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RESUMO 

 
O processo álcali-surfactante-polímero (ASP) envolve a injeção de uma solução aquosa contendo 

substâncias alcalinas, surfactantes e polímeros em um reservatório de petróleo para aprimorar a 

recuperação do óleo. Embora combine características de métodos miscíveis e injeção de polímeros, 

projetos ASP são frequentemente dispendiosos devido à complexidade dos compostos químicos 

utilizados. Alternativas como o MEOR (Melhoria Microbiana da Recuperação de Petróleo) apresentam 

características físicas e químicas semelhantes, permitindo aumentos comparáveis nas frações 

recuperadas. Este estudo se concentra em avaliar a eficiência de uma solução composta por álcali 

(carbonato de sódio), biossurfactante (surfactina) e biopolímero (goma xantana) (Bio-ASP) como fluido 

de recuperação avançada de petróleo. Antes da fase experimental, a prospecção tecnológica mapeou o 

uso de fluidos contendo surfactantes, polímeros, biossurfactantes, biopolímeros e soluções ASP em 

processos de EOR (Enhanced Oil Recovery). Os experimentos utilizaram um suporte de núcleo com 

amostras de rocha da formação Botucatu, simulando reservatórios com permeabilidade média de 348 

mD e temperatura de 60 ºC. O petróleo bruto foi obtido do campo de Carmópolis, com 25,72 ºAPI. Água 

de produção sintética foi injetada para saturar amostras de rocha e recuperar óleo na etapa secundária. 

Os testes avaliaram a influência das concentrações dos compostos, da tensão interfacial e da viscosidade 

na recuperação de óleo. Os fatores de recuperação de óleo na etapa secundária variaram entre 30-36% 

do OOIP (Original oil in place), dentro da faixa relatada na literatura. A composição ótima do fluido 

Bio-ASP alcançou uma fração recuperada de óleo de 63,15% na etapa avançada. De acordo com a 

prospecção tecnológica, a combinação de álcali com biossurfactante e biopolímero se caracteriza como 

um fluido inovador para processos de EOR. Portanto, este estudo é essencial para investigar a eficácia 

de cada composto na recuperação avançada de petróleo, tornando-o atrativo para possíveis aplicações 

em escala real. 

 

Palavras-Chave: EOR, MEOR, ASP, biossurfactante, biopolímero. 

 



 
 

MARQUES, L. S. Enhanced oil recovery using Bio-ASP solution as injection fluid. 2024. 

148f. Thesis (Doctor in Chemical engineering) - School Polytechnic. Federal University of 

Bahia - UFBA, Salvador, BA, 2024. 

 

 

ABSTRACT 
 

The alkali-surfactant-polymer process (ASP) involves injecting an aqueous solution containing alkaline 

substances, surfactants, and polymers into an oil reservoir to enhance oil recovery. While combining 

features of miscible methods and polymer injection, ASP projects are often costly due to the complexity 

of the chemical compounds used. Alternatives like MEOR (Microbial Enhanced Oil Recovery) present 

similar physical and chemical characteristics, allowing for comparable increases in recovered fractions. 

This study focuses on assessing the efficiency of a solution composed of alkali (sodium carbonate), 

biosurfactant (surfactin), and biopolymer (xanthan gum) (Bio-ASP) as an advanced oil recovery fluid. 

Before the experimental phase, technological prospecting mapped the use of fluids containing 

surfactants, polymers, biosurfactants, biopolymers, and ASP solutions in EOR (Enhanced Oil Recovery) 

processes. Experiments used a core holder with rock samples from the Botucatu formation, simulating 

reservoirs with an average permeability of 348 mD and a temperature of 60 ºC. The crude oil was 

obtained from the Carmópolis field, with a 25.72 ºAPI. Synthetic production water was injected to 

saturate rock samples and recover oil in the secondary stage. Tests evaluated the influence of compound 

concentrations, interfacial tension, and viscosity on oil recovery. Secondary-stage oil recovery factors 

ranged between 30-36% of OOIP (Original oil in place), within the reported literature range. The 

optimal composition of the Bio-ASP fluid achieved a recovered oil fraction of 63.15% in the advanced 

stage. According to technological prospecting, the combination of alkali with biosurfactant and 

biopolymer emerges as an innovative fluid for EOR processes. Thus, this study is essential for 

investigating the effectiveness of each compound in advanced oil recovery, making it attractive for 

potential real-scale applications. 

 

Keywords: EOR, MEOR, ASP, biosurfactant, biopolymer. 
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1. INTRODUÇÃO 

As técnicas utilizadas para recuperar o óleo retido no reservatório (OOIP), 

compreendem uma série de atividades multidisciplinares, envolvendo vários ramos das ciências 

e da engenharia, cujo desafio principal é aumentar a produção e a vida útil de campos produtores 

de petróleo (DAUYLTAYEVA, et al., 2023). Os principais métodos utilizados consistem 

basicamente na injeção de água ou gás, chamados de métodos convencionais de recuperação 

secundária ou simplesmente recuperação secundária de petróleo. A injeção de água possui 

vantagens quando comparado com a injeção de gás, pois a obtenção da mesma é relativamente 

mais econômica, além de apresentar uma fração recuperada elevada (CHENG, et al., 2022). No 

entanto, em muitos casos, apenas a aplicação desses métodos não é suficiente para se recuperar 

o óleo residual, sendo necessária então a implementação dos métodos de recuperação 

secundária não convencional, também conhecidos na literatura pela sigla EOR (Enhanced oil 

recovery), recuperação terciária, recuperação especial, ou ainda, recuperação avançada de 

petróleo (ISAAC, et al., 2022). 

Um ponto de partida técnico/econômico, quando se discute a aplicação dos métodos 

EOR é a verificação da eficiência e aplicabilidade da recuperação secundária convencional, já 

que esta explica o porquê da necessidade e da ocasião ideal daquela aplicação (VISHNYAKOV, 

et al., 2020). Os métodos especiais de recuperação podem ser divididos basicamente em quatro 

categorias, são elas: térmica, química, miscível e outros. Cada um desses métodos possui 

vantagens e desvantagens, além de necessitar de um estudo preliminar para avaliar a sua 

aplicabilidade em um reservatório específico (BAHALOO, MEHRIZADEH & NAJAFI-

MARGHMALEKI, 2023). Dos métodos mencionados, o químico, combina os dois principais 

mecanismos que influenciam diretamente no aumento do fator de recuperação, que 

compreendem a redução de tensão interfacial e o aumento da viscosidade do fluido deslocante 

(BASHIR, HADDAD & RAFATI, 2022). O método químico compreende a injeção de 

polímeros, surfactantes, solução alcalina e solução ASP. 

O processo ASP (Álcali-Surfactante-Polímero), consiste na injeção de uma solução 

aquosa contendo uma substância alcalina, um surfactante e um polímero. A técnica combina 

algumas das características dos métodos miscíveis, devido às presenças de substâncias alcalinas 

e de surfactantes na sua composição, com as características da injeção de polímeros 

(NOVRIANSYAH, et al., 2020). As substâncias alcalinas e os surfactantes visam diminuir a 

tensão interfacial entre os fluidos deslocante e deslocado, reduzindo a saturação residual do 

óleo, aumentando com isso, a eficiência de deslocamento. O polímero, por sua vez, reduz a 
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razão de mobilidade entre os fluidos, aumentando a eficiência de varrido (JAIN, et al., 2022). 

Nos últimos 30 anos, a maioria dos testes utilizando a solução ASP foram realizados nos 

campos de DAQING, SHENGLI e KARAMAY, pertencentes a China (GUO, et al., 2019). No 

final da década de 90, vários projetos de campo utilizando esta solução foram realizados nos 

Estados Unidos (SOEDER, 2018). 

Deve-se considerar que a exemplo dos métodos miscíveis e dos demais métodos 

químicos, o custo de um projeto de injeção ASP é geralmente alto e por isso, requer um estudo 

técnico/econômico mais detalhado a respeito do reservatório candidato à aplicação da técnica 

(JAVADI, et al., 2021). As substâncias químicas e as suas quantidades utilizadas no processo, 

encarecem a técnica, o que a limita do ponto de vista econômico. O custo químico está em um 

intervalo de dez a vinte dólares por barril de petróleo recuperado, sendo que o preço médio do 

petróleo brent está na faixa de US$ 51,99 por barril (AL-MURAYRI et al., 2018). 

Outras técnicas do método EOR, como o biológico, também chamado de MEOR 

(Microbial enhanced oil recovery), vêm se destacando por apresentar características físico-

químicas próximas a dos métodos químicos, permitindo o aumento no fator de recuperação a 

níveis bem próximos (DAI, et al., 2023). Os testes realizados em campo utilizando o 

biossurfactante ramnolipídio, por exemplo, apresentaram uma recuperação de mais de 40% do 

óleo residual. Tal recuperação está associada à sua estabilidade frente a uma ampla faixa de 

temperatura, pH e salinidade (CHAFALE & KAPLEY, 2022).  

Outro bioproduto que vêm sendo bastante utilizado na recuperação avançada de petróleo 

é a goma xantana. Essa goma hidrossolúvel pode ser produzida por uma grande variedade de 

microrganismos e possui propriedades físicas e químicas bastante homogêneas. Estudos 

mostram que esse biopolímero consegue recuperar cerca de 70% do óleo após a recuperação 

secundária (FU, et al., 2021). As vantagens e desvantagens da utilização de biossurfactantes e 

biopolímeros em processos de EOR são bastante conhecidas pela literatura, no entanto, a 

utilização em conjunto desses dois associados a um álcali, ainda é inexistente, como mostra o 

mapeamento tecnológico apresentado no capítulo Resultados e Discussão. 

Levando em consideração a sinergia promovida pelo fluido ASP, o fluido Bio-ASP 

composto por bioprodutos, tem como objetivo, promover um efeito semelhante no interior do 

reservatório, obtendo resultados semelhantes ou melhores de frações recuperadas de óleo. 

O presente trabalho estudou a eficiência de uma solução composta por álcali, 

biossurfactante e biopolímero (Bio-ASP), como fluido de recuperação avançada de petróleo, 

em escala de bancada. 
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2. OBJETIVOS 

 

2.1. OBJETIVO GERAL 

 

Avaliar em escala de bancada, a eficiência de uma solução composta por álcali, 

biossurfactante e biopolímero (Bio-ASP), na recuperação avançada de petróleo (EOR). 

 

2.2. OBJETIVOS ESPECÍFICOS 

 

❖ Realizar um mapeamento de patentes, referente à utilização da solução ASP, de 

biossurfactantes e biopolímeros como fluidos de recuperação avançada de petróleo. 

❖ Realizar testes de fluxo em amostras de arenito, através de um core holder. 

❖ Estudar a influência da variação da concentração de álcali, biossurfactante e de biopolímero, 

na fração recuperada de óleo; 

❖ Determinar as relações entre a tensão interfacial (TIF) e a viscosidade de cada solução Bio-

ASP com a fração de óleo recuperada na etapa avançada (FRA); 

❖ Avaliar o efeito da concentração das substâncias que compõe a solução Bio-ASP, na 

recuperação avançada de petróleo, por meio de um planejamento fatorial completo do tipo 

2³ com três repetições no ponto central. 
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3. REFERENCIAL TEÓRICO 

 

Neste capítulo será apresentada uma breve visão do cenário mundial e brasileiro do 

consumo de petróleo. Logo em seguida, serão apresentadas as propriedades dos fluidos e da 

rocha reservatório, mais relevantes para o presente trabalho, uma breve discussão acerca dos 

métodos convencionais de recuperação secundária e dos métodos de recuperação avançada de 

petróleo (EOR), com ênfase no processo de injeção da solução ASP. Além disso, fará parte 

desse capítulo uma síntese das principais características da técnica MEOR (Microbial enhanced 

oil recovery), com ênfase na produção e aplicação dos biossurfactantes e biopolímeros na 

indústria do petróleo. 

 

3.1. CENÁRIO MUNDIAL E BRASILEIRO DO CONSUMO DE PETRÓLEO 

Em 2022, o consumo mundial de petróleo totalizou 97,3 milhões de barris por dia, 

apresentando um consumo de 2,9 milhões de barris/dia a mais em comparação com 2021. O 

petróleo foi responsável por 36% do consumo primário de energia do mundo no ano de 2022 e 

as projeções indicam que em 2050 ainda responderá por 34%, demonstrando sua participação 

como principal fonte de energia primária na economia contemporânea (HOLECHEK, et al., 

2022). Com exceção da região Ásia Pacífico (26%) onde a principal fonte de energia primária 

é o carvão, no Oriente Médio o consumo de petróleo chegou a 47%, quase a metade da energia 

total consumida em 2022 (TIAN, et al., 2022). 

O consumo global por petróleo foi em média de 100,8 milhões de barris/dia durante os 

primeiros quatro meses de 2023, acima do mesmo período de 2019, quando a média foi de 99,9 

milhões, baseado em dados mensais da agência internacional de energia (ALAM, et al., 2023). 

Em 2022, no Brasil, as produções médias de petróleo e de gás natural foram recordes. 

A de petróleo foi de 3,021 milhões de barris/dia, valor 2,47% acima do recorde que foi 

observado no ano de 2020, quando atingiu 2,948 milhões de barris/dia. Já a produção de gás 

natural em 2022 atingiu média anual 138 milhões de m³/dia, superando em 2,98% a marca de 

134 milhões de m³/dia, observada no ano de 2021 (ANP, 2023). A Figura 1, apresenta os países 

mais consumidores de petróleo no ano de 2022 e maiores produtores de petróleo no ano de 

2023. 
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Figura 1 - Países que mais consumiram petróleo em 2022 (Fonte: Adaptado de TIAN, et al., 2022) X 

Maiores produtores de petróleo em 2023. 

 

Tendo em vista o alto consumo de petróleo no cenário econômico nacional e mundial, 

desenvolver métodos eficazes, baratos e sustentáveis para aproveitar o potencial dos 

reservatórios já existentes e prolongando o seu ciclo de vida é de extrema importância.  

As técnicas que envolvem a explotação de uma jazida de petróleo, exigem o 

conhecimento das propriedades dos fluidos e da rocha reservatório. Isso permite o entendimento 

sobre a sua dinâmica, assim como, facilita a seleção de técnicas avançadas de recuperação do 

óleo residual. 

 

3.2. PRINCÍPIOS FUNDAMENTAIS QUE GOVERNAM A INTERAÇÃO 

ROCHA/FLUIDO 

 

As propriedades dos fluidos e da rocha reservatório mais relevantes na interação 

rocha/fluido são: saturação, porosidade, permeabilidade, mobilidade e molhabilidade. 
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3.2.1. Saturação 

 

A saturação de fluidos indica como os poros da rocha reservatório estão preenchidos. 

Estes poros podem ser preenchidos por dois ou três fluidos imiscíveis diferentes (óleo, água e 

gás), como mostra a Figura 2.  

 

 

Figura 2 – Rocha saturada com três fluidos imiscíveis. 
Fonte: Adaptado de ROSA, CARVALHO & XAVIER, 2011. 

 

Segundo THOMSON, 2020, o conhecimento do volume poroso não é o suficiente para 

estabelecer as quantidades de fluido existente nas formações. Relevante é o conhecimento do 

volume de cada fluido presente no meio poroso, visto que são as quantidades que irão definir o 

valor econômico da jazida (KUMAR, GUASTO & ARDEKANI, 2022). A saturação de um 

determinado fluido em um meio poroso é a fração ou a porcentagem do volume de poros 

ocupada pelo fluido, como mostra a Equação 1.  

 

Sf = 
Vf

Vp

 

 

Em que: 

Sf = Saturação do fluido 

Vf = Volume do fluido 

Vp = Volume poroso 

 

3.2.2. Porosidade 

 

(Equação 1) 
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A porosidade da rocha fornece uma informação relativa à quantidade de espaço 

disponível para a acumulação de fluidos. Porosidade absoluta, expressa em fração ou em 

porcentagem, é a razão entre o volume de todos os poros interconectados ou não, e o volume 

total da rocha, como mostra a Equação 2. 

 

ϕ =
Vp

Vt
 

 

Em que: 

ϕ = Porosidade absoluta; 

Vp = Volume de poros; 

Vt = Volume total da rocha = Vp + Vs; 

Vs = Volume de materiais sólidos (grãos, matriz, cimento). 

 

3.2.3. Permeabilidade 

 

A permeabilidade é à medida que indica a facilidade da passagem de fluidos pelo meio 

poroso da rocha. Para facilitar essa passagem, é necessário que os poros estejam 

interconectados, pois mesmo que uma rocha contenha uma quantidade apreciável de poros e 

dentro desses poros existam hidrocarbonetos em uma quantidade razoável, não há a garantia de 

que eles possam ser extraídos (YANG, et al., 2019). A permeabilidade pode ser classificada 

como: absoluta, efetiva e relativa. 

 

3.2.3.1. Permeabilidade absoluta 

 

Quando existe um único fluido saturando a rocha, a permeabilidade é classificada como 

absoluta. A permeabilidade absoluta pode ser determinada através da Equação 3 (ROSA, 

CARVALHO & XAVIER, 2011).  

 

k = 
qµL

AΔp
 

Em que: 

k = permeabilidade absoluta da rocha (mD); 

q = vazão do fluido (cm³/s); 

μ = viscosidade do fluido (cP); 

(Equação 2) 

(Equação 3) 
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L = comprimento do meio poroso (cm); 

A = área transversal aberta ao fluxo (cm²); 

Δp = variação de pressão (atm). 

A Figura 3 mostra a representação do Fluxo linear em um meio poroso horizontal e as variáveis 

que estão relacionadas diretamente com a permeabilidade absoluta. 

 

 

Figura 3 – Fluxo linear em um meio poroso horizontal. 
Fonte: NUÑEZ, 2011 

 

Quando se estuda mais de um fluido em um sistema poroso, é necessário definir os 

conceitos de permeabilidade efetiva e relativa. 

 

3.2.4.  Mobilidade 

 

Mobilidade é a razão entre a permeabilidade efetiva do fluido e a sua viscosidade. Em 

linhas gerais quanto maior for à permeabilidade efetiva e menor for a viscosidade, maior será a 

mobilidade do fluido no interior da rocha reservatório (FAGER, et al., 2022). A mobilidade do 

fluido (λf) pode ser calculada através da Equação 4. 

 

λf =
kf

µ
 

Em que: 

λf = mobilidade do fluido (mD/cP); 

kf = permeabilidade efetiva ao fluido (mD); 

µ = viscosidade do fluido (cP); 

 

Outro fator que controla o processo EOR é a razão de mobilidade, determinada através 

da razão entre a mobilidade do fluido deslocante e a mobilidade do fluido deslocado. Quanto 

(Equação 4) 
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maior for à mobilidade do fluido deslocado e menor for à mobilidade do fluido injetado, maior 

será a eficiência de recuperação. Uma razão de mobilidade menor que um, indica uma condição 

favorável para o processo de recuperação, pois indica que o fluido injetado se desloca mais 

facilmente que o fluido deslocado. Uma razão de mobilidade desfavorável pode provocar a 

formação de caminhos preferenciais, resultando em uma produção pré-matura do fluido 

injetado (SAW, et al., 2023). 

 

3.2.5. Molhabilidade 

 

A molhabilidade é uma das principais características da formação, pois determina à 

localização e saturação de água irredutível, a distribuição dos fluidos nas jazidas, a localização 

do óleo residual e o mecanismo de deslocamento (HAMZA, HUSSEIN & MAHMOUD, 2023).  

Quando duas fases fluidas são colocadas em contato com a superfície sólida uma das 

fases é mais atraída pelo sólido do que a outra. Essa fase, que é mais atraída, é definida como 

fase molhante (formando um filme), e a outra como não molhante (formando uma gota) 

(KRUSZELNICKI, KOWALCZUK & POLOWCZYK, 2023). A molhabilidade é explicada, 

quantitativamente, pelo balanço de tensões existente entre as duas fases imiscíveis, exatamente 

na linha de contato entre os dois fluidos (água e óleo) e a superfície sólida, como mostra a 

Figura 4.  

 

Figura 4 – Tensões existentes entre a água, o óleo e a rocha reservatório. 
Fonte: ROSA, CARVALHO & XAVIER, 2011. 

 

No equilíbrio, a soma das forças que atuam ao longo da linha de contato é zero, 

resultando na equação de Young, como mostra a Equação 5. 

σso - σsw = σow cosθow 

 

Em que: 

(Equação 5) 
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σso= tensão interfacial entre o sólido e a fase oleosa (mN/m);  

σsw = tensão interfacial entre o sólido e a fase aquosa (mN/m); 

σow = tensão interfacial entre as fases oleosa e aquosa (mN/m); 

θow = ângulo de contato, que varia entre 0º e 180º. 

 

Se a tensão interfacial entre o sólido e a fase aquosa for menor que a tensão interfacial 

entre o sólido e a fase oleosa, a superfície sólida é molhada preferencialmente pela água. Já se 

ocorrer o inverso, a superfície sólida é molhada preferencialmente pelo óleo, como mostra a 

representação esquemática da Figura 5. A molhabilidade pode também ser definida pelo ângulo 

de contato, se o mesmo for menor que 90°, indica que o líquido molhante é o fluido mais denso 

e se ocorrer o inverso, indica que o líquido molhante é o fluido menos denso. Em geral, a 

formação molhável a água favorece a produção de óleo muito acima da de água (REZAEI, et 

al., 2018). 

 

 

Figura 5 – Representação esquemática da distribuição da saturação de óleo e água em um poro de 

uma rocha molhável à água e molhável ao óleo. 
Fonte: Adaptado de FAERSTEIN, 2010. 

 

A tensão de adesão também pode ser utilizada para determinar qual fluido molha 

preferencialmente a rocha. De acordo com Rosa, Carvalho & Xavier (2011), essa propriedade, 

que pode ser calculada através da Equação 6, é responsável pela ascensão ou depressão dos 

fluidos em capilares e a sua medida varia de acordo com a natureza do fluido e da superfície. 

Molhável à água Molhável ao óleo

Óleo Água

ÓleoÁgua

(Equação 6) 
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σA= σso - σsw  

Em que: 

σA= tensão de adesão (mN/m).  

 

Observando a Equação 7, pode-se dizer que quando a tensão de adesão for maior que 

zero, o fluido mais denso molha preferencialmenete a rocha, pois o ângulo de contato será 

inferior a 90°. Quando a tensão de adesão for menor que zero (θow > 90°), o fluido menos denso 

molha preferencialmenete a rocha e quando essa propriedade for nula a formação apresenta 

molhabilidade mista. 

 

3.3. MÉTODOS DE RECUPERAÇÃO DE PETRÓLEO 

 

O tempo de vida de um reservatório de petróleo pode ser dividido, apenas por questões 

didáticas em três estágios, como mostra a Figura 6. No primeiro estágio apenas a energia da 

formação é utilizada, o qual é chamado pela literatura de recuperação primária (primary oil 

recovery). Na maioria dos casos, esse estágio inicial é um processo relativamente ineficiente e 

resulta em uma baixa recuperação de óleo (MOKHEIMER, et al., 2019).  

 

Figura 6 – Métodos de recuperação de petróleo. 
Fonte: Adaptado de AHMED, 2012. 
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No segundo estágio, também conhecido por recuperação convencional, técnicas de 

recuperação são utilizadas para manter parcialmente a energia de formação, a níveis 

economicamente viáveis a exploração. A principal característica dessa fase da produção é que 

apenas fluidos do reservatório (água e/ou gás) são injetados dentro do reservatório e assim as 

condições naturais não são modificadas (MALOZYOMOV, et al., 2023).  A injeção de água é 

a técnica mais utilizada, no entanto, antes de optar pela implantação do método de recuperação 

secundária, deve ser comprovado que a energia primária é insuficiente para a produção, 

evitando risco de sub investimento de capital (ISLAM, et al., 2017). 

Para aumentar ainda a recuperação do óleo in place, parte-se para o terceiro estágio, 

chamado de recuperação especial. Esse estágio se caracteriza pela injeção de fluidos aditivados 

com substâncias que naturalmente nunca estiveram em contado com o reservatório, e que são 

capazes de modificar as condições do mecanismo de deslocamento (MALOZYOMOV, et al., 

2023).  

 

3.3.1. Métodos especiais de recuperação de petróleo (EOR) 

 

Os métodos não convencionais de recuperação são os mais indicados para reservatórios 

que apresentam óleos com alta viscosidade e baixa eficiência de varrido. Neste cenário, a 

aplicação dos métodos convencionais de recuperação secundária não é eficiente (CHEN, et al., 

2023). 

Os campos que são selecionados para produzirem por meio de métodos especiais de 

recuperação são estudados arduamente por uma série de profissionais que gerenciam a produção 

do reservatório. Basicamente para o reconhecimento de campos candidatos, é necessário: a 

familiaridade completa com cada campo de uma determinada área e a compreensão dos 

métodos especiais de recuperação (XU, et al., 2020). 

É importante salientar que ainda que todo o óleo entrasse em contato com a solução 

injetada durante o processo de recuperação, o óleo não seria completamente recuperado. Isso 

ocorre em virtude da alta tensão interfacial (TIF) entre a água e o óleo, que faz com que gotas 

de óleos sejam aprisionadas pelas forças capilares. Além de sofrer ação da TIF e das forças 

capilares, a eficiência de deslocamento também varia em função do tempo, viscosidade dos 

fluidos, permeabilidade relativa e molhabilidade (WANG, et al., 2020). 

