padrão de wormhole formado, utilizando as imagens obtidas por meio de 

microtomografia computadorizada de raios-X. 

As soluções formuladas foram submetidas a testes reacionais para a determinação do 

tempo de reação, onde utilizou-se carbonato de cálcio PA como análogo ao Desert Pink, 

rocha utilizada nos ensaios de fluxo, foi pesado 0,5 gramas de carbonato de cálcio, adicionado 



 

 
 

2 mL de água em uma proveta de 50 mL e submetidos à estufa com a finalidade de formar 

uma pastilha de carbonato, consolidando, assim, o sal no fundo da proveta. Em seguida, 

foram adicionados 10 mL de solução ácida com a presença de tensoativo para iniciar a reação, 

após observado o consumo de todo carbonato, foi anotado o tempo de reação.  

Para os teste de acidificação da matriz, Core Flooding System, foram utilizadas 

diferentes vazões de 0,5, 2 e 5 cc/mim ( cubic meter per minute) de solução ácida contendo o 

surfactante (escolhido após o estudo de bancada) até o instante de breakthrough. Os 

experimentos foram submetidos a uma pressão de confinamento de 2000 psi e 1000 psi de 

contra-pressão para evitar que o CO2, resultante da reação, saia da solução e afete o 

comportamento do sistema (Fredd et al., 2017). A avaliação dos wormholes criados pela ação 

da solução de estimulação é realizada pelo mapeamento das rochas através de imagens obtidas 

via análise por tomografia computadorizada de raios-X com tubo de tungstênio (Nikon, 

modelo XT H 225 ST). 

 

RESULTADOS E DISCUSSÃO 

  

 Os resultados de viscosidade (cP) e tempo médio de reação (segundos) com o carbonato 

em função das soluções formuladas, presença do surfactante e grau de etoxilação das 

moléculas, estão presentes na tabela 1.  

 

Tabela 1: Valores de viscosidades dos fluidos e o tempo médio de reação do HCl (15%) com 

o CaCO 

Sistema Viscosidade 

Dinâmica (cP) 

Tempo Médio de 

Reação (sec) 

HCl 15% 1.307 10> 

NP 11EO 2.178 493 

NP 40EO 4.530 644 

NP 100EO 7.987 1027 

 

 Ao analisar a tabela 1, percebe-se que quanto maior o grau de etoxilação, assim como o 

aumento da molécula de surfactante, maior será a contribuição em aumentar o tempo médio 



 

 
 

de reação, ou seja, o retardo na reação entre o ácido clorídrico e o carbonato de cálcio 

presente na rocha carbonática será maior. O efeito na viscosidade ocorre de forma semelhante, 

quanto maior o grau de etoxilação, maior será a viscosidade. Esse fenômeno pode ser 

explicado pela presença da molécula de surfactante requerer uma quantidade maior de 

moléculas de água para se tornar solúvel no meio. Assim, a quantidade de moléculas de água 

no meio fica cada vez menor, resultando no aumento da viscosidade. Mesmo com o aumento 

da viscosidade todas as formulações podem ser bombeadas facilmente, condição desejável 

para a atividade de estimulação ácida de matriz carbonática. 

 Como observado na tabela 1, há o aumento no tempo de reação entre a solução 

estimulante e o carbonato. Esse aumento no tempo deve-se a incrementação da viscosidade do 

meio, que contribui para a diminuição da difusividade dos íons H
+
, o que provoca o atraso no 

encontro deste íon com o carbonato. Além disso, quanto maior o grau de etoxilação, maior a 

quantidade H
+
 que será atraída e aprisionada ao redor das micelas, que por serem mais 

pesadas que o H
+
, contribuem mais ainda para a diminuição da difusividade deste íon, 

contribuindo, secundariamente, para o retardo da reação.  A figura 1 mostra a relação da 

viscosidade do meio, tempo de reação com o grau de etoxilação do surfactante. 

 

Figura 1. Relação entre a viscosidade do meio e o tempo de reação entre o HCl e CaCO3. 

