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RESUMO

A predi¢do de permeabilidade em rochas carbonaticas ¢ um dos maiores desafios na area de
geociéncias. Existem na literatura diversas técnicas utilizadas para predicdo dessa propriedade
petrofisica que, comumente, € realizada pela integragdo de dados de laboratdrio de plugues ou
amostras laterais de rocha para calibragdo com dados de perfis. A tecnologia de perfilagem por
ressonancia magnética nuclear (RMN) ¢ a Uinica, dentre os perfis geofisicos, que permite esti-
mar de maneira direta e continua a permeabilidade. Entretanto, a literatura mostra que os mo-
delos classicos para estimativa de permeabilidade por RMN, tais como Kenyon e Timur-Coates,
ndo funcionam bem em carbonatos. Neste trabalho, serdo avaliados estimadores de permeabi-
lidade baseados nas médias pitagoricas dos tempos de relaxagdo e cortes de saturagdo cumula-
tivos para a predicdo de permeabilidade a partir dos dados de perfil de RMN. Para a realizagdo
deste estudo, foi utilizada uma base de dados petrofisicos, rocha e perfil, oriundos de trés pocos
de um reservatdrio carbonatico localizado na Bacia de Campos. Os resultados obtidos em cada
um dos pogos mostraram que a utilizagdo dos novos estimadores em dados de perfil de RMN
apresentaram melhor performance preditiva quando comparados @ média geométrica tradicio-
nalmente utilizada pela industria. O reservatorio foi classificado posteriormente pela técnica de
RMN facies ou agrupamentos de relaxatividade por RMN, que permite distinguir zonas de
acordo com o tamanho do poro, independente da litologia. As estimativas de permeabilidade
foram entdo otimizadas por aplicacdo de estimadores de corte de saturacdo cumulativos em

cada umas das RMN facies determinadas.

Palavras-Chaves: carbonatos, permeabilidade, perfil de RMN, RMN facies.




ABSTRACT

The prediction of permeability in carbonate rocks is one of the greatest challenges in geosci-
ences. There are several techniques in the literature used to predict this petrophysical property,
commonly performed by integrating routine core analysis with well logging data. Nuclear mag-
netic resonance (NMR) well logging technology is the only one that provides a continuous
permeability curve, but it is used only as a qualitative indicator. The literature shows that the
classical models for estimation of NMR permeability, such as Kenyon and Timur-Coates, do
not work well on carbonates. In this work we will apply the Pythagorean means and cumulative
saturation cutoffs values in NMR logging data to evaluate the permeability prediction using the
Kenyon equation, which uses only the Pythagorean estimator of the geometric mean of the T2
distribution. For this study, a petrophysical database was used from three wells of a carbonate
reservoir located in the Campos Basin. The results obtained in each of the wells showed that
the use of the new estimators in NMR logging data presented better predictive performance
than the geometric mean for permeability estimates. The reservoir was later classified using the
NMR Facies technique or NMR relaxitivity groups, which allows the identification of zones
according to pore size, independent of lithology. The permeability estimates were then opti-
mized through the application of cumulative saturation cutoff estimators at each of the deter-

mined NMR Facies.

Keywords: carbonates, permeability, NMR log, NMR Facies.




ABREVIATURAS E SIMBOLOS

ANP — Agéncia Nacional de Petroleo, Gas natural ¢ Biocombustiveis;
ATO90 — resistividade profunda;

BDEP — banco de dados de exploragdo e produgio;

BFV — agua irredutivel;

CMR — combinable magnetic resonance;

CPMG - sequéncia Carr-Meiboom-PurcellGill

DTCO - onda actistica compressional,;

DTSM - onda actistica cisalhante

FF — fluido livre;

FID — firee induction decay (decaimento de indugdo livre);

Fm. — formagdo/ formagdes;

Gr. — grupo;

IP — Interactive Petrophysics®;

LWD — logging while drilling (perfilagem durante a perfuracdo);
MCIP — mercury injection capilary pressure (pressao capilar por inje¢do de mercurio);
NMIP — NMR-MICP Integration and Permeability;

NMIP — Software desenvolvido pelo UFFLAR para estimativas de permeabilidade através de
integracdo de dados de RMN e MCIP

NMR = Nuclear Magnetic Resonance (neste caso pode suprimir o MCIP)
OBM - oil-base mud,

PAP — pares de alternancia de fase

PC — pressao capilar;

RF — radio-frequéncia;

RMN - ressonancia magnética nuclear;

S/V — superficie/volume;

TE — tempo de eco;

TW — tempo de espera;

UFFLAR = Laboratorio para Aplicagdes de RMN e Petrofisica da UFF.