Os métodos não convencionais de recuperação, como mostra a Figura 7, podem ser 

classificados em quatro categorias: métodos térmicos, métodos miscíveis, métodos químicos, e 
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outros, classificadas de acordo com a natureza geral dos processos e as propriedades do 

deslocante.  

 

Figura 7 – Classificação dos métodos de recuperação avançada de petróleo. 
Fonte: Adaptado de OLAJIRE, 2014. 

 

3.3.1.1. Métodos químicos 

 

A aplicação de métodos químicos tem como objetivo principal gerar propriedades ou 

condições interfaciais que são mais favoráveis para o deslocamento do óleo, através da adição 

de produtos químicos à água (GOUDARZI, DELSHAD & SEPEHRNOORI, 2016). Também 

estão agrupados como métodos químicos, alguns processos em que se subentende haver certa 

interação química entre o fluido injetado e os fluidos do reservatório. Os critérios de 

aplicabilidade destes métodos são apresentados na Tabela 1. 

Esses métodos no geral são aplicados para óleos com viscosidade moderada, não sendo 

indicado para óleos efetivamente pesados com pouca ou nenhuma mobilidade. No entanto, 

quando o óleo do reservatório tem viscosidade elevada, pode-se adicionar polímeros à água de 

injeção (CHEN, JIANG & GUO, 2016), fazendo com que o fluido se difunda menos no meio 

poroso, aumentando a fração recuperada de óleo. 
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Tabela 1 – Critérios de aplicabilidade do método químico (EOR). 

Método 

Propriedades do óleo Características do reservatório 

ρ      (kg/m³) 
µ           

(cP) 

ϕ                    

(%) 

SOR                  

(%) 

kabsoluta                           

(mD) 

Tipo do 

reservatório 

Tratamento ácido > 900 109-59 < 30 > 30 > 20 
Arenito e 

Carbonato 

Solução Alcalina 850-950 < 200 < 40 SC* > 20 Arenito 

Injeção de 

Solvente 
> 950 < 5 < 40 > 30 > 30 Arenito 

Polímero > 900 < 150 < 40 > 10 > 10-40 Arenito 

Surfactante > 900 < 50 < 35 > 30 > 20 Arenito 

Solução Micelar > 900 < 30 < 30 > 30 > 30 Arenito 

*SC = Sem critério             Fonte: Adaptado de Abramova, et al., 2014. 

 

Segundo Rosa, Carvalho & Xavier (2011), os métodos químicos compreendem a injeção 

de polímero, a injeção de surfactante, a injeção de solução micelar e a injeção de solução ASP. 

 

3.4. INJEÇÃO DE SOLUÇÃO ASP 

 

O processo ASP baseia-se na injeção de uma solução aquosa contendo uma substância 

alcalina, um surfactante e um polímero. As substâncias alcalinas e surfactantes visam reduzir a 

tensão interfacial entre os fluidos deslocante e deslocado, aumentando com isso a eficiência de 

deslocamento e reduzindo a saturação residual de óleo após a injeção (KHLAIFAT, 

DAKHLALLAH & SUFYAN, 2022). Ao mesmo tempo, porém, este processo provoca um 

aumento da permeabilidade efetiva à água, o que resulta em uma razão de mobilidade mais 

desfavorável, sendo necessário, dessa forma, a injeção de polímero (GE, et al., 2017). A 

presença do polímero contribui para reduzir a razão de mobilidade entre os fluidos deslocante 

e deslocado e aumentar a eficiência de varrido (SERIGHT & WANG, 2023).  

Assim como os outros métodos, a injeção de solução ASP depende de alguns requisitos 

básicos para a sua devida aplicação. Segundo Rosa, Carvalho & Xavier (2011), os reservatórios 

candidatos à aplicação dessa solução, devem apresentar as seguintes características: 

a) Saturação de óleo residual maior que 20%;  

b) API maior que 20;  

c) Viscosidade do óleo menor que 100 cP;  

d) Salinidade da água da formação menor que 55.000  mg/L;  
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e) Temperatura do reservatório menor que 70°C; 

f) Permeabilidade média maior que 100 mD;  

g) Porosidade média maior que 20%;  

h) Litologia do tipo arenito;  

i) Ausência de capa de gás e de aquífero natural; 

j) BSW no início do projeto menor que 95%. 

 

É necessário entender individualmente a ação de cada uma das substâncias que fazem 

parte da solução ASP, para melhor entendimento do processo. A seguir será apresentada uma 

análise mais específica acerca do álcali, do surfactante e do polímero.  

 

3.4.1. Álcali 

 

A solução contendo o álcali reage com os ácidos orgânicos presentes no óleo produzindo 

surfactante in situ, o que promove a redução da tensão interfacial do fluido com o óleo à valores 

extremamente baixos (BASHIR, HADDAD & RAFATI, 2022). A literatura relata que os 

valores de tensão interfacial mais baixos ocorreram com o uso de álcali em baixas 

concentrações, no entanto a demanda de consumo do reservatório faz com que ele seja utilizado 

em concentrações acima das que relatam os estudos de eficiência feitos em laboratório 

(KHLAIFAT, DAKHLALLAH &  SUFYAN, 2022). Ainda é importante destacar que, apesar 

da redução significativa da tensão interfacial, a injeção da solução álcali por si só não aumenta 

a recuperação de óleo, tendo em vista que a salinidade ótima para a reação deve ser baixa e que 

a viscosidade da microemulsão e/ou emulsão formada deve ser elevada (GBADAMOSI, et al., 

2022a). 

A redução da TIF para a solução aquosa com álcali e óleo é função do tipo de óleo, da 

salinidade da água, da concentração de álcali, do tipo do álcali e da dureza da água. A presença 

de cálcio e magnésio tem um efeito adverso na redução da TIF, assim como a elevação da 

temperatura (ZHANG, et al., 2020). Com a redução da tensão interfacial, uma emulsão é 

formada, facilitando o arraste do óleo. Essa emulsão é posteriormente trapeada nas gargantas 

dos poros, o que provoca uma redução do fluxo nas zonas de alta permeabilidade, resultando 

numa melhora da eficiência de varrido, já que o processo de canalização da água é diminuído. 

A introdução de um álcali em um reservatório pode causar a mudança de molhabilidade, 

tanto de molhável a óleo para molhável a água quanto o contrário. A mudança na molhabilidade 

e consequente reorganização dos fluidos dentro dos poros afetam a permeabilidade relativa da 
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fase óleo (GIRALDO, et al., 2021). Quando esta molhabilidade reversa acontece em conjunto 

com a redução da TIF, a saturação de óleo residual pode diminuir significativamente (OSEI-

BONSU, KHORSANDI & PIRI, 2020). 

 

3.4.2. Surfactantes  

 

Surfactantes são substâncias químicas que se adsorvem ou se concentram em uma 

superfície ou interfaces, quando presentes em baixa concentração em um sistema (OULKHIR, 

et al., 2023). São caracterizados por terem uma molécula ambifílica, uma extremidade dessa 

molécula é atraída pela água (extremidade hidrofílica) e a outra é atraída pelo óleo (oleofílica), 

como mostra a Figura 8. É essa natureza atrativa dupla dos surfactantes que os capacita a 

solubilizar o óleo e a água (DEMIKHOVA, et al., 2016). Essas substâncias alteram 

propriedades interfaciais significativamente, em particular, agem na redução da tensão 

interfacial (KHANDOOZI, SHARIFI & RIAZI, 2022). 

 

 

Figura 8 – Representação esquemática de um surfactante. 
Fonte: Adaptado de ROSSI, et al., 2006. 

 

O mecanismo químico responsável pela redução da TIF envolve a formação de um filme 

adsorvido, entre o óleo e água a partir da interação química entre o surfactante e o óleo 

(DEKKER, et al., 2023), como mostra a Figura 9. A formação desse filme favorece a formação 

de bancos de óleo dentro do reservatório, o que também melhora a recuperação de óleo (DE 

OLIVEIRA, et al., 2023).   

 

Extremidade apolar 

(Lipofílica)

Extremidade polar 

(Hidrofílica)
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Figura 9 – Filme molecular ordenado nas interfaces. 
Fonte: Adaptado de ROSSI, et al., 2006. 

Um número empírico que tem sido utilizado para caracterizar surfactantes é o balanço 

hidrofílico/lipofílico (BHL). Este número indica relativamente à sua tendência de solubilização 

na água ou no óleo, além de refletir a sua capacidade de formar emulsões de água em óleo ou 

de óleo em água (RAFFA, 2016). Baixos números de BHL são associados a surfactantes que 

são mais solúveis no óleo e formam emulsões de água em óleo (MA, et al., 2022). 

Os recentes avanços a respeito da utilização de surfactantes nos processos de EOR são 

bem descritos por Khandoozi, Sharifi & Riazi (2022). Alguns dos surfactantes mais utilizados 

em experimentos de recuperação avançada de petróleo são apresentados na Tabela 2. 

 

Tabela 2 – Surfactantes utilizados em experimentos de EOR. 

Surfactante Referências 

Metilcarboxilatos etoxilados  HAMA, et al., 2023 

Propoxyethoxy gliceril sulfonato  WANG, et al., 2023 

Tensoativos etoxilados carboximetilados (CME)  CHONG, et al., 2021 

Polióxido de etileno  SCHNEIDER, et al., 2020 

Polietilenoglicol, sulfatos de alquilo 

propoxilados/etoxilados  
NILLES & MYRDEK, 2023 

Misturas de sulfonatos e álcoois não iónicos  MASSARWEH, et al., 2020 

Combinação de lignossulfonatos e aminas MD AKHIR, et al., 2021 

Dodecil sulfato de sódio aniônico ZHANG, et al., 2021 

Sulfonato petroquímico  ATTA, et al., 2021 

α-Olefina sulfonato  ZHAO, et al., 2021 

Cocoamidopropil betaine  ALOOGHAREH, et al., 2022 

Óleo vegetal  FARHADIAN, et al., 2021 

Ácido linoléico  AKONJUEN, et al., 2023 

Ácido naftênico  ZHAO, et al., 2023 

Fase aquosa

Fase oleosa
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Surfactante Referências 

Dodecil benzeno sulfonato ZHOU, et al., 2022 

Ácido láurico  ZHANG, et al., 2023 

Naftil sulfonato LUAN, et al., 2022 

Brometo de dodecil trimetil amônio  MASSARWEH, et al., 2023 

Nonilfenol etoxilados  DA SILVA, et al., 2022 

Tensioativos iônicos e não iônicos híbridos KHANDOOZI, et al., 2022 

 

Pode-se observar que uma variedade de surfactantes já foram utilizados em processos 

EOR, tal fato deve-se as suas propriedades, que lhes conferem características interessantes para 

a injeção em reservatórios de petróleo. Uma breve descrição de algumas destas propriedades, 

será apresentada a seguir. 

 

3.4.2.1.  Micelização 

 

As principais características dos surfactantes estão relacionadas à formação de 

ambientes organizados, também conhecidos como ambientes micelares. As micelas são 

agregados moleculares que possuem as duas regiões estruturais, uma hidrofílica e outra 

hidrofóbica, e que, quando presentes em solução aquosa a partir de certa concentração, 

denominada concentração micelar crítica (CMC), se associam de modo dinâmico e espontâneo, 

formando grandes agregados moleculares de dimensões coloidais (PERUMAL, ATCHUDAN 

& LEE, 2022), como mostra a Figura 10. 

 

 

Figura 10 – Processo de formação da micela. 
Fonte: Adaptado de ROSSI, et al., 2006. 

 

Abaixo da CMC

(monômeros dispersos)
Acima da CMC

(micelização)
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Quando um surfactante é dissolvido em água, ele inicialmente migrará para as interfaces 

água/ar ou água/sólido, que são as regiões de melhor estabilidade para o surfactante. Como a 

força de atração das moléculas de água na superfície água/ar é reduzida, reduz-se a tensão 

superficial da água (BINKS, 2022). 

Enquanto houver espaço nessa superfície, o aumento da concentração do surfactante 

proporciona um maior preenchimento e consequente redução da tensão superficial. No entanto, 

quando as superfícies são totalmente ocupadas, um aumento da concentração do surfactante 

não se reflete mais na redução da tensão superficial (DRUETTA, et al., 2017). Neste momento, 

atinge-se a CMC (concentração micelar crítica) do surfactante e as suas moléculas passam a se 

localizar distribuídas no interior da solução estando à disposição para o início da organização 

de micelas (SAHA, DE & DAS, 2023). 

 

3.4.2.2. Mecanismo de redução de TIF  

 

Quando um surfactante é adicionado a um sistema com dois líquidos imiscíveis, como 

água e óleo, as moléculas do surfactante adsorvem na interface e interagem com as moléculas 

da água e do óleo (HONG, et al., 2023). As moléculas do surfactante se orientam de modo tal 

que sua parte hidrofílica é direcionada para a água e a parte hidrofóbica se direciona para o 

óleo. A acumulação do surfactante na zona interfacial rompe a estrutura do fluido nesta região, 

e isto se reflete na rápida diminuição da TIF com o aumento da concentração do surfactante, 

até que a CMC é atingida (MUSHTAQ, AL-SHALABI & ALAMERI, 2023). A TIF entre uma 

solução aquosa com surfactante e a fase óleo é função da salinidade, temperatura, concentração 

do surfactante, tipo e pureza do surfactante e natureza da fase oleosa (ROSTAMI, et al., 2017). 

Em geral, um incremento da salinidade da fase aquosa diminui a solubilidade do 

surfactante iônico. O surfactante é afastado da salmoura quando sua concentração de eletrólito 

aumenta (TEKLU, et al., 2017). Em salinidades relativamente baixas, a solução se divide em 

uma microemulsão aquosa e um excesso de óleo. Em altas salinidades, o sistema se separa em 

uma microemulsão oleosa e um excesso, mais denso, da fase aquosa (salmoura). Em uma 

salinidade intermediária se forma uma região trifásica: a solução se separa em microemulsão, 

fase água e fase óleo. Existe particular interesse nesta situação, já que nela são usualmente 

encontradas tensões interfaciais ultrabaixas para água e óleo (NGOUANGNA, et al., 2022).   

Um aumento na temperatura causa diminuição da solubilização de água e óleo pela 

microemulsão à salinidade ótima, aumentando a TIF e deslocando a salinidade ótima de um 

dado sistema para um valor mais alto (TORRIJOS, et al., 2017). 
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3.4.3. Polímeros 

 

O uso de polímero em processos EOR promove a redução da mobilidade da água injetada 

frente ao óleo e consequentemente aumenta a eficiência de varrido horizontal. A injeção de 

polímeros em reservatórios de óleo é bem-sucedida em (WANG, et al., 2023; RELLEGADLA, 

PRAJAPAT & AGRAWAL, 2017; JANIGA, et al., 2017; SERIGHT & WANG, 2023; LIANG, 

et al., 2019): 

a) formações homogêneas ou com baixo grau de heterogeneidade; 

b) injeções com razão de mobilidade entre 5 e 40; 

c) permeabilidade absoluta na região menos permeável maior que 20 mD; 

d) reservatórios com temperaturas máximas de 95°C; 

e) formações com baixo teor de argila e de sal. 

Os polímeros mais utilizados em processos EOR pertencem ao grupo da poliacrilamida 

(LI, et al., 2023; GBADAMOSI, et al., 2019; YI, et al., 2022), como mostra a Tabela 3.  

 

Tabela 3 – Polímeros mais utilizados em experimentos de EOR. 

Polímero  Referências 

Poliacrilamida NASCIMENTO, et al., 2023 

Poliacrilamida parcialmente hidrolisada  AL-KINDI, et al., 2022 

Poliacrilamida a partir da argila de bentonita  KOH, et al., 2022 

Policloreto de dimetil dialilamônio YANG, et al., 2023 

 

Em síntese, o polímero aumenta a viscosidade da fase deslocante e reduz a 

permeabilidade efetiva da água, resultando na redução da taxa de mobilidade da água injetada 

(SONG, et al., 2022). A injeção de polímero é um método EOR de baixo custo (quando 

comparado aos demais fluidos), já amplamente aplicado, e ainda muito promissor (AL-

SHARGABI, et al., 2022).  

 

3.4.4. Sinergia do processo ASP 

 

Os benefícios do processo ASP não estão ligados somente às propriedades do álcali, do 

surfactante e do polímero considerados isoladamente. Quando injetados em conjunto, estes 

componentes apresentam efeitos sinérgicos (CHOWDHURY, et al., 2022).  

A injeção do álcali aumenta o pH e reduz a adsorção do surfactante e do polímero, 

tornando sua injeção mais eficiente e reduzindo o volume necessário a ser injetado. O álcali 
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remove a alta concentração de íons divalentes e evita à associação destes íons com o surfactante 

e o polímero (LIU, et al., 2021). O álcali reage com o óleo cru gerando surfactante in situ, que 

possui baixa salinidade, enquanto o surfactante injetado possui uma salinidade ótima 

relativamente alta. A mistura do surfactante injetado com o gerado possui uma maior faixa de 

salinidade para a qual a TIF é baixa (LYU, et al., 2022).  

O surfactante produz emulsão estável, e o polímero presente no sistema pode ajudar a 

melhorar a estabilidade da emulsão devido à sua alta viscosidade, favorecendo o aumento na 

eficiência de varrido (LABEN, et al.,2022). 

O polímero atua como descrito na seção 3.4.3, aumentando a viscosidade da água o que 

favorece a mobilidade do óleo. A solução álcali, ainda, aumenta a eficiência do polímero 

reduzindo a adsorção dele com a rocha (SAHA, TIWARI & UPPALURI, 2021).   

No entanto a solução ASP também apresenta algumas desvantagens. Segundo Al-

shargabi, et al. (2022), as principais são: consumo excessivo de álcali e precipitação de 

surfactante devido à presença de cátions divalentes na água de produção; necessidade de 

correção da salinidade da água de injeção; a utilização de um álcali forte pode diminuir a ação 

do polímero; o álcali reage com as argilas presentes na formação, provocando um inchaço e 

consequente redução da permeabilidade; corrosão também é um problema associado ao 

processo; a formação de emulsões duras podem trazer dificuldades para o processamento do 

fluido. 

 

3.5. OUTROS MÉTODOS ESPECIAIS DE RECUPERAÇÃO DE PETRÓLEO 

 

Existem outros processos de recuperação de petróleo que têm sido estudados e que não 

se enquadram nas categorias mencionadas anteriormente, como é o caso da recuperação 

utilizando ondas eletromagnéticas e da recuperação microbiológica, também conhecida pela 

sigla MEOR (Microbial enhanced oil recovery). 

 

3.5.1. MEOR  

 

A biodegradação de hidrocarbonetos por populações naturais de microorganismos 

representa um dos mecanismos mais promissores de recuperação especial (CHICCA, 

BECARELLI & DI GREGORIO, 2022). Isso se deve ao fato de que, esses microorganismos 

são capazes de emulsionar hidrocarbonetos em solução, alterando as propriedades químicas e 
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físicas do mesmo, além de selecionar zonas de alta permeabilidade para melhorar a eficiência 

de varrido (HAMED ABOELKHAIR, 2022). 

A literatura relata inúmeras vantagens a respeito da aplicação dessa tecnologia para a 

recuperação avançada de petróleo (ZHANG, GAO & XUE, 2020; HADDAD, et al., 2023; DAI, 

et al., 2023), algumas delas são:  

a) facilidade de aplicação da técnica;  

b) o custo para aplicação é relativamente baixo e não dependente do preço do petróleo;  

c) a atividade microbiana pode ser controlada ex situ ou in situ;  

d) podem ser aplicados em uma variedade de reservatórios, que possuem óleos com 

propriedades físicas e químicas diferentes; 

e) podem ser aplicados em reservatórios de baixa permeabilidade; 

f) podem ser utilizados para restringir o fluxo em zonas específicas do reservatório (Microbial 

Flow Diversion – MFD); 

g) diminui o fluxo da água dentro dos reservatórios, reduzindo o excesso de água produzida. 

Outras aplicações da técnica MEOR são relatadas pela literatura: o controle da 

biocorrosão; o crescimento biocompetitivo de populações microbianas; a identificação de 

biossensores específicos; a gaseificação de hidrocarbonetos; a modificação biológica de óleos 

pesados; a desestabilização de hidratos de gás e o desenvolvimento de biomarcadores 

(PRAJAPAT, et al., 2021; RELLEGADLA, JAIN & AGRAWAL, 2020).  

Desde 1946 muitas pesquisas relacionadas à técnica MEOR têm sido desenvolvidas, 

entretanto, poucas foram efetivamente colocadas em prática. Isso acontece, pois, a maioria das 

vantagens associadas a essa técnica advém de experimentos de laboratório e de algumas poucas 

experiências de aplicações reais (ZIWEI, et al., 2021). No entanto, essa é ainda uma das técnicas 

de EOR, mais promissoras, devido à diversidade metabólica de microorganismos, através de, 

bioácidos, biomassa, biosolventes, gases e da produção de biossurfactantes e biopolímeros 

(PANDEY, et al., 2023). 

 

3.5.1.1. Biossurfactantes 

 

São compostos que consistem em subprodutos metabólicos de bactérias, fungos e 

leveduras e exibem propriedades surfactantes, isto é, diminuem a tensão superficial e possuem 

alta capacidade emulsificante (MADANKAR & MESHRAM, 2022).  

Os biossurfactantes são constituídos por diversos grupos químicos diferentes como, por 

exemplo, a surfactina, cuja estrutura química é mostrada na Figura 11. Esse biossurfactante é 
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produzido por várias cepas de Bacillus subtilis, e é conhecido por ter excepcional atividade 

superficial, reduzindo a TIF da água à 20 °C de 72 para 27 mN/m, além de reduzir a tensão 

interfacial do sistema água/hexadecano de 43 para valores menores que 1 mN/m (DE 

OLIVEIRA SCHMIDT, et al., 2021). 

 

 
Figura 11 – Estrutura química da surfactina. 

Fonte: Adaptado de KEARNS, 2010. 

 

Os biossurfactantes possuem uma estrutura comum: uma porção lipofílica usualmente 

composta por cadeia hidrocarbônica de um ou mais ácidos graxos, que podem ser saturados, 

insaturados, hidroxilados ou ramificados, ligados à uma porção hidrofílica, que pode ser um 

éster, um grupo hidróxi, fosfato, carboxilato ou carboidrato (DHANARAJAN, et al., 2017). A 

maioria dos biossurfactantes são neutros, ou aniônicos variando desde pequenos ácidos graxos 

até grandes polímeros, como mostra a Tabela 4.  

 

Tabela 4 – Principais classes de biossurfactantes e microrganismos relacionados. 

Tipo de Biossurfactante Microorganismo 

Glicolipídios 

Ramnolipídios Pseudomonas aeruginosa 

Soforolipídios 
Torulopsis bombicola;  

Torulopsis apicola 

Trehalolipídios 
Rhodococcus erythropolis; 

Mycobacterium sp. 

Lipopeptídios e lipoproteínas 

Peptídio-lipídio Bacillus licheniformis 

Viscosina Pseudomonas fluorescens 

Serrawetina Serratia marcescens 
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Tipo de Biossurfactante Microorganismo 

Surfactina Bacillus subtilis 

Gramicidina Bacillus brevis 

Polimixina Bacillus polymyxa 

Ácidos graxos, lipídios neutros e fosfolipídios 

Ácidos graxos Corynebacterium lepus 

Lipídios neutros Nocardia erythropolis 

Fosfolipídios Thiobacillus thiooxidans 

Surfactantes poliméricos 

Emulsan Acinetobacter calcoaceticus 

Biodispersan Acinetobacter calcoaceticus 

Liposan Candida lipolytica 

Carboidrato lipídio proteína Pseudomonas fluorescens 

Manana lipídio proteína Candida tropicalis 

Surfactantes particulados 

Vesículas Acinetobacter calcoaceticus 

Células Várias bactérias 

Fonte: Adaptado de NITSCHKE, et al.,2002. 

 

3.5.1.1.1 Propriedades e vantagens dos biossurfactantes 

 

As principais propriedades e vantagens que tornam a utilização dos biossurfactantes 

viáveis para um processo de recuperação avançada de petróleo (HOSSEININOOSHERI, et al., 

2016; SHARMA, SUNDAR & SRIVASTAVA, 2023; SAJNA, et al., 2015), por exemplo, são: 

a) atividade superficial e interfacial: alguns biossurfactantes são mais eficientes e mais efetivos 

do que os surfactantes convencionais (detergentes aniônicos sulfatados) pois produzem menor 

tensão superficial em menores concentrações de biossurfactante.  

b) tolerância à temperatura, pH e força iônica: alguns biossurfactantes apresentam elevada 

estabilidade térmica e de pH podendo ser utilizados em ambientes com condições mais 

drásticas. O lipopeptídio de B. licheniformis JF-2, por exemplo, é estável a temperaturas em 

torno de 75 °C por até 140 horas e pH entre 5 e 12. Alguns biossurfactantes suportam 

concentrações de 10% de NaCl, enquanto uma concentração salina de 2 a 3% é suficiente para 

inativar surfactantes convencionais; 

c) biodegradabilidade: diferentes dos surfactantes químicos os biossurfactantes são facilmente 

degradáveis na água e no solo, o que os torna adequados para aplicações como biorremediação 

e tratamento de resíduos; 

d) baixa toxicidade: sua baixa toxicidade permite o uso em alimentos, cosméticos e produtos 

farmacêuticos; 
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e) síntese: biossurfactantes também apresentam a vantagem de poderem ser sintetizados a partir 

de substratos renováveis e possuírem grande diversidade química, possibilitando aplicações 

específicas para cada caso particular.  

f) Não dependem do preço do petróleo: os biossurfactantes não são derivados do petróleo, fator 

importante à medida que os preços do petróleo oscilam bastante.  

g) A possibilidade de modificação da estrutura química e das propriedades físicas dos 

biossurfactantes através de manipulações genéticas, biológicas ou químicas permite o 

desenvolvimento de produtos para necessidades específicas. 