  Ao avaliar a figura 1, percebe-se que o retardamento da reação entre o ácido clorídrico 

e o carbonato de cálcio está diretamente proporcional ao número de grupo etoxilado presente 

na molécula do surfactante. Desta maneira, o Nonylphenol 100 EO (NP 100 EO) foi escolhido 

para ser avaliado nos ensaios de fluxo. 

 Após identificar que o surfactante NP 100 EO apresentou o maior tempo de reação, 

foram realizados os ensaios de fluxo em meio poroso utilizando a própria solução de HCl 

15% e a solução ácida contendo surfactante à 10%, utilizando diferentes taxas de injeção: 0,5, 



 

 
 

2 e 5 cc/min. Na tabela 2 está presente os valores das propriedades petrofísicas, porosidade e 

permeabilidade, de cada amostra de rocha usadas nos ensaios, como a taxa de injeção e 

volume poroso para o breackthrough (PVBt). 

 

Tabela 2. Resultados experimentais da petrofísicas e ensaios de fluxo 

Amostra Solução Porosidade 

(%) 

Permeabilidade 

(mD) 

Taxa de 

injeção 

(cc/min) 

PVBt 

1A HCl 15% 24.70 20.76 0.5 2.93 

1B HCl 15% 25.69 25.22 2 2.62 

1C HCl 15% 25.73 20.00 5 0.92 

2A NP 100EO 26.41 39.81 0.5 0.45 

2B NP 100EO 27.03 286.51 2 0.66 

2C NP 100EO 25.10 48.69 5 0.56 

 

 Foram selecionados cores que apresentam valores de porosidade próximos, variando 

entre 24% e 27% e permeabilidade entre 20,8 e 48,7 mD, com exceção de uma amostra, cuja a 

permeabilidade foi de 286 mD. Essa variação na rocha 2B se deve, a heterogeneidade nesse 

tarugo, que característico de formações carbonáticas, como relatado na literatura (Mahdaviara 

et al., 2020; Peng et al., 2019; Pham et al., 2020). Na figura 2 é possível observar as imagens 

das faces de entrada e saída dos cores após o processo de acidificação.  



 

 
 

 

Figura 2. Imagens das faces de entrada e saída dos cores após acidificação 

 

 Ao observar as imagens, percebe-se que para as taxas de injeção de 0,5, 2 e 5cc/mim 

com a solução ácida sem surfactante houve uma dissolução da face de entrada das duas 

menores taxas, enquanto para a maior taxa isso não ocorreu. A dissolução da face ocorreu 

devido a rápida reação entre a ácido e o carbonato, além do maior tempo de contato entre o 

fluido e a rocha. Para a maior vazão, 5 cc/mim, percebeu-se que o desgaste da face foi 

minimizado devido ao menor tempo de contato, o que por consequência favorece a penetração 

do ácido na rocha, favorecendo a formação dos canais.  As imagens referentes as soluções 

ácidas com a presença de surfactante mostram que não houve dissolução das faces em 

nenhuma das taxas de injeção. Isso se deve a diminuição da difusividade do H
+
, o que 

dificulta a chega deste íon na face e evitando a sua dissolução, como também, reagindo 

pontualmente em regiões de maior permeabilidade da face. A figura 3 apresenta as curvas de 

PVBt em função da taxa de injeção para os sistemas estudados. 



 

 
 

 

Figura 3. Curvas de PVBt em função da taxa de injeção. 

 

 Ao analisar a figura 3, percebeu-se que para todos os pontos do NP 100EO foram 

obtidos valores de PVBt em relação ao HCl 15%, fator esse, consequência da ação do 

surfactante no retardo da reação entre o HCl e o carbonato. Sendo possível, atingir regiões 

mais profundas do core com um volume menor de solução, o que traz economicidade ao 

processo de acidificação, além de menor corrosão aos equipamentos e tubulações. 