FIGURAS

Figura 1 — Localizac8o da Bacia de CampPoOS. ..........cceeiuieriieniieeiienie ettt ettt satesaesbesnaeessesnseseseennas 13
Figura 2 — Carta estratigrafica da Bacia de Campos. ........cccoveruiririieiiniieeieiesiesieeeie sttt sttt 15
Figura 3 — Preservac@o de porosidade primaria observada em laminas petrograficas. ........c..cocveveverernievenenene. 16
Figura 4 — Classificacdo de rochas carbONAtICAS. ..........ccveririreeieiiie ettt ettt eee e 17
Figura 5 — Sec¢@o transversal de uma amostra de rocha demonstrando poros interconectados e isolados. ............ 18
Figura 6 — Classifica¢do de Lucia do espaco poroso vugular em carbonatos baseado na interconexdo dos vugos
Proposta POr LUCIa (1983). ...eiiuiiiiieiiiiiie ettt ettt ettt e b e eteesteeebee bt e bae st eennensbeenbaenaens 19
Figura 7 — Classificagdo de Lucia do espago poroso interparticula em carbonatos baseado na selegio e tamanho
dos graos e cristais proposta por Lucia (1983). ....ccieiereieieieie ettt 20

Figura 8 — Magnetizagdo resultante do SiStema. ..........c.eceevereeeeeenieseireeeiereree e
Figura 9 — Esquema do sistema de precessao
Figura 10 — Esquema da precessdo do spin de 1 e varios protons sujeitos a um campo de magnetizagdo BO. ..... 26