Os biossurfactantes podem ser utilizados em várias aplicações industriais, como mostra 

a Tabela 5. Entretanto, ainda não são amplamente utilizados devido aos altos custos de 

produção, associados a métodos ineficientes de recuperação do produto e ao uso de substratos 

caros (YANG, et al., 2020). 

 

Tabela 5 – Principais aplicações e funções dos biossurfactantes na indústria. 

Funções Campo de aplicação 

Emulsionantes e dispersantes Cosméticos, tintas, biorremediação, óleos, alimentos. 

Solubilizantes Produtos farmacêuticos e de higiene. 

Agentes molhantes/penetrantes Produtos farmacêuticos, têxteis e tintas. 

Detergentes Produtos de limpeza, agricultura. 

Agentes espumantes Produtos de higiene, cosméticos e flotação de minérios. 

Agentes espessantes Tintas e alimentos. 

Seqüestrantes de metais Mineração. 

Formadores de vesículas Cosméticos e sistemas de liberação de drogas. 

Crescimento microbiano Tratamento de resíduos oleosos. 

Desmulsificantes Tratamento de resíduos, recuperação de petróleo. 

Redutores de viscosidade Transporte em tubulações, oleodutos. 

Dispersantes Misturas carvão-água, calcário-água. 

Fungicida Controle biológico de fitopatógenos. 

Agente de recuperação Recuperação terciária de petróleo (MEOR). 

Fonte: Adaptado de NITSCHKE, et al.,2002. 

A utilização de biossurfactantes em MEOR envolve várias estratégias, como a injeção 

de microrganismos produtores de biossurfactantes no reservatório e subsequente propagação in 

situ; ou a injeção de nutrientes no reservatório, estimulando o crescimento de microrganismos 

selvagens produtores de surfactantes, ou ainda, a produção de biossurfactantes em reatores e 

posterior injeção no reservatório (SHAKERI, et al., 2020). A última estratégia é mais cara 
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devido à necessidade de capital para produção, purificação e introdução do biossurfactante. As 

outras requerem que o reservatório contenha bactérias capazes de produzir quantidades 

suficientes de biossurfactantes (HOSSEININOOSHERI, et al., 2016). Para serem úteis na 

MEOR in situ os microrganismos devem ser aptos a crescer em condições extremas, como alta 

temperatura, pressão, salinidade e baixa concentração de oxigênio (DU, et al., 2022).  

O problema econômico da produção de biossurfactantes pode ser significativamente 

reduzido através do uso de fontes alternativas de nutrientes, facilmente disponíveis e de baixo 

custo. Uma possível alternativa seria o uso de subprodutos agrícolas ou de processamento 

industrial (MGBECHIDINMA, et al., 2022). Com o aumento dos esforços no desenvolvimento 

de novas tecnologias de aplicação, no melhoramento das linhagens e dos processos de 

produção, e devido à sua versatilidade, biodegradabilidade e baixa toxicidade, os 

biossurfactantes poderão se tornar compostos de uso comum nas indústrias em um futuro 

próximo (MANGA, et al., 2021). 

Além dos biossurfactantes, os biopolímeros também apresentam inúmeras propriedades 

que os tornam viáveis para aplicação em vários setores da indústria, como: alimentos, 

cosméticos, recuperação avançada de petróleo, dentre outros. 

 

3.5.1.2. Biopolímeros 

 

Os biopolímeros são materiais poliméricos classificados estruturalmente como 

polissacarídeos, políésteres ou poliamidas (MAZUKI, et al., 2022). A matéria-prima principal 

para sua manufatura é uma fonte de carbono renovável, geralmente um carboidrato derivado de 

plantios comerciais de larga escala como cana-de-açúcar, milho, batata, trigo e beterraba; ou 

um óleo vegetal extraído de soja, girassol, palma ou outra planta oleaginosa (HILOIDHARI, et 

al., 2020). 

Entre os biopolímeros mais utilizados pela indústria apresentam-se como os de maior 

importância os seguintes: polilactato, polihidroxialcanoato, polímeros de amido e goma xantana 

(VINAYAK, SHARMA & SINGH, 2022). 

O polilactato é um poliéster produzidos por síntese química a partir de ácido láctico 

obtido por fermentação bacteriana de glicose extraído do milho, com uso potencial na confecção 

de embalagens, itens de descarte rápido e fibras para vestimentas e forrações (ABHILASH & 

THOMAS, 2017). 

O polihidroxialcanoato constitui uma ampla família de poliésteres produzidos por 

bactérias através de biossíntese direta de carboidratos de cana-de-açúcar ou de milho, ou de 
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óleos vegetais extraídos principalmente de soja e palma. Dependendo da composição 

monomérica, pode ser utilizado na produção de embalagens, itens de descarte rápido e filmes 

flexíveis (CHEN, JIANG & GUO, 2016).  

Os polímeros de amido são polissacarídeos, modificados quimicamente ou não, 

produzidos a partir de amido extraído de milho, batata, trigo ou mandioca. Pode ser utilizado 

na produção de embalagens e itens de descarte rápido e, em blendas com polímeros sintéticos, 

na confecção de filmes flexíveis (GAMAGE, et al., 2022; DIYANA, et al., 2021).  

A goma xantana, cuja estrutura molecular é mostrada na Figura 12, é um 

exopolissacarídeos produzido por microrganismos a partir de carboidratos extraídos de milho 

ou cana-de-açúcar, com ampla utilização na área de alimentos e uso potencial na área de 

cosméticos e na exploração de petróleo (REVIN, et al., 2023).  

 

 
Figura 12 – Estrutura molecular da goma xantana. 

Fonte: Adaptado de PRADELLA, 2006. 

 

É o biopolímero mais utilizado em processos de recuperação de petróleo, pois 

apresentam características que auxiliam a eficiência da técnica, como: solubilidade completa 

em água à diferentes temperaturas, produz altas viscosidades (permanecendo inalterada em um 

range de temperatura de 0 a 100 ºC) a baixas concentrações e apresenta excelente estabilidade 

ao calor (MATOVANNI, et al., 2023). 

As propriedades reológicas da goma xantana são tecnologicamente adequadas para a 

aplicação em processos EOR. Na indústria do petróleo, a goma xantana é utilizada em fluidos 

de perfuração de poços, faturamento hidráulico e limpeza de dutos. Pelo fato, desse biopolímero 

ser compatível com ambientes salinos e resistentes à degradação térmica, também é útil como 
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aditivo em fluidos de recuperação avançada de petróleo (NAVAIE, ESMAEILNEZHAD & 

CHOI, 2022).  

Uma grande vantagem do uso dos biopolímeros é a sua degradação no ambiente, 

resultado da ação de microorganismos de ocorrência natural, como bactérias, fungos e algas 

(YAASHIKAA, KUMAR & KARISHMA, 2022). Ou seja, a biodegradação é um processo de 

decomposição de materiais pela atividade biológica, transformando o material em moléculas 

menores e causando um menor impacto ambiental (MAHDAVI, et al., 2016). Por isso, os 

biopolímeros ganham cada vez mais espaço devido a propriedades que, ao mesmo tempo, 

aumentam a vida útil e tornam mais fácil o descarte desses materiais.   

 

3.5.1.3. Propriedades e vantagens dos biopolímeros 

 

As principais propriedades e vantagens que tornam a utilização dos biopolímeros viáveis 

para um processo de recuperação avançada de petróleo, por exemplo, (MAHAJAN, et al., 2021) 

são:  

a) menor impacto ambiental; 

b) ampla faixa de propriedades reológicas; 

c) baixo custo de produção, quando comparados com os polímeros; 

d) capacidade de formar soluções de alta viscosidade com baixas taxas de cisalhamento.  

Porém, mesmo apresentando essas vantagens em comparação com os polímeros 

tradicionais, a biodegradação natural anaeróbica de vários biopolímeros pode promover a 

produção de gás metano (CH4), que, para o efeito estufa, é um gás mais intenso que o CO2 e, 

além disso, é reabsorvido pelos processos naturais de modo mais lento (ZAHED, et al., 2021).  
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4. ESTADO DA ARTE 

 

O estudo a respeito da utilização de microorganismos em processos de recuperação 

avançada iniciou em 1926, no entanto os primeiros testes em escala laboratorial foram 

realizados em 1940 (BIANCHI, et al., 2021).  A primeira patente relacionada ao assunto foi 

depositada em 1946, por Zobell. Em 1954, o primeiro teste em campo foi realizado no campo 

petrolífero de Union County, Arkansas, EUA. Desde então, uma quantidade considerada de 

trabalhos vem sendo publicados, a respeito do tema. 

Os testes de injeção em escala de bancada, utilizando fluidos de injeção enriquecidos 

com biomateriais, geralmente são realizados em colunas preenchidas com areia (sandpack) ou 

em core holder. A utilização do sistema core holder é o mais utilizado entre os trabalhos 

reportados pela literatura, devido à proximidade maior com as características de um reservatório 

real. Nesse sistema, pode-se utilizar amostras de rocha afloradas, ou retiradas de reservatórios 

candidatos à produção. Nesse último caso, as mesmas devem ser limpas em um sistema Soxhlet 

utilizando solventes adequados. Além disso, o mesmo permite medir a porosidade e as 

permeabilidades absoluta e relativa, durante o processo de saturação do meio poroso com água 

salina, que pode ser coletada no campo ou sintética (produzida em laboratório). 

A seguir serão apresentados alguns trabalhos relacionados à utilização de 

biossurfactantes e biopolímeros em processos MEOR. Além disso, serão apresentados alguns 

trabalhos relacionados à utilização da solução ASP em processos EOR. Alguns inclusive, 

relatam a eficiência desses produtos em testes realizados em escala real. 

 

4.1. UTILIZAÇÃO DE BIOSSURFACTANTES EM PROCESSOS EOR 

 

Alguns trabalhos relacionados a esse tema, informam que os biossurfactantes, podem 

recuperar cerca de 5 a 88% de óleo, como mostra a Tabela 6. A maioria dos trabalhos ressaltam 

as principais vantagens da aplicação desse bioproduto em processos EOR, tais como: produção 

utilizando resíduos agroindustriais mais barata, processo aeróbio, elevada chance de sucesso, 

pois podem ser testados antes em escala laboratorial, não há necessidade de qualquer 

modificação antes da injeção in situ. No entanto, embora promissor, existem alguns desafios 

associados a utilização de biossurfactantes em processos EOR, como: despesas de capital inicial 

com biorreatores em escala industrial, disponibilidade de biossurfactante barato e em grande 

quantidade e adsorção em formações rochosas.  
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Tabela 6 – Dados de alguns trabalhos que utilizaram biossurfactantes em processos EOR. 

Autor(es), Ano Microorganismo Biossurfactente 
Concentração 

(mg/L) 

Permeabilidade 

(mD) 

Porosidade 

(%) 
°API 

Temperatura 

(C°) 

Vazão 

(mL/min) 

Recuperação 

(%) 

ΔTIF 

(mN/m) 

LIU, et al., 2023 
Pseudomonas 

aeruginosa 
Raminolipídeo 127,0 36,24 20,5 21,9 60 1,0 50,45 36,74 

YIN, et al., 2023 
Bacillus subtilis 

MJ01 
Surfactina 2.000 - - 20,3 75 0,7 88 0,07 

WAGHMODE, et 

al., 2023 
Fusarium sp. BS-8 Raminolipídeo 10.000 - - 29,7 35 36 46 40 

ABDI, et al., 2022 

Bacillus 

amyloliquefaciens 

702 

Surfactina 109,5 363 - 28,2 39 0,5 7 - 

WANG, et al., 2022 
Bacillus 

megaterium 
Surfactina 2.500 - - - 80 0,042 25 42,25 

VARJANI & 

UPASANI, 2021 

Pseudomonas 

aeruginosa NCIM 

5514 

Raminolipídeo 1.530 85 18,5 35,4 70 0,12 8,8 29,71 

HALOI, et al., 2020 
Pseudomonas 

aeruginosa HATH 
Raminolipídeo 12.000 100 33,5 34 80 0,0033 5 24 

ZHOU, et al., 2018 

Bacillus 

stearothermophilus 

SUCPM14 

Surfactina - 14,5 13 - 37 0,05 53,6 15,7 
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4.2. UTILIZAÇÃO DE BIOPOLÍMERO EM PROCESSOS EOR 

 

A justificativa trazida pela literatura para substituir a utilização de polímeros em 

processos EOR por biopolímeros, residem na necessidade de atender aos requisitos técnicos e 

ambientais que envolvem a aplicação da técnica. Os biopolímeros, além de apresentarem 

superior estabilidade química, apresentam características ecológicas que se enquadram na 

legislação ambiental. Antes de apresentar os resultados dos testes de injeção em escala 

laboratorial, a maior parte dos trabalhos, discutem os benefícios de se utilizar os biopolímeros 

em processos EOR, tais como: tolerância superior a sais e a temperatura, o que o torna excelente 

na capacidade de espessamento e estabilidade em reservatórios de petróleo, em condições 

adversas.  

Segundo a literatura, mais de dez biopolímeros foram investigados para uso em 

processos EOR, nos níveis acadêmico e industrial para uso de EOR (PU, et al., 2018). Desses, 

a goma xantana é o biopolímero mais amplamente estudado. Ghoumrassi-Barr & Aliouche, 

2016, avaliaram o potencial da goma xantana em um campo petrolífero específico. Os 

resultados mostraram que a viscosidade da água de produção contendo a goma xantana 

aumentou cerca de 400% após 720 h de armazenamento e quase 60% da viscosidade inicial 

permaneceu inalterada, durante o processo de injeção no reservatório à 68 ℃. No entanto, os 

autores também citam alguns problemas operacionais advindos dessa aplicação, como: risco 

potencial de obstrução causado por detritos celulares e sensibilidade bacteriana. Apesar da GX 

apresentar características que favorecem o sucesso do processo EOR, outros trabalhos 

relacionados a esse assunto, relatam que as poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas 

(HPAMs), são mais promissoras em reservatórios de alta temperatura e salinidade. 

Recentemente, autores como Wei, et al., 2017, passaram a estudar a eficiência de nanofluidos 

à base de nano celulose em processos EOR. 

Além disso, a literatura reporta a necessidade de determinar algumas propriedades ditas 

como essenciais para avaliar a sua eficiência dos biopolímeros em processos de recuperação 

avançada, como: concentração, solubilidade, capacidade de espessamento, resistência ao sal, 

reologia, viscoelasticidade, injetividade, adsorção, entre outros. Além desses, como mostra a 

Tabela 7, existem outros fatores responsáveis para o sucesso de um projeto EOR, são eles: 

permeabilidade absoluta da rocha, porosidade, °API do óleo, temperatura do reservatório e 

vazão de injeção.     
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Tabela 7 – Dados de alguns trabalhos que utilizaram biopolímeros em processos EOR. 

Autor(es), Ano Microorganismo Biopolímero 
Concentração 

(mg/L) 

Permeabilidade 

(mD) 

Porosidade 

(%) 
°API 

Temperatura  

(C°) 

Vazão 

(mL/min) 

Recuperação 

(%) 

ABBAS, et al., em 

2023 
Schizophyllan Polissacarídeo 5.600 444 20,74 38,2 120 0,2 10 

ABBASPOUR, et al., 

2023 
Schizophyllan Polissacarídeo 1.000 2000 24 24,7 55 - 75 

AL-ARAIMI, et al., 

2022 

Aureobasidium 

Pullulans 
Polissacarídeo 2.000 - 33,5  60 0,4 9,4 

SHOAIB, et al., 2020 Schizophyllan Polissacarídeo 3.000 600 23 - 54 - 90 

GAO, et al., 2020 
Enterobacter 

cloacae 
Exopolissacarídeo 8.830 - - - 50 1,0 88,3 

DARYASAFAR, et 

al., 2016 

Bacillus 

sonorensis 
Polissacarídeo 5.000 - 38 - 37 2,66 59 

Xu & Lu, 2011 
Enterobacter 

sakazakii 
Exopolissacarídeo 6.500 932 39,3 - 45 0,5 25 
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4.3. UTILIZAÇÃO DA SOLUÇÃO ASP EM PROCESSOS EOR 

 

Enquanto outros métodos de recuperação avançada de petróleo apresentam 

desvantagens, quanto a perda excessiva de surfactante e polímero por adsorção, a solução ASP 

promove a redução de tais problemas, através da combinação sinérgica com o álcali. 

Vários trabalhos a respeito da utilização da solução ASP em processsos EOR foram 

publicados nas últimas duas décadas. Para uma aplicação em escala real, a literatura recomenda  

a necessidade de desenvolver surfactentes mais econômicos em sistemas alcalinos fracos e com  

polímeros tolerantes a temperatura e ao pH. Além disso, a constiuição química dos fluidos deve 

ser considerada ambientalmente aceitável em campos onshore e offshore. 

Atualmente o campo Daqing representa um dos maiores projetos de recuperação 

avançada utilizanndo a solução ASP. As injeções de solução ASP foram estudadas e testado em 

Daqing por mais de 20 anos. Wang, et al. (2013), relataram as experiências da aplicação do 

método ASP no campo petrolífero de Daqinq Xingbei, localizado na China. Segundo os autores, 

a injeção da solução ASP gerou diversos problemas operacionais, como: deposição de 

agregados de óleo, ceras, asfaltenos, polímeros degradados, microorganismos, argilas, areia e 

água adsorvida nas linhas de tubulação; geração de um volume elevado de espuma, dificultando 

a separação óleo e água. Um outro problema relatado, consiste no tratamento da água produzida, 

tanto para descarte, quanto para a reinjeção em reservatórios. Essa água contém um alto teor de 

sólidos oleosos e produtos químicos adsorvidos as gotículas de óleo. Algumas medidas para 

solucionar esses problemas foram sugeridas pelos autores, como: tratamento da água produzida, 

lavagem das linhas de tubulação, adição de agentes que evitem a deposição de agregados, uso 

de produtos antiespumantes e uso de microfloculação suspensa no processo de filtração.  

A literatura reporta a necessidade de determinar algumas propriedades ditas como essenciais 

para avaliar a sua eficiência da solução ASP em processos de recuperação avançada, como: 

concentração do álcali, surfactante e polímero, reologia, viscoelasticidade, injetividade, 

adsorção do surfactante e do polímero, entre outros. Além desses, como mostra a Tabela 8, 

existem outros fatores responsáveis para o sucesso de um projeto EOR, são eles: permeabilidade 

absoluta da rocha, porosidade, °API do óleo, temperatura do reservatório e vazão de injeção. 
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Tabela 8 – Dados de alguns trabalhos que utilizaram a solução ASP em processos EOR. 

Autor(es), Ano 
Concentração  

(mg/L) 

Permeabilidade 

(mD) 

Porosidade 

(%) 
°API 

Temperatura 

(C°) 

Vazão 

(mL/min) 

Recuperação 

(%) 

SHARMA, et al., 

2023 

(70) Álcali 

(35) Surfactante 

(25) Polímero 

207 19,1 - 59 2,0 84,5 

PASHAPOURYE

GANEH, et al., 

2022 

(3.600) Álcali 

(7.500) Surfactante 

(4.500) Polímero 

80,1 18,85 - 38 2,0 95,6 

WANG, et al., 

2022 

(37,5) Álcali 

(5.000) Surfactante 

(2.500) Polímero 

453 19,5 - 55 2,0 87,5 

AL-GHAILANI, 

et al., 2021 

(1.000) Álcali 

(3.000) Surfactante 

(3.300) Polímero 

1325 13,4 - 50 0,8 42,5 

ZHONG, et al., 

2020 

(5.000) Álcali 

(10.000) Surfactante 

(1.500) Polímero 

1144 37,3 - - - 23,7 
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5. METODOLOGIA 

 

Este capítulo apresenta os materiais e métodos que foram utilizados na parte 

experimental do presente trabalho. Primeiramente, foi realizado um mapeamento tecnológico 

acerca da utilização de biossurfactantes e biopolímeros em processos de recuperação avançada 

de petróleo (EOR), com o objetivo de identificar inovações. Em seguida são apresentados os 

materiais e métodos para a realização dos seguintes experimentos; produção da solução ASP, 

do biossurfactante, do biopolímero e da solução Bio-ASP; caracterização do petróleo, da 

solução ASP, do biossurfactante, do biopolímero e da solução Bio-ASP e testes de injeção. 

Por fim, com o objetivo de identificar a relação entre as concentrações de álcali, de 

surfactante, de polímero, de biossurfactante e de biopolímero com a fração recuperada de óleo 

obtido, foi realizado um planejamento fatorial completo do tipo 2³ com três repetições no ponto 

central. 

 

5.1 MAPEAMENTO TECNOLÓGICO 

 

Saber quais os países que mais possuem patentes depositadas sobre utilização de 

biossurfactantes e biopolímeros como aditivos para fluidos de recuperação avançada, bem 

como os anos que mais foram depositadas essas patentes e as empresas que mais se destacam 

no desenvolvimento de técnicas relacionadas a essa técnica, é de grande interesse, não só para 

a indústria, mas também para a pesquisa, que busca cada vez mais desenvolver tecnologias para 

aperfeiçoar essa técnica. 

Para adquirir informações a respeito do tema, foram realizadas consultas a bases de 

patentes European Patent Office (EPO) que é uma base mundial de acesso livre usualmente 

escolhida para varredura de tecnologias. A estratégia de busca de patentes deve ser tal que 

permita abranger todas as patentes focadas no assunto sem acrescer de outras que possam 

interferir nos resultados. Para isso foi feito um escopo combinando palavras-chave (recovery*, 

enhanced*, oil*, asp*, alkali*, surfactant*, biosurfactant*, polymer* e biopolymer*) e o código 

(E21B43/16 - Métodos intensificados de recuperação para obtenção de hidrocarbonetos). Após 

a coleta dos dados, os mesmos foram importados para o programa Vantage Point®, onde foram 

tratados os dados, retirando repetições e efetuando limpeza. 
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5.2 CARACTERIZAÇÃO DO PETRÓLEO 

 

O petróleo utilizado nesse trabalho foi cedido pela empresa Petrobrás e é proveniente 

do campo de Carmópolis, estação de Bonsucesso, como mostra a Figura 13.  

 

 

Figura 13 – Mapa de localização do campo de Carmópolis. 
Fonte: ANP, 2016. 

 

As caracterizações que foram realizadas no petróleo utilizado nos testes de injeção, são: 

ponto de fluidez, massa específica do petróleo, viscosidade, BSW e grau API. 

 

5.2.1 Ponto de fluidez  

 

O ponto de fluidez do petróleo foi determinado através do equipamento Automatic 

Cloud & Pour Point Tester, modelo HCP 852 seguindo a norma ASTM D97. A amostra é pré-

aquecida e em seguida resfriada gradativamente e sua fluidez verificada a cada queda de 3 ºC. 

A análise é finalizada quando não é registrado mais movimentação do fluido em uma dessas 

verificações. O ponto de fluidez será a temperatura em que o teste foi finalizado somado 3 ºC, 

ou seja, a última temperatura em que foi observada a movimentação do fluido. 
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5.2.2 Massa específica do petróleo  

 

A massa específica do petróleo foi medida através de um densímetro digital da marca 

Anton Paar, modelo DMA-5000, seguindo a norma ASTM D-5002. A análise foi feita a 20 °C 

(temperatura ambiente) e a 60 °C (temperatura média do reservatório simulado). 

 

5.2.3 Viscosidade do petróleo 

 

A viscosidade do petróleo foi obtida através de um reômetro Physica, modelo MCR 501, 

da marca Anton Paar, seguindo a norma ASTM D-445. Seu sistema é adaptado a um banho 

termostatizado e um computador, trabalhando com pequenas quantidades de amostra (~20 mL). 

As amostras foram colocadas em um sensor do tipo cilindro concêntrico (PP50) e submetidas 

a um torque suficiente para manter a rotação do cilindro, que fica imerso na amostra. A análise 

foi realizada a 60 °C (temperatura média do reservatório simulado). 

 

5.2.4 BSW (basic sediments and water)  

 

O BSW do petróleo foi medido através de centrifugação seguindo a metodologia 

descrita na Norma NBR-14647.  

