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RESUMO 

 

A principal fonte de energia na atualidade ainda é o petróleo, diante disso essa 

indústria gigantesca cada vez mais investe em descobrir novas tecnologias, que 

aprimore a produção e diminua os seus custos. Um dos principais problemas que 

elevam demasiadamente os custos de extração é a incrustação inorgânica. Uma das 

suas principais causas é a união de águas incompatíveis, que são a água de injeção 

rica em sulfato (SO4-2) em contato com água de formação rica em carbonato (CO3-2). 

Este trabalho aborda as principais incrustações da indústria do petróleo: Carbonato 

de Cálcio, sulfato de bário, sulfato de estrôncio, sulfato de cálcio, bem como seus 

principais parâmetros físico-químicos que levam a sua formação. O meio de 

prevenção é menos custoso do que tratá-las, isso é feito mediante a injeção de 

inibidores de incrustação, os quais são compostos químicos, que basicamente inibem 

a nucleação ou impedem/dificultam o crescimento do grão. Um exemplo dos dois 

principais são: ácido fosfinopolicarboxilico (PPCA) e o ácido 

dietilenotriaminopentametilenofosônico (DETPMP). Tudo isso demonstrado por meio 

de uma profunda revisão de literatura. A eficiência de atuação, alguns problemas e 

inovações tecnológicas relacionadas aos inibidores químicos, são demostradas por 

meio de estudos de casos. Estes abordando a atuação do PPCA. Uma comparação 

de eficiência entre os inibidores EDTMP, DETPMP, PVS e PPCA. Os impactos que 

produtos químicos usados na recuperação avançada de óleo (RAO) podem afetar na 

atuação dos inibidores. Uma abordagem sobre inibidores  “verdes”, focado na atuação 

da Carboximetilquitosana (CMQ). Bem como uma inovação tecnológica de como 

estender a atuação DETPMP em tratamentos de squeeze.  

 

Palavras-chaves: incrutação inorgânica, carbonato de cálcio, inibidores de 

incrustação. 

 

 

 

 



 

 

ABSTRACT 

 

The main source of energy today is still oil, in view of which this gigantic industry 

increasingly invests in discovering new technologies, which improves production and 

reduces its costs. One of the main problems that raise extraction costs too much is 

inorganic scale. One of its main causes is the union of incompatible waters, which are 

injection water rich in sulfate (SO4-2) in contact with water with a rich formation in 

carbonate (CO3-2). This work addresses the main incrustations of the oil industry: 

calcium carbonate, barium sulfate, strontium sulfate, calcium sulfate, as well as its 

main physical-chemical parameters that lead to its formation. The means of prevention 

is less expensive than treating them, this is done through the injection of scale 

inhibitors, which are chemical compounds, which basically inhibit nucleation or 

prevent/hinder the growth of the grain. An example of the two main ones is: 

phosphinopolicarboxylic acid (PPCA) and diethylenetriaminepentamethylenephosonic 

acid (DETPMP). All of this has been demonstrated through a thorough literature 

review. The efficiency of action, some problems and technological innovations related 

to chemical inhibitors, are demonstrated through case studies. These addressing the 

performance of the PPCA. An efficiency comparison between EDTMP, DETPMP, PVS 

and PPCA inhibitors. The impacts that chemicals used in enhanced oil recovery (EOR) 

can affect in the performance of inhibitors. An approach on “green” inhibitors, focused 

on the performance of Carboxymethyl chitosan (CMQ). As well as a technological 

innovation on how to extend DETPMP performance in squeeze treatments. 

 

 

Key-words: inorganic scale, calcium carbonate, scale inhibitors. 
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1. INTRODUÇÃO 
 

A utilização do petróleo pela humanidade remonta da época da antiguidade, 

com os fenícios, egípcios e romanos. Os quais usavam para calefação, 

embalsamamentos, construção de moradias, pavimentação de estradas ou mesmo 

para fins bélicos. Nessa época, o petróleo era coletado por meio de exsudações, muito 

comum naquela região, que atualmente compreende o Oriente Médio (THOMAS, 

2001). 

Só na segunda metade do século XIX, com o início da exploração desse 

recurso pelos EUA que se inicia a indústria petrolífera que conhecemos hoje. Nessa 

mesma época, com o advento do motor a combustão de líquidos, que passou a usar 

destilados de petróleo, substituindo outras matrizes energéticas, passando a agregar 

valor nesse mineral, a exploração passou a ser mais eficiente e intensificada. Poços 

de petróleo começaram a se multiplicar nos EUA e ocorreu descoberta em outras parte 

do mundo como Oriente Médio.  

A indústria do petróleo é gigantesca, a sua exploração envolve muitas etapas 

operacionais e, cada etapa tem suas especificidades, que podem acarretar 

negativamente na produção, essas mesmas vem sendo superadas ou amenizadas o 

máximo possível ao longo do tempo com o alto investimento em tecnologia, que essa 

indústria emprega para cada vez mais intensificar a eficiência na extração. Um desses 

grandes problema que existe na etapa de exploração é a incrustação. (VIANA, 2018). 

A incrustação pode afetar todas as etapas da extração, desde o reservatório 

até a estação de tratamento, podendo acarretar em: redução da produção de 

petróleo/gás; redução da capacidade de carregamento das tubulações afetadas, 

impedindo o funcionamento dos trocadores de calor; aumento dos procedimentos de 

segurança e custos operacionais.  

Questões para manter um ótimo escoamento, como causado pela incrustação, 

é um assunto muito debatido, quando se trata de todas as etapas das fronteiras 

exploratórias do Brasil – a produção a partir de reservatórios profundos e ultra 
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profundos (COSMO, 2013). Na Figura 1 pode-se observar um esquema de fronteira 

exploratória no Brasil. 

Figura 1 - Esquema da fronteira exploratória atual de petróleo e gás do Brasil. 

 

Fonte: Petrobrás (2008). 

 

Dados relatam que por ano a indústria do petróleo gasta para prevenir ou 

combater a incrustação cerca de 1,4 bilhões de dólares. Apenas na América do Norte 

e do Sul, são próximos de 600 milhões. Além disso, também existe a perda financeira 

com o declínio na produção, estima-se que a exploração do Mar do norte tem perda 

de 28% por ano por causa da incrustação. (FRENIER e ZIAUDDIN, 2008). 

A precipitação de sais geralmente ocorre com o desequilíbrio físico/químico da 

água de formação(conata) ou com a união de águas incompatíveis. Essa águas 

incompatíveis são a água de formação e água de injeção, as duas supersaturadas, 

que quando interagem precipitam os sais causando incrustações inorgânicas. 

A forma mais eficiente e econômica para combater a deposição inorgânica é 

inibindo a sua formação por meio de inibidores de incrustação. Na indústria química 

há diversos tipos de substâncias que agem inibindo a nucleação ou bloqueando o 

crescimento dos cristais. 



20 

 

Para ser um bom inibidor de incrustação é essencial que a substância seja 

hidrofílica, e que seja polar, possuindo estruturas que possam se ligar a grupos 

catiônicos. Exemplos desses grupos são: ácidos carboxílicos, sulfônicos ou fosfônicos 

e, hidroxilas e aminas (grupos que tem pares de elétrons livres). O balanço entre esses 

grupos facilita o sequestro de cátion metálico, isso diminui a sua concentração e 

consequentemente, impedindo a sua deposição. Dentre os inibidores comerciais mais 

comum na indústria do petróleo destacam-se: O ácido fosfinopolicarboxílico (PPCA) e 

o ácido dietilenotriaminopentametilenofosfônico (DETPMP) (REIS et al., 2011) 

(BINMERDHAH, 2012). 

Um dos métodos usados na indústria para avaliar a formação de incrustações 

é o Teste Dinâmico de Bloqueio de Tubos (TBT), o qual faz essa avaliação por meio 

do diferencial de pressão de um fluxo continuo supersaturado em tubos capilares. 

(SANTOS et al, 2017). 

Esse trabalho tem por objetivo fazer um levantamento literário sobre as 

principais incrustações inorgânicas no mundo do petróleo, destacando a de carbonato 

de cálcio, bem como seus meio químicos de inibição. Explorando os principais 

inibidores químicos usados na indústria, sua forma de atuação, sua eficiência e 

novidades que existem no meio. 

2. INCRUSTAÇÕES INORGÂNICAS 
 

Quando o reservatória tem elevada pressão causando a elevação do petróleo 

de forma natural, dizemos que estamos lidando com um poço surgente, com a 

produção do mesmo no decorrer do tempo, ele perde essa alta pressão e, 

consequentemente, declína na produção, necessitando de método de recuperação 

secundária para voltar a aumentar a sua produção. Nesse método, se  faz a  injeção 

no reservatório de um fluido (gás ou água), devolvendo a pressão, promovendo o 

aumento na vazão do poço (THOMAS, 2001). 

Existem diversos métodos de recuperação, ao escolher deve-se levar em conta 

a viabilidade técnica e econômica, além das características físicas do meio poroso e 

dos fluidos in situ (CASTAÑEIRA, 2008). Uma dessas técnicas é a injeção de água, 

essa pode ser de origem subterrânea, com poços construídos para essa finalidade, 

pode ser de lagos ou rios próximos ao reservatório, água produzida pela própria 
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produção do poço ou a água do mar (SILVA, 2012). É natural a escolha por água para 

o método de recuperação, pois o mesmo possui o menor custo operacional em 

comparação com outros métodos de recuperação avançada (CASTAÑEIRA, 2008). 

A água de formação foi confinada no reservatório no momento da deposição 

das rochas sedimentares junto com as rochas que armazenam o óleo. Ela reflete as 

características químicas dos diversos minerais que compõe o reservatório, pois 

absorveu estes minerais que foram lentamente dissolvidos ao longo do tempo, diante 

disso, as principais concentração encontradas são de metais alcalinos e alcalinos 

terrosos, como bário(Ba+2), estrôncio(Sr+2) e cálcio(Ca+2), além de possuir alta 

salinidade, acima de 30.000 ml/L (ZANDONADE; SANJOMBI, 2015) (REIS et al., 

2011). 

Durante o tempo de confinamento, esta água alcançou o equilíbrio com relação 

a estes minerais dissolvidos (o conceito de equilíbrio significa que por tempo suficiente 

as condições foram constantes, dessa forma, tudo tende a ficar num estado 

balanceado). Quando há a alteração do equlibrio físico (pressão, temperatura), ou até 

mesmo alguma mudança química, o que ocorre com o início da exploração, o 

equilíbrio é deslocado e os minerais dissolvidos podem precipitar. (AFFONSO; 

ANDRADE, 2017).  

