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RESUMO

GAONA OSORIO, S. J. Corrosio e Garantia de Fluxo no Pré-sal Brasileiro: Uma
Abordagem da Literatura sobre as Solugées Quimicas Aplicadas. 2016. Trabalho
de Formatura — Departamento de Engenharia de Minas e de Petroleo, Escola
Politécnica da Universidade de Sao Paulo, Santos, 2016. g

O sucesso nas operagdes de explotagdo de dleo, desde a perfuragcéo até a produgéao
podem demandar solugdes quimicas. Isto porque, nestas operagdes, podem estar
presentes problemas como corrosao, incrustacao, formagao de hidratos, entre outros.
Nesta mesma linha, adicionalmente, outros quimicos como sequestrantes de HzS e
oxigénio; além de biocidas, podem ser utilizados. Este trabalho, objetiva descrever,
por meio de trabalhos da literatura, as generalidades da necessidade do uso destes
quimicos, para em seguida verificar suas aplicabilidades nas condigdes do Pré-sal
brasileiro. A alta salinidade do meio da 4gua produzida, elevado teor de COz, altas
pressdes e gradientes de temperatura e pressao em agua ultraprofundas exigem
testes de compatibilidade com as solugdes quimicas adotadas. Em especial, qualquer
produto quimico que tenha a tendéncia de elevar o pH do sistema é um potencial
agente de causa de incrustagéo por precipitagao de carbonatos o que & o caso dos
compostos nitrogenados, incluindo alguns inibidores de corrosao e sequestrantes de
H2S.

Palavras-chave: Produtos quimicos, Pré-sal, incrustagéo, corroséo, garantia de fluxo

ABSTRACT

The success in oil operations, from drilling to production, may requires chemical
solutions. The reason is that, in these operations, problems such as corrosion, scaling,
hydrates formation, among others can be present. In this same way, additionally, other
chemicals such as Hz2S and Oz scavengers and biocides can be used. This work aims
to describe, from a literature point of view, the generalities of the need to use these
chemicals, to verify their applicability under Brazilian Pre-salt conditions. The high
salinity of the produced water, high COz2 content, high pressures and ultra-deep water
temperature and pressure gradients require compatibility tests with the adopted
chemicals. It must be highlighted that any chemical that tends to raise the pH of the
system is a potential carbonate scaling agent, which is the case for nitrogen
compounds, including some corrosion inhibitors and H2S scavengers.

Keywords: Chemical, Pre-salt, scaling, corrosion, flow assurance
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1. INTRODUGAO

1.1. Introdugao e Justificativa

Os operadores nos diferentes estagios da produgéo de 6leo e gas necessitam
da utilizacdo de produtos quimicos como suporte numa dada operagéo, desde a
perfuragdo até a produgéo e transporte por tubulagdes. O uso destes produtos €
essencial para uma operagdo bem-sucedida nas maiorias das plataformas de
produgdo (KAASA, 1995).

Estes produtos quimicos s&o utilizados para diferentes propésitos; como por
exemplo, para a dissolugdo ou inibicdo de incrustagéo, inibicdo da corrosao,
desemulsdo, entre outros, e sdo adicionados em teores variados, de modo continuo
ou por batelada, sendo formulados com diferentes substancias para fornecer
propriedades e desempenhos caracteristicos. Geralmente é aceito que uma produgéo
de 6leo e gas eficiente e de operacional custo/beneficio nao é possivel sem o uso
destes produtos quimicos (SANDERS; DENISE; SHERMAN, 2010; AAS et al., 2002).
Entretanto, alguns destes produtos ndo podem ser utilizados sem critério pois podem
causar problemas na refinaria (KAPUSTA et al., 2003).

A produgéo de petréleo no Pré-sal brasileiro pela Petrobras e parceiros tem sido
desenvolvida por meio de unidades FPSO (Floating Production Storage and
Offloading Units) que, pelo menos no principio, possuiam equipamentos de superficie
projetados para lidar com as incertezas iniciais da produgéo, citando como exemplo
a composicao do fluido e o perfil de producéo. Isto significa que nos projetos, foram
levados em consideracdo uma ampla faixa de teores de COz e H2S no fiuido
produzido, grau API, taxas de fluxo, temperaturas e pressoes (ANDRADE et al., 2015)
o que também pode ter tido influéncia nos produtos quimicos e materiais utilizados,
de elevados desempenhos.

1.2. Objetivos

Este trabalho, objetiva descrever as generalidades da necessidade do uso dos
produtos quimicos na produgdo de petroleo, para em seguida verificar suas
aplicabilidades nas condigdes do Pré-sal brasileiro, identificando as razdes dos mais
utilizados.

1.3. Metodologia

O trabalho baseou-se em pesquisas bibliografica nas bases “Web of Science” e
OnePetro (Society of Petroleum Engineers), além de livros-texto para condensar as
informagdes tecnolégicas mais importantes sobre o tema escolhido. Foram feitas
analises dos tépicos mais importantes relacionados com a necessidade do uso de
produtos quimicos na produgéo de petréleo, com énfase em suas aplicabilidades nas
condigcbes do Pré-sal brasileiro.

Palavras-chave: Produtos quimicos, Pré-sal, incrustagéo, corroséo, garantia de fluxo



2. REVISAO DA LITERATURA

2.1.0 PRE-SAL: GENERALIDADES

O Pré-sal é um conjunto de rochas localizadas em aguas ultraprofundas, com
possibilidade de armazenamento de petréieo. E chamado de pré-sal porque o
petréleo esta por baixo de uma extensa camada de sal que pode atingir espessuras
de até 2 mil metros, como mostrado na figura 1. O termo “pré” quer disser que a
camada estratigrafica & mais antiga do que a camada de rochas salinas. O Pré-sal é
o maior campo petrolifero encontrado numa regiéo profunda abaixo das camadas de
rochas salinas e suas reservas representam a maior descoberta petrolifera mundial
(KERR, 2009; PETROBRAS, RIMA, 2014).
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Figura 1 — Pré-sal (KERR, 2009)

As rochas do Pré-sal estendem-se por cerca de 800 quildmetros da plataforma
maritima brasileira, do norte da Bacia de Campos ao sul da Bacia de Santos,
compreendendo uma faixa que se expande do literal sul do estado do Espirito Santo
ao estado de Santa Catarina, com largura de até 200 quildmetros (PETROBRAS,
RIMA, 2014).

As rochas dos reservatérios do Pré-sal da Bacia de Santos s&o formadas,
principalmente, por carbonato microbial (microbialites ou coquinhas). Na Bacia de
Campos, existe um tipo de rocha arenito um pouco menos consolidado do que na
Bacia de Santos. Os microbialites sdo rochas carbonaticas microbianas depositadas
em ambientes marinos e lacustres, resultantes das atividades de bactérias,
cianobactérias e eucariotas heterotréficas tais como diatomaceas (VIRGONE et al.,
2013). Os microbialites do pré-sal segundo os dados de diferentes pogos tém alta
heterogeneidade vertical na permeabilidade (BELTRAO et al., 2009).



As rochas carbonaticas sdo chamadas assim porque s@o compostas por
minerais de carbonato. Estes minerais se derivam da combinag&o do &nion (C0%) com
cations tais como Ca?*, Mg?*, Fe2*, Mn2* e Zn?*; além disso, se dividem em trés grupos
principais: o grupo calcita, o grupo dolomita e o grupo aragonita. O grupo dolomita
difere do grupo calcita porque contém carbonatos dobles, ou seja, contém Mg?* e Fe?*
além do Ca?* (BOGGS, 2009).

O Pré-sal exige novas tecnologias viaveis economicamente e novos
procedimentos nas perfuragbes e na completagdo de pogos, em razéo dos varios
tipos de sal ao longo da camada ja que podem atrapalhar os tubos; na extracao; e,
no processamento dos hidrocarbonetos nas plataformas. Beltréo et al. (2009) cita
algumas condigdes dificeis que se apresentam tais como reservatorios localizados
em profundidades totais acima de 5.000 metros, sob camadas de sal de até 2.000
metros; alta relagdo gas-6leo (RGO) de gas natural livre no escoamento; alta
presenca de gas carbonico (CO2) e de gas sulfidrico (H2S) nos hidrocarbonetos, além
de altas pressées e baixas temperaturas no ambiente submarino (MORAIS, 2013).

2.1.1 COzdissolvido

Em alguns reservatérios, se podem encontrar varios gases; incluindo gas natural
(metano, etano, propano, butano), sulfato de hidrogénio e dioxido de carbono. A area
do Pré-sal € um dos reservatorios com alto contetido de gés nos fluidos produzidos,
bem como o COz2 presente (ROBERGE, 1999).

2.1.2 Alta concentragdo de Ca2* em agua de formagéo

A agua produzida tem solidos dissolvidos, mas sua quantidade depende da
localizagdo do pogo e o tipo de reservatério. Nos reservatérios de temperaturas mais
elevadas, as concentragbes totais de solidos dissolvidos (TDS) € maior do que
reservatérios de temperaturas menos elevadas. Os sélidos dissolvidos séo
constituintes inorganicos onde predominam os anions sédio (Na*) e cloro (Cl), e
menos frequentes como bicarbonato (HCO3), carbonato (CO37), e sulfato (SO%).
Outros cations comuns sdo calcio (Ca2*), magnésio (Mg?*), e ferro (Fe?*); enquanto
que o bario (Ba?*), potassio (K*), estréncio (Sr*), aluminio (Al**), e litio (Li*) sdo menos
frequentes (ARNOLD; STEWART, 2008).

Os fluidos inicialmente eram compostos por magnésio, sulfato e potassio, mas
estes evoluiram devido a reagéo com as rochas. Por exemplo, uma reagao importante
é a conversao de calcita em dolomita pela salmoura; conforme mostra a equagao:

2CaC0; + Mg?* = CaMg(CaC03), + Ca®*

Esta reacgéo reduz o contetido de magnésio da salmoura e, em Gltima instancia,
converte-a numa salmoura rica em calcio (CARPENTER, 1978).



Nas aguas de formagdo Pré-sal foram identificadas concentracdes
extremadamente altas de fon calcio. Resultados preliminares de modelos
termodinamicos indicaram problemas de deposicdo severa de carbonatos de calcio
desde o inicio da producéo. Estes carbonatos se formam no pogo devido a liberagao
de CO:2 dissolvido e uma reducdo na pressao, causando um incremento no indice de
saturagdo de carbonatos minerais e no pH da agua (ARNOLD; STEWART, 2008;
BELTRAO, et al., 2009).

2.1.3 Alto teor de sais

Em 1902, foi definida a salinidade como a quantidade total de material sélido
contido num quilograma de agua de mar, na qual todos os haletos foram substituidos
por cloretos, todos os carbonetos converteram-se em 6xido e a matéria organica fora
completamente oxidada (ROBERGE, 1999, p. 131).

No cenario do Pré-sal, os sais encontrados mais comuns séo cloreto de sodio
(NaCl), Carnalita (KCl.MgCl2.6H20), Taquihidrita (CaMgCls12H20) e Anidrita (CaSOs4)
(BELTRAO et al., 2009, p. 2). A visco-plasticidade do sal é a responsavel pelo
fechamento da perfuracao (figura 2), criando grandes dificuldades para a construgao
do pogo; por isso, se deve encher apropriadamente com cimento o espago anular
(PATTILLO; RANKIN, 1981).