 

5.2.5 GRAU API  

 

O grau API foi calculado através da densidade relativa medida nas condições padrão 

(20 °C e 1 atm), utilizando a Equação 7: 

°API =
141,5

do
− 131,5 

 

5.3 CARACTERIZAÇÃO DA ÁGUA DE PRODUÇÃO SINTÉTICA 

 

A água de produção sintética utilizada para diluir os componentes da solução ASP, para 

recuperar o petróleo na etapa convencional e no processo de lavagem após a recuperação 

avançada, contém 40.000 mg/L de NaCl, pois é um dos sais predominantes na água presente no 

reservatório e 13.000 mg/L de Na2SO4.  

(Equação 7) 
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5.3.1 Determinação das concentrações iônicas da água de produção sintética 

 

As concentrações iônicas da água de produção sintética foram estimadas por um 

espectrômetro de fluorescência de raios-x por energia dispersiva da Shimadzu, modelo EDX-

900C, utilizando ar como atmosfera e colimador de 10 mm. 

 

5.3.2 Massa específica da água de produção sintética 

 

A massa específica da água de produção sintética foi medida através de um ,0, seguindo 

a norma ASTM D-5002. A análise foi feita a 60 °C (temperatura média do reservatório 

simulado). 

 

5.3.3 Viscosidade da água de produção sintética 

 

A viscosidade da água de produção sintética foi obtida através de um reômetro Physica, 

modelo MCR 501, da marca Anton Paar, seguindo a norma ASTM D-445. A análise foi feita a 

60 °C (temperatura média do reservatório simulado). 

 

5.4 PRODUÇÃO DA SOLUÇÃO ASP 

 

A solução ASP foi utilizada nos testes de injeção para ser comparada com os resultados da 

solução Bio-ASP. Os agentes químicos utilizados para o preparo da solução ASP, são as versões 

comercialmente disponíveis de álcali, surfactante e polímero. O carbonato de sódio (Na2CO3) 

foi obtido da Lumatom, o surfactante lauril sulfato de sódio/LSS da Synth e o polímero goma 

xantana da Makeni Chemicals. Os compostos foram escolhidos devido a relevância dos mesmos 

nos processos de recuperação avançada de petróleo (SAGALA, et al., 2023; IHEKORONYE, 

MOHAMMED & ONUORAH, 2022; FU, et al., 2021; COOLMAN, et al., 2020; 

GBADAMOSI, et al., 2022b). 

 

5.4.1 Caracterização da solução ASP 

 

As caracterizações das soluções ASP que foram utilizadas nos testes de injeção, 

consistiram na determinação da sua viscosidade, através da análise viscosimétrica, na medida 

do pH, na determinação da massa específica e na medida de tensão interfacial. 
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5.4.1.1 Concentração micelar crítica (CMC) do surfactante 

 

A concentração micelar crítica foi obtida a partir da determinação da tensão superficial 

(líquido/ar) de soluções sucessivamente diluídas que variaram de 5 a 45% V/V do surfactante 

Lauril Sulfato de Sódio (LSS), em água Mili-Q. A CMC foi obtida através de um gráfico de 

tensão superficial versus a concentração do surfactante. Todos os pontos foram obtidos na 

temperatura de 20 °C. O valor da CMC é indicado pelo ponto de inflexão da curva obtida, 

seguindo a metodologia proposta por (RIZZATTI, ZANETTE & MELLO, 2009). 

 

5.4.1.2 Análise Viscosimétrica 

 

Para assegurar que a solução esteja completamente homogênea, 20 mL da mesma foi 

agitada a 1500 rpm, utilizando o agitador mecânico eletrônico Q235 da Quimis, por 5 horas. 

Em seguida a solução foi transferida para 10 tubos falcon de 15 mL e centrifugada por 15 min 

à 2200 rpm com o intuito de retirar as bolhas que foram incorporadas pela agitação. A 

viscosidade das soluões ASP, foram determinadas utilizando o reômetro Physica, modelo MCR 

501, da marca Anton Paar, com geometria cônica concêntrica, seguindo a norma ASTM D-445 

a 60 ºC.  

 

5.4.1.3 Medida do pH 

 

A determinação do pH foi realizada através do pHmetro da marca TECNOPON, modelo 

mPA-210, devidamente calibrado. A análise foi feita a 60 °C. 

 

5.4.1.4 Massa específica 

A massa específica da solução ASP, foi medida através de um densímetro digital da 

marca Anton Paar, modelo DMA-5000, seguindo a norma ASTM D-5002.  A análise foi feita 

a 60 °C. 
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5.4.1.5 Análise de tensão interfacial entre o fluido ASP e o óleo utilizado nos testes de 

injeção (TIFASPO) 

 

A medida da tensão interfacial (TIF) foi realizada em um tensiômetro da marca 

DataPhysics®, modelo Oca 15 plus, na temperatura de 60 ºC, por meio de um acessório 

termostatizado acoplado a um banho térmico.  

Para determinar a tensão interfacial fluido ASP/rocha (TIFASPO), foi formada uma gota 

invertida de óleo dentro de uma cubeta de quartzo contendo o fluido analisado. Para cada fluido 

foram analisadas 5 gotas de volume constante de aproximadamente 10,0 µL, sendo considerada 

para a medida final a média destas análises. O desvio padrão de cada medida é dado 

automaticamente pelo próprio equipamento, após a tomada de medida. 

 

5.5 BIOPROCESSO PARA OBTENÇÃO DE BIOSSURFACTANTE 

 

O biossurfactante utilizado neste trabalho foi produzido no Laboratório de Pescados e 

Cromatografia Aplicada (LAPESCA), localizado no instituto de farmácia da Universidade 

Federal da Bahia a partir do microrganismo Bacillus Subtilis (UFPEDA86), utilizando a 

glicose-D anidra P.A da marca Synth, como fonte de carbono no processo fermentativo. O 

processo produtivo adaptado da metodologia proposta por Soares, et al. (2018) foi dividido em: 

preparo do pré-inóculo e do inóculo; produção de biossurfactante e obtenção do extrato bruto 

de surfactina. 

 

5.5.1 Preparo do pré-inóculo e do inóculo 

 

Os caldos utilizados como pré inóculo e inóculo apresentaram a mesma composição: 

20,0 g.L-1 de glicose-D anidra P.A; 3,0 g.L-1 de KH2PO4; 7,0 g.L-1 de K2HPO4; 0,2 g.L-1 de 

MgSO4.7H2O; 1,0 g.L-1 de (NH4)2SO4 e 1,0 g.L-1 de extrato de levedura. Após a mistura dos 

componentes do meio, como mostra a Figura 14, corrigiu-se o pH deste para 6,8 utilizando 

NaOH 1M ou HCl 1M e em seguida realizou-se a esterilização por calor úmido em autoclave a 

121°C e 1 atm durante 15 minutos. 
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Figura 14 – Preparo do pré-inóculo e do inóculo. (A) Caldo utilizado na preparação do pré inóculo; 

(B) Caldo resultante da etapa inóculo. 

 

O pré-inóculo foi preparado através da transferência de três alçadas da cultura do tubo 

inclinado para um frasco Erlenmeyer de 125 mL contendo 30 mL de meio e depois levado a 

uma incubadora com agitação orbital a 37°C e 200 rpm durante 6 horas. Para o inóculo, utilizou-

se um Erlenmeyer de 250 mL contendo 50 mL de meio de cultura. Nesta etapa, retirou-se do 

pré-inóculo uma alíquota correspondente a 10% (v/v) do inóculo (5 mL) e transferiu-se para o 

Erlenmeyer que também foi incubado sob agitação orbital a 37 °C e 200 rpm por cerca de 16 

horas, como mostra a Figura 16B. 

 

5.5.2 Produção do biossurfactante  

 

Em uma capela de fluxo laminar, inoculou-se os erlenmeyers já esterilizados, contendo 

os meios para fermentação, retirando-se do inóculo obtido no item 5.5.1 uma alíquota 

correspondente a 10% (v/v) do meio de cultivo, ou seja, 5 mL para cada frasco. Após a 

inoculação, realizou-se a produção de biossurfactante por cultivo submerso em incubadora 

orbital (shaker) a 37°C e 200 rpm durante 96 h. As amostras coletadas foram centrifugadas a 

4.000 rpm e 20°C por 10 minutos, através de uma centrífuga da marca Inbrás, modelo CS 32/15 

3.5, a fim de separar o corpo de fundo (biomassa) do sobrenadante (caldo fermentado isento de 

células) que contém o biossurfactante. 

 

5.5.3 Obtenção do extrato bruto de surfactina  

 

Inicialmente, acidificou-se os sobrenadantes utilizando HCl 3M até este atingir pH 2,0. 

Os sobrenadantes acidificados foram mantidos a 4 °C por 24 h visando promover a precipitação 

A B
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do biossurfactante. Os precipitados (corpo de fundo) foram então separados do sobrenadante 

por centrifugação a 4.000 rpm, 20°C por 10 minutos em uma proveta previamente pesada e 

identificada e colocada para secar a 55°C por 24 h em estufa para remoção do ácido. O 

biossurfactante extraído não foi purificado e o produto obtido foi, a surfactina bruta que fará 

parte da formulação da solução Bio-ASP. 

 

5.6 PRODUÇÃO DO BIOPOLÍMERO 

 

O biopolímero utilizado para compor a solução Bio-ASP, foi a goma xantana (GX), 

fornecida pelo Laboratório de Pescados e Cromatografia Aplicada (LAPESCA), localizado no 

instituto de farmácia da Universidade Federal da Bahia. A GX, foi produzida a partir da cepa 

de Xanthomonas mangiferaeindicae 2103, utilizando a glicerina bruta derivada de biodiesel, 

como fonte de carbono. A metodologia referente a produção do biopolímero, pode ser 

encontrada no trabalho publicado pelos autores: Assis, et al. (2014). 

 

5.7 PRODUÇÃO DA SOLUÇÃO BIO-ASP 

 

Os agentes químicos que foram utilizados para o preparo da solução Bio-ASP, são: 

álcali, biossurfactante (surfactina), biopolímero (goma xantana), e o sal (NaCl), utilizado para 

o preparo água de produção sintética. O carbonato de sódio (Na2CO3) foi obtido da Lumatom, 

o biossurfactante, produzido conforme o item 5.5 e o biopolímero, produzido conforme o item 

5.6.  

 

5.7.1 Caracterização da solução BIO-ASP 

 

As caracterizações que foram realizadas na solução Bio-ASP, estão descritas nos itens 

5.4.1.1, 5.4.1.2, 5.4.1.3, 5.4.1.4, 5.4.1.5. 

 

5.8 CARACTERIZAÇÃO DOS CORPOS DE PROVA (PLUGS) 

 

Os corpos de prova utilizados nos testes de injeção são provenientes da formação 

Botucatu. Esta formação está localizada na cidade de Ribeirão Claro, estado do Paraná/Brasil, 

e está presente ao longo de uma vasta área na América do Sul. É de origem eólica e foi 

depositado sob condições desérticas sobre uma área de 1,5 milhão de km2. Consiste numa 
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superposição das paleodunas com estratificação típica de leito cruzado. Em alguns lugares, essa 

formação tem mais de 100 m de espessura (RIBEIRO, et al., 2008). Segundo Gomes (1997), o 

índice de heterogeneidade das amostras da formação Botucatu é compatível com os arenitos de 

Berea que são considerados altamente homogêneos. Os plugs utilizados nos testes de injeção, 

possuem um diâmetro médio de 3,8 cm e 7,5 cm de comprimento, como mostra a Figura 15.  

 

 

Figura 15 - Plug utilizado nos testes de injeção 

 

5.8.1 Saturação do corpo de prova  

 

Após o plug ser colocado no interior do core holder e devidamente confinado, a 

saturação do mesmo deve ser iniciada. A água de produção sintética contendo 40.000 mg/L de 

NaCl, e 13.000 mg/L de Na2SO4, que se encontra no interior do silo, é injetada através de uma 

bomba de HPLC. A bomba desloca o êmbolo do silo através da injeção de água destilada na 

sua parte inferior. 

A vazão de injeção de água é constante e igual a 1 mL/min, para garantir a saturação de 

todo o meio poroso. A vazão de entrada é controlada através da bomba e a vazão de saída foi 

obtida com o auxílio de uma proveta e de um cronômetro. O processo de saturação do 

testemunho, ocorre na temperatura de 60 °C e é finalizado quando a vazão da saída se igualar 

com a vazão de entrada. 

Para a saturação do plug com petróleo a vazão de injeção é igual a 1 mL/min com 

temperatura igual a 60 °C. A pressão de injeção é obtida através de um manômetro acoplado à 

saída do silo de óleo. A saturação do plug com óleo, representada na Figura 16, é finalizada 

quando a vazão de água na saída do plug acabar e iniciar a saída de petróleo.  
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Figura 16 – Vista da seção transversal de um plug antes do teste de injeção (esquerda) e após o 

processo de saturação com óleo (direita). 

 

5.8.2 Determinação da porosidade  

 

A porosidade do testemunho foi calculada durante a injeção da água de produção 

sintética a partir do balanço volumétrico de fluidos. Com a diferença entre o volume de água 

de produção sintética que entrou e saiu tem-se o volume que ficou retido no testemunho. A 

saturação completa é observada quando não há mais variação entre a vazão de entrada e a de 

saída do plug. O volume que ficou retido no plug é considerado como o volume poroso (Vp) 

desse testemunho, calcula-se então a porosidade através da Equação 2, apresentada no terceiro 

capítulo desse trabalho. 

 

5.8.3 Determinação da permeabilidade absoluta 

 

A permeabilidade absoluta do testemunho também foi determinada durante a injeção da 

água de produção sintética na rocha. Após estabilizar a pressão de injeção no testemunho, foi 

medida a vazão de saída da água do core holder com o auxílio de uma proveta e de um 

cronômetro. De posse da vazão, dimensões do plug, pressão e viscosidade do fluido, calcula-se 

a permeabilidade pela Equação 3, apresentada no terceiro capítulo desse trabalho. 

 

5.8.4 Determinação da molhabilidade da rocha 

 

O estudo da molhabilidade das amostras de rocha utilizadas nos experimentos foi 

realizado em um tensiômetro da marca DataPhysics®, modelo Oca 15 plus, através do método 

da gota pendente, na temperatura de 60 ºC, por meio de um acessório termostatizado acoplado 

a um banho térmico.  
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Para a determinação da tensão interfacial dos sistemas: rocha/água e rocha/óleo, foram 

utilizadas pastilhas de rocha da formação Botucatu, com diâmetro médio de 3,8 cm e 0,5 cm de 

espessura. A pastilha é colocada na posição horizontal e ajustada a câmera do tensiômetro, em 

seguida é dispensada uma gota do fluido testado sobre a superfície da pastilha. 

 

5.8.5 Caracterização química dos plugs utilizados nos testes de injeção 

 

Com o objetivo de identificar e estimar quantitativamente as proporções dos elementos 

químicos predominantes nos plugs da formação Botucatu, foi realizada a análise de 

espectrometria de fluorescência de raios X de energia dispersiva (EDXRF), no Laboratório de 

Cinética e Dinâmica Molecular (LABLASER) do Centro Interdisciplinar de Energia e 

Ambiente (Cienam) da UFBA. A análise foi realizada através de um espectrômetro de 

fluorescência de raios X por energia dispersiva, marca Shimadzu, modelo EDX-900. A 

espectrometria de fluorescência de raios X de energia dispersiva é uma técnica não destrutiva 

que pode ser aplicada diretamente a amostras sólidas, sem exigir preparações complexas 

(TEIXEIRA et al., 2012). 

Para as análises foi utilizado aproximadamente 2 g do pó retirado a partir da trituração 

de uma pastilha de rocha da formação Botucatu, com diâmetro de 3,8 cm e 0,5 cm de espessura.  

Após a trituração, o pó é acondicionado sob um filme de Mylar de 6 µm de espessura, esticado 

no fundo de uma cela de polietileno com 32 mm de diâmetro externo e 23 mm de altura.   

 

5.9 LIMPEZA DOS CORPOS DE PROVA 

 

O procedimento para a limpeza dos plugs utilizados nos testes de injeção foi realizado 

no Núcleo de Estudos Ambientais (NEA), localizado no instituto de geociências da 

Universidade Federal da Bahia. O procedimento foi adaptado de API (1998) e o passo a passo 

utilizado para a execução do mesmo é descrito a seguir: 

a) Inserir o plug no cartucho do extrator soxhlet disponível no laboratório de extração de óleos; 

b) Introduzir 170 mL de diclorometano no balão de fundo redondo de 250 mL; 

c) Acoplar o extrator soxhlet ao balão de fundo redondo, a manta aquecedora e ao condensador; 

d) Após montagem do sistema soxhlet, representado na Figura 17, acionar o chiller de 

recirculação/refrigeração (Configurar a temperatura para 5 ± 5 ºC); 
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e) Ligar a manta de aquecimento, controlar os ciclos do reservatório do soxhlet (ciclos de 

enchimento e esvaziamento), 4 a 6 ciclos por hora (recomendável); 

f) Extrair por um período de 96 horas (ou mais horas caso a amostra não esteja ainda 

transparente); 

g) Após 96 horas, desligar o sistema e aguardar o mesmo esfriar; 

h) Desacoplar o balão de fundo redondo do extrator soxhlet e retirar do cartucho o plug limpo; 

i) Coloca o plug limpo em estufa por 24 horas à 105 °C; 

j) Pesa-se o plug seco e compara a sua massa com a do plug antes de ser utilizado nos testes de 

injeção. 

 

 

Figura 17 – Utilização do sistema soxhlet em série, para a limpeza dos plugs utilizados nos 

testes de injeção. 

 

5.10 SISTEMA EXPERIMENTAL  

 

O sistema utilizado nos testes de injeção para simular a recuperação avançada de 

petróleo em escala de bancada está esquematizado na Figura 18, e é composto por: uma estufa 

termostatizada; um core holder; três silos feitos de alumínio; uma bomba de HPLC; dois 

manômetros; tubos, válvulas e conexões (utilizados para transportar e direcionar os fluidos 

injetados no core holder). 
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Figura 18 – Representação esquemática do sistema de injeção. 

 

5.10.1 Core holder 

 

O core holder, como mostra a Figura 19, é um compartimento cilíndrico confeccionado 

em aço inox, que fica localizado dentro da estufa e que é utilizado para simular as condições de 

um reservatório.  

 
Figura 19 – Vista lateral do core holder utilizado nos testes de injeção. 

 

O core holder suporta pressões de até 10.000 psi e temperaturas de até 200 °C. Esse 

equipamento é utilizado propriamente para estudos de deslocamento em meios porosos e é 

caracterizado por possuir três pressões atuantes para realização dos testes de recuperação 
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avançada de petróleo: a pressão de injeção, a pressão de confinamento ou radial e a pressão 

axial, ambas controladas pela bomba de HPLC. 

 

5.10.2 Estufa termostatizada  

 

A estufa, como mostra a Figura 20, é de madeira, forrada por placas de alumínio, portas 

de madeira e vidro duplo. Possui uma chapa aquecedora, um circulador de ar e um termostato 

regulado para funcionar a uma temperatura de 60 °C ± 5 °C. 

 

 
Figura 20 – Imagens da estufa termostatizada. (A) porta lateral de madeira e vidro duplo fechada; (B) 

porta lateral de madeira e vidro duplo aberta. 

 

5.10.3 Silo 

 

Os silos, como mostra a Figura 21, são feitos de alumínio (corpo principal) e fibra de 

vidro (êmbolo). É utilizado para armazenar os fluidos que foram injetados durante os testes de 

simulação. Esses silos são acoplados às conexões que saem da bomba em sua porção inferior e 

as conexões que vão para o core holder pela parte lateral.  

 

A B
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Figura 21 – Silos utilizados para armazenar os fluidos de injeção. 

 

5.10.4 Bomba de HPLC 

 

A bomba de HPLC é utilizada no processo de confinamento dos plugs, como mostra a 

Figura 22, e opera junto ao silo na injeção dos fluidos. 

 

 

Figura 22 – Bomba de HPLC utilizada nos testes de injeção. 

 

5.10.5 Manômetros 

 

São utilizados dois manômetros no sistema, um antes da entrada do fluido no interior 

do core holder (pressão a montante) e o outro logo após a saída do fluido do core holder (pressão 

a jusante). Além disso, são utilizados para indicar a pressão de confinamento dos plugs no 

interior do core holder. A pressão de confinamento é mantida a uma pressão máxima de 1000 

psi, para evitar a fratura do corpo de prova. 
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5.10.6 Válvulas, conexões e tubos 

 

As válvulas, conexões e tubos completam o sistema transportando e direcionando os 

fluidos. 

 

5.11 TESTES DE INJEÇÃO 

 

Para a correta execução da simulação física da aplicação do método de recuperação 

avançada em escala de bancada, são realizados cinco passos, que compreendem desde o preparo 

dos silos até a coleta das amostras. Todos os passos são descritos a seguir: 

Primeiro passo: Inicialmente os três silos são preenchidos com a água de produção sintética, 

o petróleo e o fluido de recuperação avançada, em seguida eles são conectados ao sistema 

apresentado na seção 5.8; 

Segundo passo: Consiste no processo de confinamento do plug no interior do core holder. Para 

isso, uma borracha de viton, como mostra a Figura 23, é lubrificada com um silicone apropriado 

e devidamente encaixada no holder. Em seguida o plug é colocado no interior da borracha e 

ajustado pelos êmbolos de entrada e saída do holder. Após o fechamento do holder inicia-se o 

confinamento do plug, que consiste na injeção de água destilada na lateral do holder, para que 

a borracha de viton vede as laterais do plug e evite caminhos preferenciais durante a injeção 

dos fluidos; 

 

Figura 23 – Componentes utilizados no processo de confinamento do plug no interior do core holder. 

Terceiro passo: Quando a pressão de confinamento chegar em 1.000 psi, o sistema e os silos, 

são mantidos a uma temperatura constante de 60 ºC por 30 minutos e só então inicia-se a injeção 

os fluidos; 
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Quarto passo: Os fluidos de recuperação são injetados numa vazão constante de 1mL/min na 

seguinte ordem:  

1ª Injeção: Água de produção sintética (processo de saturação do plug); 

2ª Injeção: Petróleo (a quantidade injetada equivale a três vezes o volume poroso do plug). 

3ª Injeção: Água de produção sintética (simula a recuperação convencional e é injetada até a 

fração oleosa não ser mais produzida); 

4ª Injeção: Fluido de recuperação avançada (ASP e Bio-ASP, a quantidade injetada equivale a 

três vezes o volume poroso do plug); 

5ª Injeção: Água de produção sintética (lavagem com água de produção sintética, sendo que a 

fração oleosa coletada nessa etapa é contabilizada junto com a etapa avançada).  

 

A técnica de lavagem do meio poroso pós injeção de fluidos poliméricos, ASP, entre 

outros (conhecida na literatura por chase water ou drive water), vem sendo aplicada por 

diversos pesquisadores. Essa técnica surge como uma alternativa econômica, pois a injeção 

contínua da maioria dos fluidos de recuperação avançada é um processo de alto custo para um 

projeto EOR. Além de não requerer altos investimentos, a utilização de bancos alternados de 

fluidos de natureza química diversa com a água de produção sintética, essa técnica proporciona 

um aumento na eficiência de recuperação de óleo, uma vez que se proporciona uma melhora no 

varrido de óleo (KESARWANI, SHARMA & MANDAL, 2021; ZHAO, 2021). A aplicação 

dessa técnica, não pode ser entendida como recuperação convencional, uma vez que o 

reservatório já está impregnado com fluidos que não são naturais dele, como o surfactante e o 

polímero, por exemplo.  

Quinto passo: As amostras são coletadas a cada 10 minutos em frascos de vidro, como mostra 

a Figura 24, previamente pesados, sendo estes tampados imediatamente após coleta. 

 

Figura 24 – Frascos de vidro onde as amostras coletadas são armazenadas. 
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Após o teste de injeção, os frascos de vidro são pesados sem as tampas e em seguida a 

fração aquosa é pipetada e descartada, assim por diferença de massa a fração oleosa recuperada 

de cada etapa é determinada. Os cálculos que deverão ser realizados para avaliar a eficiência 

dos fluidos injetados, são: 

a) Determinação da saturação de água irredutível (Swi): A saturação de água irredutível (Swi), 

deverá ser calculada através da Equação 8. 

Swi =
Vwi

VP
 

Em que: 

Vwi = volume de água retido no plug após a saturação com água menos o volume de água que 

saiu do plug durante a saturação com petróleo (mL); 

Vp  = volume poroso (mL).  

b) Determinação da saturação inicial de óleo (Soi): A soma da saturação inicial de óleo Soi com 

a Swi deve ser igual a 1. Logo é possível calcular a saturação inicial de óleo, através da Equação 

9. 

Soi = 1 − Swi 

c) Determinação da saturação de óleo residual (SOR): É necessário também calcular a saturação 

de óleo residual, dado que foi utilizada para o cálculo da eficiência de deslocamento. A SOR 

pode ser determinada através da Equação 10. 

SOR =
VORIP

VP
 

Em que: 

VORIP = volume de óleo retido no plug, após a injeção da água de produção sintética (mL). 

d) Cálculo da saturação residual de óleo após a recuperação avançada de petróleo (SORA): A 

determinação da saturação de óleo residual após a recuperação avançada de petróleo pode 

ser calculada através da Equação 11. 