A água de injeção, como próprio nome já diz, é injetada no reservatório para 

manter a pressão hidrostática no local e com isso promover o aumento do fator de 

recuperação. Essa água é, principalmente, em poços offshore oriunda do mar, a 

mesma é rica em sulfatos (SO4-2 ) e Carbonatos (CO32-). A principal causa de 

incrustação nesses poços é pela união dessas águas ditas incompatíveis, essa união 

precipita: BaSO4, SrSO4, CaSO4 e CaCO3 (SENTHILMURUGAN et al., 2010) (KODEL 

et al., 2012) (OLAJIRE, 2015). Vemos na Figura 2 a seguir um esquema do que ocorre 

com a injeção de água e sua incompatibilidade com a água de formação. 
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Figura 2 - Precipitação de sulfato de bário na zona de mistura na formação rochosa durante a injeção 
de água do mar. 

 

Fonte: Adaptada de Bedrikovetsky et al. (2009). 

 

Tabela 1 - Composição química de uma amostra típica de água de formação e água do mar. 

Íons Àgua de Formação, mg/L Água do Mar, mg/L 

Sódio 31 11 

Potássio 654 460 

Magnésio 379 1368 

Bário 269 - 

Estrôncio 771 - 

Sulfato - 2960 

Cloreto 60 20 

Cálcio 5038 428 

Fonte: Adaptado de Reis et al. (2011). 

A deposição de sais inorgânicos só ocorrerá em salmouras de baixa 

solubilidade para uma determinada espécie de sal, por essa razão é de fundamental 

importância conhecer a solubilidade do sal para conhecer seu potencial de incrustação 

(ARAI, 2010). O BaSO4 é um exemplo de incrustação (Figura 3) de baixa solubilidade, 

apresentando maior resistência a remoção química e mecânica, o que acarreta perda 

significativa na produção. (RIGOBELLO, 2013). 
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Figura 3 - Exemplo de incrustação por Sulfato de Bário. 

 

Fonte: Bellarby(2009). 

As deposições de CaCO3 (Figura 4), tem a solubilidade influenciada pelas 

variações de pressão, temperatura e pH. Ele é resultado da formação do cátion 

bivalente do cálcio com o ânion carbonato, essa ligação iônica é altamente estável, 

formando um sal concentrado e alto potencial incrustante. Tanta a água de formação 

como a de injeção possuem CO2 dissolvidos. No processo de extração há alteração 

de pressão e pH, acarretando a precipitação deste sal nas tubulações. 

 

Figura 4 - Exemplo de incrustação por Carbonato e Sulfato de Bário (BaCO3 e BaSO4). 

 

Fonte: Cowan; Weintritt, (1976). 

 

Nas Tabela 2 e 3 a seguir, vemos a solubilidade dos principais sais causadores 

de incrustação na indústria do petróleo e temos de forma resumida as principais 

variáveis que afetam a solubilidade das incrustações de ocorrência mais comum na 

indústria do petróleo, respectivamente (REIS et al., 2011). 
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Tabela 2 - Solubilidade dos sais inorgânicos de principal ocorrência na indústria do petróleo. 

Precipitado Solubilidade(mg/L) em H2O, a 25ºC 

Sulfato de Bário (BaSO4) 2 

Carbonato de Cálcio (CaCO3) 53 

Sulfato de Estrôncio (SrSO4) 114 

Sulfato de Cálcio (CaSO4) 200 

Fonte: Adaptada de Reis et al. (2011). 

 

Tabela 3 - Tipos de incrustações mais comum em campos petrolíferos e variáveis primárias. 

Nome  Fórmula Química Variáveis Primárias 

Carbonato de Cálcio(Calcita). CaCO3 Pressão Parcial de CO2, 

Temperatura, Total de 

sais dissolvidos, pH. 

Sulfato de Cálcio: 

Gipsita(mais comum). 

Hemidrato. 

Anidrato. 

 

CaSO4.2H2O 

CaSO4.1/2 H2O 

CaSO4 

 

Temperatura, Total de 

sais dissolvidos, Pressão. 

Sulfato de Bário BaSO4 Temperatura, Pressão 

Sulfato de Estrôncio SrSO4 Total de sais dissolvidos 

Compostos de Ferro: 

Carbonato Ferroso. 

Sulfeto Ferroso. 

Hidróxido Ferroso(II). 

Hidróxido Ferroso(III). 

 

 

FeCO3 

FeS 

Fe(OH)2 

Fe(OH)3 

 

Corrosão, gases 

dissolvidos, pH. 

Fonte: Moghadasi et al., (2006) 
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2.1. Mecanismo de Formação de Incrustação 
 

Faz-se necessário entender o mecanismo que leva a incrustação: nucleação, 

crescimento de grão, a agregação, transporte e deposições dos seus aglomerados. A 

Figura 5 a seguir demonstra as principais etapas que levam a incrustação de calcita 

em um duto (COSMOS, 2013). 

 

Figura 5 - Principais fenômenos envolvidos na incrustação de calcita em um duto. 

 

Fonte: Cosmos (2013) 

 

Um dos principais fatores determinantes pra haver incrustação é a saturação, 

essa por sua vez pode ser alcançada por meio da solubilidade ou pelo índice de 

saturação do meio (REBESCHINI, 2010). 

A solubilidade é uma parâmetro que dimensiona a quantidade de soluto que 

pode estar dissolvido em uma solvente sem que haja precipitado, sob condições 

físico-quimicas (pressão, temperatura, pH, etc.), essas condições alteram a 

solubilidade. Diante disso, o fator de solubilidade diz que quanto maior for a 

solubilidade de uma substância, maior é a capacidade dessa substância ser dissolvida 

em uma solução sem que haja precipitação (CASTRO, 2015). 

A solubilização pode ser dividida em duas etapas as quais são: a separação 

dos íons do retículo cristalino, e a posterior solvatação desses íons livre 

separadamente. O processo de solvatação se caracteriza pela ligação das moléculas 

de água a esses íons livre que foram separados do reticulo cristalino (ARAI, 2010). 
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De acordo com Rigobello (2013), fazendo um balanço de energia se consegue 

mensurar a capacidade de solubilidade do sal em água, basta quantificar a energia 

final e inicial do sistema. A baixa solubilidade de um sal pode ser entendida como um 

resultado de uma baixa energia liberada no processo de solvatação e uma alta energia 

reticular para quebra de ligações. 

O Kps é a constante termodinâmica de solubilidade, pode ser vista na equação 

1 a seguir, onde xb e xa representam as atividades dos cátions b e a respectivamente 

(RIGOBELLO, 2013). Como já foi dito anteriormente o Kps vai depender de todos os 

parâmetros físico-quimicos como, temperatura, pressão, pH e salinidade. 

 

Kps = [xb] . [xa]                                                                               (equação 1) 

 

A diferença entre a concentração do sal dissolvido em uma solução aquosa e 

aquela que estaria presente no equilíbrio é o Índice de Saturação(IS) de um composto. 

É uma medida termodinâmica da força determinante da precipitação. Este índice 

também é afetado pela mudança de temperatura, pH, pressão e composição da água 

que comumente ocorre no decorrer da produção do óleo (CASTRO 2015). 

 

IS = log 
[𝑀𝑒].[𝐴𝑛]𝐾𝑝𝑠(𝑇,𝑃,𝑆𝑖)                                                                (equação2) 

 

Onde: 

 

Me = atividade química do cátion. 

An = atividade química do ânion. 

Kps = produto de solubilidade do composto. 
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Quando o IS<0, é a condição de subsaturação, na qual poderá haver dissolução 

e a precipitação é improvável; já IS=0, a solução está em equilíbrio é saturada, não 

há precipitação, mas qualquer mudança no estado de equilíbrio pode provocar 

precipitação; já IS>0, indica uma supersaturação ou condição de incrustação, nessa 

condição a precipitação poderá ocorrer (CASTRO, 2015) (RIGOBELLO, 2013). 

Uma solução supersaturada não significa necessariamente que nela já se 

encontra precipitado, indica na verdade, que as chances dela sofrer o fenômeno da 

precipitação são muito altas. Na Figura 6 a seguir pode-se observar a existência de 2 

tipos de supersaturação (DAHER, 2003). 

 

Figura 6 - curva de solubilidade e supersolubilidade. 

 

Fonte: Daher (2003). 

 

Região 1 em azul é estável, subsaturada, não podendo haver precipitação, com 

valores de IS<0; na região azul da curva de solubilidade, é uma região estável, 

encontra-se em equilíbrio, com valores de IS=0; na região 2 apresenta supersaturação 

metaestável, onde a possibilidade de ocorrer precipitação é baixíssima; por fim, a 

região 3 é outra de supersaturação, instável e com alta probabilidade de ocorrer 

precipitação com IS>1 (DAHER, 2003) (OLIVEIRA, 2017). 

 

Diante disso, alguns pesquisadores vieram a desenvolver modelos empíricos 

ou semi-empiricos, para poder estimar o índice de saturação por meio das 
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características do sistema aquoso ou das condições operacionais de um processo 

para facilitar o entendimento e buscar solução para o problema (OLIVEIRA, 2017). 

Como pioneiro nesse tipo de pesquisa, pode destacar-se Langelier (1936), cuja sua 

classificação é utilizada até hoje, mostrada a seguir na Tabela 4. 

 

Tabela 4 - Classificação proposta por Langelier (1936) para o índice de saturação. 

IS Tendência para depositar 

3,0 Extremamente severa 

2,0 Muito severa 

1,0 Severa 

0,5 Moderada 

0,2 Leve 

0,0 Água estável, sem tendência de formar ou dissolver incrustação 

-0,2 Sem incrustação, muito leve tendência de dissolver incrustação 

-0,5 Sem incrustação, leve tendência de dissolver incrustação 

-1,0 Sem incrustação, moderada tendência de dissolver incrustação 

-2,0 Sem incrustação, forte tendência de dissolver incrustação 

-3,0 Sem incrustação, muito forte tendência de dissolver incrustação 

Fonte: Adaptada de COSMO, 2013 apud LANGELIER (1936) 

 

Para Santana e Manzela (2016) incrustação se caracteriza por um processo 

complexo de deposição. Em geral, as águas naturais possuem impurezas dissolvidas, 

estas nas formas de íons. A combinação desses íons formam compostos que 

possuem baixa solubilidade em água. Quando a água se torna incapaz de dissolver 

esse íons, pois o seu fator de solubilidade foi excedido, temos uma solução 

supersaturada com precipitado sólido(sais).  

Para que aconteça a cristalização, é necessária que três fatores ocorram 

simultaneamente: a supersaturação, a nucleação e tempo de contato para que ocorra 

o crescimento do cristal e adesão do mesmo a superfície (FINK, 2011) (CASTRO, 

2015). Temos na Figura 7 a seguir um esquema do processo de incrustação e os 

parâmetros que devem ser considerados. 
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Figura 7 - Mecanismos de formação de incrustação e variáveis influentes. 

 

Fonte: Adaptada de Daher, et al. (2003). 

 

A supersaturação da solução 

 

A precipitação de sais incrustantes ocorre quando a solução contém 

concentrações maiores de sais dissolvidos, do que no seu estado de equilíbrio. 