Fluxo de sal causa desvio

Casii do casing

A sal ou cimento Seguram o .. -
casing neste ponto

Condiges Iniciais Depois de um periodo de tempo

Figura 2 — Desvio por casing por causa do sal (CHEATHAM Jr. e McEVER, 1964)

Whitson e McFayden' (2011 apud BELTRAO, et al., 2009) dizem que além os
problemas de colapso de casing, usualmente o sal & mais dificil de perfurar do que
outros sedimentos na mesma profundidade; a dureza do sal néo s6 afeta a taxa de
penetragio, também dificulta o controle direcional.

1WHITSON, C. D.;: McFAYDEN, M. K. Lessons Learned in the Planning and Drilling of Deep, Subsalit
Wells in the Deepwater Gulf of Mexico. SPE 71363. Annual Technical Conference and Exhibition. New
Orleans, Louisiana. 30 Sep. — 3 Oct., 2001.



2.1.4 Operagbes de workover

As operacgbes de workover ou trabalhos de manutengéo no Pré-sal brasileiro,
pelo fato de ter condicoes de agua ultraprofundas, representam um alto custo
operacional, por essa raz&o, deve se considerar realizar uma analise detalhado da
tendéncia de deposi¢éo organica e inorganica (BEZERRA,; ROSARIO; ROSA, 2013).

As manutengdes e reparos nos equipamentos e outras operagées no mar sao
possiveis com o apoio das ROV (Remoted Operated Vehicle), veiculos submarinos
nao tripulados, manobrados a distancia por técnicos especializados (MORAIS, 2013).

2.2 PROBLEMAS DO PRE-SAL

O diéxido de carbono e o gas sulfidrico existentes nos hidrocarbonetos do Pre-
sal, e ainda, a elevada presenca de cloreto na &agua, constituem elementos
contaminantes, com potenciais efeitos de corroséo nos materiais fabricados em ago
que ficardo expostos aos fluidos produzidos, como a coluna de produgéo no interior
dos pogos e os risers de produgéo (MORAIS, 2013, p. 247). Além disso, existe uma
alta pressao hidrostatica das aguas profundas sob os equipamentos e dutos no fundo
do mar e baixas temperaturas que tendem a provocar depésitos de material organico
nos dutos, impedindo a passagem dos fluxos de hidrocarbonetos (BELTRAO, et al.,
2009).

221 CORROSAO

A corrosdo é um processo eletroquimico (redugdo e oxidag&o) no qual sao
estabelecidas reagées anddicas e catodicas na superficie do metal com o ambiente.
E importante destacar que o ambiente que afetara o metal € dindmico, devido as
mudangas de pressao, temperatura e composigéo dos fluidos. Essa interacdo entre o
material e 0 meio pode ocasionar desligamento de plantas, reducéo da eficiéncia,
desperdicio de recursos, perda ou contaminag&o de produtos, manutengao custosa,
entre outros (ROBERGE, 1999; KELLAND, 2009; MORAIS, 2013).

A corrosédo pode ser dividida em varios tipos: corroséo generalizada, corrosao
localizada, corros&o por pites e cavidades, corros&o galvanica, corrosao localizada
induzida pelo fluxo, corrosdo induzida microbial (MIC), e corroséo sob tensédo
(KELLAND, 2009).

Segundo KELLAND (2009, p. 197, tradug&o nossa):

A corrosdo generalizada é uma perda uniforme de metal através
do tubo de produgéo ou a linha de fluxo, e é a mais facil de tratar. A
corrosao localizada é mais comum e ocorre em pontos especificos. A
corrosdo galvanica € um processo no qual um metal corroi
preferencialmente quando em contato elétrico com um tipo diferente
de metal, ambos metais entram em contato com um eletr6lito. A
corros&o por pites e cavidades sdo tipos de corrosao localizada
extrema que leva a pequenos orificios no metal. [...]. A corrosao



localizada induzida pelo fluxo é conhecido por ser induzido por tenséo
de cisalhamento elevada em fiuxos fortes. A corrosdo MIC € uma
corrosdo predominante em processos quimicos iniciados pelo
metabolismo de microrganismos anaerdbicos nos fluidos produzidos

[.].

Sotomayor? (2011 apud MORAIS, 2013, p. 92) cita os seguintes problemas de
corrosdo: corrosdo por acido carbdnico; corroséo localizada por sulfetos, cloretos e
pelo oxigénio; corrosdo em operagdes de acidificacéo; e, corrosao sob tensdo e
trincas por hidrogénio, conforme descritos a seguir especificamente para o Pre-sal.
Estes problemas estdo presentes em trés zonas corrosivas em uma plataforma
Offshore: (1) A zona atmosférica (acima da agua); (2) A zona de splash (de maré); e,
(3) A zona submarina (fundo do mar e submarino) (SCHREMP, 1984, p. 605).

L peal

Figura 3 — Corroséo localizada por pites HESELMANS; WOUTS, 2012)

2.2.1.1 Corrosao pelo CO2

Este fenomeno de corrosdo se origina pela dissolugido de CO2 a partir do gas
pressurizado. O diéxido de carbono3 dissolvido em &gua causa uma acidificacao
formando acido carbdnico (H2CO3). Além da dissociagéo parcial deste &cido fraco
(que reduz o pH), o acido carbdnico pode aceitar elétrons diretamente, adicionando
assim uma reagéo catédica tornando o ambiente mais corrosivo (SONKE; REUS,
2015).

Um incremento em OH- é equivalente a uma redugdo em acidez ou
concentragdo de ion H*. Esta situagio provoca a produgédo de um perfil de pH na
camada difusa, onde as reacdes de equilibrio podem ser diferentes das condigoes de
agua do mar. A temperatura; a velocidade relativa; e, a composigéo do eletrdlito

2 SOTOMAYOR, G. et al. The First Underbalanced Multilateral Well Branches Drilied in Brazil — a Field
Case History. SPE/IADC Drilling Conference, SPE/IADC 79852, Amsterdam, 19-21 Feb. 2003.
3 No Pré-sal, a presenga de CO; nos reservatérios pode ser maior que 20% (YASUDA, et. al, 2013).




influenciardo nesse perfil de pH (ROBERGE, 1999, p. 132), conforme mostram as
seguintes equagdes:

CO, + H,0 - H,CO,
H,CO; — H* + HCO3
HCO; » H* + CO%™

As principais espécies que s&o quimicamente reduzidas na corroséo pelo CO2
(sweet corrosion) sao H*, HCO3, H,COs, que estdo todas presentes na fase d'agua
(KELLAND, 2009).

2.2.1.2 Corrosao pelo H2S

A corrosdo por H2S tem como causa principal a presenga de sulfeto de
hidrogénio, que combinado com o ferro dos agos, na presenga de agua, gera sulfeto
de ferro e hidrogénio. Parte desse hidrogénio sera depletado como gas, enquanto
alguns podem difundir no metal e, eventualmente, causar bolhas ou trincas induzidas
pelo hidrogénio no aco (ROBERGE, 1999), conforme mostra a equagao:

H,S + Fe - FeS + 2H

Como essa reagdo caracteriza um ataque &cido, a presenga de dioxido de
carbono acelera a reacgdo, aumentando o acido total presente, sendo o agente
responsavel pela perfuragéo irregular e profunda.

Quando o casing é exposto aos gases do reservatério saturado com agua, no
qual contem sulfetos de hidrogénio, o sulfeto de hidrogénio pode se dissolver nas
gotas de agua dando inicio & corrosdo (GOODNIGHT; BARRETT, 1956).

Sendo um &acido fraco, o H2S reage com acero em pogos e tubulacdes causando
perfuragdes, corrosao e deposicéo de sulfato de ferro (KELLAND, 2009).

2.2.1.3 Corrosao microbiologica

Em &guas de formagéo, se podem encontrar varios organismos como bactérias,
algas, fungos e protozodrios. As bactérias sdo pequenas, mas tém a maior area de
superficie por relagéo de volume de qualquer forma de vida; podem crescer devido
ao alto contetido de nitrogénio e fosfato na dgua. A presenca de bactérias decresce
a concentracdo de oxigénio e restringe o acesso de oxigénio fresco & superficie do
metal promovendo seu crescimento (Figura 4). Como resultado, pela proporgao de
interfaces para sorcéo de cations metalicos, as bactérias séo eliminadoras eficientes
de metais diluidos (BAFFOE, 2012; SONG et al., 2016).



A presenca de sulfeto de ferro ou incremento de concentragdes de sulfetos na
agua na linha de fluxo, s&o indicativos de MIC. A presenca de bactérias redutoras de
sulfato junto com sulfeto de hidrogénio, podem danificar os sistemas de injecéo de
agua por causa da corrosdo de cavidades e buracos profundos que podem penetrar
completamente as paredes do tubo (BAFFOE, 2012; BEECH; SUNNER, 2004; SONG
et al., 2016).

2.2.1.4 Corroséao por Oxigénio

O teor de oxigénio depende primordialmente de fatores como a salinidade e a
temperatura. O contato entre a 4gua do mar e o oxigénio na atmosfera & a principal
fonte de sua dissolucéo e, outro fator de supersaturagéo é o arraste de bolhas de ar
causados pela agao da onda do mar (ROBERGE, 1999), sendo mais importantes em
processos de corroséo externa.

A corroséo do oxigénio é mais prevalente nos pogos de inje¢do quando a agua
do mar nao é adequadamente tratada, podendo conter nivel de oxigénio dissolvido
na agua de cerca de 9 partes por mithdo (ppm). Além do mais, a corroséo por CO2/Oz2
é mais acelerada do que uma corrosdo causada somente pela presenga do CO2
(CONGER, 1967; MARTIN, 2001).

2.2.2 GARANTIA DE FLUXO

Nas condigdes de presséo e temperatura no reservatério, os fluidos estao
numa fase Unica, assumindo uma presséo acima do ponto de bolha. A medida que
s&o transportados através do duto de produgdo, podem experimentar mudancgas na
pressdo e temperatura dando como resultado um fluido multifasico e, formacéo,
acumulacéo e disperséo de solidos inorganicos e organicos, que podem tornar-se em
impedimentos para a produgdo (SCHLUMBERGER, 2016). Neste sentido, a garantia
de fluxo envolve os estudos das caracteristicas dos fluidos produzidos e as solugdes
da engenharia para os desafios impostos por tais caracteristicas (BROWN, 2002).




Na bacia de Campos, a garantia de fluxo ja impds desafios para a producéo de
petréleo com questbes relacionadas; por exemplo, a formacéo de graxas, hidratos e
incrustagdo (CARDOSO; ALVES; RIBEIRO, 2003). J& na produgéo do Pré-sal
brasileiro, a garantia de fluxo também é uma questdo enfrentada, devido
principalmente ao elevado potencial de precipitagcdo de carbonatos. Um extenso
programa de amostragem de fluidos no fundo de pogo e experimentos laboratoriais
foram estabelecidos para identificar aspectos criticos de garantia de fluxo, como
parafina, gelificagéo, hidratos, asfaltenos e deposic¢éo inorgéanica (COSTA, 2015).