SORA =
VORRA

VP
 

 

(Equação 8) 
 

(Equação 10) 

(Equação 11) 

(Equação 9) 
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Em que: 

VORRA = volume de óleo retido no plug, após a recuperação avançada de petróleo (mL). 

 

e) Determinação da eficiência de deslocamento do óleo na etapa de recuperação avançada 

(EDRA): A eficiência de deslocamento do óleo na etapa de recuperação avançada (EDRA) pode 

ser obtida através da Equação 12. 

EDRA = SOR − SORA  

f) Cálculo do fator de recuperação (FR): O fator de recuperação, foi obtido através do quociente 

entre a produção acumulada em cada coleta e o volume de óleo inicialmente retido no plug, 

como mostra a Equação 13. 

FR =
VORA

VOR
 

Em que: 

FR = fator de recuperação (%); 

VORA = volume total de petróleo recuperado até a coleta (produção acumulada) (mL); 

VOR = volume de petróleo inicialmente retido no plug (mL). 

 

g) Cálculo da fração recuperada na etapa avançada (FRA): A fração recuperada na etapa 

avançada é a subtração do fator de recuperação com a fração recuperada na etapa convencional 

(FRW), como mostra a Equação 14. 

FRA = FR −  FRW 

5.12 PLANEJAMENTO EXPERIMENTAL 

 

As concentrações de álcali, surfactante e polímero na solução ASP, estão diretamente 

relacionadas com a fração recuperada de óleo obtido. Dessa forma, para avaliar a eficiência da 

solução Bio-ASP e compará-la com a solução ASP, as concentrações dos aditivos deverão ser 

variadas, na mesma proporção para ambas as soluções. A concentração de NaCl, utilizada para 

produzir a água produzida sintética foi mantida constante, no entanto as concentrações do álcali, 

(Equação 12) 

(Equação 13) 

(Equação 14) 
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surfactante, polímero, biossurfactante e biopolímero irão variar, com o objetivo de analisar o 

comportamento de cada um dos compostos. 

As concentrações máximas e mínimas de álcali e de polímero foram selecionadas de 

acordo com os trabalhos reportados pela literatura, apresentados no estado da arte, capítulo 4. 

A concentração do surfactante foi selecionada com base na sua CMC, que será apresentada na 

seção 6.3.2.1. Foram selecionadas três concentrações: a concentração mínima (3.000 mg/L) 

corresponde a um ponto abaixo da CMC, a concentração intermediária (6.500 mg/L) 

corresponde a um ponto próximo da CMC e a concentração máxima (10.000 mg/L) corresponde 

a um ponto acima da CMC. Através dessas variações nas concentrações do surfactante, foi 

possível avaliar a efetiva formação de micelas e a redução de possíveis perdas por adsorção 

durante o processo. Para efeito comparativo, as mesmas concentrações foram utilizadas para 

produzir os fluidos Bio-ASP. 

Para o planejamento fatorial aplicado neste trabalho, com relação às análises estatísticas 

a serem efetuadas, foram definidas as variáveis independentes: concentração de álcali, 

concentração de surfactante, concentração de polímero, concentração de biossurfactante e 

concentração de biopolímero, objetivando o efeito das mesmas no processo de recuperação 

avançada de petróleo com o mínimo de experimentos para determinar a fração recuperada de 

petróleo, que é a variável de resposta.  

Inicialmente, elaborou-se uma matriz de planejamento experimental do tipo fatorial 

completo (2³ com três repetições no ponto central), com combinações para as três variáveis já 

mencionadas e com 3 repetições do ponto central, como mostra a Tabela 9. 

 

Tabela 9 – Matriz do planejamento experimental para os testes de injeção utilizando a solução ASP, 

com os seus respectivos níveis. 

Teste Fluido 

Solução ASP 

Concentração de 

Álcali 

(mg/L) 

Concentração de 

Surfactante 

(mg/L) 

Concentração de 

Polímero  

(mg/L) 

1 ASP1 1.200 (-1) 3.000 (-1) 1.000 (-1) 

2 ASP2 1.200 (-1) 10.000 (+1) 1.000 (-1) 

3 ASP3 1.200 (-1) 3.000 (-1) 5.000 (+1) 

4 ASP4 1.200 (-1) 10.000 (+1) 5.000 (+1) 

5 ASP5 4.500 (+1) 3.000 (-1) 1.000 (-1) 
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Teste Fluido 

Solução ASP 

Concentração de 

Álcali 

(mg/L) 

Concentração de 

Surfactante 

(mg/L) 

Concentração de 

Polímero  

(mg/L) 

6 ASP6 4.500  (+1) 10.000 (+1) 1.000 (-1) 

7 ASP7 4.500  (+1) 3.000 (-1) 5.000 (+1) 

8 ASP8 4.500  (+1) 10.000 (+1) 5.000 (+1) 

9 ASP9 2.850 (0) 6.500 (0) 3.000 (0) 

10 ASP10 2.850 (0) 6.500 (0) 3.000 (0) 

11 ASP11 2.850 (0) 6.500 (0) 3.000 (0) 

 

Para efeito comparativo, o mesmo planejamento feito para os testes de injeção utilizando 

a solução ASP, foi replicado para os testes de injeção utilizando a solução Bio-ASP, como 

mostra a Tabela 10. 

 

Tabela 10 – Matriz do planejamento experimental para os testes de injeção utilizando a solução Bio-

ASP, com os seus respectivos níveis. 

Teste Fluido 

Solução Bio-ASP 

Concentração de 

Álcali 

(mg/L) 

Concentração de 

Biossurfactante 

(mg/L) 

Concentração de 

Biopolímero 

(mg/L) 

12 Bio-ASP1 1.200 (-1) 3.000 (-1) 1.000 (-1) 

13 Bio-ASP2 1.200 (-1) 10.000 (+1) 1.000 (-1) 

14 Bio-ASP3 1.200 (-1) 3.000 (-1) 5.000 (+1) 

15 Bio-ASP4 1.200 (-1) 10.000 (+1) 5.000 (+1) 

16 Bio-ASP5 4.500 (+1) 3.000 (-1) 1.000 (-1) 

17 Bio-ASP6 4.500  (+1) 10.000 (+1) 1.000 (-1) 

18 Bio-ASP7 4.500  (+1) 3.000 (-1) 5.000 (+1) 

19 Bio-ASP8 4.500  (+1) 10.000 (+1) 5.000 (+1) 

20 Bio-ASP9 2.850 (0) 6.500 (0) 3.000 (0) 

21 Bio-ASP10 2.850 (0) 6.500 (0) 3.000 (0) 
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Teste Fluido 

Solução Bio-ASP 

Concentração de 

Álcali 

(mg/L) 

Concentração de 

Biossurfactante 

(mg/L) 

Concentração de 

Biopolímero 

(mg/L) 

22 Bio-ASP11 2.850 (0) 6.500 (0) 3.000 (0) 

  

Os valores experimentais obtidos da recuperação avançada de petróleo utilizando as 

soluções ASP e Bio-ASP foram analisados estatisticamente no software Statistica 7.0, versão 

2.4, através de regressão múltipla.  Com esta análise estatística foi possível verificar os fatores 

que afetam as respostas de forma linear e suas interações.  

A regressão múltipla foi realizada utilizando as variáveis independentes codificadas 

para substituir de forma padronizada os valores reais dos fatores, com o intuito de que as 

análises estatísticas não sejam impactadas negativamente pela faixa diversificada que os fatores 

pudessem possuir. Foi realizada uma Análise de Variância (ANOVA), para verificar se o 

modelo matemático obtido na regressão múltipla é estatisticamente significante. O nível de 

confiança adotado para as análises estatísticas foi de 95%.  

A regressão é feita com os resultados dos testes de injeção realizados no laboratório, 

nela é possível encontrar um modelo matemático, expressa através de uma equação que 

demonstra como as variáveis influenciam no processo e como elas interagem entre si. Essa 

equação de primeira ordem com interações é utilizada para plotar uma superfície de resposta.  

A Equação 15, mostra uma equação de primeira ordem com interações padronizada para um 

planejamento de três variáveis independentes. 

 

γ  = α0 + α1X1 + α2X2 + α3X3 + α12X1X2 + α13X1X3 + α23X2X3      

 

Onde, X1, X2 e X3 são as variáveis do planejamento, o α0 é coeficiente referente ao ponto 

de interseção, α1, α2 e α3 são os coeficientes referentes aos efeitos lineares, e α12, α13 e α23 são 

coeficientes referentes aos efeitos de interação dupla das variáveis. 

 

  (Equação 15) 
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6. RESULTADOS E DISCUSSÃO 

 

Neste capítulo serão apresentados os resultados do mapeamento tecnológico acerca da 

utilização de fluidos de injeção que contém: surfactantes, polímeros, biossurfactantes, 

biopolímeros e a solução ASP, em processos de recuperação avançada de petróleo (EOR); os 

resultados do planejamento experimental para os testes de injeção utilizando a solução Bio-

ASP; o resultado da caracterização do petróleo e das soluções ASP e Bio-ASP, utilizadaS nos 

testes de injeção e os resultados dos testes de injeção utilizando a solução ASP e Bio-ASP.  

 

6.1 MAPEAMENTO TECNOLÓGICO 

 

Os dados referentes aos documentos prospectados neste trabalho foram obtidos através 

dos endereços eletrônicos dos institutos de propriedade intelectual. Nestas bases de dados, a 

busca por patentes específicas é realizada mediante a utilização de palavras chave e/ou códigos 

específicos. As primeiras informações cedidas pela plataforma são: nome dos inventores, 

classificações da patente, número do depósito da patente, data de depósito e país onde o 

documento foi depositado.  

Após a escolha da base de dados, o segundo passo é selecionar e delimitar os critérios 

de busca, com o objetivo de realizar um mapeamento tecnológico acerca da utilização de fluidos 

que contém: surfactantes, polímeros, biossurfactantes, biopolímeros e a solução ASP, em 

processos de recuperação avançada de petróleo (EOR). Nessa pesquisa, apenas o campo 

tecnológico da Classificação Internacional de Patentes (IPC) foi utilizado, com o objetivo de 

evitar problemas associados à elevada desagregação das classificações, o que levaria a captura 

de patentes relacionadas à aplicação dos fluidos já mencionados em outros processos que não 

sejam o EOR. 

Para exemplificar, algumas das subclassificações do principal código IPC relacionado 

aos métodos ou aparelhos utilizados para recuperação de fluidos (E21B43) foram compilados 

e apresentados na Tabela 11. 
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Tabela 11 – Subclassificações do código IPC E21B43. 

Código Descrição do Campo 

E21B43 
Métodos ou aparelhos para obter óleo, gás, água, matérias solúveis ou fundíveis 

ou de lama minerais de poços. 

E21B43/16 Métodos intensificados de recuperação para obtenção de hidrocarbonetos. 

E21B43/24 Utilizando calor, por ex., injeção de vapor. 

E21B43/22 Emprego de produtos químicos ou de atividade bacteriana. 

E21B43/20 Deslocamento pela água. 

E21B43/30 Distribuição específica de poços e otimização do escapamento de poços. 

 

Como pode ser visto na Tabela 11, as várias subclassificações relacionadas ao código 

IPC E21B43 poderiam levar a uma seleção de documentos que não pertencem ao escopo do 

presente trabalho, caso fosse utilizado no mapeamento. Das subclassificações apresentadas, a 

IPC E21B43/22, se enquadra no objetivo do trabalho, no entanto a sua utilização levaria a 

seleção de patentes que utilizam outros produtos químicos que não fazem parte do foco do 

trabalho. O código IPC E21B43/16, associado as palavras chaves: recovery*, enhanced*, oil*, 

asp*, alcali*, surfactant*, biosurfactant*, polymer* e biopolymer*, se apresentou como o 

conjunto mais apropriado para a identificação dos documentos específicos. A Tabela 12 

apresenta a estratégia de busca e os resultados obtidos, a partir da associação do código IPC 

selecionado com as palavras chaves mencionadas.  

A pesquisa poderia ser feita através da identificação das palavras chaves e código no 

título ou no abstract. A escolha pelo abstract se mostrou como a mais adequada para essa 

pesquisa, uma vez que o título das patentes, geralmente apresentam informações restritas.  

 

Tabela 12 – Estratégia de busca e resultados obtidos. 
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Total 1330 

 

Como pode ser visto na Tabela 13, a estratégia de busca montada, restringiu a análise 

para 1330 patentes. A combinação das palavras chaves recovery*, enhanced*, oil*, alcali*, 

biosurfactant* e biopolymer* com o código IPC E21B43/16, foi feita com o objetivo de 

identificar alguma patente já depositada com a mesma proposta do presente trabalho.  

A principal limitação do banco de dados utilizado consiste na repetição de documentos, 

o que pode trazer uma análise equivocada.  Para evitar esse problema, os documentos baixados 

foram importados para o programa Vantage Point®, onde foram tratados os dados, retirando 

repetições e efetuando limpeza. 

Após esse processo, o número de patentes restantes limitou-se a 994 documentos. No 

entanto, diante da quantidade de dados, a metodologia adotada para a busca dos documentos 

não elimina a possibilidade de algum equívoco.  

Para a análise estatística, os documentos foram analisados em campos agregados, de 

forma que na análise global a identificação dos principais inventores, empresas, o número anual 

de patentes depositadas, os países que mais depositam patentes acerca da utilização de 

surfactantes, polímeros, biossurfactantes, biopolímeros e solução ASP em processos EOR, e 

demais avaliações sejam identificadas. Foram analisadas patentes depositadas no período de 

1970 a 2023 pelas empresas privadas e instituições de pesquisa.  

 

6.1.1 EVOLUÇÃO NO DEPÓSITO ANUAL DE PATENTES 

 

A evolução no depósito anual de patentes relacionadas à recuperação avançada de 

petróleo utilizando surfactantes, polímeros, biossurfactantes, biopolímeros e solução ASP, 

como fluidos de injeção, como mostra a Figura 25, são um dos inúmeros fatores, que permitem 

avaliar o cenário de desenvolvimento das pesquisas dessa tecnologia no mundo, e obviamente 

está relacionado não só a aspectos técnicos, mas a fatores políticos e econômicos. Essa 
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tendência já foi observada por outros autores em trabalhos similares (FARZANEH & 

SOHRABI, 2013; NAZAR, SHAH & KHOSA, 2011; QUINTELLA, MATA & LIMA, 2019). 

 

 

Figura 25 – Evolução anual do número de patentes (1970-2023). 

 

Na década de 70 a quantidade de patentes depositadas acerca do tema estudado era baixa 

e aproximadamente constante, contabilizando cerca de 1,8 documentos por ano. Neste período 

as grandes indústrias petrolíferas, concentravam todos os esforços nas bacias do Oriente Médio, 

onde o óleo produzido apresentava um grau API elevado (LIU, et al., 2019). Com uma elevada 

produção e baixo custo de produção, não havia interesse em desenvolver tecnologia para 

recuperar o óleo de campos marginais.  

Em 1975, o indicador anual de patentes começou a crescer, lentamente. A justificativa 

para esse aumento está associada, provavelmente, às duas grandes crises do petróleo. Na 

primeira grande crise que ocorreu em outubro de 1973, levou os países exportadores do Oriente 

Médio a aumentarem o preço do barril do petróleo de 2,48 para 3,29 dólares. Em dezembro 

desse mesmo ano ocorreu um novo aumento elevando o preço do barril para 11,65 dólares 

(ABDEL-LATIF & EL-GAMAL, 2020). A segunda crise foi provocada essencialmente por 

motivos políticos. A revolução islâmica foi responsável por retirar do mercado 6 milhões de 

barris de petróleo iraniano, o que impulsionou o aumento do petróleo árabe leve de 14,02 

dólares em 1978 para 31,61 dólares em 1979 no auge da crise (KILIAN, 2014; TORRES 

FILHO, 2004).  
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O lucro da indústria petrolífera mundial que até então se concentrou no processamento 

do óleo barato do Oriente Médio em refinarias dos países desenvolvidos, e sua distribuição para 

os países importadores de derivados, que pagavam preços elevados por esses produtos, tiveram 

sua margem de lucro comprometida tanto pelos sucessivos aumentos do petróleo árabe leve, 

como pela estatização das empresas de petróleo atuantes nos países da OPEP (FINK, 2015).  

Nesse contexto, as grandes corporações passaram a investir em tecnologia para a 

extração/produção de petróleo em regiões promissoras, bem como o aumento da produção de 

petróleos mais pesados e de menor valor comparados ao petróleo árabe. Portanto, verifica-se 

que nos anos de maior turbulência no mercado internacional, com consequente aumento do 

preço do barril de petróleo, foi o momento dos maiores saltos no número de patentes 

depositadas anualmente.  

Os esforços nesse segmento colaboram para a tese de que as altas de preço do petróleo 

é um dos fatores que incentivaram o desenvolvimento e aperfeiçoamento dos projetos de 

recuperação e de que muitas inovações representam à resposta a necessidade do mercado, 

resultando em novos projetos e produtos (MUSSE & QUINTELLA, 2014).   

No final da década de 70 o indicador de patentes anuais, volta a cair. No entanto, 

observa-se uma evolução anual acumulada quase que exponencial no depósito de patentes, 

como mostra a Figura 26.  

  

 

Figura 26 – Evolução anual acumulada no depósito de patentes (1970-2023). 
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Em 1986, a Arábia Saudita passou a adotar os contratos “netback” para estipular o preço 

do barril de petróleo, ou seja, o valor do petróleo era determinado pela diferença entre o preço 

dos derivados no mercado e o custo de refino (BARROS & PINTO, 2010). Com isso, a 

produção de petróleo desse país aumentou significativamente, forçando a queda do preço do 

óleo árabe leve no mercado. Essa fase ficou conhecida como pós-crise, e observa-se na Figura 

27, que a partir desse ano houve uma diminuição do número de patentes depositadas. A pós-

crise comprometeu os campos de petróleo cujo custo de desenvolvimento era mais elevado e 

de maior risco, como os campos do mar do Norte (WANG & XU, 2022; MUSSE & 

QUINTELLA, 2014).  

No final da década de 80 ocorreu uma queda do número de documentos depositados, o 

que pode ser um reflexo das crises do petróleo, que foram responsáveis por uma mudança 

drástica no padrão estratégico da indústria do petróleo, e marcam uma reorientação em pesquisa 

e desenvolvimento de novas tecnologias nesse setor (GALAMBOS, HIKINO, &  ZAMAGNI, 

2007). Além disso, a disputa entre as “sete irmãs” ou “majors” pelas reservas de petróleo 

representativas mundialmente, inclusive em regiões onde o custo de produção era mais elevado, 

promoveram o direcionamento dos investimentos para exploração “offshore”, desenvolvimento 

de campos produtores pelos países importadores de petróleo visando diminuir a vulnerabilidade 

nesse segmento, busca de outras fontes de energia, principalmente gás natural e o 

desenvolvimento de fontes de energias renováveis (SAFDEL, et al., 2017; SMITH, 2022). 

6.1.2 Depósito de patentes por países 

 

Foram identificados os principais países envolvidos no processo de desenvolvimento 

dos métodos de recuperação de petróleo e realizada a comparação entre eles. A Figura 27 

apresenta o número de patentes com direitos apropriados, dos sete principais países depositantes 

dessa tecnologia. 

É nítida a vantagem tecnológica dos Estados Unidos ao que se refere à utilização de 

surfactantes, polímeros, biossurfactantes, biopolímeros e solução ASP, comparada aos demais 

países detentores de patentes nesse segmento. Em percentuais, a participação dos Estados 

Unidos equivale a 75% das patentes depositadas. Essa superioridade apresentada é decorrente 

da própria origem e evolução da indústria petrolífera. Vale ressaltar que as grandes indústrias 

de exploração e produção eram originalmente americanas, e essas corporações dominaram o 

mercado de combustíveis e demais derivados por mais de meio século, portanto, estando à 
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frente da corrida tecnológica em várias linhas da cadeia do petróleo (CHRISTOPHERS, 2022; 

URRY, 2013). 

 

Figura 27 – Evolução do depósito de patentes por países (1970-2023). 

 

Os EUA foram os mais afetados com as crises do petróleo, visto que o óleo do Oriente 

Médio já não estava disponível a baixos custos de produção, dessa forma foram obrigadas a 

investir em novos campos em regiões onde a exploração era mais cara, como Alasca, e na 

produção de óleos pesados (AJMI, HAMMOUDEH & MOKNI, 2021).  

Das 478 patentes depositadas pelos Estados Unidos, vale destacar algumas. A patente 

com número de aplicação US 3966618 (1974), trata da utilização de caldos fermentados 

contendo goma xantana, no qual passaram por um processo de purificação com enzimas 

proteases e obtiveram um maior percentual de recuperação de óleo em relação às soluções não 

tratadas. As patentes US4416990 (1981) e US4431734 (1982) referem-se a tratamentos 

enzimáticos da goma xantana, melhorando assim sua filtragem e posterior injeção do 

biopolímero nos testes de MEOR. A patente US2015368545 (2015) descreve um método para 

a recuperação de petróleo utilizando um fluido composto por água e uma goma xantana rica em 

piruvato. 
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6.1.3 Depósito de patentes por empresas, universidades e institutos de P&D 

 

Pode-se observar, na Figura 28, que das nove empresas detentoras da tecnologia 

estudada, oito não são brasileiras, sendo a Chevron a que mais destaca. Outro fato importante 

é que oito das nove empresas privadas listadas são norte americanas. 

A Petrobras registrou a patente mostrada na Figura 30, em 1992. O baixo interesse da 

empresa no desenvolvimento de fluidos aditivados com surfactantes, polímeros, 

biossurfactantes, biopolímeros e solução ASP, estão associados provavelmente a dois motivos. 

O primeiro trata-se da própria trajetória de desenvolvimento da indústria petrolífera brasileira, 

recente comparada à história da indústria do petróleo.  

 

 

Figura 28 – Algumas empresas detentoras de patentes relacionadas ao assunto (1970-2023). 

 

No período das crises do petróleo (1973-1986), embora o Brasil importasse óleo cru e 

derivados para suprir a demanda do mercado interno, produzia basicamente petróleo do 

Recôncavo Baiano, um óleo altamente parafínico (elevado °API) cujo reservatório não havia, 

se quer, atingido o estágio de maturidade (MUSSE & QUINTELLA, 2014). E o segundo 

aspecto possivelmente está atrelado aos esforços governamentais brasileiros nas décadas de 70 

e 80 terem sido direcionados a redução da importação de petróleo e derivados, através de 

programas como o Proálcool, e ao aumento da produção de petróleo pela estatal, investindo 

basicamente na exploração e produção offshore (descoberta da Bacia de Campos), o que foi 

determinante para os desenvolvimentos tecnológicos da Petrobras na fase de exploração e 

produção de petróleo em águas profundas (COSTA, et al., 2015; NEVILLE, 2021). 
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Foram oito as instituições de P&D encontradas como detentoras de patentes nesse 

segmento. Entre as universidades e Institutos de pesquisa, destacam-se a Universidade do Texas 

e o Instituto Francês do Petróleo, como pode ser observado na Tabela 13. 

 

Tabela 13 – Universidades e Institutos de P&D que mais depositaram patentes acerca do assunto 

estudado (1970-2023). 

Instituição Nº Patentes 

Universidade do Texas (EUA) 8 

Instituto Francês do Petróleo (França) 6 

Universidade de Dhahran (Arábia Saudita) 2 

Departamento de Energia dos Estados Unidos (EUA) 5 

Instituto de Pesquisa II T (EUA) 1 

Instituto Coreano de Geociências e Recursos Minerais (Coreia) 1 

Instituto de Tecnologia de Massachusetts (EUA) 1 

Universidade do Sul da Califórnia (EUA) 1 

Universidade de Luisiana (EUA) 1 

 

6.1.4 Relação entre o número de patentes depositadas e o fluido de injeção 

 

Existem inúmeras vantagens relacionadas à utilização de microorganismos em 

processos EOR. No entanto, podemos perceber na Figura 29 que o método químico (surfactante, 

polímero e solução ASP), apresenta uma maior quantidade de tecnologia desenvolvida, quando 

comparada a técnica MEOR.  

Esse fato está provavelmente relacionado a dois fatores em especial, o primeiro está 

ligado ao tempo de desenvolvimento dessa tecnologia, que é relativamente recente, quando 

comparado com as demais técnicas pertencentes ao método químico e o segundo fator, deve-se 

a baixa aplicação da técnica em escala real, o que reduz a confiabilidade na eficiência da técnica 

(BROWN, 2010). 

Segundo Donaldson, Chil & Yen, 1989, o primeiro trabalho envolvendo a utilização de 

microorganismos para recuperação de petróleo foi publicado em 1926, por Beckman. No 

entanto, só foi a partir da década de 1940, com o trabalho de Zobell (ZOBELL, 1946), que o 

processo começou a ganhar notoriedade. Deve-se lembrar que a microbiologia, só havia sido 

conhecida como ciência a 100 anos trás. A primeira patente depositada por Zobell em 1953, 

adicionou oxigênio livre produzido pela ação da espécie Clostridium e um carboidrato como 
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fonte de carbono (ZOBELL, 1953). Em 1953, Updegraff & Wren patentearam um método 

MEOR envolvendo a injeção de uma espécie de Desulfovibrio e melaço como fonte de carbono, 

no reservatório (UPDEGRAFF & WREN, 1953). Deve-se destacar que nenhuma das primeiras 

patentes depositadas sobre o assunto, foram testadas em campo.  