Ocorrendo sob influência da mudança de temperatura da água, alteração de pH, 

alteração da pressão, mudança na agitação, mistura de diferentes tipos de água, 

evaporação e mudança na concentração do soluto (AFFONSO, ANDRADE, 2013) 

(CASTRO, 2015). 

 

Nucleação e desenvolvimento dos cristais  

 

A nucleação pode ser homogênea ou heterogênea. Na homogênea, não 

necessita da ocorrência de um componente estranho, é resultado da interação entre 

íons. Esses íons encontram-se livres e se movem para zonas de outros íons, estes 

são carregados eletricamente, consequentemente atraídos pela carga oposta, se 
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ligam formando aglomerados, esses aglomerados continuam a se formar até se 

romperem. Caso eles cresçam consideravelmente, eles se tornam estáveis e, ao invés 

de quebrarem, eles se tornam um cristais. Uma vez que a nucleação chegou a 

cristalização (Figura 8) ela irá continuar a cristalização, reduzindo a supersaturação 

do sistema. (AFFONSO, ANDRADE, 2013) (CASTRO, 2015). 

 

Figura 8 - Processos de Nucleação das Incrustações. 

 

Fonte: Adaptada de Crabtree, et al. (1999). 

 

 A nucleação heterogênea ocorre quando há a existência de um corpo 

estranho, como uma partícula em suspensão, grão de areia, microrganismos e dentre 

outros, esses corpos diminuem a energia necessária para desencadear o início da 

incrustação (RIBEIRO, 2013). A nucleação heterogênea é mais provável de ocorrer 

(CRABTREE et al., 1999). 

Existem superfícies que são mais susceptíveis a nucleação em detrimento de 

outras. Tais superfícies são chamadas de sítio de nucleação, elas podem ser: defeitos 

nas superfícies (rugosidade, corrosão e avarias); incrustações preexistentes; 

descontinuidades do material (juntas e costuras em tubulações, perfurações e fendas 

em liners, canhoneados, dentre outros); telas; gravel pack; válvulas e chokes; dentre 

outras (COSMO, 2013).  
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Aderência da incrustação 

 

A aderência da incrustação está relacionada ao crescimento de cristal em uma 

determinada superfície. Na superfície metálica, a formação da incrustação é 

influenciada pela morfologia, hidrodinâmica e tamanhos dos cristais formados, 

características físicas das superfícies e propriedades mecânicas da incrustação 

(LABILLE, et al., 2002). 

A forma cristalina que o solido adota, causa variação na taxa de precipitação 

da formação de uma incrustação. Também é muito importante levar em consideração 

que a deposição da incrustação varia com o tempo. Existe continuamente um 

processo de dissolução e re-precipitação na superfície, tornando uma deposição 

gradual mais difícil de acontecer (AFFONSO, ANDRADE, 2013). 

Locais com imperfeições na superfície do material sólido, rugosidades, 

incrustações já existentes, orifícios em revestimento de produção e até mesmo em 

conexões e junções de tubulações aceleram a adesão, pois favorecem a formação de 

uma superfície aderente inicial, facilitando a formação de cristais. A próxima Figura 9 

demostra esse processo (FRENIER, ZIAUDDIN, 2008) 

Figura 9 - Ancoramento dos íons nas irregularidades da superfície (nucleação heterogênea). 

 

Fonte: Adaptada de Crabtree, et al. (1999). 
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2.2. Fatores que Influenciam na Incrustação 

 

Efeito da Temperatura 

 

 Nos sais em geral, geralmente os íons estão mais dissolvidos quanto maior a 

temperatura, ou seja, para maioria dele a solubilidade diminui com a diminuição da 

temperatura. Nos reservatórios essas salmouras costumam ter entre 50ºC e 150ºC, 

em alguns casos passam de 200ºC, bem diferente da temperatura da superfície, que 

é por volta de 25ºC, isto demonstra que ocorre uma variação muito grande de 

temperatura nos fluidos quando há produção (COSMO, 2013). 

 

Figura 10 - Solubilidade de alguns sais inorgânicos em função da temperatura. 

 

Fonte: querobolsa (2018).  
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Efeito da Pressão 

 

 A variação de pressão também é um fator importantíssimo na influência da 

solubilidade, podendo ocasionar uma cristalização dos sais ainda mais acentuada, 

pois esses fluidos estão em reservatório sujeitos a pressões muito extremas, cerca de 

19,7 a 493,5 atm, ou até mais, isto em comparação com a pressão superficial. Na 

cadeia de extração do petróleo, algumas regiões sofrem mais com incrustação 

exatamente por conta da variação de pressão que ali ocorre, como a região próxima 

ao poço, canhoneios, válvulas e chokes (BARROS, 2012).  

Na próxima figura 11, podemos ver para diferentes temperaturas o efeito da 

pressão sobre o sulfato de bário (BaSO4). 

 

Figura 11 - Teor de BaSO4 dissolvido (solubilizado) em função da pressão. 

 

Fonte: Adaptada de Crabtree et al. (1999) 
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Efeito da Salinidade 

 

Nos carbonatos e sulfatos o alto teor de sal no meio aumenta solubilidade, ou 

seja, reduz a precipitação, pois pode ocorrer a formação de outros compostos, os 

quais limitam a solubilidade desses sais (LIU et al., 2009) (BINMERDHAH, YASSIN E 

MUHEREI, 2010). 

Foi observado que os íons magnésio (Mg2+) foram responsáveis pela inibição 

da precipitação do carbonato de cálcio em uma razão molar de Mg2+/Ca2+ superior a 

0,5. A inibição ocorreu pois o íon magnésio incorporou ao carbonato de cálcio, 

modificou a morfologia do cristal e, consequentemente. Inibiu o seu crescimento (LIN, 

SINGER, 2009). 

 

Efeito da Força iônica 

 

A força iônica de uma substância é uma grandeza que indica o quanto de íons 

dessa substância estão envolvidos, protegido, ligados pelos outros íons presente, ou 

seja, indica a dificuldade que é romper essa ligação e se associarem a outros íons 

formando um composto sólido, deixando a sua fase aquosa formando precipitado. 

Diante disso, percebe-se que a solubilidade aumenta proporcionalmente com o 

aumento da força iônica (COSMO, 2013).  

No entanto se a concentração de outros íons forem muito elevadas, é esperado 

um comportamento ao contrário, pois esses íons em grande concentração tende a 

precipitar. A concentração de sais dissolvidos esperada em reservatórios de petróleo 

é de 10.000 a 400.000 mg/L. diante disso a força iônica varia muito e, com isso 

também a solubilidade. Na Figura 12 a seguir pode-se observar a solubilidade do 

sulfato de estrôncio (SrSO4) em diferentes temperaturas em função da concentração 

do cloreto de sódio (NaCl) (COSMO, 2013). 
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Figura 12 - Solubilidade do SrSO4 em função de sólidos dissolvidos (representada pela 

concentração de NaCl puro), com a indicação da concentração média da água do mar. 

 

Fonte: Adaptada de Crabtree et al. (1999). 

 

Efeito do pH 

 

O pH também influencia a solubilidade de alguns minerais. Compostos 

carbonáticos são afetados pelo flash de CO2, o que acarreta em um aumento do pH e 

reduzindo a solubilidade, estimulando o crescimento de cristais e sua deposição. Nos 

reservatórios, o pH varia de 4,0 a 5,5, no entanto, devido a produção e com isso a 

variação de pressão e temperatura, o pH na superfície tende a ser maior, podendo 

atingir valores próximos de 8,0 (ODDO; TOMSON, 1989) (COSMO, 2013). 

Rosenberg et al. (2012) observou que em relação ao sulfato de Cálcio, ao 

reduzir o pH de uma salmoura de 7 para 2, aumentou a precipitação do cristal, 

constatando que em meio ácido o sulfato de cálcio tende a se precipitar. 

A Figura 13 a seguir ilustra o efeito do pH na solubilidade da sílica amorfa 

(SiO2).    
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Figura 13 - Percentual de sílica (SiO2) solúvel na água a 25°C em função do pH. 

 

Fonte: Adaptada de Alexander; Heston; Iler (1954). 

 

2.3. Tipos de incrustação encontrados no sistema de produção de petróleo e 
gás. 

Os tipos de incrustações mais encontrados:  

 

Tabela 5 - Incrustações mais comuns na indústria do petróleo. 

Incrustações comuns Nomenclatura 

CaCO3 Carbonato de Cálcio 

BaSO4 Sulfato de Bário 

CaSO4.2H2O Gipsita 

FeCO3 Carbonato de Ferro 

FeS Sulfeto de Ferro 

NaCl Cloreto de Sódio 

CaSO4 Sulfato de Cálcio 

SrSO4 Sulfato de Estrôncio 

Fonte: Affonso, Andrade (2013). 
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Tabela 6 - incrustações menos comum. 

Incrustações menos comuns. Nomenclatura 

ZnS Sulfeto de Zinco 

PbS Sulfeto de chumbo 

CaF2 Fluoreto de Cálcio 

SiO2 Dióxido de silício 

Fonte: Affonso, Andrade (2013). 

 

2.3.1. Carbonato de Cálcio (CaCO3) 

 
O carbonato de cálcio é umas das incrustações mais presente na indústria do 

petróleo, resultado da combinação dos íons cátion de cálcio (Ca2+) com os ânions de 

carbonato (CO32-). Essas incrustações são bem complexas e depende de diversas 

variáveis para ocorrer como, temperatura, pressão, pH e força iônica.  

O composto carbonato de cálcio (CaCO2) pode ser encontrado na forma de três 

polimorfos cristalinos (fases anidras): calcita, aragonita e vaterita; ou em três fases 

hidratadas: carbonato de cálcio amorfo, mono-hidratado (monohidrocalcita) 

(CaCO3∙H3O) e hexahidratado (ikaita) (CaCO3∙6H2O) (OLIVEIRA, 2017). 

Os reservatórios são formados de rochas, que podem ser arenito, calcária ou 

dolomita, os quais podem ser cimentados por carbonato de cálcio. Bactérias presentes 

no reservatório produzem ácido carbônico a partir da matéria orgânica existente no 

local, que por sua vez dissolve o carbonato de cálcio das rochas formando o 

bicarbonato de cálcio solúvel (CASTRO, 2015). 

 

CaCO3(s) + H2CO3(aq)   Ca2+(aq) + 2HCO3-(aq)                                                           (reação 1) 

 

O dióxido de carbono (CO2) está presente no campo de petróleo e gás em 

equilíbrio com esses fluidos, com a produção e, consequentemente a diminuição da 

pressão, esse equilíbrio é perturbado e o dióxido de carbono migra da água para as 

fases do óleo e do gás. Diante disso, o pH da solução aquosa aumenta, e a 
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solubilidade, com relação ao carbonato diminui drasticamente, levando à precipitação 

do carbonato (CaCO3).  