Figura 11 — Esquema de magnetizagao dOS PIrOTONS. ........ecveiierieriirieeeieiesesteeieteeeeee e eeeneessesseeseenee e ssesseeneeseennes 26
Figura 12 — A curva de relaxagao T1 (POlariZaAGA0).......everueruereeieiiieeeeeeteteteteteeeeeste et eeeese e saeeseese e enseneenes 27
Figura 13 — Descri¢do do fendmeno de ressonancia magnética NUCICAT. ..........ecerueeierierereieieieieeee e 28
Figura 14 — Detecgdo do sinal FID durante a perda de coeréncia da populacdo de proton apos a aplicagdo de um
PUISO A€ Q0. ettt ettt ettt e e e et e e st e e e sbeeebeeebeeebeeeseeesbeeteent e taeenseenneenseenbaenne s 29
Figura 15 — Esquema de gerago d0 €CO de SPIM. ...c..eiuieiieiierieniiiieiieie ettt ettt ena e s e e s eneeeaeenes 30
Figura 16 — A sequéncia de pulsos CPMG usada no registro de RMN para gerar um trem de ecos de spin......... 31
Figura 17 — Sequéncias de pulso de CPMG (superior) e polarizagdo alternada (T;-relaxacdo) e aquisi¢do do
trem de ecos de Spin (PArte INFETIOT). ......ecuieruieriieriiet ettt ettt ettt et eta e s essbeeeseenseenne s 32
Figura 18 — Esquema de ferramenta de perfilagem de RMN. ........cccoiiiiiiiiiiiiinieeeieee e 33
Figura 19 — Esquema da relagdo dos decaimentos do sinal RMN e os valores de T, com o tamanho de poros de
uma rocha saturada POr SAIMOULA. .........coeeiieiiieiiiiiiectie ettt ettt be e s aeenbeeeaesnbeenseeseennas 36
Figura 20 — Curva de relaxacdo T» e sua decomposicdo em distribuicdo de tempos de relaxacdo transversal...... 36
Figura 21 — Esquema do método grafico para estimar 0 Valor dO Tacutoff.....cerveeeereereeereerieserieeierenieseeseeseeseennenes 38
Figura 22 — Correlagao entre porosidade total versus permeabilidade absoluta realizada em 120 plugues. ......... 62
Figura 23 — Grafico de correlagdo porosidade versus permeabilidade para 0 Pogo 1. .....cccooiiieieiiiiniiiee 63
Figura 24 — Grafico de correlagdo porosidade versus permeabilidade para o Pogo 2. ...................
Figura 25 — Grafico de correlagdo porosidade versus permeabilidade para 0 Pogo 3. .....cccoecieviiiiiiiciieiieiieee 64
Figura 26 — Resultados de pressao capilar por injecdo de mercurio em oito plugues do Pogo 1.........ccccoeevenenne. 64
Figura 27 — Resultados de pressao capilar por injecdo de mercurio em oito plugues do Pogo 2..........ccccceeeneenee. 65
Figura 28 — Distribui¢do do raio de garganta de poros em oito amostras do Pogo 1.........cccceeieievieneiircniennne. 65
Figura 29 — Distribui¢do do raio de garganta de poros em oito amostras do Pogo 2...........cccceevivieenciincncenene. 66
Figura 30 — Grafico macroporosidade (%) versus permeabilidade absoluta (mD)........ccccocueverieniniinenenenenne, 67
Figura 31 — Analise integrada de pressdo capilar em grainstone com porosidade de 19,4% e permeabilidade
ADSOIULA dE 627 MD. ..eiiiiiiiiieiitciec ettt ettt ettt bbb e 68
Figura 32 — Analise integrada de pressdo capilar em packstone com porosidade de 17,7% e permeabilidade
absoluta de 188 MID. ...c..ccoiiiiiiiiiiice e e e 69
Figura 33 — Analise integrada de pressdo capilar em grainstone com porosidade de 14,2% e permeabilidade
Fo o) L7 e (I TN U 11 D 2SR 70
Figura 34 — Analise integrada de pressdo capilar em packstone com porosidade de 17,2% e permeabilidade
Fo o) L7z e L B3N 11D 2SR 71
Figura 35 — T2médio ¢ T2sat para uma amostra de perfil. ...........ccoeieiiniriininiee e 72
Figura 36 — Perfis de RMN do Pogo 1 separados por trilhas. .........c.ecueeiiirierieiiniieieseee e e 74
Figura 37 — Perfis de RMN do Pogo 2 separados por trilhas. .........c.eveeiierienieiiniieiesiee e e 75
Figura 38 — Perfis de RMN do Pogo 3 separados por trilhas. .........c.ecueeiierienieiiniieieseee e 76
Figura 39 — Grafico de frequéncia cumulativa de T,(s) / @, calculado com uso de dados de perfis de RMN dos
TEES POGOS. wvvteutreettteetieeeteeetteenuttesasteesabeeestaeaseseeeseeesssaeeaseeassseaensseesesaesasbeasnseeansseesabeesnsbaenneeeshbeesanteannne 78

Figura 40 — Grafico de Ta(S) VEFSUS Bz . .ecveveeeereeerieiieiieeee ettt vt saess i eve s s saeesees
Figura 41 — Distribuicdo de RMNF no Pogo 1. Dados de perfis do pogo parados por trilhas. ....
Figura 42 — Distribuicdo de RMNF no Pogo 2. Dados de perfis do pogo parados por trilhas. ....

Figura 43 — Distribuicdo de RMNF no Poco 3. Dados de perfis do pogo parados por trilhas. ........cccceveeruereennenne. 83
Figura 44 — Integrag@o rocha-perfil do Poco 1. Perfil separado por t7acks. ..........ccceecuveeeeciieiieecieenieece e 84
Figura 45 — Integrag@o rocha-perfil no Pogo 2. Perfil separado por tracks. ........cccecveeeenevvnenennnne.