 

Figura 29 – Relação entre o número de patentes depositadas e os aditivos utilizados em fluidos de 

injeção para processos EOR (1970-2023). 

 

Observa-se, na Figura 29, que quatorze patentes utilizaram a combinação de um 

surfactante com um biopolímero. Isso reflete uma perspectiva futura para o desenvolvimento 

de tecnologias que visão associar substâncias já utilizadas no método EOR, com bioprodutos 

oriundos de atividade microbiana. 

Embora a solução ASP seja conhecida pela sua excelente eficiência de varrido, fruto do 

sinergismo entre substâncias que visam modificar a interface óleo/rocha, apenas onze patentes 

foram identificadas, sendo que seis dessas patentes são norte americanas. Tal fato, 

provavelmente está associado ao elevado custo dos produtos químicos utilizado e os volumes 

utilizados. 

As patentes que utilizam o surfactante em conjunto com o álcali visam basicamente, 

reduzir a quantidade de surfactante utilizado na formulação do fluido, uma vez que o álcali 

reage com os ácidos orgânicos presentes no óleo produzindo surfactante in situ, o que promove 

a redução da tensão interfacial do fluido com o óleo à valores extremamente baixos 
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(TOMIWAISAAC, et al., 2022). Além disso, essa associação se mostrou eficaz na recuperação 

de óleos mais pesados, pois nesse caso a quantidade de surfactante utilizada para promover um 

fator de recuperação viável economicamente seria elevada (HAYAVI, KAZEMZADEH & 

RIAZI, 2022; MASSARWEH & ABUSHAIKHA, 2020). 

 

6.1.5 Patentes depositadas que utilizaram biossurfactantes em processos EOR 

 

Analisando apenas as patentes que utilizaram biossurfactante em processos EOR, 

observa-se na Figura 30, que aproximadamente 54% delas estão associadas à utilização do 

biossurfactante do tipo Glicolipídio, produzido a partir da estimulação de microorganismos 

como: Pseudomonas aeruginosa, Torulopsis bombicola, Torulopsis apícola, Rhodococcus 

erythropolis e Mycobacterium sp.  

 

Figura 30 – Tipos de Biossurfactantes utilizados como aditivos em fluidos para processos EOR. 

 

Esse número expressivo, apresentado pela Figura 30, está associado, provavelmente, a 

facilidade com que esse tipo de biossurfactante tem de permitir a entrada de hidrocarbonetos de 

baixa polaridade em células microbianas, gerando uma emulsão capaz de reduzir bastante à 

tensão interfacial do meio. 

Segundo Gbadamosi, et al., 2022a, alguns fatores como: salinidade, cátions divalentes, 

oxigênio e temperatura podem afetar a estabilidade de soluções contendo biossurfactantes e/ou 

biopolímeros. Por isso, alguns estudos avaliam a viscosidade dessas soluções em ambientes 

salinos em diversas temperaturas visto que, em diferentes reservatórios estas condições variam. 
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6.1.6 Patentes depositadas que utilizaram biopolímeros em processos EOR 

 

Com relação aos tipos de biopolímeros mapeados nesse trabalho, observa-se que a goma 

xantana aparece em aproximadamente 76% dos documentos analisados, como mostra a Figura 

31.  

 

Figura 31 – Tipos de Biopolímeros utilizados como aditivos em fluidos para processos EOR (1970-

2023). 

 

Esse resultado já era esperado, uma vez que esse biopolímero apresenta características 

favoráveis à sua aplicação em processos de recuperação avançada, são elas: comportamento 

altamente pseudoplástico, resistência à degradação, ter alta viscosidade e estabilidade em 

ambientes com condições alcalinas, elevadas salinidades e temperaturas (XIONG, et al., 2022; 

EL-HOSHOUDY, 2022; XIA, et al., 2020). No Brasil, a goma xantana (GX) utilizada é 

importada. No entanto, o país tem um grande potencial para sua fabricação, pois apresenta 

grande disponibilidade de matéria-prima básica para sua produção. Os substratos alternativos 

têm se mostrado uma excelente opção para o aumento do rendimento na produção, favorecendo 

o crescimento tecnológico da GX e melhorando os resultados no que se refere à eficiência 

econômica (CRUGEIRA, et al., 2022; ASSIS, et al., 2014; DE SOUZA, et al., 2022; 

SAMPAIO, et al., 2020; DINIZ, DRUZIAN & AUDIBERT, 2012). 
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6.2 CARACTERIZAÇÃO DO PETRÓLEO UTILIZADO NOS TESTES DE INJEÇÃO 

 

Os resultados das caracterizações realizadas no petróleo utilizado nos testes de injeção 

utilizado as soluções ASP e Bio-ASP, estão representados na Tabela 14. 

 

Tabela 14 – Caracterização do petróleo utilizado nos testes de injeção. 

Caracterização Resultado Norma 

Ponto de fluidez (°C) 20 ASTM D97 

Massa específica @ 20 °C (g/mL) 0,900 ± 0,005 ASTM D-5002 

Massa específica @ 60 °C (g/mL) 0,890 ± 0,005 ASTM D-5002 

Viscosidade @ 60 °C (cP) 42,43 ± 0,03  ASTM D-445 

BSW (%) 50 NBR-14647 

Grau API 25,72 ASTM D-5002 

 

De acordo com os resultados da caracterização do petróleo, pode-se observar que as 

suas características são compatíveis com as de um reservatório de óleo, candidato à aplicação 

do método de recuperação avançada utilizando a solução ASP, como fluido de injeção. Outros 

requisitos básicos para a sua devida aplicação, são citados no item 3.4. 

 

6.3 CARACTERIZAÇÃO DOS FLUIDOS DE INJEÇÃO  

 

A seguir são apresentadas as caracterizações físico químicas dos fluidos utilizados nos 

testes de injeção. 

 

6.3.1 CARACTERIZAÇÃO DA ÁGUA PRODUZIDA SINTÉTICA 

 

As concentrações iônicas, a massa específica e a viscosidade da água de produção 

sintética utilizada na recuperação convencional são apresentadas na Tabela 15. 

 

Tabela 15 – Caracterização da água de produção sintética. 

Caracterização Resultado Norma 

Salinidade total  

(mg/L) 

Ccátion  

(mg/L)  

Cânions  

(mg/L) 
- 

Na+ Cl- SO4 - 

53.000 863.736 126.836 99.426 

Massa específica @ 60 °C (g/mL) 1,029 ± 0,005 ASTM D-5002 

Viscosidade @ 60 °C (cP) 0,6 ± 0,036  ASTM D-445 

 



89 

 

6.3.2 Caracterização das soluções ASP utilizadas nos testes de injeção 

 

De acordo com o planejamento experimental, foram realizados onze testes de injeção 

utilizando a solução ASP composta por concentrações variadas de álcali, surfactante e polímero, 

sendo que três desses são as repetições do ponto central. Antes de caracterizar as soluções ASP, 

foi determinada a CMC do surfactante utilizado. 

 

6.3.2.1 Determinação da concentração micelar crítica do surfactante Lauril Sulfato de 

Sódio (LSS) 

 

Através da curva analítica mostrada na Figura 32 é possível observar que a tensão 

superficial sofre uma mudança de comportamento (ponto de inflexão) na concentração de 6450 

mg/L do surfactante em água. Sendo assim, esta foi determinada como sua concentração 

micelar crítica.  

 

Figura 32 – Concentração micelar crítica do surfactante utilizado na composição da solução ASP. 

 

Este resultado indica que é possível a aplicação deste surfactante em diluições a partir 

de 6085 mg/L, obtendo uma máxima redução de tensão superficial. De acordo com Rizzatti, 

Zanette & Mello (2009), concentrações acima da CMC pouco modificam a força de coesão das 

moléculas da superfície, não se observando efeitos significativos sobre a tensão superficial da 
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solução. Para surfactantes aniônicos, como o LSS, a quantidade de surfactante adsorvida pela 

rocha se estabiliza em um valor máximo na CMC em fase aquosa, indicando que para 

concentrações acima da CMC, existe um aumento da disponibilidade de surfactante livre na 

solução (MUHEREI, JUNIN & MERDHAH, 2009). 

Segundo Sanabria (2013), o surfactante Lauril sulfato de sódio (LSS), se mostrou 

bastante eficiente na redução da TIF em ambientes de média e alta salinidade, quando 

comparados com outros surfactantes como o Dodecil Sulfato de Amônio (ADS), Lauriléter 

Sulfato de Sódio (SLES), Monolaurato de sorbitano (SPAN-20) e o Polisorbato-20 (TWEEN-

20).  

 

6.3.2.2 Propriedades físico químicas dos fluidos ASP utilizados nos testes de injeção 

 

As variações das propriedades físico químicas dos fluidos ASP utilizados nos testes de 

injeção, estão diretamente relacionadas com as concentrações dos componentes de cada fluido. 

A viscosidade do fluido e a sua tensão interfacial influenciam diretamente na mobilidade do 

mesmo no interior da rocha e consequentemente na fração recuperada de óleo. A Tabela 16 

resume os resultados das caracterizações físico-químicas realizadas. 

Tabela 16 – Resultado das análises de massa específica, tensão interfacial (ASP/Óleo), pH e 

viscosidade aparente dos fluidos ASP utilizados nos testes de injeção. 

Teste Solução 

Massa específica  

@ 60 °C 

(g/mL) 

pH 

Tensão interfacial 

(ASP/Óleo) 

@ 60 °C  
(mN/m) 

Viscosidade 

Aparente 

@ 60 °C  

(cP) 

1 ASP1 1,090 ± 0,005 11,00 ± 0,03  1,4 ± 0,3 0,770  

2 ASP2 1,100 ± 0,005 11,00 ± 0,03 1,0 ± 0,4 1,490  

3 ASP3 1,120 ± 0,005 11,00 ± 0,03 1,4 ± 0,1 2,410  

4 ASP4 1,030 ± 0,005 11,00 ± 0,03 1,04 ± 0,38 8,700 

5 ASP5 1,090 ± 0,005 12,00 ± 0,03 1,39 ± 0,03 0,780  

6 ASP6 1,100 ± 0,005 12,00 ± 0,03 1,0 ± 0,4 1,500  

7 ASP7 1,120 ± 0,005 12,00 ± 0,03 1,3 ± 0,1 2,420  

8 ASP8 1,030 ± 0,005 12,00 ± 0,03 0,98 ± 0,44 8,720  

9 ASP9 1,080 ± 0,005 11,00 ± 0,03 1,2 ± 0,2 4,880  

10 ASP10 1,080 ± 0,005 11,00 ± 0,03 1,2 ± 0,2 4,880  

11 ASP11 1,080 ± 0,005 11,00 ± 0,03 1,2 ± 0,2 4,880  
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Observa-se que os maiores valores de tensão interfacial estão associados aos fluidos 

cuja concentração de surfactante é baixa; e os fluidos que apresentam as menores tensões 

interfaciais, estão associadas as concentrações altas de surfactante. A variação da concentração 

do álcali não apresentou uma mudança significativa nas propriedades físico químicas do fluido.  

Os fluidos ASP3, ASP4, ASP7 e ASP8, que possuem uma concentração de polímero 

máxima, apresentam uma viscosidade aparente elevada. Tal comportamento pode ser atribuído 

às interações intermoleculares, promovendo um acréscimo efetivo nas dimensões da 

macromolécula e no peso molecular desses fluidos (GARCIA-OCHOA, 2016).  

Segundo Zhang & Qin (2011), a viscoelasticidade da solução ASP desempenha um 

papel importante na recuperação avançada de petróleo. O álcali por exemplo, neutraliza partes 

dos elétrons negativos das cadeias moleculares do polímero, provocando um enrolamento 

dessas cadeias, alterando as suas propriedades reológicas (LIU, et al., 2007). Isso indica que a 

eficiência de varredura promovida pela solução ASP não será satisfatória, quando a 

concentração de álcali for elevada, mesmo na camada com alta permeabilidade. Youyi, et al. 

(2012), também afirmam que o álcali em elevadas concentrações, tem um efeito negativo na 

viscosidade do sistema ASP e que para atender à mobilidade necessária a concentração de 

polímero deve ser aumentada, o que aumenta o custo para o projeto de injeção. 

 

6.3.3 Caracterização das soluções Bio-ASP utilizadas nos testes de injeção 

 

De acordo com o planejamento experimental, foram realizados onze testes de injeção 

utilizando a solução Bio-ASP composta por concentrações variadas de álcali, biossurfactante e 

biopolímero, sendo que três desses são as repetições do ponto central. Antes de caracterizar as 

soluções Bio-ASP, foi determinada a CMC do biossurfactante utilizado. 

 

6.3.3.1 Determinação da concentração micelar crítica do biossurfactante (Surfactina) 

 

Através da curva analítica mostrada na Figura 33 é possível observar que a tensão 

superficial sofre uma mudança de comportamento (ponto de inflexão) na concentração de 6350 

mg/L do biossurfactante em água. Sendo assim, esta foi determinada como sua concentração 

micelar crítica.  
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Figura 33 – Concentração micelar crítica do surfactante utilizado na composição da solução Bio-ASP. 

 

Segundo Câmara, et al. (2013), a eficiência de um biossurfactante pode ser determinada 

através da sua concentração micelar crítica (CMC), que representa a medida da concentração 

de biossurfactante necessária para produzir uma redução significativa na tensão superficial da 

água. De acordo com o autor, o conhecimento da CMC do biossurfactante é importante para se 

evitar o desperdício do mesmo, pois acima desta concentração não são observados efeitos 

adicionais na atividade tensoativa. Porém, a depender da natureza química do biossurfactante, 

concentrações acima da sua CMC, podem aumentar ou diminuir a adsorção do composto na 

rocha reservatório (CHAROENTANAWORAKUN, et al., 2023). 

A surfactina quando comparada a outros biossurfactantes e com alguns surfactantes 

sintéticos, como o lauril sulfato de sódio (LSS) e o brometo de trimetil amônio (BTA), possui 

maior capacidade de reduzir a tensão superficial e interfacial e apresenta menores valores de 

concentração micelar crítica (CMC) (LIU, et al., 2015). Do ponto de vista químico, esse 

biossurfactante, apresenta propriedades como detergência, emulsificação, capacidade 

espumante e solubilização (LONG, et al., 2017). 

 

6.3.3.2 Propriedades físico-químicas dos fluidos Bio-ASP utilizados nos testes de 

injeção 
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As variações das propriedades físico-químicas dos fluidos Bio-ASP utilizados nos testes 

de injeção, estão diretamente relacionadas com as concentrações dos componentes de cada 

fluido. A viscosidade do fluido e a sua tensão interfacial influenciam diretamente na mobilidade 

do mesmo no interior da rocha e consequentemente na fração recuperada de óleo. A Tabela 17 

resume os resultados das caracterizações físico-químicas realizadas. 

Tabela 17 – Resultado das análises de massa específica, tensão interfacial (Bio-ASP/Óleo), pH e 

viscosidade aparente dos fluidos Bio-ASP utilizados nos testes de injeção. 

Teste Solução 

Massa específica  

@ 60 °C 

(g/mL) 

pH 

Tensão interfacial 

(Bio-ASP/Óleo) 

@ 60 °C  
(mN/m) 

Viscosidade 

Aparente 

@ 60 °C  

(cP) 

12 Bio-ASP1 1,089 ± 0,003 8,70 ± 0,03 1,23 ± 0,02 0,810  

13 Bio-ASP2 1,183 ± 0,003 8,70 ± 0,03 0,85 ± 0,05 1,630  

14 Bio-ASP3 1,132 ± 0,003 8,70 ± 0,03 1,14 ± 0,02 3,120  

15 Bio-ASP4 1,201 ± 0,003 8,70 ± 0,03 0,88 ± 0,01 12,900 

16 Bio-ASP5 1,089 ± 0,003 8,90 ± 0,03 1,13 ± 0,02 0,940  

17 Bio-ASP6 1,183 ± 0,003 8,90 ± 0,03 0,81 ± 0,03 1,960  

18 Bio-ASP7 1,132 ± 0,003 8,90 ± 0,03 1,20 ± 0,09 3,220  

19 Bio-ASP8 1,201 ± 0,003 8,90 ± 0,03 0,89 ± 0,12 13,100  

20 Bio-ASP9 1,142 ± 0,003 8,70 ± 0,03 1,1 ± 0,1 5,730  

21 Bio-ASP10 1,142 ± 0,003 8,70 ± 0,03 1,1 ± 0,1 5,730 

22 Bio-ASP11 1,142 ± 0,003 8,70 ± 0,03 1,1 ± 0,1 5,730 

 

Comparando os valores apresentados nas Tabelas 16 e 17, observa-se que as 

propriedades físico-químicas mais relevantes para o processo de recuperação avançada de 

petróleo se diferem bastante. De acordo com KAZEMPOUR, et al., 2016, a viscosidade do 

fluido e a sua tensão interfacial influenciam diretamente na mobilidade dos fluidos no interior 

da rocha e consequentemente na fração recuperada de óleo. Os valores de viscosidade aparente 

dos fluidos Bio-ASP são superiores aos valores de viscosidade dos fluidos ASP, enquanto que 

os valores de tensão interfacial dos fluidos Bio-ASP são inferiores aos valores de TIF dos 

fluidos ASP. Tensões interfaciais baixas é um dos objetivos almejados na recuperação de 

petróleo quando se utilizam soluções compostas por tensoativos.  

Assim como nos fluidos ASP, os maiores valores de tensão interfacial dos fluidos Bio-

ASP estão associados as concentrações baixas de biossurfactante na solução, já os fluidos que 

apresentam as menores tensões interfaciais, estão associadas as concentrações altas de 

biossurfactante.  
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Como também foi observado nos fluidos ASP, a variação da concentração do álcali não 

apresentou uma mudança significativa nas propriedades físico químicas dos fluidos Bio-ASP. 

Embora não tenham sido observadas alterações significativas nas propriedades, sabe-se que o 

álcali tende a diminuir a adsorção do biossurfactante e do biopolímero na rocha, promovendo a 

formação de um tensoativo in situ, o que propicia um aumento na eficiência de deslocamento 

(LIU, et al., 2021). 

Observa-se que nos fluidos Bio-ASP3, Bio-ASP4, Bio-ASP7 e Bio-ASP8, onde a 

concentração de biopolímero é máxima, a viscosidade aparente é superior aos demais fluidos. 

Isso indica que a salinidade da água de produção sintética não contribuiu para a degradação 

química da goma xantana comercial utilizada na formulação dos fluidos ASP. Segundo Xu, et 

al. (2013) e Alquraishi & Alsewailem (2012) a goma xantana, ao contrário de outros polímeros 

como as poliacrilamidas, apresenta um comportamento estável na presença de meios com 

elevada salinidade. 

 

6.4 CARACTERIZAÇÃO PETROFÍSICA DAS AMOSTRAS DE ARENITO UTILIZADAS 

PARA SIMULAR UM RESERVATÓRIO DE ÓLEO 

 

Um dos fatores que influenciam diretamente na simulação física do método de 

recuperação avançada de petróleo, são as propriedades petrofísicas dos plugs utilizados em cada 

teste de injeção. Foram utilizados cinco plugs com propriedades bem próximas, com o objetivo 

de facilitar a comparação entre os testes e atribuir a fração recuperada de cada ensaio ao fluido 

de recuperação utilizado. O volume poroso, a porosidade e a permeabilidade foram 

determinadas seguindo os procedimentos descrito nas seções 5.8.1, 5.8.2 e 5.8.3. Na Tabela 18 

estão apresentadas algumas características importantes dos plugs utilizados nos testes de 

injeção. 

 

Tabela 18 – Propriedades petrofísicas dos plugs utilizados nos testes de injeção. 

Teste de 

Injeção 
Plug 

Massa seca 

(g) 

Volume Poroso  

(mL) 

Porosidade 

(%) 

Permeabilidade 

(mD) 

1 e 5 
1 135,33 21,05 24,75 383,00 

12 e 16 

2 e 6 
2 129,99 19,65 23,10 371,50 

13 e 17 

3 e 7 3 128,35 19,60 23,04 305,50 
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Teste de 

Injeção 
Plug 

Massa seca 

(g) 

Volume Poroso  

(mL) 

Porosidade 

(%) 

Permeabilidade 

(mD) 

14 e 18 

4 e 8 
4 118,87 20,58 24,19 321,60 

15 e 19 

9,10 e 11 
5 140,91 20,32 23,89 358,60 

20, 21 e 22 

 

Após a realização dos testes de injeção 1, 2, 3, 4 e 9, os plugs foram lavados, seguindo 

o procedimento descrito na seção 5.9 e reutilizados nos demais testes. Com o objetivo de 

identificar apenas a influência da concentração dos compostos das soluções ASP e Bio-ASP na 

fração recuperada do petróleo, buscou-se utilizar os mesmos plugs nos testes de injeção. Já o 

plug 5 foi reutilizado cinco vezes, com o objetivo de manter as mesmas condições nos testes de 

injeção, para as três repetições no ponto central, conforme indica o planejamento experimental. 

A faixa de permeabilidade em que se encontra os plugs utilizados nos testes de injeção 

é considerada baixa, segundo Lizcano Niño (2018). Essa baixa permeabilidade pode ocasionar 

uma redução na eficiência da solução ASP em recuperar o óleo retido no meio poroso, 

principalmente por causa da retenção do polímero (SHENG, 2010; FERREIRA & MORENI, 

2017).  

 

6.4.1 Molhabilidade das amostras de rocha 

 

A molhabilidade é um dos parâmetros fundamentais para a caracterização petrofísica 

das amostras de rocha, pois ela afeta diretamente a permeabilidade relativa da fase aquosa, a 

distribuição de óleo residual no reservatório. Com o objetivo de estimar esse parâmetro, foram 

determinados: o ângulo de contato e a tensão de adesão, as tensões entre a água e o óleo, as 

tensões entre a rocha e o óleo e as tensões entre a rocha e a água, como mostra a Tabela 29, de 

acordo com o procedimento experimental descrito nas seções 5.4.1.5 e 5.8.4. 

 

Tabela 19 – Resultado da análise de tensão interfacial entre os sistemas água/óleo, rocha/óleo, 

rocha/água. 

Resultado da análise  TIF (mN/m)  

Água/Óleo 27,54 ± 0,32 

Rocha/Óleo 69,43 ± 0,12 

Rocha/Água 53,9 ± 0,3 
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Como todas as amostras de rocha utilizadas nos testes de injeção, são da mesma 

formação e apresentam propriedades petrofísicas muito semelhantes, foi selecionado apenas 

um plug para a execução da análise. Através dos resultados apresentados na Tabela 20, o ângulo 

de contato e a tensão de adesão foram calculados utilizando as Equações 6 e 7, apresentadas na 

seção 3.2.5.  

A interação existente entre a superfície sólida e as fases fluidas, revela que a água molha 

preferencialmente a formação, pois o ângulo de contato calculado apresentou um valor 

aproximado de 56° e uma tensão de adesão de 15,52 mN/m. Dessa forma, pode-se prever que 

durante a recuperação convencional utilizando a água de produção sintética, os poros menores 

da rocha serão embebidos por água e o óleo ficará localizado nos poros maiores, desconectado 

de uma massa contínua de óleo. Jadhunandan & Morrow (1995), observaram que quando a 

rocha é molhável preferencialmente a água, a recuperação de petróleo, através da injeção de 

água é independente do volume injetado de água. 

 

6.4.2 Resultado da análise química dos plugs utilizados nos testes de injeção 

 

A análise de espectrometria de fluorescência de raios-X por energia dispersiva 

(EDXRF) das amostras de arenito da formação Botucatu está apresentada na Tabela 20. 

Tabela 20 – Elementos químicos presentes nas amostras de arenito utilizadas nos testes de injeção, 

obtidos através da espectrometria de fluorescência de raios-X por energia dispersiva. 

Elemento  

Químico 

Percentagem mássica  

(%)  

Si 84,321 

Al 10,984 

S 2,489 

K 1,310 

Fe 0,916 

 

De acordo com os resultados mostrados na Tabela 21, pode-se perceber que o arenito 

da formação Botucatu, apresenta em sua composição, os elementos químicos silício e alumínio 

em maior quantidade. De acordo com Curbelo (2006) e Lange (1999), essas características são 

peculiares de rochas de caráter catiônico. Logo, existe uma afinidade química entre os plugs 
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utilizados nos testes de injeção com o surfactante comercial utilizado Lauril sulfato de sódio 

(LSS), de caráter aniônico.  

Além disso, observa-se a presença dos óxidos metálicos, o que irá facilitar o processo 

de adsorção do surfactante presente no fluido de injeção com a rocha, o que consequentemente 

poderá trazer uma redução na fração recuperada de óleo, caso não exista um outro composto 

que impeça ou diminua esse processo (BARBOSA, 2016; NEVES, 2017). Segundo Buckley, 

Liu & Monsterleet (1998), a superfície da sílica, que é o elemento químico de maior 

percentagem química, tem carga negativa para pH acima de 2, sendo assim, íons de carga 

positiva são adsorvidos. 