 

Ca2+(aq) + 2HCO3-(aq) → CaCO3(s) + H2O(l) + CO2(aq)                               (reação 2) 

 

 

Efeito do CO2 

 

Na figura 14, pode-se observar o efeito na formação de CaCO3. Pelo gráfico, 

pode ser observado que quanto maior o teor de CO2 na fase aquosa, maior será a 

solubilidade e, consequentemente, menor vai ser a precipitação de CaCO4. Já na 

Figura 15, pode ser visto que quanto maior a pressão de CO2 na fase gasosa, menor 

será a precipitação, pois isto também aumenta a solubilidade do CaCO3 (COSMO, 

2013).  

 

Figura 14 - Solubilidade da calcita nas temperaturas de 50 e 100 °C em função da quantidade total de 
CO2 em solução. 

 

Fonte: Cosmo, 2013 apud Duan e Li (2008). 
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Figura 15 - Solubilidade da calcita a 100 °C em função da pressão parcial de CO2. 

 

Fonte: Cosmo, 2013 apud Segnit, Holland e Biscardi (1962). 

A espécie química que provavelmente mais afeta a precipitação do CaCO3 é o 

CO2, assumindo significância até mesmo maior que Ca+2 e HCO3-. Esse fato tende a 

acontecer, pois o CO2 em altas pressões permanece dissolvido na fase aquosa, com 

o início da exploração há a despressurização, o dióxido de carbono sai as fase aquosa 

e migra para o estado gasoso (LARSON; BUSWELL, 1943; JOHNSON, 1966; 

MOGHADASI et al., 2003, 2004), isto é conhecido como flash de CO2 (SATMAN; 

UGUR; ONUR, 1999). O equilíbrio entre essas duas fases (aquosa e gasosa) do 

dióxido de carbono é comumente representado pela reação seguinte: 

 

 

CO2(aq)  CO2(g)                                                                                                                               (reação 3) 

 

 

Observando a reação balanceada acima, observa-se que cada mol de CO2(aq) 

migra pra fase gasosa formando um mol desta, diante disso, quando o CO2(aq) deixa 

a fase aquosa, promove a precipitação de CaCO3(s), visto que o sistema tende a ficar 

em equilíbrio, fato esse que segue o Princípio de LeChatelier. 
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Todavia, com a pressão parcial de CO2 na fase gasosa mantida alta, há uma 

impossibilidade que mais CO2 passe a compor a fase gasosa, ou seja, o flash é inibido 

e, consequentemente o dióxido de carbono permanece dissolvido na fase aquosa, 

impedindo a precipitação de CaCO3. Resumindo, diminuição de dióxido de carbono 

aquoso é o que impulsiona a formação de incrustação de carbonato de cálcio 

(AUERBACH et al., 1983).  

A migração do CO2 da fase aquosa para a gasosa, é essencial para que haja 

precipitação de carbonato de cálcio (LIPUS; DOBERSEK, 2007), então, fazer a 

verificação da concentração de CO2 na corrente de gás que o poço de petróleo está 

produzindo, pode ser um forte indicio operacional que se está ocorrendo precipitação 

de carbonato de cálcio. Duedall e Weyl (1967), constataram, por meio de 

experimentos, que a precipitação de CaCO3 vem logo após a uma evolução do CO2 

gasoso. 

Efeito do pH 

 

Quanto maior for o pH na fase aquosa, maior será a precipitação de carbonato 

de cálcio. Pode-se observar na Figura 16 a seguir a relação do pH com a concentração 

de cálcio diluído na salmoura. 

 

Figura 16 - Solubilidade do carbonato de cálcio (representada pela concentração de cálcio) a 25 °C e 
1 bar em função do pH da solução. 

 

Fonte: cosmo, 2013 apud Coto et al. (2012). 
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O dióxido de carbono e o pH estão profundamente relacionado (MOGHADASI 

et al., 2004) e, provocam efeito contrário em relação a precipitação do carbonato de 

cálcio. Existe algumas reações que dominam o equilíbrio carbonático, estas estão 

diretamente relacionadas ao H+ e CO2. Quando ocorre a passagem de CO2 aquoso 

para gasoso (flash de CO2) essa reação tende a desequilibrar e, como consequência 

tende a ter um aumento do pH (RAGHURAMAN et al., 2007; COTO et al., 2012) e a 

precipitação da calcita (LIPUS; DOBERSEK, 2007; KAN; TOMSON, 2012). 

A reação 4 tem seu equilíbrio perturbado pelo flash de CO2, na qual o dióxido 

de carbono associa-se a água para formar ácido carbônico. Este ácido por sua vez se 

mantém em equilíbrio com H+ e HCO3-, representado na reação 5. Já na reação 6 

percebe-se que o bicarbonato, por sua vez se mantém em equilíbrio com H+ e CO3= 

(COSMO, 2013). 

 

CO2(aq) + H2O  H2CO3                                                                        (reação 4) 

 

H2CO3*  H+ + HCO3-                                                                                                                 (reação 5) 

 

HCO3-  H+ + CO32-                                                                              (reação 6) 

 

O asterisco na Equação 5 é explicado pela Reação 4, em que H2CO3* indica o 

conteúdo de H2CO3 e de CO2(aq) em equilíbrio numa solução na qual o solvente é H2O. 

Quando há uma queda de pressão, e o dióxido de carbono aquoso sofre o flash, 

há consequente redução do teor de ácido carbônico na solução (COTO et al., 2012), 

ou seja, o desequilíbrio força a dissociação do H2CO3 em CO2(aq) e H2O (reação 4). 

Com a queda da concentração do H2CO3, o bicarbonato vai consumir H+ dissolvido na 

solução (reação 5), e a consequente diminuição da concentração do H+ implicará no 

aumento do pH. Para compensar a queda na concentração do HCO3-, o CO32-associa-

se ao H+ dissolvido (reação 6), elevando novamente o pH. 
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A influência do pH nas concentrações de H2CO3*, HCO3- e CO32- é ilustrada na 

figura 17 a seguir. 

 

Figura 17 - Relação entre as concentrações de diferentes espécies de carbono inorgânico em função 
do pH (CT = Carbonato Total). 

 

Fonte: Cosmo, 2013 apud Waly (2011). 

 

A Figura 18 abaixo mostra a relação direta entre o pH da solução e a variação 

da pressão (pressão parcial de CO2), em que é possível verificar o aumento do pH à 

medida que a pressão diminui. 

 

Figura 18 - Relação entre a pressão parcial de CO2 e o pH da solução a 25 e a 40 °C. 

 

Fonte: Cosmo, 2013 apud Moghadasi et al. (2004). 
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Sabe-se que o pH no reservatório tem valores em torno de 4,0 e 5,5 (ODDO; 

TOMSON, 1989), e a medida que vai ocorrendo a extração, há a despressurização, o 

dióxido de carbono é liberado da fase aquosa, e o pH elevado. Já na superfície é mais 

comum valores de pH em torno de 6,5 a 8,0, embora já tenha registros de 5,5 e até 

5,3 reportado por (MOGHADASI, 2003). 

 

Efeito da Força Iônica. 

 

Quanto maior for a força iônica na fase aquosa, menor será a precipitação de 

carbonato de cálcio. Isso ocorre até um certo ponto, depois a tendência é se inverter. 

Na próxima Figura 19, podemos observar o comportamento da solubilidade do 

carbonato de cálcio em função da força iônica (representada pela concentração de 

NaCl), bem como o ponto limite onde ocorrer a inversão. 

 

 

Figura 19 - Relação entre a solubilidade do CaCO3 e a salinidade da solução na forma de NaCl. 

 

Fonte: Davies e Scott (2006). 
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 A curvatura no gráfico da Figura 19 reflete a tendência por Langelier (1936) 

para o cálculo de Índice saturação (IS), conforme foi mostrado na Tabela 4. 

A grande concentração de outros íons na solução, tende a formar complexo e 

pares de íons, deixando menos íons Ca+2 e HCO3-, isso ocorre até um limite, mas 

especificamente 200mg/L determinou (MOGHADASI e colaboradores, 2004). 

Com o grande aumento da força iônica, a solubilidade inverte e passa a 

diminuir, já que o efeito da salinidade torna-se dominante no pH, na solubilidade do 

CO2, e nas constantes de equilíbrio. A solubilidade do dióxido de carbono diminui pela 

metade quando a concentração de uma solução NaCl em relação a água pura é de 

300ppm (COSMO, 2013). 

 

Efeito do Ca2+ e da alcalinidade  

 

Alcalinidade é uma medida da capacidade da água para neutralizar os ácidos 

e reflete sua assim chamada capacidade de tamponar (IRLANDA, 2001). A 

alcalinidade total de uma água é dada pelo somatório das diferentes formas de 

alcalinidade existentes, ou seja, é a concentração de hidróxidos, carbonatos e 

bicarbonatos, expressa em termos de carbonato de cálcio. Pode-se dizer que a 

alcalinidade mede a capacidade da água em neutralizar os ácidos (BRASIL, 2009). 

Como já foi dito anteriormente, a supersaturação é o fator mais importante para 

a ocorrência de precipitação mineral (MERDHAH, 2007), e quanto maior for a 

concentração dos íons Ca+2 e HCO3-, mais saturada se encontra a solução e mais 

provável será a incrustação.  

Smith e colaboradores (2004) apresentaram a caracterização de águas 

produzidas do mesmo campo no Texas com 10 anos de diferença (Tabela 7). 
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Tabela 7 - Caracterizações de águas produzidas do mesmo com 10 anos de diferença (em mg.L-1). 

Ìons 30/setembro/1992 30/setembro/2002 

Cl- 18.500 41.000 

HCO3- 317 2.957 

SO4-2 450 289 

Na+ 9.793 20.000 

Mg+2 243 941 

Ca+2 1.800 4.806 

pH 6,5 6,1 

IS 1,36 2,38 

Fonte: Adaptada de Cosmo, 2013 apud Smith et al. (2004). 

 

Uma variável muito importante para haver incrustação carbonática é o 

bicarbonato (KAN; TOMSON, 2012), e ela está muito ligada com alcalinidade. Pela 

tabela percebe-se como o SI aumentou mais de 1 ponto em concomitância do 

aumento drástico do bicarbonato. 

A alcalinidade é o parâmetro mais importante de controle do pH nas soluções 

aquosas, isso a torna um parâmetro significativo para analisar a precipitação 

carbonática (KAASA; SANDENGEN; ØSTVOLD, 2005), e isso é devido a capacidade 

que ele tem em abrandar o pH das salmouras (KAN; TOMSON, 2012). 