Figura 46 — Perfis convencionais e RMN do Pogo 1 separados por trilhas. ...........ceceeverenirienieiine e 87
Figura 47 — Perfis convencionais e RMN do Pogo 2 separados por trilhas. ...........ceceeverenirieieiine e 88



Figura 48 — Perfis convencionais ¢ RMN do Pogo 3 separados por trilhas. ..........c.cccuevvieiiniinieecienie e 89
Figura 49 — Distribuigdes médias de T2 para cada RMNF nos pogos 1,2 ¢ 3

Figura 50 — Integrac@o rocha-perfil para RIMINF L. .......cccooiiiiiiiieie e ene 94
Figura 51 — Integrac@o rocha-perfil para RIMINF2. ........ccooiiiiiiiiiieeeceeee e ene 94
Figura 52 — Integrag@o rocha-perfil para RMINF3. ........cooiiiiiiiiiiiiiece e st e et 95

Figura 53 — Integrag@o rocha-perfil para RMNF4/RMNES.......ccoooiiiiiniiiiiiiiieeteneseete e e 95
Figura 54 — Integrag@o rocha-perfil para RMNFO/RMNET........cocoiiiiiiiieieeiciieee e 96
Figura 55 — Dados de perfis do Pogo 1 separados por trilhas...........cccoeceioeerieiieniniieiece e 98
Figura 56 — Dados de perfis do Pogo 2 separados por trilhas. ..........cccceeeriiiriieniieniiiieiiieeeie et 99
Figura 57 — Dados de perfis do Pogo 3 separados por trilhas. ..........cceeeieeiieeiieniieniieiieieceeeeeieeeeie e 100
Figura 58 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kA 10 Pogo 1. ......ccceeceeveeiereinenen. 103
Figura 59 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com k95% no Poco 1........ccccooevennenee. 103
Figura 60 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kRMNF no Pogo 1...... ... 104
Figura 61 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kG no Pogo 2. .............. ... 104
Figura 62 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com k50% no Pocgo 2.......... ... 105
Figura 63 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com KRMNF no Pogo 2...................... 105
Figura 64 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kA no Pogo 3. .......ccccevveeniiinenen. 106
Figura 65 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com k25% no Poco 3.......... ... 106

Figura 66 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kRMNF no Pogo 3

TABELAS

Tabela 1 — Valores de referéncia para conversdo de sistema ar-mercurio para um sistema compativel com o

TESEIVALOTIO w...veuveneeteteatetet ettt et et est b et bt b et et s b et et b st st b et e e st s b et et eb ettt e bt b et e st sbe st e st ebenbenae e sbe e 40
Tabela 2 — Matriz de dados doS POGOS 1,2 € 3. .iiiiiieiieiieie ettt ettt ettt ettt e ae s seaeenseenneennes 42
Tabela 3 — Resultados de petrofisica basica em 120 plugues dos pogos 1,2 € 3....cooieiiriiiiinieeierie e 45
Tabela 4 — Resultados de pressdo capilar em 0ito plugues do POGO 1. ....coouiviiiiiiieieieieeeeee e 51
Tabela 5— Resultados de pressdo capilar em 0ito plugues do POGO 2. ......cccveieriiiiieienie e 56
Tabela 6 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados para 0 Pogo 1............cc........ 73
Tabela 7 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados para 0 Pogo 2............cc..c....... 73
Tabela 8 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados para 0 Pogo 3............cccoenie.ee. 73
Tabela 9 — Valores médios de porosidade total, fluido livre, agua irredutivel e razdo agua irredutivel versus

fluido LiVre NOS POGOS 1,2 € 3. ittt ettt ettt s ee et ne e st e eae e st enbensenseeseenes 77
Tabela 10 — Range de 1p2Sgv calculado através do grafico T2(S) versus OZ. .......ccceeceeveeieeneneninereneeeneean 80
Tabela 11— Valores médios das curvas convencionais a cabo...........c..cccecererieininiiiiiciienicntieeceeretee e 86
Tabela 12 — Valores médios dos médias pitagdricas e dos cortes de saturagdo cumulativos nos trés pogos para