2.2.2.1 Incrustagédo por carbonato de calcio

Trata-se de um conjunto de depésitos formados seja por uma mudanga de
temperatura ou de pressao; uma liberagdo de gas; uma modificagéo do pH; ou, um
contato com agua incompativel. A maior parte das incrustagbes nos campos
petroliferos sdo formadas por causa de precipitacdo de minerais presentes na agua
de formag&o ou por uma sobressaturagdo de minerais na dgua produzida. Podem
desenvolver-se em poros da formagao nos arredores do pogo ou no pogo mesmo, no
qual a porosidade e permeabilidade da formagéo irdo diminuir. As superficies em
contato com o 6leo estdo sujeitas a diferentes processos de incrustacéo, levando a
formacgéo de depositos ao longo de toda a trajetéria d’agua, desde os pogos injetores
até os equipamentos de superficie (BISCHOFF et al., 2014, CRABTREE et al., 1999;
KELLAND, 2009).

Estes depositos podem se incrustar nos revestimentos, nos tubos de produgéo
(Figura 5), nas valvulas, nos mandris de levantamento artificial de gas, nas bombas e
nos equipamentos de completacdo do pogo, obstruindo o buraco e atrapalhando o
fluxo normal dos fluidos. Igualmente, podem bloquear o fluxo dos fluidos quando as
perfuragdes s&o obstruidas, ou quando se forma uma capa espessa nas paredes das
tubulagdes de produgio causando danos de formagéo e perda da produgéo de pogo
(CRABTREE et al., 1999; KELLAND, 2009).
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Figura 5 — Incrustagéo de carbonato de célcio no tubo de producéo (CRABTREE et al.,
1998)
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A incrustacédo € um dos grandes problemas de produgéo relacionados a agua e
precisa de ser antecipado para determinar a melhor estratégia de tratamento que seja
rapida e efetiva. Requer que a produgéo do pogo seja periodicamente interrompida
para assim remover os depésitos; limpar as superficies afetadas das tubulagGes e
equipamentos; e, pré-condicionar as superficies antes de colocar a instalagao de volta
em servico. Métodos quimicos e mecanicos sdo utilizados para o controle de
incrustacdo e dependem da localizagéo dos sedimentos e de suas propriedades
fisicas (CRABTREE et al., 1999; SANTOS, 2009).

Nos aos 2000, a Petrobras comegou suas atividades exploratérias nas aguas
ultraprofundas da bacia de Santos ja com a expertise da explorag&o dos campos da
Bacia de Campos. As incrustages mais comuns séo de carbonato de calcio ou bario
e sulfato de calcio ou estréncio. A precipitagdo de carbonatos pode ocorrer pelas
mudangas de equilibrio causado pela diminuigdo de press&o durante o processo de
produgéo, causando a liberagdo de CO2 sendo dissolvido na agua produzida. Ja a
precipitacdo de sulfatos é causada pela incompatibilidade entre a dagua do mar, rica
em sulfato e a agua de formagédo que possui concentragdes de bario, estroncio e
calcio (BEZERRA; ROSARIO; ROSA, 2013).

Em condigdes offshore e em aguas profundas, a precipitagéo de carbonatos e
sulfatos pode ocorrer na perfuragao, nos fubings de produgéo, nas arvores de natais
e nas linhas de produgdo, podendo diminuir o fluxo de producdo (BEZERRA;
ROSARIO; ROSA, 2013).

2.2.2.2 Parafinas

As parafinas sdo compostas de hidrocarbonetos saturados, quimicamente
inertes, brancos, inodoros e insipidos. Foi estabelecido que os alcanos (n-parafinas)
s&0 os responsaveis predominantes na deposicéo de parafinas em tubulagbes. Seu
contetido presente no 6leo é de mais de 18 carbonos lineares ou ramificados e, a
formacéo de parafinas cristalinas duras s&o aqueias que tém 25-50 ou mais carbonos
na cadeia. Geralmente, a quantidade de parafinas no 6leo decresce quando a
gravidade APl também decresce, e sdo mais dificeis de controlar no 6leo do que
quando estéo presentes em condensados (ELLISON et al., 2000; KELLAND, 2009).

Conforme vai caindo a presséo, a perda de peso molecular dos hidrocarbonetos
para a fase de gas reduz a solubilidade das parafinas no éleo. A precipitacéo das
parafinas ocorre quando surge um primeiro cristal, a uma temperatura abaixo do
ponto de névoa ou temperatura inicial de aparéncia de cristais (WAT), que pode ser
de 50°C para alguns éleos; dependendo da press&o, composicéo do 6leo e ponto de
bolha (ELLISON et al., 2000; KELLAND, 2009). Sua formagéo pode ser afetada pela
despressurizagao de altas taxas de fluxo de 6leo nos risers permitindo que o gas COz
saia da solugéo, reduzindo a temperatura do fluxo e incrementando a possibilidade
de deposigdo parafinica (PIZARRO; BRANCO, 2012).
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Alguns 6leos do Pré-sal tém a tendéncia de formar géis estruturadas, caso se
resfriam a temperaturas tipicas de regides de aguas profundas; ou seja, quando o
6leo nao estéa circulando e os fluidos se esfriam a uma temperatura abaixo do ponto
de fluidez, as particulas de parafina ficam em contato, unindo-se e formando uma
rede tridimensional, dando como resultado uma estrutura gelificada que sera
transportada com o fluido estendendo-se pelo tubo restringindo o fluxo deste
(ELLISON et al., 2000; FLEMING et al., 2013).

No reservatério, quando ha altas pressdes e temperaturas todas as parafinas
estdio em solugdo. A medida que a temperatura do 6leo cai, as parafinas vao se
comegar a precipitar no 6leo, geralmente como agulhas e laminas. Dependendo da
quantidade de éleo presente governado pelo tempo de deposigcdo e a maneira como
foi depositado, as parafinas podem variar de ser suaves a ser sélidos duros
granulares. A quantidade de resinas e material asfaltico presente numa parafina
dependente do dleo a partir do qual ela se precipitou; e, a quantidade de areia,
sedimentos ou agua encontrados nos depoésitos se deve a tendéncia das particulas
de parafina para se aderir a qualquer deles que possam estar suspendidos no 6leo.
Quando a parafina é depositada, a areia, sedimento ou &gua encerram os graos de
parafina (BROWN, 1940; KELLAND, 2009).

A deposicao por parafinas pode ocorrer devido aos seguintes processos (BERN;
WITHERS; CAIRNS, 1980; KELLAND, 2009):

- Se o tubo esta mais frio do que o WAT ou se o tubo n&o é tratado, a parafina
se formara e se depositara na parede. A deposigdo aumentara a rugosidade
da superficie levando a quedas de presséo no fluxo turbulento e redugéo na
area da secgao transversal da tubulagéo.

- Parafinas ja precipitadas perto da parede do tubo se moverao para uma regiao
de menor velocidade deste e se depositaréo.

- Quando a temperatura da parede do tubo é muito baixa, por exemplo, em
aguas profundas, as particulas de cristais parafinicos estarao suspendidas no
fluido e se moverao junto com as linhas de fluxo submarinas e risers causando
uma deposicao.

Além disso, as condicdes que favorecem sua acumulagdo s&o: espagos mortos
de fluido (dead legs); lugares asperos no tubo como ranhuras; pontos frios como
valvulas de gas-lift; alternacéo de revestimento e drenagem das superficies dos tubos;
6leo produzido como névoa, cobrindo o tubo com apenas uma pelicula de 6leo como
por exemplo, em pogos de alto RGO; e, movimento do éleo a taxas lentas (BROWN,
1940).

Existem diversos problemas parafinicos presentes dentro e até o fundo de pogo
(downhole) ou topside. Os mais comuns séo os seguintes (BARKER et al., 2003;
KELLAND, 2009):
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e A medida que o fluido flui através do tubo, ocorrem quedas de pressao que
provocam o esfriamento da formagdo. Se a presséo fosse suficientemente
grande, a temperatura da rocha de formagéo pode ser reduzida abaixo do
ponto de turvagdo e pode ocorrer deposigdo parafinica, ocasionando um
blogueio de fluxo devido a redugéo ou tamponamento do tubo.

e Incremento da viscosidade do fluido levando a um aumento da presséo da
bomba implicando uma consequente perda de pressdo na linha. Nos piores
casos, o fluido gelificado pode suspender totalmente a produgao.

o Redugio da eficiéncia de operagio e processos com interrupgdes da produgéo
ou paralisagdes.

¢ Problemas de reinicio causados pela for¢ca de gel parafinica.

e Alto custo e dificil remogéo, especialmente em tubulagdes de dguas profundas.

e Risco de seguranga devido aos depdsitos que interferem com as operagdes
das valvulas, separadores, tanques e chokes.

2.2.2.3 Hidratos

Os hidratos de gas natural s&o estruturas cristalinas de agua similares ao gelo,
com moléculas de baixo peso molecular. Se formam quando a agua e o gas entram
em contato quando existem elevadas pressdes e baixas temperaturas. Formadores
de hidratos incluem nitrogénio, diéxido de carbono, sulfato de hidrogénio, metano,
etano, propano, isso-butano, n-butano e alguns hidrocarbonetos C5-C8 ramificados
ou ciclicos (ELLISON et al., 2000). As moléculas de agua formam uma estrutura
aberta contendo gaiolas unidas por ligagdo de hidrogénio. Essas gaiolas s&o
ocupadas por moléculas pequenas de pequenos hidrocarbonetos, na qual estabilizam
a estrutura de clatrato através de interacdes de van der Waals (KELLAND, 2009).

Com um aumento da pressdo, a temperatura na qual os hidratos se podem
formar, & aumentada e pode ser tao elevada como 25-30°C. Geralmente, os hidratos
se encontram em gas Umido ou multifasico (6leo/agua/gas) em tubos submarinos ou
em clima frio bloqueando o fluxo de fluidos.

Os hidratos se podem formar durante a perfuragdo, a completagao, as
operagbes de workover, as operagdes de processamento de gas na superficie, nas
linhas de injecdo de gas e gés lift. Durante uma operagdo de produgéo normal,
quando as linhas s&o fechadas e os fluidos se esfriam, os hidratos podem desliga-as.
Entretanto, as operagdes mais vulneraveis s&o as transitérias, como por exemplo, as
operagbes de abertura e fechado na qual as temperaturas tendem a ser baixas
(ELLISON et al., 2000; KELLAND, 2009).

Na maioria de produgéo offshore, a temperatura d’agua € a principal causa de
resfriamento que forma os hidratos. Se um hidrato se soltar das paredes do tubo,
podendo ser propelido como uma bala de gelo, quebrando a linha de fluxo (ELLISON
et al, 2000).
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2.2.2.4 Asfaltenos

Os asfaltenos sao solidos orgdnicos que consistem em varias estruturas
poliarométicas muito polares com cadeias alifaticas assim como contetido de
heteroatomos como enxofre, nitrogénio e oxigénio; e metais como niquel, vanadio e
ferro. Por serem orgénicos, s&o sollveis em solventes aromaticos como tolueno, mas
insoltveis em hidrocarbonetos alifaticos leves como pentano ou heptano. Os
aslfatenos séo soélidos que nao derretem, e sdo considerados entre os componentes
mais pesados do petréleo bruto.