 

6.5 TESTES DE INJEÇÃO UTILIZANDO A SOLUÇÃO ASP COMO FLUIDO DE 

RECUPERAÇÃO AVANÇADA DE PETRÓLEO 

 

Foram realizados onze testes de injeção utilizando as soluções ASP com diferentes 

concentrações de álcali, surfactante e polímero, seguindo o procedimento descrito na seção 

5.11.  

A saturação inicial de óleo, foi determinada através da Equação 17, na seção 5.11. 

Durante o processo de saturação do plug com o óleo, a água e posteriormente o óleo são 

coletados em uma proveta, para facilitar a leitura dos volumes coletados. Para garantir a 

completa saturação com óleo, é injetado o equivalente a três volume porosos (3VP) de óleo na 

vazão de 1 mL/min. Experimentalmente a saturação inicial de água foi determinada através da 

razão entre o volume de água que restou no plug (volume poroso menos o volume inicial de 

óleo retido no plug) com o volume poroso, como apresenta a Equação 16, na seção 5.11. 

Também foi necessário determinar a saturação de óleo residual (SOR), após a 

recuperação convencional, dividindo o volume de óleo residual após a injeção da água de 

produção sintética pelo volume poroso do plug, como apresenta a Equação 18, na seção 5.11. 

Experimentalmente, a saturação residual de óleo após a recuperação avançada de 

petróleo (SORA), foi determinada através da razão entre o volume de óleo residual após a 

recuperação avançada de petróleo (soma de todos os volumes de óleo que foram coletados em 

cada potinho de vidro) e o volume poroso do plug, como apresenta a Equação 19, na seção 5.11. 

A eficiência de deslocamento do óleo na etapa de recuperação avançada (EDRA), foi 

determinada subtraindo da saturação de óleo residual (SOR) a saturação residual de óleo após a 

recuperação avançada de petróleo (SORA), como apresenta a Equação 20, na seção 5.11. Os 
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resultados dos cálculos realizados para avaliar a eficiência dos fluidos injetados nos testes de 

injeção, são apresentados na Tabela 21.  

 

Tabela 21 – Resultado dos cálculos realizados para avaliar a eficiência dos fluidos injetados nos testes 

de injeção utilizando a solução ASP com diferentes concentrações de álcali, surfactante e polímero. 

Teste  Fluido  Soi (%) Swi (%) SOR (%) SORA (%) EDRA (%) 

1 ASP1 91,21 8,79 54,46 21,68 32,78 

2 ASP2 99,75 0,25 57,13 0,66 56,47 

3 ASP3 68,37 31,63 36,46 6,84 29,62 

4 ASP4 98,96 1,04 61,35 2,13 59,22 

5 ASP5 90,26 9,74 55,62 21,05 34,57 

6 ASP6 96,69 3,31 61,62 4,73 56,89 

7 ASP7 68,37 31,63 39,88 9,13 30,75 

8 ASP8 98,96 1,04 61,35 0,13 61,22 

9 ASP9 95,96 4,04 57,41 8,71 48,70 

10 ASP10 95,96 4,04 54,09 3,11 50,98 

11 ASP11 95,96 4,04 55,60 7,89 47,71 

  

Quanto maior a eficiência de deslocamento do óleo durante o processo de recuperação 

avançada, maiores serão as frações recuperadas, como mostra a Tabela 22. Isso indica que a 

maioria dos fluidos ASP testados não formaram caminhos preferências, ultrapassando o banco 

de óleo. Os fluidos ASP2, ASP4, ASP6 e ASP 8, apresentaram as maiores eficiências de 

deslocamento. Todos esses fluidos citados, apresentam na sua composição a máxima 

concentração de surfactante, responsável pela diminuição substancial da tensão interfacial do 

óleo com a rocha. Os fluidos ASP 4 e ASP8, também possuem na sua constituição a máxima 

concentração de polímero, o que faz com que eles apresentem as maiores eficiências de 

deslocamento dos 11 fluidos testados. A diferença de 2% entre as eficiências dos fluidos ASP4 

e ASP8, pode ser atribuída ao aumento de (3300 mg/L) na concentração do álcali, responsável 

por produzir tensoativos in situ e diminuir o processo de adsorção.  

Na Tabela 22 são apresentados os resultados das frações recuperadas de óleo na etapa 

convencional (FRW), na etapa não convencional (FRA) e a fração recuperada total (FR) de cada 

um dos testes de injeção. 
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Tabela 22 – Resultado dos testes de injeção utilizando a solução ASP com concentrações variadas de 

álcali, surfactante e polímero. 

Teste Fluido  
FRW  

(%) 

FRA 

(%) 

FR 

 (%) 

1 ASP1 32,48 ± 1,73 35,94 ± 1,67 68,42 ± 3,06 

2 ASP2 35,07 ± 1,73 57,30 ± 1,67 92,38 ± 3,06 

3 ASP3 35,48 ± 1,73 43,33 ± 1,67 78,81 ± 3,06 

4 ASP4 30,11 ± 1,73 61,71 ± 1,67 91,82 ± 3,06 

5 ASP5 30,48 ± 1,73 38,30 ± 1,67 68,78 ± 3,06 

6 ASP6 30,13 ± 1,73 58,83 ± 1,67 88,96 ± 3,06 

7 ASP7 30,47 ± 1,73 44,98 ± 1,67 75,46 ± 3,06 

8 ASP8 30,37 ± 1,73 62,07 ± 1,67 92,45 ± 3,06 

9 ASP9 32,48 ± 1,73 50,75 ± 1,67 83,23 ± 3,06 

10 ASP10 35,94 ± 1,73 52,97 ± 1,67 88,91 ± 3,06 

11 ASP11 34,37 ± 1,73 49,71 ± 1,67 84,08 ± 3,06 

 

Observa-se que em todos os testes de injeção as frações recuperadas de óleo na etapa 

convencional, utilizando a água de produção sintética, foram muito próximas e com valores 

dentro de um intervalo reportado pela literatura (KUMAR, et al., 2011; ROSA, CARVALHO 

& XAVIER, 2011), o que evidencia a consistência dos resultados. Em todos os testes realizados, 

foram recuperados em média 32,49% do volume inicial de óleo na etapa secundária e as 

saturações de óleo (SOR) após essa etapa sofrem uma relevante redução. 

De acordo com as curvas de recuperação mostradas nas Figura 34 e 35, foi injetado uma 

quantidade variada de água de produção sintética na etapa convencional, até que a produção de 

óleo fosse aproximadamente zero. Na recuperação avançada, foram injetados três volumes 

porosos de solução ASP e na última etapa o meio poroso foi lavado com água de produção, 

com o objetivo de promover um aumento da fração recuperada de óleo. Dessa forma, menos 

fluido ASP foi utilizado, trazendo uma economia para o projeto, como foi mencionado na seção 

5.11.  
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Figura 34 – Curvas de recuperação dos testes de injeção ASP1, ASP2, ASP3, ASP4. 
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Figura 35 – Curvas de recuperação dos tetes de injeção ASP5, ASP6, ASP7 e ASP8. 
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Os testes de injeção que utilizaram os fluidos de injeção ASP1 e ASP5, apresentaram 

os menores desempenhos na etapa de recuperação não convencional, quando comparados com 

os outros fluidos testados. Tal fato está associado diretamente as baixas concentrações de 

surfactante e de polímero, já que a variação da concentração de álcali não trouxe um aumento 

significativo na fração recuperada. Segundo CHEN, et al., 2014, o álcali reage como os ácidos 

orgânicos presentes no óleo produzindo surfactante in situ, agindo conjuntamente com o 

surfactante injetado, promovendo a redução da tensão interfacial água-óleo à valores 

consideravelmente baixos. Porém, o álcali por si só não aumenta a recuperação de óleo, tendo 

em vista que algumas condições são importantes para a sua ação, como: salinidade do meio 

baixa e viscosidade alta do fluido injetado. 

No entanto, nota-se que aumentando a concentração de álcali para 4.500 mg/L, a fração 

recuperada utilizando o fluido ASP5, aumentou em 2,36%. Esse aumento deve-se ao fato de 

que esse composto provavelmente diminui a adsorção do surfactante no meio poroso, 

promovendo um maior contato do mesmo com o óleo, favorecendo a formação de um banco 

contínuo de injeção, também conhecido na literatura como efeito pistão.  

Nos testes de injeção onde foram utilizados os fluidos ASP2 e ASP6, observa-se que o 

aumento da concentração do álcali, variou a fração recuperada na etapa especial positivamente 

em 1,53%. Esse aumento pode ser considerado baixo, no entanto esse ganho em escala real 

pode ser atrativo para um projeto que vise a implementação de uma técnica de melhoramento. 

Nesses dois testes especificamente, a concentração de surfactante foi essencial para se obter 

frações de recuperação bem próximas aos dos testes que utilizaram concentrações máximas de 

polímero (testes de injeção 4 e 8), o que reforça os resultados da análise estatística. 

Os testes de injeção 3 e 7, apresentaram uma eficiência superior aos testes 1 e 5, onde a 

concentração de surfactante foi a mesma. Tal comportamento está associado ao aumento da 

concentração do polímero. Nesse caso, a concentração de polímero utilizada, promoveu a 

redução da mobilidade da água injetada frente ao óleo, culminando em um aumento da fração 

recuperada na etapa especial. Aumentando a viscosidade do fluido de injeção, como pode ser 

vista na seção 6.3.2.2, o polímero consequentemente reduz a permeabilidade efetiva da água, 

resultando na redução de mobilidade do fluido injetado. No entanto, segundo Sedaghat (2016), 

a recuperação de petróleo utilizando uma solução polimérica isolada, não é um método eficaz 

para mobilizar o óleo residual, sendo utilizado principalmente como controle de conformidade 

técnica. 

Observando o resultado do teste de injeção utilizando a solução ASP7, verifica-se um 

aumento na recuperação de óleo, em relação ao teste 3. Isso, pode estar associado a diminuição 
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do tempo de retenção do polímero no meio poroso, promovido pelo aumento da concentração 

do álcali. 

Os fluidos ASP4 e ASP8 obtiveram uma maior fração de recuperação na etapa não 

convencional, em comparação com os outros fluidos testados. Esses fluidos possuem em sua 

composição as maiores concentrações de surfactante e de polímero, em relação aos demais. 

Logo, através do comportamento sinérgico promovido por essa associação, esses fluidos 

injetados se comportaram semelhante a um pistão, não ultrapassando o banco de óleo que estava 

saturando o meio poroso, recuperando o máximo de óleo. Sendo assim, a força motora que 

promove o escoamento do fluido injetado no meio faz com que as interfaces microscópicas 

escolham as constituições mais acessíveis para se chegar no final do plug.  

Após a recuperação convencial, foram injetados três volumes porosos de solução ASP 

com composição variada e posteriormente água de produção sintética até que a produção de 

óleo fosse aproximadamente igual a zero. Observou-se variados volumes de óleo produzido na 

etapa não convencional e tal fato está associado diretamente a variação das concentrações dos 

componentes da solução ASP. Nos testes de injeção ASP2 e ASP6, onde a concentração de 

surfactante foi de 10.000 mg/L (máxima) e a concentração de polímero foi de 1.000 mg/L 

(mínima), observou-se um incremente médio na produção de óleo de aproximadamente 1,53%, 

devido ao aumento da concentração de álcali. Já nos testes onde a concentração de surfactante 

foi a mínima e a concentração de polímero foi a máxima (ASP3 e ASP7), observa-se uma 

redução de aproximadamente 1,65% na produção de óleo, mesmo com o aumento da 

concentração de álcali. Dessa forma, verifica-se que a concentração de surfactante foi 

preponderante para atingir valores máximos de frações recuperadas.  

Nos testes de injeção onde foram utilizados fluidos cuja as concentrações de surfactante 

e polímero foram as máximas, observa-se um incremento médio de aproximadamente 62%, 

mostrando que a ação sinérgica desses dois compostos é eficiente na recuperação avançada. A 

eficiência de recuperação de óleo acumulada pela recuperação convencional e especial atingiu 

um máximo de aproximadamente 93% do volume inicial de óleo, o que corroborou com os 

resultados laboratoriais e de simulação já publicados em artigos, que relataram recuperações 

entre 90% e 100% (FLAATEN, et al., 2010; HOU, et al., 2006; LU, et al., 2014; DA CUNHA, 

et al., 2018). 

A Figura 36, apresenta os resultados dos testes de injeção realizados com as mesmas 

concentrações de álcali, surfactante e polímero, como foi sugerido através do planejamento 

experimental.  
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Figura 36 – Curvas de recuperação dos testes de injeção ASP9, ASP10 e ASP11. 

 

As repetições no ponto central foram realizadas com o objetivo de estimar o erro 

experimental. Os pontos centrais do delineamento experimental obtiveram fatores de 

recuperação bem próximos aos testes que utilizaram as concentrações máximas de álcali, 

surfactante e polímero. Dessa forma, pode-se afirmar que as frações recuperadas de óleo mais 

elevadas, são obtidas através dos fluidos cuja as concentrações estão entre o ponto central e os 

seus máximos. 
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Os resultados obtidos nos testes de injeção utilizando a solução ASP, foram similares 

aos resultados encontrados por Samanta, et al. (2012), onde as faixas de concentrações dos 

componentes do sistema ASP foram variadas, com o objetivo de determinar a melhor eficiência 

de recuperação de petróleo. Nesse trabalho, os autores utilizaram um sistema composto por 

areia na faixa granulométrica de 60 à 100 mesh, para simular fisicamente um reservatório 

hipotético de óleo. Foram variadas as concentrações do polímero, poliacrilamida parcialmente 

hidrolisada (PHPAM), do surfactante aniônico (SDS) e do álcali (NaOH) e observaram também 

as alterações nas propriedades de tensão superficial e viscosidade das várias soluções testadas. 

Após os testes de fluxo, observaram que a melhor recuperação ocorreu com o aumento das 

concentrações dos três componentes, chegando a um fator de recuperação avançada de 33%. 

 

6.6 TESTES DE INJEÇÃO UTILIZANDO A SOLUÇÃO Bio-ASP COMO FLUIDO DE 

RECUPERAÇÃO AVANÇADA DE PETRÓLEO 

 

A variação de tensão interfacial dos sistemas (fluidos ASP + óleo) e (fluidos Bio-ASP 

+ óleo), mostra um cenário positivo para técnica proposta pelo trabalho. Com base nos valores 

apresentados nas Tabelas 16 e 17, a Tabela 23, apresenta essas variações negativas, 

representando a diminuição da TIF promovida pelos fluidos Bio-ASP com o óleo em relação 

aos fluidos ASP com o óleo. Isso elucida uma maior eficiência dos fluidos Bio-ASP em relação 

aos fluidos ASP na recuperação avançada de petróleo.  

 

Tabela 23 – Variação da TIF promovida pelos sistemas (fluidos Bio-ASP + óleo) em relação aos 

sistemas (fluidos ASP + óleo). 

Fluidos Bio-ASP Fluidos ASP   ΔTIF (mN/m)  

Bio-ASP1 ASP1 -0,19 

Bio-ASP2 ASP2 -0,17 

Bio-ASP3 ASP3 -0,22 

Bio-ASP4 ASP4 -0,16 

Bio-ASP5 ASP5 -0,26 

Bio-ASP6 ASP6 -0,19 

Bio-ASP7 ASP7 -0,12 

Bio-ASP8 ASP8 -0,09 

Bio-ASP9 ASP9 -0,1 

Bio-ASP10 ASP10 -0,1 

Bio-ASP11 ASP11 -0,1 
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Tanto nas concentrações máximas quanto nas mínimas de álcali e biossurfactante, 

observa-se uma relevante redução de TIF, refletindo claramente um forte efeito sinérgico entre 

o biossurfactante e o tensoativo gerado in-situ pelo carbonato de sódio. 

Outra propriedade físico-química que influencia diretamente nos resultados da 

eficiência do deslocamento de óleo é a viscosidade. Analisando a variação das viscosidades dos 

fluidos ASP e Bio-ASP, é possível observar uma alteração crescente dos valores de viscosidade, 

como mostra a Tabela 24.  

 

Tabela 24 – Variação da viscosidade aparente entre os fluidos ASP e Bio-ASP. 

Fluidos Bio-ASP Fluidos ASP 
   Δ (Viscosidade aparente)       

(cP) 
 

Bio-ASP1 ASP1 0,04 

Bio-ASP2 ASP2 0,14 

Bio-ASP3 ASP3 0,71 

Bio-ASP4 ASP4 4,2 

Bio-ASP5 ASP5 0,16 

Bio-ASP6 ASP6 0,46 

Bio-ASP7 ASP7 0,8 

Bio-ASP8 ASP8 4,38 

Bio-ASP9 ASP9 0,85 

Bio-ASP10 ASP10 0,85 

Bio-ASP11 ASP11 0,85 

 

A variação positiva dessa propriedade, revela uma maior eficiência dos fluidos Bio-ASP 

em relação aos fluidos ASP, visto que a utilização de fluidos de injeção mais viscosos evita o 

problema do deslocamento preferencial, aumento na eficiência de óleo recuperado. Nos fluidos 

onde as concentrações de biossurfactante e de biopolímero foram máximas (Bio-ASP4 e Bio-

ASP8), observou-se uma maior variação de viscosidade aparente com as soluções ASP4 e 

ASP8. Isso indica que provavelmente o biopolímero é estável e não foi afetado por quaisquer 

interações com o álcali e o biossurfactante. 

Observando a Tabela 25, nota-se uma dependência direta da eficiência de deslocamento 

do óleo na etapa de recuperação avançada com a concentração do biossurfactante. Nos testes 

de injeção 12, 14, 16 e 18, cuja as formulações apresentam a menor concentração de 

biossurfactante, nota-se que os valores de eficiência de deslocamento do óleo são baixos, 

quando comparados com os outros ensaios. Assim como foi observado nos testes de injeção 
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utilizando a solução ASP, nos testes de injeção 15 e 17, onde as concentrações de 

biossurfactante utilizada foi a máxima, observa-se baixas saturações residuais de óleo após a 

recuperação não convencional, chegando a um valor próximo a zero no teste 17. Nesses testes 

a baixa SORA é inversamente proporcional ao aumento da fração recuperada na etapa avançada. 

 

Tabela 25 – Resultado dos cálculos realizados para avaliar a eficiência dos fluidos injetados nos testes 

de injeção utilizando a solução Bio-ASP com diferentes concentrações de álcali, biossurfactante e 

biopolímero. 

Teste Fluido  Soi (%) Swi (%) SOR (%) SORA (%) EDRA (%) 

12 Bio-ASP1 90,77 9,23 53,11 19,91 33,2 

13 Bio-ASP2 99,49 0,51 60,05 8,35 51,7 

14 Bio-ASP3 69,79 30,21 40,24 9,59 30,65 

15 Bio-ASP4 97,61 2,39 60,46 0,67 59,79 

16 Bio-ASP5 93,00 7,00 56,03 18,74 37,29 

17 Bio-ASP6 98,34 1,66 59,67 0,12 59,55 

18 Bio-ASP7 69,07 30,93 38,55 7,26 31,29 

19 Bio-ASP8 98,15 1,85 59,77 2,21 57,56 

20 Bio-ASP9 96,44 3,56 57,21 5,83 51,38 

21 Bio-ASP10 96,44 3,56 57,79 6,74 51,05 

22 Bio-ASP11 96,44 3,56 54,76 1,08 53,68 

 

Assim, como foi observado nos testes utilizando as soluções ASP, nos testes 12 ao 22, 

as frações recuperadas de óleo na etapa convencional, foram em média 32,41% do volume 

inicial de óleo nesta etapa, como mostra a Tabela 26.  

 

Tabela 26 – Resultado dos testes de injeção utilizando a solução Bio-ASP com concentrações variadas 

de álcali, biossurfactante e biopolímero. 

Teste Fluido  
FRW  

(%) 

FRA 

(%) 

FR 

 (%) 

12 Bio-ASP1 33,96 ± 1,67 36,18 ± 1,49 70,14 ± 3,16 

13 Bio-ASP2 31,97 ± 1,67 51,97 ± 1,49 83,94 ± 3,16 

14 Bio-ASP3 31,14 ± 1,67 43,92 ± 1,49 75,07 ± 3,16 

15 Bio-ASP4 30,56 ± 1,67 61,98 ± 1,49 92,53 ± 3,16 

16 Bio-ASP5 31,86 ± 1,67 40,10 ± 1,49 71,96 ± 3,16 

17 Bio-ASP6 31,43 ± 1,67 60,80 ± 1,49 92,23 ± 3,16 

18 Bio-ASP7 32,99 ± 1,67 45,30 ± 1,49 78,29 ± 3,16 

19 Bio-ASP8 31,68 ± 1,67 63,15 ± 1,49 94,83 ± 3,16 
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Teste Fluido  
FRW  

(%) 

FRA 

(%) 

FR 

 (%) 

20 Bio-ASP9 32,99 ± 1,67 53,28 ± 1,49 86,26 ± 3,16 

21 Bio-ASP10 32,38 ± 1,67 52,93 ± 1,49 85,32 ± 3,16 

22 Bio-ASP11 35,52 ± 1,67 55,68 ± 1,49 91,20 ± 3,16 

 

Os fluidos Bio-AS4 e Bio-ASP8 obtiveram uma maior fração de recuperação na etapa 

não convencional, em comparação com os outros fluidos testados. Esses fluidos possuem em 

sua composição as maiores concentrações de biossurfactante e de biopolímero, em relação aos 

demais. Logo, através do comportamento sinérgico promovido por essa associação, esses 

fluidos injetados se comportaram semelhante a um pistão, não ultrapassando o banco de óleo 

que estava saturando o meio poroso, recuperando o máximo de óleo. Sendo assim, a força 

motora que promove o escoamento do fluido injetado no meio faz com que as interfaces 

microscópicas escolham as constituições mais acessíveis para se chegar no final do plug. A 

Figura 37 mostra a diferença entre um plug limpo e seco (A), um plug saturado com óleo (B) e 

o plug 4, após a recuperação não convencional utilizando o fluido de injeção Bio-ASP8 (C). 

 

 

Figura 37 – Diferença entre um plug limpo e seco (A), um plug saturado com óleo (B) e o plug 4, 

após a recuperação não convencional utilizando o fluido de injeção Bio-ASP8 (C). 

 

Pode-se observar que o plug 4, após a recuperação não convencional utilizando o fluido 

de injeção Bio-ASP8 e a lavagem com água de produção sintética, apresenta uma coloração 

aproximadamente uniforme, com alguns pontos de retenção de óleo e/ou emulsão, evidenciando 

o efeito pistão promovido pelo efeito sinérgico dos compostos em suas concentrações máximas. 

A presença de alguns componentes químicos presentes nas amostras de rocha utilizadas 

nos experimentos pode contribuir para a alta perda de adsorção do biossurfactante. Isso ocorre 

(A) (B) (C)
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principalmente quando o álcali é adsorvido primeiro durante o processo de injeção, 

promovendo uma baixa recuperação de óleo, trazendo uma desvantagem para o processo (AL-

GHAILANI, et al., 2021).  Nos testes realizados utilizando a solução Bio-ASP, observa-se 

recuperações próximas a 100%, indicando que os problemas relacionados a adsorção, 

provavelmente foram amenizados, principalmente nos testes onde a concentração de 

biossurfactante foi superior à sua CMC. Segundo Yakimov, et al., (1997) a principal razão por 

trás das baixas recuperações de óleo utilizando biossurfactante está associada a utilização em 

quantidades insuficientes no fluido de injeção.  

As Figuras 38, 39 e 40, apresentam as curvas de recuperação utilizando as soluções Bio-

ASP com concentrações variadas de álcali, biossurfactante e biopolímero. É importante 

observar que em todos os testes de injeção o tempo de breakthrough (momento em que ocorre 

a produção de água, durante a etapa secundária), ocorreu durante a injeção do primeiro volume 

poroso de água de produção sintética, logo após a saturação do plug com óleo, ou seja, a 

produção de água ocorreu desde a primeira amostra coletada na etapa secundária.  
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Figura 38 – Curvas de recuperação dos testes de injeção Bio-ASP1, Bio-ASP2 e Bio-ASP3. 
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Figura 39 – Curvas de recuperação dos testes de injeção Bio-ASP4, Bio-ASP5 e Bio-ASP6. 
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.  

Figura 40 – Curvas de recuperação dos testes de injeção Bio-ASP7 e Bio-ASP8. 

 

A Figura 41, apresenta os resultados dos testes de injeção realizados com as mesmas 

concentrações de álcali, biossurfactante e biopolímero, como foi sugerido através do 

planejamento experimental. Assim como foi realizado com os fluidos ASP, as três repetições 

no ponto central têm como objetivo, e validar o ajuste do modelo matemático, que será 

apresentado na próxima seção desse trabalho. 