€A RIMINF. L.ttt bttt ettt bt sttt sa e 86
Tabela 13 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados para cada RMNF. ................ 97
Tabela 14 — Comparativo da performance estatistica dos estimadores de permeabilidade no Poco 1. ................. 97
Tabela 15 — Comparativo da performance estatistica dos estimadores de permeabilidade no Pogo 2. ................. 97
Tabela 16 — Comparativo da performance estatistica dos estimadores de permeabilidade no Pogo 3. ................. 97

Tabela 17 — Percentual de distribuicao de cada RMNF N0S POCOS.......eeuieierierieriiiieiienieeeeeieiesieseeeeeeneeseeseeeeneneas 101



SUMARIO

21
2.2

3.1

3.2

3.2.1
322
323
3.3

3.3.1
332
333
334
335
3.3.6
3.3.7
3.3.8
3.39
3.4

3.5

3.5.1
352
353

41
4.2
4.3
4.4
4.5
4.6
4.7

5.1
5.2

5.3
5.4
5.5

INErOdUGAO0 ... ———————————— 10
(0671 7= ¢ Lo e [= o1 Lo o e o X0 13
Ge0logia regioNal.........oooi i 13
RESEIVALOMIOS ...evvviiiiiieie et a e e e e e e e e e e e aaaeees 15
Fundamentos teOriCOS .........cccccmmmrmimmiiieiie s 17
Classificacao das rochas carbonaticas..........c.ccooiieiiiiiiii e, 17
Propriedades petrofisicas das rochas-reservatorio............ccccceeeeeiiiiiceieennenn. 17
R0 (T ¢ - Yo (<SS 17
T 100 2 Toz: 1o J TR 20
Permeabilidade ........ooiiiiiiii i e 20
Ressonancia magnética NUCIear.............oooooi i 22
Historico do RIMN ....uuuiiiiii ettt e e e et e e e e e e e e e e e 22
Principios basicos de RIMIN .......ccooiiiiiiiiiiiiiii e 22
MagnetiSmMO NUCIEAT .........eeeiiiiiriiiieee e e e e e e e e e eeeaaans 23
| o) oV g2 Yot 1o R 24
Excitacdo eletromagnética e FID (decaimento de indugao livre)...........coeeevveeeeenns 28
DeteCqA0 dE SPIN ©COS wvvrrurruineee e e e eeeeeeeeeeetete e e e e e e e e e ee e e e e e e b e e e eeas 29
RMN €11 MEIOS POTOSOS +rrtvvuunseeeeeeeeeeeeeeeesssnsinsa s e s e e e eeeeeeeeeeeesnnnns e e e eeeeens 32
Inversdao dos dados de TelaXaga0 ... cvuuuneeiueeeiiiieee e eee e et eee e et e e eeanns 35
Determinacdo de agua irredutivel € fluido-livre.........oooiiiiiiiiiiiiii e 37
Presséao capilar por injecao de mercurio (MCIP) .........ovvviiiiiiiiieiiiiieieeeee, 39
Estimadores de permeabilidade ...............cooooii i 40
Permeabilidade por Kozeny-Carman.............oooeeiiuuiiiiiiiiiininneee e 40
Permeabilidade por RIMN .......ouuuiiiiiie e 41
Permeabilidade por MCIP..........uuuuiiiiiiee e 41
Materiais @ Métodos ........cccccierrrrrr e ————— 42
=Y =Y =TS EPRPRPPURR 42
Petrofisica DASICA ........ccooi i 42
Presséo capilar por injeGao de MErCUrio...........ccevvveeiiiiiiiiiiiee e ee e eee e 45
Perfis geofiSiCOS A€ POGOS .....ciiiiiiiiiiiieii e 57
EStimadores de T2 PUFOS.......ccueiui i e e e e 57
Estimativa da permeabilidade pelo software NMIP ...........cccccooeeiiiiiiiiiin, 58
RMN FACIES ... eee e e e aaeaeeeeas 59
Resultados € diSCUSSOES.....cccuuumuuuiiiiiiiiiiirrr i rrrrrr s s e e s s s s e s nnnsnns 62
Descrigao PetrofiSiCa..........ooooiiiiiiiiiecccce e 62
Analise integrada de pressao capilar de mercurio com descrigdo petrografica