Considerando a curva de PVBt da solução de HCl 15% demonstrou um comportamento 

condizente com a literatura (Maheshwari and Balakotaiah, 2013), ou seja, o aumento da vazão 

acarreta na redução do PVBt. Por outro lado, os valores de PVBt da solução ácida com 

surfactante apresentam uma pequena variação no intervalo estudado, sendo maior valor de 

PVBt para vazão intermediaria (2 cc/mim), contrariando o comportamento esperado na 

literautra (Fredd et al., 2017). Porém, esse comportamento anômalo está relacionado à maior 

permeabilidade do core 2B, como mostrado na tabela 2.   A vazão ótima de injeção aumenta à 

medida que a permebilidade do core aumenta, e consequentemente, o consumo do ácido é 

maior para vazões inferiores a esse ponto (Etten et al., 2015). 

 A figura 4 apresenta as imagnes geradas por microtomografia computadorizada para a 

visualização dos padores de wormhole formados no interior das amostras, após o processo de 

acidificação. Pode-se notar que os cores tratados com a solução ácida contendo surfactante 

(2A, 2B e 2C) apresentaram wormholes menos largos e de menor destaque, o que demonstra 

um menor consumo dessa solução para atravessar o core, diferente das soluções de HCl que 

necessitam de maiores volumes, reforçando o que foi visto e discutido nas curvas PVBt e 

imagens das faces. 

 

 



 

 
 

 

Figura 3. Imagens de Tomografia computadorizada dos plugues acidificados. 

 

As imagens de tomografia contribuem para elucidar os padrões de wormhole 

encontrados após o processo de acidificação. Para as amostras 1A e 1B percebeu-se um 

dissolução cônica, que apresenta baixa eficiência, uma vez que, são consumidos grandes 

volumes de ácido para atravessar o core. Na amostra 1C foi formado um canal principal com 

pequenas ramificações bem definidas, apresentando um padrão de wormhole entre o 

dominante e o ramificado. Para as amostras submetidas ao fluxo de solução NP 100 EO, 

percebeu-se a preservação das faces e geração de wormhole finos em todas as amostras ( 2A, 

2B e 2C) apresentando um padrão ramificado. Ao comparar as amostras 2A e 2C, percebe-se 

que a primeira apresenta apenas um canal longo e estreito, enquanto que a 2C há a presença 

de múltiplos canais ao longo da sua extensão, o que justifica o seu maior valor de PVBt.  O 

core 2B apresenta diversos canais bem definidos, resultando maior valor de PVBt entre os 

cores estimulados, fator esse, justificado pela sua maior permeabilidade em relação aos 

demais valores.  



 

 
 

Portanto, a aplicação de surfactante contribuiu para a criação de canais de menor 

diâmetro, facilitando o posterior escoamento do petróleo sem comprometer a integridade da 

formação, quando comparado aos canais formados com o HCl puro. 

 

CONSIDERAÇÕES FINAIS 

 

Neste estudo, soluções ácidas contendo Nonilfenol para estimular formações de 

carbonato foram experimentalmente testadas em fluxos. Os testes de caracterização 

mostraram que os surfactantes apresentaram boa estabilidade física e química à 10 % m/v em 

solução de ácido clorídrico 15%, não havendo perda de propriedades no decorrer do tempo. 

Foi possível verificar que quanto maior o grau de etoxilação da molécula, maior será a 

viscosidade gerada no meio, o que impede a difusão rápida dos íons H+, retardando a reação. 

Além disso, o retardamento da reação fez com que todos os pontos da curva PVBt, obtida 

com a presença de surfactante, fossem menores que os encontrados na injeção de ácido puro, 

mostrando que a presença de surfactante melhorou a eficiência do processo, pois menos ácido 

precisaria ser injetado para atravessar o core 

Experimentos de imagem mostraram que os padrões criados pela solução com 

surfactante (dominante) apresentaram eficiência superior quando comparado ao padrão obtido 

por meio da injeção de solução de HCl (cônico). Assim, constata-se que as formulações 

contendo apenas surfactante Nonilfenol de alto grau de etoxilação têm potencial para 

aplicação como fluidos ácidos retardados na acidificação de matrizes carbonáticas. 
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