Os pontos centrais do delineamento experimental obtiveram fatores de recuperação bem 

próximo aos testes que utilizaram as concentrações máximas de álcali, biossurfactante e 

biopolímero. Assim, as melhores recuperações são obtidas para concentrações que estão entre 

o ponto central e o máximo valor codificado.  
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Figura 41 – Curvas de recuperação dos testes de injeção Bio-ASP9, Bio-ASP10 e Bio-ASP11. 
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A Tabela 27, apresenta a variação das frações recuperadas na etapa avançada e do fator 

de recuperação entre os fluidos Bio-ASP e ASP. A variação positiva revela que o fluido Bio-

ASP obteve uma recuperação superior ao fluido ASP e uma variação negativa o inverso. Apenas 

o fluido Bio-ASP2 e Bio-ASP10, apresentaram uma variação negativa, que pode estar associada 

a erros experimentais ou no balanço de massa, realizado para determinar os volumes de óleo 

recuperados em cada etapa. 

 

Tabela 27 – Variação das frações recuperadas na etapa avançada (FRA) e do fator de recuperação 

(FR) entre os fluidos Bio-ASP e ASP. 

Fluidos Bio-ASP Fluidos ASP ΔFRA (%) ΔFR (%) 

Bio-ASP1 ASP1 0,24 1,72 

Bio-ASP2 ASP2 -5,33 -8,44 

Bio-ASP3 ASP3 0,59 -3,74 

Bio-ASP4 ASP4 0,27 0,72 

Bio-ASP5 ASP5 1,80 3,18 

Bio-ASP6 ASP6 1,96 3,27 

Bio-ASP7 ASP7 0,32 2,84 

Bio-ASP8 ASP8 1,07 2,38 

Bio-ASP9 ASP9 2,53 3,03 

Bio-ASP10 ASP10 -0,04 -3,60 

Bio-ASP11 ASP11 5,96 7,11 

 

Através da Tabela 27, os fluidos Bio-ASP, mostrou seu potencial para ser uma opção 

atraente em quase todas as combinações feitas nesse trabalho. Observando a variação de frações 

recuperadas na etapa avançada, percebe-se que os fluidos apresentaram em sua composição 

elevadas concentrações de álcali, baixas concentrações de polímero e biopolímero e 

concentrações de surfactante e biossurfactante variadas. Isso mostra que não foram apenas as 

concentrações responsáveis pelo resultado positivo dos experimentos, mas também a natureza 

dos compostos utilizados. 

Vale ressaltar que os fluidos Bio-ASP, não representam um novo mecanismo no EOR, 

pois bioprodutos que já são utilizados separadamente em processos EOR, agora agem de forma 

sinérgica com outros produtos já conhecidos. Em outras palavras, esses fluidos que não 

dependem dos preços do petróleo e são biodegradáveis podem substituir produtos químicos 

sintéticos, como surfactantes e polímeros, obtendo frações recuperadas de óleo melhores ou tão 

boas quanto. 
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6.7 PLANEJAMENTO EXPERIMENTAL PARA OS TESTES DE INJEÇÃO UTILIZANDO 

A SOLUÇÃO Bio-ASP 

O resultado do planejamento experimental para os testes de injeção utilizando a solução 

ASP, foi publicado na revista Heliyon, no dia 31/10/2023, no artigo intitulado: Optimization of 

enhanced oil recovery using ASP solution (https://doi.org/10.1016/j.heliyon.2023.e21797). 

Para a aplicação do planejamento experimental nos testes de injeção utilizando a solução 

Bio-ASP, inicialmente foram determinadas as faixas de concentração dos compostos, 

apresentadas na seção 5.12. A Tabela 28, mostra os pontos de mínimo e máximo para as 

concentrações de álcali, biossurfactante e biopolímero e a respectiva variável de resposta para 

cada formulação do fluido Bio-ASP.  

 

Tabela 28 – Resultados para a variável de resposta: fração recuperada (%). 

Fluido de 

Injeção 

Variáveis Independentes Variável de Resposta 

Códigos Valores Reais (mg/L) Fração Recuperada 

X1 X2 X3 A BS BP FRA (%) 
 

Bio-ASP1 -1 -1 -1 1.200 3.000 1.000 36,2 ± 1,5 

 

Bio-ASP2 -1 1 -1 1.200 10.000 1.000 52,0 ± 1,5 

 

Bio-ASP3 -1 -1 1 1.200 3.000 5.000 43,9 ± 1,5 

 

Bio-ASP4 -1 1 1 1.200 10.000 5.000 62,0 ± 1,5 

 

Bio-ASP5 1 -1 -1 4.500 3.000 1.000 40,1 ± 1,5 

 

Bio-ASP6 1 1 -1 4.500 10.000 1.000 61,0 ± 1,5 

 

Bio-ASP7 1 -1 1 4.500 3.000 5.000 45,3 ± 1,5 

 

Bio-ASP8 1 1 1 4.500 10.000 5.000 63,2 ± 1,5 

 

Bio-ASP9 0 0 0 2.850 6.500 3.000 53,3 ± 1,5 

 

Bio-ASP10 0 0 0 2.850 6.500 3.000 52,9 ± 1,5 

 

Bio-ASP11 0 0 0 2.850 6.500 3.000 55,7 ± 1,5 

 

A = Álcali; BS = Biossurfactante; BP = Biopolímero 

 

https://doi.org/10.1016/j.heliyon.2023.e21797
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Através das análises estatísticas foi possível avaliar os efeitos da variação da 

concentração dos compostos nos fluidos de injeção utilizados nos testes de recuperação 

avançada, conforme mostra a Tabela 29. 

 

Tabela 29 – Efeitos das variáveis independentes na fração recuperada de petróleo. 

Fator Efeito p-valor 
Limite de Confiança 

-95% +95% 

Álcali 3,82500 0,004776 2,68324 4,96676 

Biossurfactante 18,10000 0,000215 16,95824 19,24176 

Biopolímero 6,32500 0,001756 5,18324 7,46676 

Álcali x Biossurfactante 1,17500 0,047406 0,03324 2,31676 

Álcali x Biopolímero -2,55000 0,010656 -3,69176 -1,40824 

Biossurfactante x Biopolímero -0,14500 0,639587 -1,28676 0,99676 

  

Na Tabela 30, observa-se que os maiores efeitos principais foram os das concentrações 

do biossurfactante (18,1%) e do biopolímero (6,325%). Ambos efeitos são estatisticamente 

significativos (p<0,05). A concentração de biosurfactante é preponderante para um aumento ou 

diminuição da fração recuperada. 

Com base na fração recuperada total, um aumento na concentração do álcali do nível 

baixo para o alto (1.200 mg/L a 4.500 mg/L) aumenta a fração recuperada em apenas 1,82%. 

Já para a concentração de biossurfactante, o aumento do nível baixo para o alto (3.000 mg/L a 

10.000 mg/L) promove uma elevação na fração recuperada de 18,1%.  

Observando as interações de primeira ordem, a interação da concentração de álcali com 

a concentração de biosurfactante foi estatisticamente significante (p-valor < 0,05) e o efeito foi 

de 1,175. As interações álcali x biopolímero e biossurfactante x biopolímero, apesar de 

apresentarem um efeito negativo os seus p-valores são menores que 0,05, tornando-as 

estatisticamente significantes também.  

De acordo com os efeitos, se a concentração de álcali e a concentração de biopolímero 

permanecerem em níveis baixos (1.200 mg/L e 1.000 mg/L, respectivamente) ou altos (4.500 

mg/L e 5.000 mg/L, respectivamente), a fração recuperada diminuirá em 2,55%. Da mesma 

forma, se a concentração de biossurfactante e a concentração de biopolímero permanecerem em 

níveis baixos (3.000 mg/L e 1.000 mg/L, respectivamente) ou altos (10.000 mg/L e 5.000 mg/L, 

respectivamente) a fração recuperada diminuirá em 0,145%.  
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O p-valor da concentração do biossurfactante é menor que 0,05 e inferior aos p-valores 

do álcali e biopolímero, indicando que a concentração desse composto é a variável independente 

mais significativa em todos os ensaios. A influência da concentração dos compostos da solução 

Bio-ASP, na fração recuperada avançada de petróleo é apresentada por ordem hierárquica 

através do diagrama de Pareto, como mostra a Figura 42. 

 
Figura 42 – Diagrama de Pareto. 

 

Como já discutido anteriormente, as concentrações de biossurfactante e de biopolímero 

são as variáveis independentes mais significativas estatisticamente. Já a concentração de álcali 

e as interações com os outros componentes que constituem o fluido Bio-ASP, não atingiram 

um p-valor tão baixo quanto os demais, o que indica a sua baixa influência sobre a variável de 

resposta. O álcali foi inserido na composição dos fluidos Bio-ASP para auxiliar na ação do 

biossurfactante, reduzindo a TIF de forma mais eficaz do que o biossurfactante sozinho. 

A Equação 16 representa o modelo matemático com um R2 de aproximadamente 

97,31%. O resultado do coeficiente de determinação do modelo indica que 97,31% da variação 

da fração recuperada é explicada pela variação da concentração de álcali, surfactante e 

polímero. 

       FRA (%) = 51,208 + 1,912AC + 9,050BSC + 3,163BPC + 0,588ACBSC     

Em que:  

-,546425

4,427924

-9,60954

14,41431

23,83542

68,20887

p=,05

Standardized Effect Estimate (Absolute Value)

2by3

1by2

1by3

(1)Álcali (mg/L)

(3)Biopolímero (mg/L)

(2)Biossurfactante (mg/L)(2) Biossurfactante (mg/L)

(3) Biopolímero (mg/L)

(1) Álcali (mg/L)

(1) x (3)

(1) x (2)

(2) x (3)

Estimativa de efeito padronizada (valor absoluto)

(Equação 16) 
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FRA = Fração recuperada na etapa avançada (%); 

AC = Concentração de álcali codificada; 

BSC = Concentração de biossurfactante codificada; 

BPC = Concentração de biopolímero codificada;  

ACBSC = Interação da concentração de álcali codificada com a concentração de biossurfactante 

codificada. 

  

 De acordo com os resultados apresentados na Tabela 30, pode-se observar que o modelo 

encontrado é estatisticamente significante, pois na análise de variância (ANOVA), o F 

calculado (24,138) foi superior o F tabelado (6,163). Além disso, o modelo não sofre de falta 

de ajuste, pois o p-valor da falta de ajuste (FA) é superior a 0,05. 

 

Tabela 30 – Análise de variância (ANOVA) para a influência dos fatores na fração recuperada 

avançada de petróleo. 

Informações 
Soma dos 

Quadrados 

Grau de 

Liberdade 

Média 

Quadrática 
Teste F p-valor 

Modelo 780,301 6,000 130,050 24,138 0,004 

Resíduos 21,551 4,000 5,388 - - 

FA 21,269 2,000 10,635 6,163 0,130 

EP 0,282 2,000 0,141 - - 

Total 0,282 2,000 0,141 - - 

             *FA = Falta de Ajuste; *EP = Erro puro 

O modelo obtido por regressão tem um bom ajuste e é estatisticamente significativo. A 

Figura 43, mostra uma boa correspondência entre os resultados experimentais (fração 

recuperada) e o modelo matemático avaliado pela ANOVA. 
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Figura 43 – Relação linear entre os resultados experimentais e o modelo matemático. 

 

Analisando a superfície de resposta mostrada na Figura 44, pode-se afirmar que 

independente da concentração de álcali (do mínimo ao máximo valor codificado) dentro da 

faixa de 1.200 mg/L a 4.500 mg/L, são as concentrações de biossurfactante que irão aumentar 

ou diminuir a fração recuperada de petróleo. A região vermelha representa a superfície de maior 

resposta para a fração recuperada e a verde escuro a de menor resposta. A fração recuperada 

variou de 36,18%, quando utilizado o fluido Bio-ASP1 (baixas concentrações de 

biossurfactante e biopolímero) a 63,15%, quando utilizado o fluido Bio-ASP8 (elevadas 

concentrações de biossurfactante e biopolímero).  

Para concentrações de biossurfactante na faixa de 6.500 mg/L a 10.0000 mg/L (do ponto 

central ao máximo valor codificado), são obtidas as maiores frações de recuperação. Já na faixa 

de 3.000 mg/L a 6.500 mg/L da concentração de biossurfactante, a fração recuperada não 

apresentou valores expressivos. 
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Figura 44 – Superfície de resposta da fração recuperada de petróleo em função da concentração de 

biossurfactante e da concentração de álcali. 

 

A natureza química do biossurfactante utilizado influencia diretamente na atuação das 

forças capilares e gravitacionais (SARI, et al., 2019). Para um biossurfactante neutro, como é 

o caso da surfactina, utilizada na formulação das soluções Bio-ASP, a adição de um álcali não 

influencia significativamente na recuperação de petróleo. 

A estrutura da surfactina é composta por uma porção hidrofílica (polar) e hidrofóbica 

(apolar), o que confere a esse biossurfactante a capacidade de alterar as propriedades interfaciais 

e superficiais de um líquido (LARINI, et al., 2017). Isso faz com que o uso de surfactina em 

processos MEOR seja promissor, pois esse biossurfactante apresenta baixa toxicidade, maior 

biodegradabilidade e efetividade em temperaturas elevadas e ambientes de elevada salinidade 

(GEETHA, BANAT & JOSHI, 2018). Segundo Larini, et al. (2017), o custo de elevado da 

produção e recuperação da surfactina limita suas aplicações. Porém, estratégias de fermentação 

podem ser empregadas para a síntese de surfactina por microrganismos, auxiliando o aumento 

do rendimento e a redução dos custos de produção de surfactina.  
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Observando a Figura 45, pode-se afirmar que independente da concentração de álcali 

utilizada no processo, do mínimo ao máximo valor codificado, são as concentrações de 

biopolímero que promovem uma variação na fração recuperada de petróleo.  

 

Figura 45 – Superfície de resposta da fração recuperada de petróleo em função da concentração de 

biopolímero e da concentração de álcali. 

 

A avaliação em laboratório usando amostras de testemunhos e fluidos do reservatório 

deve ser feita para que seja escolhido um biopolímero adequado ao reservatório em questão. 

Além disso, uma boa seleção pode dar uma indicação do controle de mobilidade, tendências de 

tamponamento e das perdas por adsorção. Interações significativas entre o meio poroso e as 

moléculas dos biopolímeros transportados podem ocorrer, causando a retenção do biopolímero 

na superfície porosa. Essa retenção pode provocar redução na eficiência de injeção de 

biopolímeros, assim como da permeabilidade da rocha (SHE, et al., 2019; LEE et al., 2020). 

Para concentrações de biopolímero na faixa do ponto central ao máximo valor codificado, são 

obtidas as maiores frações de recuperação. Já na faixa do ponto central ao mínimo valor 

codificado da concentração de biopolímero, a fração recuperada é baixa.  
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A superfície de resposta apresentada na Figura 46, mostra a relação da concentração de 

biopolímero e de biossurfactante com a variável de resposta.  

 

 

Figura 46 – Superfície de resposta da fração recuperada de petróleo em função da concentração de 

biopolímero e da concentração de biossurfactante. 

 

Observa-se que a concentração de biossurfactante é a variável independente mais 

relevante estatisticamente, quando comparada com a do biopolímero. Para concentrações de 

biopolímero do ponto mínimo ao máximo valor codificado, são obtidas baixas frações de 

recuperação, quando comparado com as concentrações de biossurfactante. 

Segundo Assis, et al. (2014), a viscosidade da fase aquosa através da adição do 

biopolímero contribui de maneira efetiva na recuperação avançada de petróleo e a presença de 

um tensoativo associado poderá contribuir de forma mais eficaz para o sucesso da operação.  

De posse das informações trazidas pelo planejamento estatístico, o fluido Bio-ASP8 

apresenta a formulação ideal para se obter uma máxima fração recuperada de petróleo. A 

sinergia apresentada pelos componentes da solução Bio-ASP, foi potencializada pelas elevadas 

concentrações de álcali, biopolímero e concentrações de biossurfactante acima da sua CMC, o 

que provavelmente impediu ou diminuiu a adsorção desse biomaterial no reservatório simulado. 
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7. CONCLUSÕES 

 O objetivo principal deste trabalho foi estudar a eficiência de um fluido composto por 

um álcali, um biossurfactente e um biopolímero na  recuperação avançada de petróleo e 

compará-la com o fluido ASP. Uma série de experimentos foi realizada em amostras de arenito 

da Formação Botucatu, com permeabilidade média de 348 mD, através de um core holder. 

Alguns fatores, tais como, concentrações dos compostos dos fluidos injetados, redução de 

tensão interfacial óleo/fluido, viscosidade das soluções e eficiência de deslocamento foram 

analisados. Incialmente foi realizado um mapeamento tecnológico, onde foi possível identificar 

o ineditismo da utilização da solução Bio-ASP em processos de recuperação avançada de 

petróleo. Através dos testes de fluxo  foi possível identificar uma eficiência superior aos fluidos 

Bio-ASP em relação a fração recuperada de óleo promovida pela solução ASP, trazendo um 

cenário animador para o desenvolvimento de outros projetos nessa linha de pesquisa. Os fluidos 

com as maiores concentrações de biossurfactante e de biopolímero obtiveram uma maior fração 

de recuperação na etapa não convencional, em comparação com os outros fluidos testados. 

Comparando a redução de TIF e o aumento da viscosidade da fase deslocante, promovida pelos 

fluidos Bio-ASP com os fluidos ASP, percebe-se uma maior eficiência dos fluidos Bio-ASP 

em aumentar a fração recuperada de óleo. Através do planejamento experimental foi possível 

constatar que o biossurfactente e o biopolímero foram os compostos, cuja a variação das suas 

concentrações ocorrerá um impacto direto na fração recuperada de óleo. 

 Seguindo a ordem dos objetivos específicos propostos na seção 2.2, as conclusões serão 

apresentadas em tópicos, reunindo os pontos mais relevantes obtidos a longo do 

desenvolvimento da pesquisa. 

❖ Mapeamento de patentes; 

• Os Estados Unidos foi o país com maior número de depósitos, relacionadas à busca efetuada. 

Tal fato está associado às consequências das crises do petróleo, obrigando-o a investir no 

desenvolvimento de fluidos capazes de aumentar a produção de petróleo, quando injetados 

no reservatório. 

• O setor empresarial é o que mais investe na tecnologia prospectada, mostrando que as 

universidades e institutos de P&D, ainda estão aquém no desenvolvimento de novos fluidos 

de injeção.  
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• Diante das diversas vantagens já apresentadas a respeito dos biossurfactante e dos 

biopolímeros, a combinação desses com um álcali, se apresenta como um potencial fluido 

utilizado em processos EOR, tornando esta tecnologia promissora na perspectiva de P&D. 

 

❖ Testes de Fluxo 

• Para fim de comparação, as condições experimentais utilizadas nos testes utilizando a 

solução ASP, foram idênticas as utilizadas nos testes utilizando a solução Bio-ASP. Os 

resultados obtidos para ambas as soluções foram bem parecidos, seguindo uma relação direta 

entre a variação da composição dos fluidos e as suas respectivas frações recuperadas de óleo. 

• A maioria dos fluidos Bio-ASP apresentaram uma eficiência superior aos fluidos ASP em 

relação a fração recuperada de óleo, trazendo um cenário animador para o desenvolvimento 

de outros projetos nessa linha. O emprego da solução Bio-ASP, em processos de recuperação 

avançada de petróleo pode gerar pelo menos quatro impactos, são eles:  

a) econômico por utilizar um fluido de origem microbiológica, para recuperar óleo em 

reservatórios de baixa produtividade; 

b) tecnológico através da geração de um fluido de injeção inovador, composto por 

bioprodutos;  

c) ambiental, pois o fluido utilizado seria composto por bioprodutos que podem ser 

estimulados por diversas fontes de carbono, disponíveis no nosso país (milho, soja, cana 

de açúcar, entre outros) e que apresentam uma biodegradação mais fácil que os fluidos 

compostos por surfactantes e polímeros. 

d) científico, através da geração de conhecimento acerca da utilização combinada de 

microorganismos em processos EOR. 

 

❖ Influência da variação da concentração de álcali, biossurfactante e de biopolímero, na 

fração recuperada de óleo; 

• Os testes de injeção que utilizaram os fluidos de injeção Bio-ASP1 e Bio-ASP5, 

apresentaram os menores desempenhos na etapa de recuperação não convencional, quando 

comparados com os outros fluidos testados. Tal fato está associado diretamente as baixas 

concentrações de biossurfactante e de biopolímero, já que a variação da concentração de 

álcali não trouxe um aumento significativo na fração recuperada. No entanto, nota-se que 
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aumentando a concentração de álcali para 4.500 mg/L, a fração recuperada utilizando o 

fluido Bio-ASP5, aumentou em 3,92%.  

• Nos testes de injeção onde foram utilizados os fluidos Bio-ASP2 e Bio-ASP6, observa-se 

que o aumento da concentração do álcali, variou a fração recuperada na etapa não 

convencional positivamente em 8,83%. Esse aumento pode ser considerado baixo, no 

entanto esse ganho em escala real pode ser atrativo para um projeto que vise a 

implementação de uma técnica de melhoramento. 

• Os testes de injeção 14 e 18, apresentaram uma eficiência superior aos testes 12 e 16, onde 

a concentração de biossurfactante foi a mesma. Tal comportamento está associado ao 

aumento da concentração do biopolímero. Nesse caso, a concentração de biopolímero 

utilizada, promoveu a redução da mobilidade da água injetada frente ao óleo, culminando 

em um aumento da fração recuperada na etapa não convencional. 

• Os fluidos Bio-ASP4 e Bio-ASP8 obtiveram uma maior fração de recuperação na etapa não 

convencional, em comparação com os outros fluidos testados. Esses fluidos possuem em sua 

composição as maiores concentrações de surfactante e de polímero, em relação aos demais. 

 

❖ Relações entre a TIF e a viscosidade de cada solução Bio-ASP com a FRA de óleo no 

processo MEOR; 

• A tensão interfacial do sistema (fluido Bio-ASP + óleo), mostra um cenário positivo para 

técnica proposta pelo trabalho. Comparando a redução de TIF promovida pelos fluidos Bio-

ASP com a redução promovida pelos fluidos ASP, percebe-se uma maior eficiência dos 

fluidos Bio-ASP em aumentar a fração recuperada de óleo. Tanto nas concentrações 

máximas quanto nas mínimas de álcali e biossurfactante, observa-se uma relevante redução 

de TIF, refletindo claramente um forte efeito sinérgico entre o biossurfactante e o tensoativo 

gerado in-situ pelo carbonato de sódio; 

• A variação positiva de viscosidade entre os fluidos Bio-ASP e ASP, revelou uma maior 

eficiência dos fluidos Bio-ASP em aumentar a fração recuperada de óleo, em relação aos 

fluidos ASP. Nos fluidos onde as concentrações de biossurfactante e de biopolímero foram 

máximas (Bio-ASP4 e Bio-ASP8), observou-se uma maior variação de viscosidade aparente 

com as soluções ASP4 e ASP8. Isso indica que provavelmente o biopolímero é estável e não 

foi afetado por quaisquer interações com o álcali e o biossurfactante.  
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❖ Planejamento fatorial completo do tipo 2³ com três repetições no ponto central, para 

solução Bio-ASP; 

• A utilização do planejamento fatorial no presente trabalho explicitou as variáveis mais 

significativas do processo e mostrou que nem todas as interações de primeira ordem foram 

estatisticamente significantes para o processo. 

• De acordo com o planejamento os fluidos com baixas concentrações de biossurfactante e de 

biopolímero apresentaram menores recuperações na etapa avançada. 

• Os fluidos com elevadas concentrações de biossurfactante e de biopolímero obtiveram uma 

maior fração de recuperação na etapa não convencional, em comparação com os outros 

fluidos testados; 

• O p-valor da concentração de biossurfactante é menor que 5%, o que indica que para o 

modelo encontrado a chance de a concentração desse composto exceder o valor da fração 

recuperada, determinada através dos testes de injeção, é praticamente nula. Isso torna a 

concentração de surfactante a variável independente mais significativa em todos os ensaios. 

• Nos fluidos onde a concentração de biopolímero é máxima, a viscosidade aparente é superior 

aos demais fluidos. Isso indica que a salinidade da água de produção sintética não contribuiu 

para a degradação química da goma xantana comercial utilizada na formulação dos fluidos 

Bio-ASP; 

• O planejamento experimental apresentado nesse trabalho norteia futuros projetos de injeção 

quanto as concentrações máximas e mínimas de álcali/biossurfactante/biopolímero para se 

obter elevadas frações recuperadas de petróleo. 
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8. SUGESTÕES PARA TRABALHOS FUTUROS 

 

❖ Realizar testes de fluxo utilizando a solução Bio-ASP em outros tipos de formações, como 

por exemplo, carbonatos; 

 

❖ Utilizar outros tipos de biossurfactantes e biopolímeros na formulação da solução Bio-

ASP, com o objetivo de realizar uma associação entre a natureza do bioproduto com a 

fração recuperada de óleo; 

 

❖ Realizar uma análise econômica a cerca da utilização da solução Bio-ASP em processos 

de recuperação avançada de petróleo; 

 

❖ Realizar testes de curvatura com os resultados apresentados planejamento fatorial completo 

do tipo 2³ com três repetições no ponto central, para solução Bio-ASP; 

 

❖ Avaliar através de testes estatísticos se existem diferenças significantes entre os grupos de 

fluidos ASP e Bio-ASP. 
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