Ao ter uma presenga de metais na sua composicdo, estes podem formar
complexos e dar carga elétrica, influenciado na sua deposi¢do. A deposigao por
asfaltenos é considerada irreversivel, reduzindo a produtividade nos pogos e, no pior
caso, parar o fluxo do pogo por causa de fechamento, ou como resultado da sua
deposicéo dentro do tubo (Figura 6). Entretanto, uma alta concentragéo de asfaltenos
no 6leo ndo necessariamente resulta em um problema de deposi¢cédo (ALBANNAY;
MASUZAWA; DABBOUK, 2010; ELLISON et al., 2000; KELLAND, 2009).

Figura 6 — Deposicéo de Asfaltenos no tubing e no reservatoério (VILLARD; FAJARDO;
MILNE, 2016).

Os asfaltenos s&o instaveis a medida que a presséo do pogo diminui e a fracgéao
de volume dos componentes alifaticos aumenta. Se a fracgao alifatica do 6leo alcanca
um limite, os asfaltenos vdo se comecgar a precipitar e flocular. Essa presséo é
chamada ponto de floculagéo. O petréleo com asfaltenos instaveis sofre de alguns
graves problemas operacionais, a maioria dos quais s&o relacionados com
incrustagdes; afetando valvulas, filtros e tubulagdes. (ELLISON; GALLAGHER;
FROSTMAN, 2000). Ademais, os asfaltenos podem bloquear os poros do
reservatorio na area proxima ao pogo, depositando-se no tubo de produgédo, nas
instalagbes de gasodutos e nos equipamentos de superficie. Estes podem ser

4 Uma alta concentragéo de petréleo com até 20% n&o apresenta problemas (KELLAND, 2009).
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desestabilizados por acéo de uma queda de pressao, tratamentos de condensados,
injecdo de gas ou injegdo liquida de gas (CO2, NGL floods), estimulagéo acida, baixo
pH, tratamentos de squeeze de inibidores de incrustagdo, mistura de petroleo, alto
cisalhamento, ou potencial de fiuxo. Se esta desestabilizagéo ocorre numa formagao
que contem minerais carregados, os asfaltenos podem se adsorver alterando a
permeabilidade e molhabilidade (KELLAND, 2009).

Durante a recuperacgdo primaria de petroleo, os fatores que afetam a
precipitacdo de asfaltenos s&o a composigéo do 6leo, a temperatura e a pressao de
reservatorio. O efeito da presséo & o maior fator na precipitagdo. Experiéncias de
campo indicam que a precipitagao e deposicéo de asfaltenos é mais severa quando
a pressdo esta no ponto de bolha do que quando estd abaixo dela. Além disso,
experimentos demonstraram que a solubilidade do asfalteno decresce quando a
pressdo diminui até chegar acima do ponto de bolha; se a pressado continua
diminuindo, abaixo do ponto de bolha, a solubilidade aumenta (WANG; CIVAN, 2005).
Ademais, a injecdo de gas pode gerar problemas operacionais tais como a
possibilidade de deposigao de asfaltenos, sendo que uma espécie de solvente nao
polar, como o gas CO: pode criar condigdes para flocular componentes coloidais de
asfaltenos pesados presentes no éleo (PIZARRO; BRANCO, 2012).

2.3 SOLUCOES AOS PROBLEMAS DO PRE-SAL

231 CORROSAO

Com o proposito de prevenir a corroséo sob este ambiente, se deve considerar
o uso de ligas resistentes a corrosao, revestimentos protetores e produtos quimicos
para inibi¢cdo da corroséao.

2.3.1.1 Ligas resistentes a corroséo

A alta pressdo parcial de CO2 indica a necessidade do uso de metalurgia
especial nas partes expostas ao fluido produzido, ou seja, nos equipamentos e tubos
sujeitos a altas pressdes, como pogos e linhas submarinas. E prudente protege-los
devido ao alto custo de recuperagdo deles; perda de produgdo; e,
substituicdo/renovagdo de componentes submarinos (BELTRAO, et al., 2009;
BERRIDGE, 2011).

O cladeamento é uma alternativa para a redugéo de custos, sendo definido como
o processo de protecdo de um metal menos nobre pela unido de um segundo metal
a sua superficie, mais nobre (mais resistente & corroséo). Esse revestimento é feito
para proteger o material da corrosdo, garantindo sua integridade estrutural dos
componentes ao longo da vida do campo. Por esse motivo, componentes de produgao
submarinos normalmente sdo cladeados com ligas resistentes a corrosédo (CRA)
(BERRIDGE, 2011). Ligas superausteniticas e super duplex s&o as opgdes mais
usadas para pogos e linhas submarinas no qual o meio de exposicdo € muito
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corrosivo, devido a suas propriedades de forca e resisténcia a corroséo. Sua
composicdo é baseada em adi¢cdes de elementos como crémio pois proporcionam
resisténcia aos ambientes oxidantes; ou molibdénio, que intensifica a resisténcia a
corrosio localizada (por pites e cavidades); ou adi¢éo de tungsténio para aumentar a
resisténcia do metal; e por Ultimo, o uso de niquel para fornecer resisténcia a
ambientes de redugéo cdustica e leve, ou manter uma estrutura monofasica estavel
(BELTRAQ, et al., 2009; BERRIDGE, 2011).

2.3.1.2 Protec¢éao catédica

A protegao catodica é o principal meio de prevencgéo da corroséo externa para
estruturas de ago expostas a ambientes com alto contetido de cloratos.

A protecéo é obtida utilizando um anodo de sacrificio. Geralmente, os anodos
de sacrificio mais usados sdo de zinco, aluminio, magnésio e ferro ja que sao
distribuidores efetivos de corrente para reforgar o ago (ZIOMEK-MOROZ, et al., 2002;
COMPTON, et al., 1970). Esses metais em contato com o ago, espontaneamente
fornecem corrente elétrica positiva ao ago através do mar mantendo-o em potencial
imune & corroséo (SCHREMP, 1984, p. 607).

Carente ¥

Elatroity

Figura 7 - Proteg&o catodica com &nodo de sacrificio (SCHREMP, 1984)

2.3.1.3 Sequestrantes de H2S

S3ao componentes quimicos que reagem com o sulfeto de hidrogénio para formar
um composto nédo toxico que pode ser removido dos hidrocarbonetos ou pode ser
descarregado na fase d’agua. Sao aplicados em casos onde a concentragéo de Hz2S
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é somente uns poucos centos ppm ou menos; ja que tratar os hidrocarbonetos acidos
por este método é mais econémico.

Para controlar os niveis de H2S e mitigar seus efeitos, os sequestrantes de
sulfato de hidrogénio, quando estdo em fase liquida, podem ser injetados através do
poco via umbilical ao longo da linha de produgéo, ou por gas-lift em pontos adequados
do sistema. Quando estdo em fase solida, ndo podem ser injetados e somente podem
ser usados para tratar o gas acido na superficie.

Estes sequestrantes reagem com o H2S para formar produtos de reagéo soltveis
em agua ou 6leo. Alguns sequestrantes usados séo os aldeidos ou aminas, mas, sao
usados comumente também a triazina que s&o sollveis em agua e reagem mais
rapido com o sulfato e, sdo baseados na reagao de alcanolaminas e/ou metilaminas
com formaldeidos. Uma razdo para usar aldeidos € porque néo elevam o pH d’agua
produzida como as aminas ou triazinas; ja que um aumento do pH pode gerar
incrustac@o por carbonatos e agravar as tendéncias para formar emulsdes. Além
destes sequestrantes, também sao usadas solugdes de nitrito de sédio por injegéo de
squeeze no fundo de pogo para éleo acido ou pogos de gas ademais que diminui a
corroséo por H2S e remove a incrustagéo por sulfato de ferro (KELLAND, 2009; KINA,
OLIVEIRA; ANDRADE, 2015).

Alguns estudos mostraram que sequestrantes baseados em glicol, tiveram um
melhor desempenho do que aqueles sollveis em agua. Além disso, devido a alta
salinidade no ambiente, o sequestrante solivel em agua pode ter problemas
relacionados com incrustagdo pois intensifica a deposi¢éo inorgénica devido a seu
carater alcalino.

No Brasil para injetar os sequestrantes, é necessario a realizacéo de testes de
compatibilidade. Para condigbes de aguas ultra profundas, os testes de
compatibilidade com a agua produzida sdo muito importantes para verificar a
interagdo do sequestrante em alta salinidade com o inibidor de incrustagéo (KINA;
OLIVEIRA; ANDRADE, 2015).

A produgdo de um gas de natureza acida no Pré-sal brasileiro é muito
consideravel e o desenvolvimento de novos sequestrantes comerciais de H2S foram
demandados para atender os desafios de remogéao eficiente deste gas. Conforme ja
mencionado, um sequestrante eficiente para atender as condigbes do Pre-sal nao
deve conter nitrogénio pelo fato de elevar o pH, que pode causar problemas de
incrustacdo quando em contato com a agua de formagdo, que possuem elevados
teores de sais dissolvidos (TAYLOR et al., 2015).

2.3.1.4 Sequestrantes de Oxigénio

Em condigbes nas quais mesmo sob controle de pH existe a formacgéo de
depdsitos de corrosio € porque existe uma presenga de oxigénio nos equipamentos,
como pré-aquecedores e aquecedores. Pelo fato do oxigénio ser um agente corrosivo,
é necessario a injecao de sequestrantes deste gas nas correntes d’agua para reduzir
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seu teor ou para remover um teor residual no sistema e assim, mitigar a corroséo (AL-
SHAMARI et al., 2014; JAFFER; FULMER; ENSSLEN, 2006).

Os usos mais comuns para 0s sequestrantes de oxigénio sao para
equipamentos de injecdo de agua marinha, hidrotestes (processo no qual € usada
agua para manter a presso e testar a integridade de tubulag6es e equipamentos) e,
estimulagéo 4cida. E importante destacar que para fazer um hidroteste, é essencial
remover o oxigénio para impedir a corroséo ja que a fase aquosa pode ser deixada
no sistema por anos (KELLAND, 2009).

A remogdo de oxigénio <10ppb pode ser alcancada adicionando um
sequestrante de Oz a um equipamento de desaeragéo; e para que exista um tempo
maximo de reacdo, a injegao deste deve ser feita imediatamente depois de uma
desaeragéo mecénica (JAFFER; FULMER; ENSSLEN, 2006; KELLAND, 2009).

Os sequestrantes de oxigénio mais usados s&o os sais sulfitos (M2SOs);
bisulfitos (MHSO3); e, metabisulfitos (M2S20s). Os sais mais comuns de bisulfitos s&o
o sulfito de aménio (NHsHSO3) e o bisulfito de sédio (NaHSOs3); mas o bisulfito de
amodnio é mais soltiivel em agua do que o sulfito de sddio. Os bisulfitos de sodio
formam significantes solugdes basicas aquosas enquanto que o bisulfito de aménio &
apenas ligeiramente basico ao redor de um pH 8, mas tanto sulfitos como bisulfitos
ndo podem ser preparados para altas concentragées aquosas (AL-SHAMARI et al.,
2014; KELLAND, 2009).