................................................................................................................. 66
Performance dos estimadores de T2 puro em cada pogO............cccevveeeennens 71
Y N = T 1= PRSP 78
Performance dos estimadores de corte de saturacido cumulativa k2SAT em

(072 To F= T 1Y | N T 96



10

1 INTRODUCAO

A predigdo de permeabilidade por meio de dados de perfis geofisicos de pogos € uma
importante tarefa na caracterizacdo de reservatorios. Como quase a maioria dos pogos sdo per-
filados, € pratica comum a estimativa de permeabilidade por correlagdes desenvolvidas a partir
de dados de rocha e dados de perfis de pogos. Entretanto, devido aos altos custos de amostragem

e analises de laboratorio, geralmente, a disponibilidade de dados de rocha ¢ bastante limitada.

Em arenitos, frequentemente, os dados de perfis podem ser correlacionados a porosi-
dade, mas, em rochas carbonaticas, essa relagdo tende a ser muito mais complexa. Rochas car-
bonaticas apresentam geometria de poros heterogéneas e sdo muito afetadas pela diagénese,
além disso, existem fendmenos inerentes a técnica de Ressonancia Magnética Nuclear (RMN)
que dificultam as estimativas desta propriedade petrofisica. Por esta razao, a predi¢do de per-
meabilidade ¢ um aspecto critico da caracterizagdo de reservatdrios complexos, tais como os de

carbonatos (XIE, 2008).

A interpretacdo dos tempos de relaxagdo da RMN tem sido utilizada extensivamente
durante a iltima década para a avaliagcdo de formagdes portadoras de hidrocarbonetos. Hoje em
dia, essa tecnologia ¢ considerada essencial, juntamente com outras ferramentas de perfilagem
a cabo e LWD (Logging While Drilling — Perfilagem Durante a Perfuracdo) fornecendo infor-
macdes essenciais como a porosidade, distribuicdo do tamanho de poros, permeabilidade, satu-
racdo de agua e mobilidade dos fluidos. No contexto da perfilagem de pogos, o perfil de RMN
¢ 0 unico que pode fornecer a distribuicdo de poros, portanto possui grande potencial para ser

utilizado em estudos de rock-typing de reservatorios (VINCENT et al., 2011).

Embora existam inumeros trabalhos na literatura propondo métodos para obtencdo da
estimativa de permeabilidade por esse perfil (CHEN et al., 2008; RIOS etal., 2011; TREVIZAN
et al., 2014; CHI; HEIDARI, 2014), os dois estimadores de permeabilidade por RMN mais
utilizados na industria sdo Kenyon (KENYON et al., 1988) e Timur—Coates (COATES et al.,
1991). O estimador Kenyon (equacao 1) se baseia na correlagdo entre o tempo de relaxagdo
geométrico médio (T 2414) € 0 raio hidraulico do poro, na qual a, b ¢ ¢ sdo coeficientes litolo-
gicos ajustaveis, enquanto o Timur—Coates (equagdo 2) se baseia na correlagdo entre a fragdo
de fluido-livre (1-BVI) e de fluido irredutivel (BVI), sendo o parametro BVI computado a partir

de um corte aplicado na distribui¢do dos tempos de relaxagao.
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KKenyon = a(Tl_Zayg)b @C (1)
KTC =a [1;‘311/1)]1,@6 (2)

Apesar do uso corrente desse perfil na geracdo de estimativas de permeabilidade, a cor-
relacdo direta entre os tempos de relaxag@o e o tamanho de poros, premissa fundamental desses
estimadores, ¢ bastante suscetivel a interferéncia de fatores inerentes ao proprio fendmeno da
RMN. O transporte dos fluidos que ocupam o espaco poroso intra e interparticula, processo
conhecido como acoplamento difusivo, pode, por exemplo, promediar os tempos de relaxagdo
caracteristicos dessas familias de poro. Ja a baixa sensibilidade dos tempos de relaxacgdo varia
a medida que o tamanho dos poros aumenta, dificultando a distingdo de macro e megaporos.
Aliados a dificuldade intrinseca da predi¢do da conectividade hidraulica da rocha a partir da
sua complexa estrutura de poros, esses fatores podem deteriorar a acurdcia das estimativas de
permeabilidade por RMN, principalmente nos carbonatos, onde esses fatores deletérios sdo

mais frequentes (FREITAS, 2017).