 

Efeito da temperatura  

Como já foi dito anteriormente, grande parte dos estudos encontrado na 

literatura demonstram que os sais tendem a diminuir a solubilidade com a diminuição 

da temperatura, ou seja, a tendência de incrustação aumenta com a diminuição da 

temperatura. Já com o carbonato de cálcio, devido apresentar um calor exotérmico de 

dissolução (LANGMUIR, 1997); ou uma entalpia negativa (RENARD et al., 2005), o 

seu comportamento em relação a temperatura é diferente, sendo contrário da maioria 

dos minerais (MOGHADASI et al., 2004). 
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Pode-se observar o comportamento de quanto maior a temperatura do sistema 

aquoso, maior a tendência de precipitação de CaCO3 na curva da Figura 20 a seguir. 

 

Figura 20 - Relação entre a solubilidade do CaCO3 e a temperatura. 

 

Fonte: Pool, Raney e Shannon (1987). 

 

Somando-se a isso a solubilidade do CO2, tende a diminuir muito com o 

aumento da temperatura, o que acarreta em um aumento do pH e consequentemente, 

a precipitação do carbonato de cálcio, fato esse que pode ser observado na curva da 

Figura 21 a seguir. 

 

Figura 21 - Relação entre a concentração de CO2 dissolvido na água e a temperatura. 

 

Fonte: Fu; Mcmahon; Blakley (1998). 
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Efeito da pressão 

 

Pela Figura 22 a seguir podemos perceber como a pressão age na precipitação 

de carbonato de cálcio. Pela curva do gráfico, constata-se que quanto maior a 

pressão, maior é a solubilidade do CaCO3.  

A precipitação do carbonato de cálcio com a diminuição da pressão tende a 

ocorrer por dois motivos: um é a própria redução da solubilidade do mineral com a 

queda da pressão e, o segundo é em relação ao flash de CO2 (MOGHADASI et al., 

2004; KAN; TOMSON, 2012). O efeito da pressão é muito importante em relação ao 

CO2 dissolvido. 

 

Figura 22 - Solubilidade do carbonato de cálcio (representada pela concentração de cálcio) a 100 °C 
em função da pressão do sistema. 

 

Fonte: Coto et al. (2012). 

 

Para dimensionar o efeito da pressão na incrustação de carbonato de cálcio, 

Smith e colaboradores (2004), fizeram medições do índice de incrustação (SI) em 

diferente pontos de produção em um poço no Texas, resultando na Tabela 8 a seguir. 
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Tabela 8 - Medição do índice de saturação (IS) em diferentes pontos de uma planta de produção. 

Localização Tc(ºC) Pp(psig) IS 

Poço produtor 

(maior pressão) 

43 300 1,38 

Poço produtor 

(menor pressão) 

43 100 1,84 

Header de produção 43 42 2,20 

Linha de transferência 

para estação de água 

43 32 2,31 

Entrada da estação de 

água. 

43 12 2,71 

Tanque de coleta 43 1 3,84 

Fonte: Smith et al. (2004). 

 

Ao analisar os dados do IS. Constata-se que ele tem um aumento do poço 

produtor ao tanque de coleta de praticamente 2,5 ponto, esse valor de 3,84 na escala 

SI de Langelier (1936), já coloca a região na zona de precipitação de carbonato de 

cálcio “extremamente severa” 

Levando em consideração que na região próxima ao poço a perda de carga 

tende a ser maior do que na extensão do reservatório (BARROS, 2012), o flash de 

CO2 pode ser induzido e, consequentemente, a precipitação de minerais carbonáticos 

tende a ser favorecida. Considerando que a menor quantidade de precipitado possível 

pode restringir o fluxo no mesmo, perdas aumentariam pela própria incrustação, o que 

induziria ainda mais o flash de CO2 e a consequente precipitação de mais carbonato 

de cálcio. Isso pode ser observado na Figura 23 a seguir. 
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Figura 23 - Dano à formação causada por deposito de carbonato de cálcio. 

 

Fonte: Crabtree et al. (1999). 

 

Embora o efeito da temperatura e pressão sejam inversos na precipitação do 

carbonato de cálcio, no sistema de produção de petróleo é esperado que o efeito da 

despressurização seja superior a da queda de temperatura dos fluídos (COSMO, 

2003).  

 

2.3.2. Sulfato de bário (BaSO4) 

 
O sulfato de bário ocorre geralmente com a mistura de água incompatíveis, 

comumente a água do mar, rica em sulfato com a água de formação, que é composta 

por bário. Essa mistura acarreta na reação a seguir. 

 

           Ba(aq)+2 + SO4(aq)-2 → BaSO4(s)↓                                                                                          (reação 7)                           
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Dentre as incrustações inorgânica na indústria do petróleo, o sulfato de bário é 

considerado a menos solúvel. Em água, ela é considerada 25 vezes menos solúvel 

que carbonato de cálcio e 1000 vezes menos solúvel que sulfato de cálcio. E diferente 

da maioria das outras incrustações, sua remoção química é bastante difícil. A exceção 

é quando sua incrustação vem junta com de outro mineral, como pode ocorrer junto 

ao carbonato de cálcio, já nesse caso a remoção do CaCO3 com ácido provoca 

enfraquecimento na matriz do BaSO4, permitindo uma remoção mecânica 

posteriormente (AFFONSO, ANDRADE, 2017). 

Efeito da temperatura: Com o aumento da temperatura a solubilidade tende a 

aumentar levemente.  

Efeito da salinidade: A solubilidade tende aumentar com a presença de outros 

sais. 

Efeito da pressão: O aumento da pressão age no sulfato de bário melhorando 

a sua solubilidade. 

Incrustação radioativa: É comum que se encontre o elemento químico rádio em 

baixas proporções na água de formação. Este pode vir a precipitar como sulfato de 

rádio e com o sulfato de bário, gerando incrustações radioativas. Estas incrustações 

(denominadas NORM ou LSA) quando acontece na superfície, como no separador de 

topo, pode causar danos à saúde. Quando isso ocorre, tratamento para retirar são 

indispensáveis, junto com equipamentos de segurança apropriado. (VIDAL, 2015) 

 

2.3.3. Sulfato de Estrôncio (SrSO4) 

 
Os íons de estrôncio, como os de bário, são encontrados em água de formação, 

isso faz com que a incrustação do estrôncio tenha o mesmo mecanismo que a do 

bário, formada a partir de águas incompatíveis rica em sulfato. Essa característica faz 

com que seja comum que a incrustação de sulfato de estrôncio venha associada com 

a de sulfato de bário. A seguir a sua reação de formação. 

 

Sr(aq)2+ + SO4(aq)-2 → SrSO4(s)↓                                                              (reação 8) 
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Diante disso, o sulfato de estrôncio vai apresentar características de 

solubilidade semelhantes ao do sulfato de bário, no entanto, possui uma solubilidade 

em água significativamente superior a do sulfato de bário. 

Efeito da temperatura: a solubilidade do sulfato de estrôncio aumenta até um 

temperatura de 40ºC, passou desta temperatura, tende a diminuir. 

Efeito dos sais dissolvidos: como o sulfato de bário, a solubilidade aumenta 

com a presença de sais (AFFONSO, ANDRADE, 2017). 

 

2.3.5. Sulfato de cálcio (CaSO4) 
 

Nos campos de petróleo, o sulfato de cálcio se precipita na forma de gipsita 

(CaSO4.2H2O) a temperaturas baixas, até por volta de 50ºC e na forma de anidrido 

(CaSO4) a temperaturas acima disso. A reação de formação do sulfato de cálcio é  

 

Ca(a)+2 + SO4(a)-2 → CaSO4(s)↓                                                               (reação 9) 

 

Efeito da temperatura: a solubilidade da gipsita aumenta até 38ºC, depois tende 

a diminuir. 

Efeito dos sais dissolvidos: excetuando-se os íons Ca+2 e SO4-2, sais 

dissolvidos em uma concentração de até 15%, promovem o aumento da solubilidade 

da gipsita e do anidrido. Concentrações mais altas que 15%, inverte o efeito 

diminuindo a solubilidade. 

Efeito da pressão: a queda da pressão tende a diminuir a solubilidade do 

CaSO4, causando sua consequente precipitação (AFFONSO, ANDRADE, 2017). 
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3. INIBIDORES DE INCRUSTAÇÃO 
 

Com o propósito de prevenir ou mesmo abrandar a incrustações inorgânicas, 

substâncias orgânicas e inorgânicas vem sendo desenvolvidas pela indústria para 

essa finalidade. Essas substâncias são os inibidores de incrustação (mineral scale 

inhibitors) e atuam em concentrações na ordem de dezenas de mg.L-1. 

Os tratamentos com esses produtos químicos são muito caros, mas se 

comparado as perda de produção causada pela incrustação, é significantemente mais 

econômico o uso desses produtos. Inclusive, esses inibidores tem a vantagem da sua 

versatilidade, pois os mesmos são capazes de atuarem em águas com diferentes 

especificações (REIS et al., 2011). 

A aplicação de inibidores é uma tecnologia utilizada para minimizar a formação 

das incrustações em muitos processos industriais. Na produção de petróleo, por 

exemplo, estes produtos podem ser aplicados de diversas formas no decorrer do 

processo ou conforme a necessidade e conveniência da localidade em que se deseja 

evitar as incrustações (JORDAN, M.M. et al., 2002). 

 

3.1. Mecanismo de atuação do Inibidor de incrustação 

 
Pela visão da termodinâmica, em geral o inibidor trabalha com o sequestro de 

cátion ou inibindo o crescimento do cristal, no entanto também pode agir no processo 

de nucleação ou modificando a superfície do cristal (esquema na Figura 24). Para que 

uma substância orgânica seja considerada um bom inibidor de incrustação por 

quelação com cátions metálicos é essencial que seja hidrofílica, ou seja, tenha uma 

forte afinidade com água. Um inibidor de incrustação deve ter grupos que possam 

complexar com cátions, como grupos ácidos carboxílico, sulfônicos ou fosfônicos e 

grupos que tenham pares de elétrons livres (hidroxilas e aminas) (REIS et al., 2011). 
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Figura 24 - Resumo simplificado para as etapas da formação da incrustação. 

 

Fonte: Reis et al. (2011). 

 

Os inibidores de massa molecular menor são mais eficientes na inibição de 

nucleação, por ter maior disposição de adsorção na estrutura do núcleo. Já os de 

massa maior, tem mais eficiência na interferência do crescimento do cristal devido a 

maior área recoberta dos cristais pela adsorção do inibidor, diminuindo assim o 

número de locais de crescimento (DUARTE, 2010). 

A inibição durante a nucleação é resultado da adsorção endotérmica do inibidor 

sobre a superfície dos cristais em início de crescimento, dispersando seus núcleos 

embrionários. Provavelmente isso é resultado da interação com inibidor, ocasionando 

o aumento da energia livre do núcleo do cristal, isso acarreta uma instabilidade do 

mesmo, ocasionando em uma menor probabilidade de crescimento do cristal (ROSA, 

2017). 