Um problema de usar sequestrantes de oxigénio para os hidrotestes € o
surgimento de corrosdo microbioldgica, visto que as bactérias sulfato redutoras
possuem maior metabolismo em meio desareado. Um método para prevenir essa
corros&o, € adicionar primeiro o sequestrante de oxigénio (por exemplo, o bisulfito) a
agua de hidrosteste, e ap6s remogao do oxigénio, adicionar uma quantidade limitada
de biocida e ajustar o pH aproximadamente 9,5 com uma base (hidroxido de s6dio)
e, finalmente agregar o inibidor de incrustagéo (KELLAND, 2009).

2.3.1.5 Inibidores de corrosao

Um inibidor de corrosdo é uma sustancia quimica que, quando adicionada em
pequenas concentragdes num meio, interage com uma superficie metalica diminuindo
efetivamente a taxa de corrosdo por meio da formagcdo de um filme protetor
(ROBERGE, 1999).

Os inibidores de corrosdo formadores de filme contém um grupo polar
(hidrofilico) e um grupo n&o polar (hidrofébico) que formara uma cadeia longa de
hidrocarbonetos sobre a superficie metélica, fomentando uma protegéo. Na molécula
resultante, um extremo da molécula tem uma atragdo pequena para o solvente,
enquanto que o outro extremo da molécula tem uma atragéo forte por ele. Quando
essa molécula é dissolvida no solvente, a energia livre do sistema é incrementada,
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resultando nas moléculas ativas superficiais concentradas na interface da solugéo,
determinando o comportamento Unico que causa a mitigag&o da corrosédo: como a
capacidade de formagéo do filme; adsorgéo; e, solubilidade e separagéo do inibidor
de corrosdo (DOUGHERTY, 1998; SONKE; de REUS, 2015).

A selecéo de um inibidor de corroséo se baseia em procedimentos de teste que
mostram a janela de operagao e futuras condi¢des de operagao. Fatores como a taxa
de corrosdo absoluta; a quimica d’agua; e, o fluxo fazem um impacto de efetividade
na inibicdo de corrosdo efetiva na vida do campo (SONKE; REUS, 2015). Além
desses fatores, tém outros também importantes tais como o custo, a toxicidade, a
viabilidade e o ambiente (ROBERGE, 1999).

Os inibidores de corrosdo sdo amplamente usados na produgéo de petroleo e
gés para proteger as tubulagdes do fundo de pogo ou linhas de fluxo de producéo.
Esses inibidores podem ser aplicados por varias técnicas; incluindo inje¢ao continua
nos fluidos de produgo, o tratamento de batch ou squeeze® a intervalos regulares ou
injetados via gas lift. Os inibidores usualmente usados contém componentes de
nitrogénio (amidas, aminas, imidazolinas, componentes quaternarios de amonio,
piridinas quaternarias ou ésteres de fosfato), e trabalham formando camadas
protetoras na superficie metalica prevenindo o contato entre a superficie e a agua
(DOUGHERTY, 1998; JENKINS, 2011).

2.3.1.5.1 Classificagdo dos inibidores de corroséo

Segundo ROBERGE (1999, p. 835, tradugéo nossa); alguns autores preferem
classifica-los por sua funcionalidade quimica:

o Inibidores inorganicos: Usualmente s&o sais de cromato de sédio,
fosfato ou molibdato. Somente os anions desses compostos reduzem
a corroséo do metal.

¢ Organico anidnico: Sulfonato de sodio, fosfonatos ou mercapto-
benzotriazés (MBT) sdo usados na agua de refrigeracéo e solugdes
anticongelantes.

e Organico catibnico: Sua parte ativa sdo compostos alifaticos ou
aromaticos com grupos amino carregados positivamente.

No entanto, a organizacdo mais popular da classificagéo dos inibidores &€ em
relagédo a sua funcionalidade:

2.3.1.5.1.1 Passivagdo (anodicos)
Segundo ROBERGE (1999, p. 836, tradugéo nossa).

Os inibidores de passivagéo causam uma alteragéo anddica do
potencial de corroséo, forcando a superficie metélica para a faixa de
passivacéo. Existem dois tipos de inibidores de passivacéo: anions

5 E a aplicagao cuidadosa da press&o da bomba para forgar um fluido de tratamento ou suspenséo em
uma zona de tratamento planejada.
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oxidantes (cromato, nitrito e nitrato) que podem passivar o aco na
auséncia de oxigénio e os ions n&o oxidantes (fosfato, tungstato e
molibdato), que requerem a presenca de oxigénio para passivar o ago.
Estes inibidores s&o os mais efetivos e, por conseguinte os mais
usados. [...] Em geral, os inibidores de corrosdo podem ocasionar
perfuragcdes e corrosdo acelerada quando as concentracdes caem
abaixo dos limites minimos.

Os inibidores de corrosao por passivagéo ndo sédo usados na industria do
petréleo pois trabalham melhor em condicbes com baixa salinidade
(KELLAND, 2009).

2.3.1.5.1.2 Catddicos

Segundo ROBERGE (1999, p. 837, tradugdo nossa):

Os inibidores catédicos retardam as reagdes catédicas ou se
precipitam seletivamente em areas catédicas para aumentar a
impedancia da superficie e limitar a difusdo de espécies redutiveis
para estas areas. Estes inibidores podem proporcionar trés
mecanismos diferentes: (1) como retardadores de reagées catddicas
(2) como precipitados catédicos; e (3) como sequestrantes de
oxigénio. Alguns inibidores catédicos sdo compostos de arsénico e
antiménio, [...] calcio, zinco ou magnésio.

Os inibidores catédicos nao sao usados em operagdes de produgao de
6leo, mas sdo usados em operagdes de perfuragdao (KELLAND, 2009).

2.3.1.5.1.3 Inibidores de precipitacao
Segundo ROBERGE (1999, p. 837-838, traducéo nossa):

Os inibidores de precipitagdo induzida sdo compostos que forma
filmes e que tém uma acéo geral sobre a superficie metélica,
bloqueando tanto o lado anédico como catddico. Os inibidores de
precipitacdo s&o compostos que causam a formacgao de precipitados
na superficie metélica, desse modo proporcionando um filme protetor.
[.-.]- Os inibidores mais comuns s&o os silicatos e fosfatos.

2.3.1.5.1.4 Inibidores de corrosao volateis

Os inibidores de corrosdo volateis, também chamados inibidores de fase
de vapor; sdo compostos organicos que tém suficiente pressdo de vapor em
condigbes atmosféricas para ser transportados até a superficie do metal. Ao
entrar em contato com a superficie metalica, o vapor destes sais se condensa
e é hidrolisado por umidade para liberar ions protetores. Na presenga de uma
mistura, a molécula do inibidor de fase de vapor se torna polarizada; o cation
se adsorve ao metal enquanto que a parte hidrofébica da molécula forma uma
barreira protetora aos contaminantes como oxigénio, agua, cloratos, e outros
aceleradores de corrosdo (KELLAND, 2009; ROBERGE, 1999).
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2.3.1.5.1.5 Inibidores formadores de filme

Segundo ROBERGE (1999, p. 837, tradugéo nossay:

[...] os inibidores organicos afetam toda a superficie de um metal
corrosivo quando té&m uma concentracdo suficiente. Os inibidores
organicos, usualmente chamados inibidores de film-forming
(filmagem), protegem o metal formando uma pelicula hidrofébica na
superficie deste. Sua efetividade depende na composicéo quimica;
estrutura molecular; e, afinidade pela superficie metdlica. Fatores
como a pressao e temperatura sdo importantes devido ao fato de que
a formacéo do filme é um processo de adsor¢éo, onde os inibidores
serdo adsorvidos de acordo com a carga ibnica desse e a carga da
superficie. Inibidores cationicos (aminas) ou inibidores aniénicos
(sulfonatos) serdo adsorvidos dependendo se o metal é carregado
positiva ou negativamente.

Os inibidores de corrosdo formadores de filme (FFCls) foram
desenvolvidos para retardar a corrosdo acida dos fubings e os casings, nos
quais sao injetados os fluidos acidificantes. Estes inibidores podem ser
distribuidos por injecdo continua, tratamentos por batelada, pastilhas de
libertagédo de tempo encapsuladas contendo esses inibidores, tratamentos por
squeeze em pogos de produgdo e abastecimento d’agua, ou composigoes de
inibidor de corrosdo emulsionada para evitar a fragilizagao por corroséo e
hidrogénio nos pogos.

A maioria dos FFCIs contém heterodtomos (por exemplo: atomos de
nitrogénio, fésforo, sulfuro e oxigénio) e/ou fungbes aromaticas ou insaturadas,
que vinculam pares de elétrons isolados a atomos de ferro na superficie do
metal, proporcionando bom desempenho ao formar uma boa adsorcdo e
formacao de um filme protetor. Os inibidores mais comuns de corroséo séo os
ésteres de fosfato, compostos de nitrogénio (tais como aminas de acidos
policarboxilicos; sais de aménio quaternario; amidoaminas e imidazolinas; poli-
hidroxi e etoxiladas aminas/amidoaminas; amidas; e, outros heterociclicos),
compostos de sulfuro com heterodtomos de nitrogénio, ou poliaminoéacidos.
Enfim, o uso de derivados nitrogenados como alquilamidas graxas e
poliaminas com cauda hidrofébica também podem ser FFCls. (BARMATOV,
HUGHES; NAGL, 2015; KELLAND, 2009; VIDELA et al., 2000).
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Figura 8 — Mecanismo de inibidor formador de filme (WINNING; TAYLOR;
RONCERAY, 2010)

2.3.1.5.2 Inibidores de corrosdo usados no Pré-sal

O Pre-sal brasileiro, ao ter contetidos de acido carbénico e sulfeto de hidrogénio,
0 uso de inibidores baseados em derivados nitrogenados é recomendavel por suas
propriedades de formagéo de filme protetor e neutralizagéo do CO2 e H2S (KELLAND,
2009). Entretanto, assim como no caso dos sequestrantes de HzS, em condigdes no
qual a acidez for muito reduzida devido a dindmica do processo, é provavel que
problemas de incrustacdo possam ocorrer. Convém assinalar que o uso de
sequestrantes, por exemplo de H2S, pode ser instalado nas plataformas para a
remogéo desse contaminante (BELTRAO et al., 2009).

Devem-se eleger inibidores em base a predi¢bes de condigbes para mitigar a
corroséo no sistema. Estudos detalhados para as piores condigdes séo necessarios
para avaliar o inibidor quimico pois, se houver uma mudanga do que foi previsto, tem
que se fazer uma mudanga de inibidor (KIRKPATRICK et al., 2014).

A acidificagdo da matriz é frequentemente é usada para estimular os
reservatorios carbonaticos, o que demanda o uso de eficientes inibidores de corroséo.

232 GARANTIA DE FLUXO

Deposicéo por parafinas e asfaltenos e, formagéo de hidratos compreendem
as principais preocupagdes em algumas areas do Pré-sal brasileiro pois podem
ocasionar um impacto significante neste, levando ao uso de produtos quimicos
(BELTRAO et al., 2009).

Ao avaliar os riscos na escala de laboratério, adotam-se medidas de mitigagéo
como isolamento térmico adequado de risers e dutos, flexibilidade em plataformas
para deslocar o teor de 6leo em linhas de fluxo por diesel durante desligamentos e
implementagéo de sistemas de injegdo quimica através do pogo. Também se deve
ter flexibilidade para permitir possiveis mudangas nos planos de drenagem & medida
que novos dados do reservatério sejam adquiridos (COSTA et al., 2015). As linhas de
fluxo e os risers estéo isolados termicamente para garantir a adequada temperatura
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ao longo da linha e assim, evitar deposigdo por parafinas ou bloqueamento por
hidratos. Em algumas areas do Pré-sal, a viscosidade do fluido e a possibilidade de
gelificacdo implica a adogdo de linhas de servico e altas pressdes para permitir o
bombeamento de circulagédo de fluidos e/ou para reiniciar o fluxo ap6és uma possivel
interrupcdo de longo prazo. Os pogos submarinos estdo preparados para injecdo
quimica, no caso de uma necessidade de superar a ameag¢a de precipitacdo por
asfaltenos, deposicdo de compostos inorganicos ou parafinas;, e para permitir a
injecao de metanol ou MEG (Metilenglicol) para evitar a formagao de hidratos (CEZAR
et al., 2015).

2.3.2.1 Incrustagdo por carbonato de calcio

O dano a formagéo, devido a perfuragao ou a acumulagao por migragao de finos
durante a produgdo, préximo ao pogo € um problema comum causando uma
declinagao da producéo. Para superar esse problema, tratamentos de acidificacdo de
carbonatos séo operagdes comuns para estimular a produgdo do pogo e estimular
seu desempenho (FEDOROV; SMIRNOV; KREMLEVA, 2010; HUANG; OSTENSEN;
HILL, 2000). Uma solugdo acida de acido cloridrico (HCI) € injetada para dissolver
parte da rocha e criar canais altamente condutores (wormholes). Estes wormholes
oferecem o menor caminho de resisténcia para o fluxo de hidrocarbonetos aumentado
a produgao; sendo que entre mais wormholes sejam desenvolvidos, melhor sera a
eficiéncia do processo (HUANG; OSTENSEN; HILL, 2000; MAHESHWARI,
BALAKOTAIAH, 2013).

Outro tratamento de acidificagdo usado para mitigar essas incrustagdes é a
injecdo de acido acético. O raio dos wormholes neste processo € maior do que ao
usar acidificagcéo por HCI e a taxa de inje¢do também é relativamente mais pequena.
Enquanto que a injecdo de um acido acético € benéfica para elevadas temperaturas,
o HCI é o acido adequado para baixas temperaturas (HUANG; OSTENSEN; HILL,
2000).

Como alternativas para acidificagdes convencionais como HCI ou orgénica, sdo
introduzidos os agentes quelantes como fluidos estimuladores para eliminar os
problemas associados com HCl e ser usados no campo para estimular os fluidos das
areias e rochas carbonatadas; como exemplo, estdo o EDTA (acido
etilenodiaminicotetracético) e o HEDTA (&cido hidroxietilenodiaminicotetracético).
Estes agentes podem ser injetados a uma taxa baixa e ser adsorvidos no pogo.
Recentes estudos mostraram o uso de um agente quelante GLDA (acido glutamico)
para estimular pogos de inje¢éo d’agua do mar sem o uso de coiled tubing removendo
o dano da formagao, restaurando a injetividade, e evitando o uso de aditivos como os
inibidores de corrosdo (MOHAMED et al., 2016).
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2.3.2.2 Parafinas

A acumulagéo das parafinas no transporte de tubos e equipamentos sao um
problema velho e custoso na industria petroleira. Varias abordagens foram
empreendidas para resolver ou manejar esse problema. Este inclui métodos
mecanicos, térmicos, quimicos ou a combinacdo deles. O uso de quimicos
(solventes, dispersantes e inibidores) esté recebendo uma consideravel atengao para
controlar as parafinas (FERWORN; HAMMAMI; ELLIS, 1997).

Existem diferentes maneiras para controlar a gelificagéo ou deposicédo das parafinas
(ADDISON, 1984; BERNADINER, 1993; KELLAND, 2009):

« Quando o 6leo contém uma alta proporgéo de componentes asfélticos, ha uma
reducéo significante de deposicéo parafinica.

= Métodos térmicos como aquecedores de fundo de pogo, leo quente, agua
quente, e isolamento de linhas de fluxo para manter os fluidos transportados
acima da temperatura de deposigéo de parafinas.

= Misturar o 6leo pesado que contém parafina com um diluente, € aplicado para
evitar problemas de parafinas nas tubulagoes.

» Remogdo mecéanica: se pode dar por meio do uso de piggs® nas linhas de
transporte, que em conjunto com tratamentos de inibi¢&o, podem reduzir a taxa
de deposicédo parafinica e suavizar as parafinas depositadas. Outra remogao
pode ser feita pelo uso de fios cortadores através do pogo, mas € um método
ineficiente pois deixa bastante quantidade parafinica remanente no poco e
precisa de um fechamento prolongado deste. Além do uso de piggs e os fios
cortadores, estdo os scrapers’, as linhas plasticas ou pistdes revestidos de
plastico.

= Esfriar um pouco o 6leo parafinico o mais rapido possivel, precipitando assim
a parafina no volume de liquido, tanto quanto possivel, em vez de nas paredes
do tubo. Eventualmente, toda a parafina se formara em particulas de transporte
dispersas com um pouco ou nao de deposi¢éo nas paredes do tubo.

= Usar 4cidos organicos pois tém a habilidade de dispersar a parafina
aumentando a solubilidade dos fluidos produzidos. O uso de enzimas foi
estudado para sua aplicagio em transporte submarino de petréleo.

= Uso de inibidores de parafinas, depressores de ponto de fluidez (PPDs),
dispersantes, demulsificantes, dissolventes, surfactantes ou biosurfactantes.

Para remover a deposicéo parafinica, se avaliaram os seguintes métodos:

& S50 cilindros de limpeza do tamanho interno do tubo enviado para realizar operagdes de limpeza.
Informagéo verbal fornecida por Gonzélez na palestra de facilidades de superficie na Colémbia, em
2016.

7 E um dispositivo com aletas insertados na linha de condugéo com fins de limpeza. A pressao exercida
pelo 6leo pua o depurador ao longo da tubulagéo para limpar e retirar o 6xido, as parafinas, ou as
incrustagdes (SCHLUMBERGER, 2016).
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2.3.2.2.1 Oleo quente

Processo usado para derreter e dissolver os depésitos parafinicos. O éleo
produzido € aquecido a uma temperatura de pog¢o acima do ponto de fusdo da
parafina e logo € circulado através do anular do pogo retornado a um sistema de
aquecimento do o6leo através da tubulagcdo de producdo. A distdncia entre as
moléculas determina a quantidade de calor requerido para derreter o peso molecular
especifico da parafina. A medida que o éleo entra em contato com o casing ou o
tubing, muito calor € transferido a estas superficies e as parafinas de baixo peso
molecular sdo derretidas e transportadas através do pogo.

E um método custoso ja que o 6leo deve ser colocado através de um aquecedor
junto com um demulsificador para facilitar a remogao dos sélidos e a agua. Ademais,
néo & usado em linhas de fluxo submarinas e pode ser uma técnica perigosa para
pocos produzindo éleo que tém baixo ponto flash; e finalmente, sua solvéncia e calor
sdo efetivas se a quantidade usada é usada para derreter a parafina presente
(BECKER, 2000; KELLAND, 2009).

A combinagéao de agua quente com surfactantes € uma a alternativa para o uso
do dleo quente. Como a agua quente ndo prove a solvéncia do 6leo, sdo usados
pacotes de surfactantes para dispersar as moléculas de parafina na fase d’agua
(BECKER, 2000).

2.3.2.2.2 Tratamentos termoquimicos

Consistem em gerar calor in situ por meio de uma reagéo quimica entre dois sais
nitrogenadas, que entre outros, pode ser cloreto de aménio (NH4Cl) e nitrito de sédio
(NaNO:2) para assim derreter os depésitos parafinicos. O processo termoquimico mais
promissor é a decomposi¢ao catalisada por acido de nitrito de aménio gerado in situ.

O conceito se basear nas agdes simultdneas do aumento de temperatura do
fluido, & turbuléncia interna durante o fluxo, e a integracdo do solvente orgéanico ao
depdsito. Além de combinar o calor, a solvéncia e a agitagdo; o tratamento é vantajoso
ja que pode ser efetuado in situ nas linhas submarinas, o que significa que néo precisa
de puxa-as desde o fundo.

Areacéao de acido de nitrito de amdnio € a base para uma serie de embalagens
termoquimicos utilizados dentro do pogo como nos sistemas submarinos para
remover depésitos de parafinas (KELLAND, 2009; KHALIL et al., 1994).
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2.3.2.2.3 Dispersantes e solventes parafinicos

Os dispersantes e solventes séo usados para remover as parafinas que ja estao
depositadas e também podem ser usados para evitar a gelificagéo do inibidor de
parafinas em climas frios.

Os solventes mais usados sdo aromaticos como tolueno, xileno, ciclopentano,
ciclohexano e, misturas com gaso6leo. Um estudo de laboratério sugeriu o uso de
xileno quente pois este tem o maior beneficio potencial de remogéo de parafinas. Os
aromaticos sdo classificados como poluentes marinos, estd se pesquisando um
solvente “verde” que ajude com a remogéo parafinica. Além disso, os solventes que
reduzem o tamanho e nimero de cristais formados a baixas temperaturas, tambem
permitem que os cristais se dissolvam a essas temperaturas (FERWORN; HAMMAMI;
ELLIS, 1997; KELLAND, 2009; McCLAFLIN; WHITFILL, 1984).

2.3.2.2.4 Inibidores parafinicos

Os inibidores parafinicos, combinados com as moléculas de parafina no dleo,
sdo usados para prevenir a gelificagdo e deposi¢do parafinica; e, para prevenir que
os cristais parafinicos formem estruturas macicas de rede cristalina que possam
obstruir tubos ou equipamentos. Os quimicos que afetam o WAT sé&o esses inibidores,
que se dividem em modificadores e deformadores de cristal evitando que estes
cristais se aglomerem e depositem. Estes modificadores de cristais ttm um melhor
desempenho em situagdes livres ou baixo teor d’agua; e sdo materiais polimericos
tais como aditivos de polietileno, copolimero éster e polimeros derivados de
hidrocarbonetos.