Já a atuação da inibição no crescimento do cristal consiste na adsorção do 

inibidor sobre a superfície ativa do cristal precipitado em formação. A interação 

eletrostática, força de ligação e configuração dos cristais são essenciais nesse 

processo (ROSA, 2017). Nesse caso, o inibidor não vai atuar na nucleação e nem no 
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crescimento do cristal, seu mecanismo baseia-se em criar “imperfeição” no cristal, 

diante disso, incapazes de criar incrustações severas. 

3.2. Principais Inibidores de incrustação 
 

As principais classes de inibidores incluem: Polifosfatos inorgânicos, fosfatos 

de ésteres orgânicos, fosfonatos orgânico e polímeros orgânicos. Na Tabela 9 a seguir 

podemos observar algumas características deles. 

 

Tabela 9 - Inibidores de incrustação e suas caraterísticas gerais. 

Tipo Estabilidade 

Hidrolitica 

Estabilidade 

Térmica 

Detecção 

Polifosfatos 

Inorgânicos 

Baixa Baixa Boa 

Fosfatos de 

Èsteres Orgânicos 

Boa Média Boa 

Fosfonatos 

Orgânico 

Excelente Boa Muito Boa 

Polímeros 

Orgânicos 

Excelente Excelente Difícil 

Fonte: Duarte (2010). 

 

Os ésteres tem uma relação custo-beneficio boa, porém não são 

recomendados para temperaturas acima de 175ºF(79ºC), pois acima disso podem 

hidrolisar em pouco tempo. Os fosfonatos tem uma boa eficiência até 300ºF (149ºC), 

já os polímeros até 400ºF (204ºC). Um fator relevante que se deve considerar é em 

altas temperaturas, quanto tempo o inibidor deve agir. Inibidores menos instáveis, os 

mais baratos devem ser evitados para tratamentos de longa duração, como de 

squeeze, no qual deve agir na formação durante meses (DUARTE, 2010). 

Os polifosfanatos inorgânicos são sólidos não cristalinos, por ele se apresentar 

no estado sólido dificulta seu manuseio, eles também são suscetíveis a degradação. 
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Podem se decompor rapidamente por hidrolise em ambientes de pH baixo ou altas 

temperaturas (DUARTE, 2010). 

Chen et al., 2004 afirma que o ácido fosfinopolicarboxilico (PPCA) e o ácido 

dietilenotriaminopentametilenofosônico (DETPMP) são os dois inibidores de 

incrustação comercial mais usado na indústria de petróleo e gás. O 

fosfinopolicarboxilico (PPCA) é considerado um inibidor de nucleação, já que o 

mesmos é incapaz de atuar no crescimento do cristal, devido a sua incorporação na 

rede cristalina. De acordo com Binmerdhah (2012), O PPCA é um polímero formado 

por dois segmentos de poli (ácido acrílico) ligado por um grupo de fósforo (Figura 25a)  

Diferente do PPCA, o DETPMP (Figurao 25b) tem a função de retardar o 

crescimento do cristal, não sendo eficaz em prevenir/retardar a nucleação inicial. Uma 

vez que a nucleação tenha começado, seu mecanismo de atução interrompe o 

crescimento adicional do cristal, adsorvendo os locais de crescimento ativos na escala 

do cristal (CHEN et al. 2004). 

 

Figura 25 - Estrutura química de inibidores comerciais: (a) PPCA; (b) DETPMP. 

 

Fonte: Binmerdhah (2012). 
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3.3. Inibidores “Verdes” 

 
Como já foi demonstrado, os inibidores comerciais são formados 

essencialmente por fósforo, enxofre e nitrogênio, pois estas substâncias são muito 

eficientes contra incrustação. No entanto, o uso desses compostos afetam o meio 

ambiente de uma forma negativa, pois podem gerar modificações biológicas nos seres 

vivos e, consequentemente, um desequilibrio ambiental (MARTINOD et al., 2009). Um 

dos problemas ambientais que o fósforo pode causar, é que  aliado com metais 

pesados provoca o fenômeno de eutrofização, que é muito prejudicial ao meio 

ambiente. 

Leis ambientais internacionais vem colocando diretrizes na indústria do petróleo 

para restringir o uso e descarte de produtos químicos pontencialmente tóxico no mar. 

Diante dsso, faz necessário a substituição dos inibidorres convencionais 

urgentemente (Macedo, 2016). Diante disso a indústria vem investindo e 

desenvolvendo inibidores ecologicamente corretos, biodegradáveis e de baixa 

toxidade, conhecidos como inibidores “verdes”, para substituir os convencionais, os 

quais causam danos ambientais. 

A utilização de inibidores de incrustação considerados ecologicamente 

corretos não causam prejuízo ao meio ambiente e demonstram alta solubilidade, esta 

característica permite que sejam aplicados em ambientes salinos supersaturados. 

Somado a isto, inibidores de incrustação de polímeros orgânicos são relativamente 

baratos, pois são provenientes de precursores baratos e bastante acessíveis, os quais 

seguem rotas sintéticas diretas e econômicas (TOMSON et al., 2003) (SORBIE et al., 

2004). 

Raja et al., 2013 estudaram compostos orgânicos de origem naturais, que são 

aplicáveis como inibidores de incrustações. Entre as vantagens observadas por eles 

estão: fácil acessibilidade, não toxidade e biodegradabilidade. Polímeros naturais 

como a celulose, o amido e a quitosana podem ser usados com essa finalidade por 

meio de modificações químicas que os transformam em hidrogeis, floculantes e 

agentes encapsulados de liberação lenta. 
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Há variados relatos na literatura do uso de biopolímeros  como inibidores de 

incrustação, como a carboximetil-inulina (CMI), poliaspartato (PAs), poli (ácido 

maleico) (PAM), derivados de quitosana, dentre outros (MARTINOD et al., 2009). 

Xantana é uma molécula de polissacarídeo obtido das bactérias denominadas 

de Xanthomonas campestres. Essa bactéria é muito usada em produtos 

farmacêuticos e alimentos. E vem sendo estudada também como inibidora de 

incrustação de CaCO3, diante dos bons resultados como inibidor, foi proposto que os 

grupos de carboxila presentes em moléculas de xantana dispersam as partículas de 

CaCO3, o que os impede de formar um agregado, originando a incrustação (YANG et 

al., 2011). 

Dalas et al., 2006 estudaram a eficiência do peptídeo Mdm2 rico em cisteína 

como inibidor de crescimento de cristal de calcita. Os resultado demostraram que o 

peptídeo Mdm2 é capaz de atuar inibindo formação de incrustação. O peptídeo Mdm2 

possui habilidade de ser adsorvido bloqueando o crescimento de sítios ativos na 

superfície do cristal de calcita. Substancialmente, os fragmentos de Mdm2 interagem 

com os íons Ca+2 na superfície do cristal de calcita. 

Pesquisas foram elaboradas testando o desempenho do ácido fólico como 

inibidor de incrustação e relataram que foi obtido uma inibição de incrustação de 

100%. Os testes foram feitos por meio de garrafa estática, usando uma concentração 

de ácido de 120 mg.L-1 em uma temperatura de 70ºC e 160-200 mg.L-1 de 

concentração de inibidor em temperaturas mais elevadas de 70 – 110ºC, usando 

salmoura ricas em Ca+2 e HCO3-. Diante disso, foi concluído que o ácido fólico pode 

ser considerado um potencial inibidor verde usado nos reservatórios de petróleo 

(KUMAR et al., 2018). 

O poli (ácido aspártico) (PASP) é um polímero considerado um inibidor de 

incrustação biodegradável sem átomo de fósforo e apresenta excelente desempenho 

em incrustações de sulfato e carbonatos. O mecanismo para a reação de 

polimerização do PASP é mostrado na Figura 26.  

Liu et al., 2012 realizaram teste utilizando o PASP como inibidor, o sítio ativo 

de deposição diminui a taxa de crescimento dos cristais de CaCO3. O trabalho foi 

realizado para mostrar o efeito de PASP sobre a eficiência da inibição de incrustação 
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a 80ºC sob condições de teste estático em água mineral contendo íons Ca+2 em 

concentração 253 mg.L-1, e eles encontraram a eficiência ≈80%, o que confirma uma 

boa performance do PASP. 

Figura 26 -  Via sintética típica de poli (ácido aspártico) (PASP) a partir de ácido aspártico 

 

Fonte: Liu et al., (2012). 

 

Outro inibidor considerado “verde”, é a carboximetilquitosana (CMQ), a qual é 

um polieletólito derivado da quitosana. A CMQ apresenta atividades bioquímicas, 

biodegradabilidade, além de apresentar baixa toxidade (DE ABREU e CAPAMPANA 

FILHO, 2009). Abaixo, na Figura 27, sua estrutura química. Este vem demostrando 

ser um potencial inibidor de incrustações causadas por carbonato de cálcio. 

 

Figura 27 - Estrutura da carboximetilquitosana (CMQ). 

 

Fonte: modificada de Jayakumar et al. (2010). 
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4. ESTUDO DE CASOS 
 

 4.1. Caso 1 – Eficiência do inibidor PPCA 

 
Bukuaghangin et al. (2016) avaliaram o efeito do PPCA como inibidor de sulfato 

de bário em superfícies de aço inoxidável. Para isso foi projetado uma célula de fluxo 

contínuo em um sistema fechado (Figura 28), para operar sob pressão atmosférica, 

podendo ser ajustado para manter as condições experimentais (por exemplo, razão 

de saturação, concentração de inibidor).  

 

Figura 28 - Set-up do esquema experimental. 

 

Fonte: modificada de Bukuaghangin et al. (2016). 

O esquema com câmera e sonda de turbidez permitiu que a incrustação na 

área de superfície e a precipitação em massa fossem avaliadas simultaneamente. A 

câmera avalia a deposição na superfície de sulfato de bário, as imagens foram 

processadas para avaliar o número de partículas, tamanho e área superficial. A sonda 

é capaz de avaliar a deposição em massa em tempo real (BUKUAGHANGIN et 

al.,2016). 



60 

 

As condições de supersaturação para que ocorra a incrustação por sulfato de 

bário foram adquiridas pela união de águas incompatíveis: água de injeção (rica em 

SO4-2) e água de formação (rica em cátion Ba+2). A composição dessas salmoras é 

apresentada nas Tabelas 10 e 11. A mistura foi feita na proporção 50:50 a uma 

temperatura de 50ºC. 

 

Tabela 10 - composição da água de injeção e formação (caso 1). 

 Água de injeção Água de formação 

íon mg L-1 mg L-1 

Na+ 10866 31747 

Ca2+ 428 2000 

Mg2+ 1368 739 

K+ 460 654 

Ba2+ 0 Tabela 11 

Sr2+ 0 771 

SO4
-2 Tabela 11 0 

Fonte: Bukuaghangin et al. (2016). 

 

Tabela 11 - SO4-2 e Ba+2  na água de injeção e formação (caso 1) 

 SO4
-2 Ba2+ 

SR mg L-1 mg L-1 

30 500 65 

80 800 110 

Fonte: Bukuaghangin et al. (2016). 