Pardiculas de arels, de corrosdo, sedimentos,
#gua e petrdleo capturados

- -
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Cristal de Parafina Cristais aglomerados [abaixo do .
acima do oo de Massa aderida &
k a ] ‘u!‘t?;;ﬁ ponto de néveal supeticia mehil
Inibidor Parafinico Inibidor interferindo Inibidor interferindo com a
com & aglomeragéo adesfo

Figura 9 — Efeito do inibidor de parafina (ALLEN; ROBERTS, 1997)
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Varias aplicagcbes com os inibidores parafinicos ndo previnem fotalmente a
deposicao parafinica na linha de fluxo, mas podem reduzir a frequéncia de uso de
tratamentos de remocgao parafinica (BILDERBACK; McDOUGALL, 1969; FERWORN,;
HAMMAMI; ELLIS, 1997; KELLAND, 2009; McCLAFLIN; WHITFILL, 1984).

2.3.2.2.5 Depressores do ponto de fluidez

Os depressores do ponto de fluidez, também chamados melhoradores de fluxo,
s&o quimicos de materiais poliméricos que afetam o ponto de fluidez das parafinas
interferindo com o processo de cristalizagéo das parafinas e evitando sua gelificacéo
durante um fechamento do pogo. Em clima frio, a altas concentragbes, podem ser
dificeis de manejar devido a sua alta temperatura de solidificagdo. Os polimeros PPDs
mais efetivos presentam solubilidade limitada em solventes orgénicos e, portanto,
devem ser usadas grandes quantidades de solventes (KULKARNI; LYER, 2005;
POTISEK et al., 2015).

Compostos tais como naftenos alquilos e algumas resinas eram utilizados como
depressores para transporte por tubulagdes antes de comegar o uso de polimeros.
Estes polimeros atuaimente usados sdo polimeros sem cinza tais como os naftenos
alquilados, ésteres alquilados, polimeros de etileno, copolimeros ou polimeros
ramificados com grupos alquilo. As vezes, é usada a emulsdo 6leo em agua para
evitar que as parafinas se gelifiquem ou permitam que mais de um produto quimico
de producgao seja implantado na mesma linha (KELLAND, 2009; KULKARNI; LYER,
2005).

Os tratamentos quimicos de deposi¢ao parafinica sdo abordagens provisérios
ou paliativos que funcionam esporadicamente. O problema se torna particularmente
dificil porque os depésitos de parafina variam significativamente de reservatério a
reservatério. Os produtos quimicos que séo eficazes em um campo de produgao nem
sempre sao aplicaveis em outros reservatérios, € mesmo em varios pogos do préprio
reservatorio.

E necessario realizar ensaios prévios em laboratérios e analisar varios solventes
quimicos, inibidores ou dispersantes para os fluidos parafinicos; ademais que um
estudo da concentracdo e analise composicional dos inibidores ajuda a determinar o
tipo de quimico mais efetivo para cada tipo de fluido (FERWORN; HAMMAMI; ELLIS,
1997).

Uma técnica eficaz, baseada num sistema gerador de nitrogénio (SGN), também
€ uma alternativa para remogéo de parafinas. O SNG é um processo termoquimico,
capaz de gerar altas temperaturas localizadas (GONZALES, 2005).
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2.3.2.3 Hidratos

Para prevenir a deposi¢do dos hidratos existem diferentes métodos, tais como
(AARSETH; MARITIME, 1997; BELTRAO, et al., 2009; GYLLENHAMMAR et al.,
2015; KELLAND, 2009):

= Despressurizagéo da linha de fluxo permitindo uma redugéo adicional do ponto
de congelagéo do hidrato. Para aguas profundas, baixar a press&o nao ¢ viavel
devido a pressdo hidrostatica d’agua causando que os fluidos chegassem a
regido de formagéo de hidratos.

= Manter a temperatura acima da temperatura de equilibrio do hidrato no sistema
de pressao por meio de retengéo passiva ou ativa de calor.

» |solamento térmico ou aquecimento elétrico nas linhas de fluxo.

= Enterrar o tubo por meio do uso de um material de isolagdo que mantém a
temperatura do fluido acima da capa termodinamica de hidrato, ou um vacuo
ao redor do tubo. Este método é um método custoso e n&o trabalha em
situacbes de fechamento prolongadas devido a grande area de superficie.

» Separar a agua (desidratagéo).

» Usar uma série de linhas de fluxo iguais e paralelas para conseguir uma
despressurizagdo mais efetiva para potenciais plugs de hidratos, e para efetuar
um pigging, por meio de injecdo d’agua ou 6leo quente.

= Conversdo d’agua em particulas de hidrato transportaveis sem o uso de
produtos quimicos.

= Injecdo continua de tratamentos quimicos para reduzir o congelamento do
hidrato. Esses tratamentos s&o realizados por meio de inibidores
termodinamicos de hidratos (THI); inibidores cinéticos de hidratos (KHI); e,
antiaglomerantes (AA).

2.3.2.3.1 Inibidores termodinamicos de hidratos

Os inibidores termodinamicos de hidratos, também chamados anticongelantes
de hidratos, sd0 os quimicos mais usados para prevenir a formagéo de hidratos e
derreter os hidratos previamente depositados. Tohidi® (2012 apud ZHAO et al., 2015,
p. 2) cita que os THIs podem deslocar a zona de estabilidade de hidrato para
condigbes de altas pressdes e baixas temperaturas, resultando em condigdes em que
a pressédo e temperatura estéo fora da zona de estabilidade de hidrato criando rango
menor de formagdo do hidrato durante as operagdes (KELLAND; SVARTAAS;
DYBVIK, 1994; WILLIAMS et al., 2016).

Szo adicionados em concentragdes muito altas, em alguns casos, um ou dois
barris por barril de d4gua. Os mais comuns s&o 4lcoois, glicis e sais (como clorato de
sédio, clorato de calcio e potassio). O metanol, MEG, e etilenglicol sdo amplamente

8 TOHIDI, B. et al. Do we have a New Solutions to the Old Problem of Gas Hydrates?. Energy Fuels.
2012.
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usados para proteger a formagdo de hidratos na produgdo, no workover e, nas
operacgdes de processos. Além do dietilenglicol, outro quimico usado € o trietilenglicol
(TEG) que adsorve a agua nas linhas de fluxo de gés e nas facilidades de superficie.
Os sais s&0 usados nos fluidos de perfuragao para suprimir a formacéo de hidratos;
e as vezes, sao utilizados junto como os glicéis. Os sais de haleto s&o menos
adequados para injegdo em linhas de produgédo devido as altas concentragbes
hecessarias, & incompatibilidade d’agua produzida (para sais de calcio) e ao potencial
de corrosao (KELLAND, 2009; WILLIAMS et al., 2016; ZHAO et al., 2015).

Ainjecao de MEG antes do sistema de produgdo em fundo do pogo néao € pratica
se o sistema conta com uma unidade de separacao e reinjegao d’agua, porque o ideal
seria recuperar o MEG injetado sem perdé-lo no reservatorio.

Um processo de remogao d’agua do gas no fundo marinho pode potencialmente
excluir a necessidade de injetar MEG. Neste processo, o ponto de orvalho do gas
seria reduzido o suficiente para assegurar que nao se forme agua liquida ou hidratos
nos tubos até a costa, evitando a corrosdo e a obstrugdo causada pelo hidrato
(GYLLENHAMMAR et al., 2015).

Enfim, os THIs ainda sdo usados para fechamentos de pogo prolongados e
arranques de pogos frios; além de que ¢ importante ter a quantidade correta de THI
pois uma dose incorreta poderia incrementar a formagéo potencial de obstrugéo
(FROSTMAN, 2000; KELLAND, 2009).

2.3.2.3.2 Inibidores cinéticos de hidratos

Os KHlis s&o inibidores de hidratos de baixa dose que afetam a termodinamica
do sistema. Sua fung&o é retardar a nucleagao do hidrato de gas e o crescimento de
cristais. Aumentando a concentracdo de KHIs, o tempo de formagdo de cristais de
hidratos também aumentara. Tém como principais componentes polimeros sollveis
em agua, frequentemente com moléculas organicas pequenas adicionadas como
melhoradoras de desempenho (ALAPATI et al., 2010; WILLIAMS et al., 2016).

Estes inibidores tém duas caracteristicas chaves: a primeira é que o polimero
precisa de grupos funcionais (usualmente os grupos de amidas) que liguem o
hidrogénio as moléculas d’agua ou a superficie da particula de hidrato de gas. E a
segunda caracteristica é a presenga de um grupo hidrofébico adjacente ou ligado
diretamente a cada grupo de amida (KELLAND, 2009).

O desempenho dos polimeros de KHI se vé consideravelmente reduzido pela
presencga de certos inibidores de corrosdo e formagéo de hidratos, ja que podem
impactar negativamente o desempenho destes e vice-versa. (ALAPATI et al., 2010;
MENENDEZ et al., 2014).
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Os KHIs nao sdo aplicados para grandes distancias onde a maioria dos tubos
estado em profundidades de agua fria, nem em campos ultraprofundos ja que as for¢as
dirigentes e as pressdes séo altas. Tem um uso geralmente limitado por temperaturas
de sub-esfriamento maximas de 9-10 °C para um requisito de tempo de espera de
dias (GYLLENHAMMAR et al., 2015; WEBBER et al., 2013).

O uso de KHI reduz significativamente o transporte, a armazenagem, desafios
associados aos grandes volumes de inibidores termodinamicos requeridos para
operagdes; e, torna a produgdo maior para grandes distancias por meio de pocos
interconectados. Ademais, no transporte submarino multifasico, permitem que os
fluidos produzidos sejam transportados para as instalagdes do processo antes de que
ocorra a formacédo e deposicdo de hidrato de gas na linha. (KELLAND, 2009,
WEBBER et al., 2013).

2.3.2.3.3 Antiaglomerantes

Os AAs sao inibidores de hidratos de baixa dose com moléculas baseadas de
surfactantes que permitem que os hidratos sejam formados, mas que os cristais de
hidrato no 6leo nao se dispersem ou aglomerem acumulando-se em grandes massas
(ALAPATI et al., 2010). Estes inibidores causam que os hidratos formem cristais
pequenos sem ficar juntos, assegurando que exista fluido suficiente para suspender
as particulas de hidrato. A viscosidade do fluido permanece baixa, permitindo aos
hidratos ser transportados ao longo dos fluidos produzidos (FROSTMAN, 2000;
GYLLENHAMMAR et al.,, 2015).

Se dividem em duas classes: AAs de produgdo ou tubo, que nao podem ser
usadas em campos de gas pois requerem de uma fase de hidrocarboneto liquido; e,
AAs de gas-pogco que dispersam as particulas de hidrato num excesso d'agua®
(KELLAND, 2009).

Os AAs podem executar-se em altos sub-resfriamentos que os KHis e por essa
razao, sao ideais para aplicagbes ultraprofundas além de que néo sao influenciados
pela presenca de inibidores de corrosdo (ALAPATI et al., 2010; GYLLENHAMMAR et
al., 2015).

2.3.2.4  Asfaltenos

Para prevenir a deposi¢do por asfaltenos, o primeiro que se deve fazer €
controlar as condigées de operagao, iniciando com um estudo para ter conhecimento
do comportamento da deposicdo por asfaltenos. Medidas como analise SARA
(saturados, aromaticos, resinas e asfaltenos), conteido de asfaltenos ou a presséo

2 O corte de agua tem que ser aproximadamente 50% porque de outro modo, a lama de hidrato se
tornaré viscosa para transportar (KELLAND, 2009).
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inicial de asfaltenos (AOP) sdo exemplos de estudos (ALBANNAY; MASUZAWA;
DABBOUK, 2010).