 

Foi injetado continuamente PPCA na concentração de 1 mg L-1 em salmouras 

com razão de saturação baixa(SR=30) e alta(SR=80). Constatou-se que em baixa 

razão de saturação o crescimento superficial e o tamanho do cristal cessaram 

imediatamente. PPCA é conhecido por ter boas propriedades de adsorção em 

minerais, logo essa inibição instatânea pode ser atribuida a molécula do inibidor sendo 

adsolvida e bloqueando os sítios ativos do cristal (BUKUAGHANGIN et al.,2016). 
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Quando o PPCA foi injetado na razão de saturação mais alta, o crescimento da 

superficie ainda perdurou por cerca de 60 minutos antes de atingir o patamar e cessar. 

Isso leva a sugerir que, o processo de adsorção da molecula do inibidor em locais de 

crescimento ativos e a incorporção de ions à rede cristalina ocorrem simutaneamente, 

ocasionando uma competição e logo atrasando o tempo em que as moléculas do 

PPCA sejam adsolvidas e bloquei os locais de crescimento ativo. Diante disso, pode-

se concluir que a inibição da incrustação promovida pelo PPCA ocorreu apenas por 

nucleação heterogênea e subsequente crescimento e, foi fortemente afetada pela 

razão de saturação (BUKUAGHANGIN et al.,2016). 

 

 

Figura 29 - Efeito de 1 mg L-1 PPCA em SR=30 e SR=50 em 50 °C no (a) área superficial e (b) 
tamanho do cristal. 

 

Fonte: Bukuaghangin et al. (2016). 
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4.2. Caso 2 – Comparação de eficiência entre 4 inibidores comerciais. 
 

Sousa e Bertran (2014) fizeram estudos para avaliarem a eficiência de quatro 

inibidores comerciais no crescimento do cristal de CaCO3. Para isso foi usado novo 

procedimento para avaliação do inibidor de incrustação de carbonato de cálcio, 

baseado na medição contínua da distribuição do tamanho das partículas pela técnica 

de difração a laser e registro simultâneo do pH. A partir dos dados obtidos durante o 

monitoramento em tempo real da nucleação homogênea e do crescimento das 

partículas de CaCO3. 

Foram usados nos ensaios água de formação sintética com concentrações 

encontrada em alguns poços no Brasil e solução precipitante de  carbonato de sódio 

(Na2CO3  0,038 M).  

 

Tabela 12 - composição da salmoura sintética (caso 2). 

Ion Concentração (mg L-1) Concentração (mol L-1) 

Na+ 52,552 2,286 

K+ 1794 0,046 

Mg+2 2361 0,097 

Ca+2 14,194 0,354 

Sr+2 2246 0,026 

Ba+2 138 0,001 

Cl- 116,556 3,288 

Fonte: Sousa e Bertran (2014). 

Para inibição foram usados 5 ppm de cada inibidor separadamente (PVS, 

PPCA, DETPMP e EDTMP), conduzidos a 25°C, estes foram divididos em duas 

categorias apresentados na Figura 30, inibidores de fosfonato (ácido etilenodiamina 

tetrametileno fosfônico, EDTMP; ácido dietilenotriamina pentametileno fosfônico, 

DETPMP) e inibidores poliméricos (ácido fosfino policarboxílico, PPCA ; sulfonato de 

polivinila, PVS). As eficiências de inibição seguiram a segunte ordem: EDTMP < 

DETPMP < PVS ≅ PPCA. No estudo além da eficiência dos inibidores foi capaz de 

detectar o mecanismo de inibição destes compostos. Os fosfonatos foram capazes de 

inibir crescimento cristal, logo foram classificados como inibidores de crescimento, já 
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os inibidores poliméricos foram classificados como inibidores de nucleação e 

crescimento, pois foi capaz de atuar em ambos os mecanismos, impedindo e/ou 

reduzindo processo de nucleação e minimizando o crescimento dos cristais de CaCO3.   

 

Figura 30 - estrutura o EDTM, DETPMP, PVS e PPCA 

 

 

Fonte: Sousa e Bertran (2014). 

 

Figura 31 - Variação da média ponderada do volume da partícula, D [4,3] em função do tempo, após 
a adição lenta da solução de Na2CO3 de salmoura não inibida e na presença de inibidores (5 mg L-1). 

 

Fonte: modificada de Sousa e Bertran (2014). 
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Quando é analisado a ação dos inibidores de crescimento (EDTMP e 

DETPMP), observa-se que o carbonato de cálcio tende a se cristalizar na forma de 

alongadas que consistem em pilhas de calcita distorcida (Figura 32 - micrografia a,b). 

Já no caso de inibidores predominates de nucleação (PVS e PPCA), predomina 

estrutura esféricas, agregados semelhantes a rosetas (Figura 32 – micrografias c, d). 

Sem nenhum inibidor (Figura 32 – micrografia e), observam-se os polimorfos vaterita 

e calcita (SOUSA E BERTRAN, 2014). 

 

. 

Figura 32 -Imagens do carbonato de cálcio cristalizado em massa pela adição de Na2CO3 na 
presença de inibidor de 5 mg L-1: (a) EDTMP; (b) DETPMP; (c) PPCA; (d) PVS e na (e) ausência de 

inibidor 

 

 

Fonte: Sousa e Bertran (2014). 

 

4.3. Caso 3 – Inibidores de incrustação de Carbonato de cálcio: Efeitos de 
produtos químicos de Recuperação Avançada (RAO). 
 

Wang at al. (2018) investigaram os impactos que produtos químicos usados na 

recuperação avançada de óleo (RAO), sufactante e polímeros, podem acarretar na 

formação e inibição de incrustações inorgânicas. Para isso foram usadas águas 
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incompatíveis sinteficamente produzidas e o método da garrafa estática para a 

avaliação. As águas simulando água de injeção e de formação foram mituradas em 

volumes iguais adquirindo a seguinte concentração iônica: 19047 mg L-1 de sódio, 703 

mg L-1 de potássio, 3942 mg L-1 de cálcio, 1286 mg L-1 de magnésio, 62 mg L-1 de 

estrôncio, 500 mg L-1 de bicarbonato, 1847 mg L-1 de sulfato e 39119 mg L-1 cloreto. 

Já os produtos químicos EOR usados foram 200 mg L-1 para polímeros e 150 mg L-1 

para surfactantes. Os teste foram mantidos a 71ºC. 

Para calcular o desempenho do inibidor, foi usada a medida da alcalinidade da 

solução. A escolha de usar a alcalinidade e não o cálcio, é porque salmouras de 

reservatório de carbonato, geralmente têm uma alta proporção de cálcio para 

bicarbonato, e a mudança na alcalinidade devido à precipitação de CaCO3 é mais fácil 

de medir com precisão do que a mudança no cálcio dissolvido. Para inibição foram 

usados os inibidores ácido dietilenotriamina pentametileno fosfônico (DETMP) e ácido 

Aminotrismetilfosfônico (ATMP). Os precipitados são caracterizados com microscópio 

eletrônico de varredura e técnicas de difração de raios-X (Wang at al., 2018). 

Os resultados dos testes de garrafa são demostrados na Figura 33 a seguir, 

constaou-se que para o inibidor ATMP foi> 80% a 2 mg L-1 e 100% a 10 mg L-1 e 20 

mg L-1 sem a mistura de SP. Quando a mistura de SP foi adicionada, sua inibição (%) 

foi reduzida para <10% a 2 mg L-1 e <70% a 20 mg L-1 (Figura 33a). Já com o uso do 

DETMP também foi constatado um comportamento semelhante, sua inibição foi 

próxima a 50% a 2 mg L-1 e > 95% a 5 mg L-1 em salmouras livres da mistura SP. Na 

presença da mistura de SP, a inibição (%) é desprezível a 2 mg L-1 e 5 mg L-1, e 20% 

a 20 mg L-1 (Figura 31b) (Wang at al., 2018). 

Figura 33 - Resultados do teste de garrafa estática com inibidor de incrustação (a) ATMP e (b) 
DETMP 

 

Fonte: Modificada de Wang et al. (2018). 
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Figura 34 - Cristais de CaCO3 formados na ausência de inibidores de incrustação. a) sem aditivos; b) 
com polímero EOR apenas; c) com surfactante RAO apenas; d) com mistura SP 

 

Fonte: Wang et al. (2018). 

Figura 35 - Cristais de CaCO3 formados na presença de inibidor de incrustação à base de trifosfonato 
(a) de 2 a 10 mg L-1 e  (b) 20 mg L-1. 

 

Fonte: Wang et al. (2018). 

 

Figura 36 - Cristais de CaCO3 formados na presença de inibidor da escala de penta-fosfonato (a) de 2 
a 10 mg L-1e (b) 20 mg L-1. 

 

Fonte: Wang et al. (2018). 
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Os resultados indicaram que a presença de produtos químicos RAO tem 

influência significativa no desempenho do inibidor, diminuindo a eficiência deles cerca 

de 10 vezes. Os produtos RAO atuam principalmente modificando a morfologia dos 

cristais formados (Wang at al., 2018). 

 

4.4. Caso 4 – Carboximetilquitosana (CMQ), um inibidor inorgânico “verde”. 

 

Macêdo (2016) fez estudos sobre a eficiência da carboximetilquitosana (CMQ). 

A CMQ pode ser sintetizada por meio de uma reação de condensação entre a 

quitosana e ácido monocloroacético. (JAYAKUMAR et al., 2010). O esquema da 

síntese de CQM pode ser visto na Figura 37 a seguir: 

. 

Figura 37 - síntese da carboximetilquitosana. 

 

Fonte: Jayakumar et. (2010). 

 

É de conhecimento que algumas características estruturais dos inibidores, 

como grau de acetilação, grau de substituição e massa molar são capazes de 

influenciar diretamente nas características físico-química, como a solubilidade e nas 

atividades fisiológicas (MUZZARELLI et al, 1994; MOURYA e INAMAR, 2008). 

A quitosana apresenta solubilidade em pH menor que 6,5, mas não pode ser 

aplicada em situações que provoquem variações significativa de pH, pois a mesma 

sofrerá uma modificação conformacional e perderá o efeito para que foi destinada. Por 

isso, faz necessário a modificação química por meio da carboximetilação, tornando a 

quitosana solúvel em água em uma grande faixa de pH. As condições reacionais e a 

carboximetilação são fundamentais para a solubilidade da CMQ (MACEDO, 2016). 
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A CMQ possui também propriedades adsortiva e quelantes, estas propriedades 

são favorecidas por algumas características como: alta hidrofilicidade, por possuir 

vários grupos hidroxilas; quantidade significantes de aminas primárias, as quais tem 

a capacidade de elevar a atividade dos sítios ativos e uma cadeia flexível, isto permite 

adotar uma configuração apropriada para a complexação de íons metálicos (MOURYA 

e INAMDAR, 2008). 