Algumas técnicas s&o implementadas para controlar os asfaltenos:

= Trabalhos de remocdo e limpeza frequente de pogo por cabos elétricos,
scrapers ou cortadores.

= Circulagdo de solventes através dos tubos de pogo. Este método tem uma
limitada aplicabilidade devido aos custos, problemas ambientais e riscos de
seguranga por inflamabilidade. Geralmente, séo usados xileno e tolueno como
métodos efetivos para dissolver a deposigéo.

= Manipular a temperatura, a presséo ou o fluxo, minimiza possivelmente, a
ocorréncia de condigdes que promovam a deposi¢éo de asfaltenos.

» Limpeza quimica dos equipamentos de superficie e pogo usando métodos de
wireline ou a abertura dos separadores.

= Usar fluxos mais altos para corroer os depositos.

= Manipular as condicdes de operagdo, mas s&o necessarios testes de
laboratério especializados e ferramentas apropriadas para obter as condigbes
de instabilidade dos asfaltenos.

No entanto, essas operagdes sdo frequentes e os asfaltenos um pouco depois
se depositam de novo (ALBANNAY; MASUZAWA; DABBOUK, 2010; BERNADINER,
1993; DARABI; SEPEHRNOORI, 2015).

Para evitar a deposicéo de asfaltenos, é feito uso de dois classes de aditivos: os
dispersantes (AD) e os inibidores de asfaltenos (Al).

2.3.2.4.1 Dispersantes de asfaltenos

Os ADs sao surfactantes poliméricos que reduzem o tamanho de particula de
asfaltenos floculados mantendo-os em suspensdo no 6leo impedindo sua
precipitagdo. Para mais, outro beneficio de usar os dispersantes € a eficiéncia
demulsificadora que provem (MANEK, 1995; SCHANTZ; STEPENHSON, 1991).

Os ADs s#o aplicados em tratamentos continuos ou de batch downhole
prevendo a deposi¢éo nas linhas de produgéo e tubing, incrementando as taxas de
produgéo e diminuindo o tempo de inatividade dos pogos. Também sé&o aplicados
para tratamentos de squeeze; para limpeza de pogos de injecéo d'agua resultando
em uma diminui¢éo de pressao de injegdo e aumentando a produgéo de dleo; e, para
limpeza de tanques removendo os sélidos depositados. Estudos mostraram que a
quantidade de deposicéo por asfaltenos diminui, mas néo prevé a precipitagéo destes
(DARABI; SEPEHRNOORI, 2015; MANEK, 1995).
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Os ADs monoméricos podem ser resumidos da seguinte forma: aromaticos do
grupo alquilo de baixa polaridade, acidos alquilarilo — sulfénicos, ésteres fosféricos e
acidos fosfocarboxilicos, sarcosinas, acidos etercarboxilicos, entre outros. Os &cidos
alquilarilo — sulfénicos como o Sulfonato de dodecilbenzeno (DDBSA) € usado na
industria, tanto em upstream como nas refinarias. Outros surfactantes como produtos
de alquilfenéis e amidas/imidas também s&o usados (KELLAND, 2009).

2.3.2.4.2 Inibidores de asfaltenos

A precipita¢do/deposicao de asfaltenos ocorre quando os fluidos produzidos ndo
sdo quimicamente tratados (YEN; YIN, 2001), por essa razéo, ¢ injetado um inibidor
de asfalteno através do tubo para dentro os hidrocarbonetos sendo um método efetivo
para prevenir a precipitacdo e deposicdo deniro das tubulagdes de produgéo e
topsides (LEONARD et al., 2013). Os Als séo resinas que proporcionam inibicdo real
na medida em que impedem a agregagéo de moléculas de asfaltenos, alterando o
inicio da presséo de floculagdo destes; por essa razdo, sdo aplicados acima da
presséo do ponto de bolha (KELLAND, 2009).

Os Als mais usados sé@o aqueles baseados em surfactantes poliméricos de alto
peso molecular que impedem a acumulagdo de moléculas de asfaltenos. Estes
surfactantes tém bastantes grupos polares os quais cada um deles pode interatuar
com um asfalteno monémero. Uma forte ligacdo é um requisito entre o inibidor e as
moléculas de asfalteno para um bom desempenho. Os grupos &cidos usualmente
usados para inibidores poliméricos de asfaltenos séo os grupos de acido carboxilico
(KELLAND, 2009).

Os Als tém um esqueleto de carbono polimérico com varios grupos polares que
podem interagir com moléculas de asfalteno através de ligagdes eletronicas,
hidrogénio e dipolo-dipolo. Os Als podem atuar como ADs ja que podem adsorver as
particulas de asfaltenos anteriormente depositadas (RAMOS; DELGADO;
MOHAMED, 1997; WANG et al., 2015).

Uma injecdo continua de Al em fundo de pogo consiste em que o pogo é re-
completado com um tubo capilar que injetara continuamente o inibidor de modo que
o inibidor se possa misturar com o fluido e se mover através da tubulagéo. As injegbes
continuas de inibidores de asfaltenos podem ser custosas, por isso os inibidores
também podem ser injetados por método de squeeze (LEONARD et al., 2013). Para
um inibidor squeeze, o fluido inibidor deve ser comprimido na formag&o através do
po¢o de producdo, esperando que este se dissipe gradualmente com o fluido do
reservatorio 2 medida que o poco retome a produgdo (ALBANNAY; MASUZAWA,
DABBOUK, 2010).
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2.3.2.5 Solugdes quimicas para garantia de fluxo usados no Pré-sal

Ao ser o 6leo do Pré-sal relativamente parafinico, é necessaria a implementacéo
de novos cenarios para o desenvolvimento de técnicas que possam controlar as
deposicdes e incrustagoes.

Dados de producédo, pressdo de fundo de pogo, e monitoramentos séo
essenciais para diagnosticar depositos organicos ou inorganicos. Além disso, séo
efetuados screening laboratoriais completos para identificar o inibidor mais adequado
para cada um dos 6leos dos reservatérios devido a sua composicdo (BELTRAO et al,
2009).

Devido a tratamentos quimicos insatisfatérios enquanto a controle de deposigao
parafinica, surgem oportunidades para desenvolver métodos que permitam que o dleo
flua apés uma deposicao parafinica controlada pois esta ocorre lenta a comparagéo
de uma formagédo de hidratos. Resultados de laboratério mostraram que o uso de
Antiaglomerantes e a injecdo de metilenglicol para a formagéo de hidratos é 6timo
devido a suas efetividades em condigbes de aguas profundas (FROSTMAN, 2000;
GYLLENHAMMAR et al., 2015). Enquanto a incrustagao por carbonato de calcio, é
fundamental injetar continuamente inibidores para evitar essa deposi¢cédo no pogo
(BELTRAO et al, 2009).

Nas condigdes do Pré-sal brasileiro, qualquer produto quimico que tenha a
tendéncia de elevar o pH do sistema & um potencial agente de causa de incrustagéo
por precipitagdo de carbonatos e esta questdo deve ser levada em consideragéo
quando da aplicacdo dos mesmos (TAYLOR et al., 2015).
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3. DISCUSSAO

As areas do Pré-sal brasileiro vém exigindo o desenvolvimento de novas
tecnologias devido as condigdes severas presentes, que impde desafios relacionados
com corrosao e questdes de garantia de fluxo, como deposicéo de parafinas, hidratos,
asfaltenos e incrustagao inorganica.

Estas questbes podem ocasionar falhas em equipamentos submarinos,
obstrucéo nas linhas de fluxo ou nos tubos de produgéo; por isso, uma solugéo para
estes problemas €& o uso de produtos quimicos como os inibidores, sequestrantes
dispersantes ou solventes.

Com o propésito de prevenir a corrosao, se esta implementando o cladeamento
nos equipamentos submarinos com CRA para uma maior resisténcia nas superficies
metalicas das tubulacdes. Nos casos mais severos de meio corrosivo, as ligas CRA
também sdo consideradas. Além disso, inibidores de corroséo formadores de fiime
fornecem protegao adicional, mas como séo baseados em derivados nitrogenados ou
aromaticos, tendem a ocasionar contaminagéo no ambiente marinho. Como o Pré-sal
apresenta desafios na remogéo eficiente do H2S, o uso de sequestrantes baseados
em glicois, aldeidos ou derivados nitrogenados, sédo considerados para mitigar esse
problema.

Para as questdes de garantia do fluxo no Pré-sal brasileiro, solu¢des mecanicas
como limpezas frequentes com o uso de piggs ou scrapers sao uma operagéao de
manutengdo. As incrustagdes por carbonato de calcio podem ser atingidas com a
injecao de acidificantes ou sequestrantes como o EDTA; o uso de antiaglomerantes
ou injecdo de MEG séao utilizados para prevenir a formacéo de hidratos; para as
parafinas s&o injetados solventes que tém como base aromaticos tais como xileno ou
polimeros; e, para os asfaltenos um produto quimico usado é os surfactantes
poliméricos.

Alguns produtos quimicos que sao usados, estéo baseados em aromaticos que
podem ser poluentes com o ambiente marinho; por conseguinte, devem-se realizar
pesquisas para tentar implementar um produto quimico mais amigavel. Igualmente,
estudos detalhados e procedimentos de teste devem-se realizar continuamente para
conhecer a janela de operagéo, as condigbes dos equipamentos, e para conseguir
combinar alguns produtos quimicos a razdo de incrementar o desempenho e
efetividade destes.

No caso do Pré-sal brasileiro, para injetar qualquer produto quimico ao sistema,
€ necessario a realizacéo de testes de compatibilidade, principalmente para verificar
a interacdo destes com a agua produzida, de alta salinidade. Em especial, qualquer
produto quimico que tenha a tendéncia de elevar o pH do sistema € um potencial
agente de causa de incrustagéo por precipitagdo de carbonatos o que € o caso dos
compostos nitrogenados, incluindo alguns inibidores de corroséo e sequestrantes de
H2S.
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4. CONCLUSOES

Devido a profundidade dos reservatérios do Pré-sal e as condigdes de
temperatura, pressdao e presenga de altos teores de CO2, existem questdes
relacionadas com a corrosao dos equipamentos e com a precipitacao por carbonatos,
parafinas, asfaltenos e hidratos que se podem depositar e causar incrustagées nos
revestimentos, tubos de producdo e demais equipamentos dentro do pogo e em
superficie.

Algumas solugdes quimicas podem ser adotadas para mitigar estes problemas.
Entretanto, para injetar qualquer produto quimico ao sistema, é necessario a
realizagdo de testes de compatibilidade, principalmente para verificar a interacéo
destes com a agua produzida, de alta salinidade. A realizagdo estrita desses testes é
por causa da potencialidade de elevagdo do pH do sistema gerando incrustagdes por
precipitagbes de carbonatos. Alguns produtos quimicos tais como aqueles baseados
em derivados nitrogenados (por exemplo, o uso de aminas ou poliaminas) ou de
alguns inibidores de corrosao (formadores de filme) e o uso de sequestrantes de H2S
s80 os causantes desse problema.
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