 Foram preparadas 2 salmoras, uma catiônica rica em Ca+2, simulando as 

concentrações iônicas de poços encontrados no Nordeste do Brasil e uma salmora 

aniônica, rica em HCO-3, simulando as condições iônica da água de injeção. Outra 

salmora foi preparada, no entando na salmora catiônica foi usado Ba+ e o ânionica o 

SO4-2, para ensaio de incrustaçoes do sulfato de bário. 

Na Figura 38(a) é mostrado o resultado obtido com os ensaios realizado com a 

salmora de CaCO3 e BaSO4, com carbonato de cálcio, percebe-se que a solução em 

branco precipita com cerca de 15 minutos, com o diferencial de pressão ultrapassando 

1 psi. Já com a CMQ na concentração de 50 mgL-1, o tempo de precipitação é 

deslocado pra cerca de 50 minutos, demonstrando a eficiência da inibição de 

incrustação carbonática da CMQ. Quando a concentração do inibidor é elevada ainda 

mais, ele demonstra mais eficiente, demonstrando um valor de concentração efetiva 

a partir de 170 mgL-1. Já na Figura 38(b), os ensaios com sulfato de bário 

demonstraram  incompatibilidade com a CMQ para inibir esse tipo de incrustação, já 

que em poucos minutos há um diferencial de pressão muito acentuado em todas as 

concentrações do polímero (MACÊDO, 2016). 

Figura 38 - Eficiência de inibição dinâmica de precipitação de CaCO3, à 1000 psi e 70 ºC (a) e 
Eficiência de inibição dinâmica de precipitação de BaSO4, à 1000 psi e 70 ºC (b). 

 

Fonte: modificada de Macêdo (2016). 
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. 

Figura 39 - Imagens de MEV obtidas após ensaio de compatibilidade entre as salmouras auto 
precipitantes para formação de CaCO3, à 70 ºC. (a) Carbonato de cálcio na ausência de CMQ; (b e c) 

Carbonato de cálcio na presença de 170 mg L-1 de CMQ. 

 

Fonte: modificada de Macêdo (2016). 

 

 

Figura 40 - Imagens de MEV obtidas após ensaio de compatibilidade entre as salmouras auto 
precipitantes para formação de BaSO4, à 70 ºC. (a) BaSO4 na ausência de CMQ; (b) BaSO4 na 

presença de 250 mg L-1 de CMQ e (c) BaSO4 na presença de 500 mg L-1 de CMQ. 

 

Fonte: modificada de Macêdo (2016). 

 

De acordo com a literatura alguns inibidores “verdes” que inibem incrustações 

de CaCO3, possuem dificuldade de atuar da mesma forma em incrustações de BaSO4, 

provavelmente devido as características físico-química que esse cristal apresenta, as 

quais dificultam a interação com o inibidor (MACÊDO, 2016).  

O que pode também contribuiu para essa ineficácia de inibição é o pH da 

solução (7.2). nessa faixa de pH os ínos sulfatos de maior atividade que os 

carboxilatos que estão presentes na CMQ, diante disso a interação do Ba+2 com      
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SO4-2 irá prevalecer diante da interação Ba+2 com os carboxilatos presentes no 

polímero, favorecendo a precipitação de BaSO4. Embora os policarboxilatos sejam 

inibidores eficazes em uma grande faixa de pH, para que atue, a sua forma iônica 

precisar estar disponível, isso ocorre em valores de pH alto (VAN DER LEEDEN e 

VAN ROSMALEN, 1995; FÜREDI-MILHOFER e SARIG, 1996). 

 

4.5. Caso 5 – Estendendo a vida e liberação do inibidor DTPMP. 
 

Jayawickramage (2020) e colaborados fizeram estudos de estender a vida e 

liberação do inibidor DTPMP. Convencionalmente, a injeção periódica de DTPMP é 

necessária para manter a concentração mínima do inibidor, o que custa muito 

dinheiro, tempo e produtos químicos. Diante disso, uma plataforma de transporte é 

desenvolvida para aumentar a capacidade dos inibidores de DTPMP de aderir ao 

material do reservatório, permitindo uma liberação de longa duração em taxas de 

concentrações eficazes. O novo DTPMP de liberação estendida (ER-DTPMP) tem 

uma capacidade de compressão maior e tempo de vida de liberação prolongado. 

A síntese do ER-DTPMP é feita a partir do DTPMP (∼50% ativo, pH <1) e das 

partículas de plataforma transportadora pré-formadas, as quais foram adquiridas 

a∼40% em peso com pH∼1. O DTPMP foi neutralizado com a finalidade de 

desprotonar seus grupos fosfonatos e preparar a molécula para ligação ideal à 

plataforma de transporte e agentes de ligação. Os íons da plataforma transportadora 

serão atraído por esses fosfanatos desprotonados. A plataforma transportadora reage 

com o agente de ponte para anexar eletrostaticamente. Portanto, a superfície da 

plataforma portadora deve ser carregada negativamente para fazer interações 

eletrostáticas com cátions positivo (JAYAWICKRAMAGE, 2020). 

Após a síntese a solucão ER-DTPMP se apresentou com uma coloração 

amarelada sem precipitado e nem partículas suspensas. A formulação é um 

componente de 5% da solução DTPMP ligado a plataforma de trasporte, 

apresentando um ph na faixa de 2,8-3,0. A plataforma transportadora apresenta um 

tamanho 150 nm e mostrou uma única distribuição na medição DLS. O ER-DTPMP 

foi submetido a todas condições físico-química encontrada em poços offshore, 
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incluindo salmouras sintéticas e teve ótima compatibilidade. O mesmo também foi 

submetido a testes em núcleo de arenito e não foi constatado dano a formação 

(JAYAWICKRAMAGE, 2020). 

Para o teste de comparação e eficiência, o ER-DTPMP e o DTPMP foram 

injetados em um núcleo de arenito, uma solução de salmoura foi usada para refluxo 

do produto e 2% de KCl foi usado durante a injeção. Os resultados podem ser vistos 

na Figura 41 a seguir (JAYAWICKRAMAGE, 2020). 

 

Figura 41 - concentração de retorno DTPMP incumbente versos volume poroso (VP). 

 

Fonte: modificada de Jayawickramage, (2020). 

 

Pela comparação de volume poroso atingido pelas duas substâncias 

demonstrado na Figura 41, é percebível que o ER-DTPMP apresenta desempenho 

cerca de 3 vezes maior em relação ao DTPMP. Isto ocorre devido a vários fatores, 

como o efeito combinado da conexão aprimorada da plataforma da operadora, além 

dos mecanismos tradicionais de compressão DTPMP. Devido essa permanência 

prolongada, uma quantidade maior de produto permanece na formação após o 

período de refluxo inicial, viabilizando a liberação prolongada por longos períodos de 

tempo (JAYAWICKRAMAGE, 2020). 
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5. CONSIDERAÇÕES FINAIS 
 

O problema causado por incrustações inorgânica é bastante pesquisado e 

estudado devido ao grande impacto negativo que causa na indústria do petróleo, 

principalmente financeiro. Muitos artigos, trabalhos de conclusão de curso e teses 

foram abordados para embasarem este trabalho.  A solubilidade do sal é determinante 

para a intensidade da incrustação e, esta é alterada por diversos fatores físico-

quimicos.  

As precipitações de carbonatos são causadas principalmente pela queda de 

pressão no reservatório, essa leva uma dissolução do gás carbônico, elevando o pH 

da salmoura levando a queda de solubilidade dos carbonatos. No Brasil, pesquisas 

sobre incrustações causadas por carbonatos estão sendo bastante exploradas, pois 

o pré-sal é formado fundamentalmente de rochas carbonáticas. Já a incrustação com 

menor solubilidade, se tornando umas das mais complicadas de remoção de pois de 

instalada é a de sulfato de bário, que tem sua formação a partir da união do sulfato da 

água de injeção com íons bários da água de formação.  

No primeiro estudo de caso, o PPCA inibiu quase que instantaneamente a 

salmoura com baixa razão de saturação, já na salmoura com razão de saturação alta, 

só depois de 1hr foi percebido a inibição. Provavelmente, a alta saturação provocou 

uma competitividade entre incorporação dos íons de incrustação na rede cristalina e 

a adsorção do inibidor. Fazer teste com uma taxa mínima maior de inibidor em 

saturações provavelmente daria uma resultado melhor. 

No segundo caso, a precipitação do carbonato de cálcio ou de qualquer outro 

sal resulta de três processos mútuos: supersaturação, nucleação e crescimento de 

cristal. É importante observar como cada inibidor atua em cada uma dessas fases 

para definir um melhor para cada situação. Os fosfonatos DETPMP e EDTMP, os 

quais são classificados como inibidores de crescimento, apresentou uma eficiência 

inibitoria menor que os inibidores poliméricos, que atuam por ambos mecanismos de 

inibição. Isso leva a consideram um melhor resultado de inibição tetando 2 tipos de 

inibidores juntos (nucleação e crescimento). 

Com relação ao terceiro estudo de caso, foi demostrado claramente que os 

sulfactantes e polímeros influenciam de forma a barrar a atuação dos inibidores de 
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incrustação. Nos testes, a eficiencia de inibição caiu cerca de 10 vezes em relação ao 

teste sem agentes RAO. Diante disso, para se ter uma melhor eficiência em um 

tratamento de incrustação, é melhor que estes sejam feitos antes, separadamente, da 

recuperação avançada. 

No quarto estudo de caso, a CMQ, o inibidor “verde’ sintetizado, demostrou 

eficaz evitando a incrustação de carbonato de cálcio na concentração mínima de 

inibidor de 170 ppm, mas se demostrou ineficiente com relação as salmoras de sulfato 

de bário, isso pode estar relacionado a atividade do íon Ba+, que se demonstra maior 

que a do íon carboxilato no pH testado de 7,2. 

O quinto caso, para atuar em incrutaçoes de poços de petólro e gás, sintetizado 

ER-DTPMP, o produto foi testado me condições de poço como temperatura, pressão 

e alto cisalhamento, obtendo ótimos resultados. Após a injeção do produto a formação 

permaneceu estável e o mesmo teve um encremento de 300% de extensão de vida 

últil se comparado ao DTPMP. 

Existe uma grande variedade de inibidores químicos, cada um tem 

especificidades, é de fundamental importância levar em conta na hora da aplicação 

essas especificidades de acordo com o objetivo que se quer alcançar e, as 

caracteristicas físico-química do local da aplicação.  

Como ja foi descrito, os  inibidores convencionais ricos em fósforos e nitrogênio 

são tóxicos.. Diversos trabalhos vem sendo publicados sobre polímeros e extrato 

vegetais, os quais vem apresentando ótima eficiência na inibição, revelando uma 

alternativa renovável, biodegradável e ecologicamente aceita. É essencial cada vez 

mais estudos, descobrindo mais inibidores “verdes” de boa eficiência para, que haja 

um gradual substituição desses convencionais. 
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