Diante das dificuldades de obter estimativas acuradas para a permeabilidade, Rios et al.
(2016) avaliaram uma metodologia baseada na equagao de Kenyon com a utilizagdo de novos
estimadores baseados nas médias pitagoricas e cortes de saturagdo cumulativos para calcular
essa propriedade em rochas carbonaticas. Os resultados, obtidos a partir de dados de RMN de
laboratdrio, evidenciaram que esses estimadores podem ser capazes de determinar a permeabi-
lidade de rochas com acuracia superior ao tempo de relaxacdo médio geométrico, que € o esti-

mador padrio da equacdo de Kenyon.

Apesar dos bons resultados, ¢ necessario avaliar a eficacia da metodologia proposta
quando aplicada em dados de perfil, tendo em vista os potenciais interferentes presentes no
ambiente de pogo, tais como: baixa razao sinal-ruido, influéncia de gas dissolvido, inversao da
molhabilidade, invasdo do filtrado de lama, sobreposi¢ao dos sinais da agua e d6leo. Esses inter-
ferentes podem enfraquecer a correlagdo entre tamanho de poro e os tempos de relaxa¢do mag-
nética e, consequentemente, degradar a acuracia das estimativas da permeabilidade (FREITAS,

2017).

Logo, o objetivo geral deste estudo ¢ ampliar o trabalho de Rios et al. (2016), desenvol-

vido exclusivamente a partir de dados laboratoriais, ¢ avaliar a aplicagdo dessa metodologia de
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estimativas de permeabilidade a partir de dados de perfil de RMN. Existem dois objetivos prin-
cipais, o primeiro ¢ de aplicar essa metodologia em cada poco individual do conjunto de dados
disponiveis, o segundo objetivo ¢ de aplicar a metodologia em todos os pogos disponiveis, de
maneira conjunta, caracterizar o reservatorio por “RMN facies” e finalmente estimar a perme-

abilidade para cada “RMN facies” determinada.
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2 CONTEXTO GEOLOGICO

2.1 GEOLOGIA REGIONAL

A Bacia de Campos ocupa a regido entre os altos de Vitoria, situada no Espirito Santo,
e de Cabo Frio, localizada no Rio de Janeiro (figura 1). Segundo Winter, Jahnert e Franca
(2007), o preenchimento sedimentar pode ser dividido em trés megassequéncias denominadas

Continental, Marinha Transgressiva e Marinha Regressiva (figura 2).

Figura 1 — Localiza¢do da Bacia de Campos.
Fonte ANP/BDEP, fev. 2010.

Segundo os mesmos autores (WINTER; JAHNERT; FRANCA, 2007), a megassequén-
cia continental ¢ composta por basaltos toleiticos neocomianos da Fm. Cabitnas, que consti-
tuem o embasamento econdmico da bacia, e por sedimentos aptianos do Gr. Lagoa Feia, deno-
mina¢do da sequéncia carbonatica-siliciclastica depositada em ambientes lacustre e aluvial. A

sedimentacao esta relacionada a duas fases tectonicas distintas, abaixo descritas:

a) Fase Rifte — constituida por sedimentos aluviais das Formagoes Itabapoana e
Atafona (idades Aratu superior e Buracica) e lacustres da Fm. Coqueiros (idade
Jiquia), compostos por folhelhos, incluindo as principais rochas geradoras da
bacia, e coquinas, depositos de carapagas de pelecipodes com espessuras que

alcangam 400 m de espessura; ¢
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b) Fase Pos-rifte — caracterizado por periodo de relativa quiescéncia tectonica, com
depositos de leques aluviais da Fm. Itabapoana. Na parte superior do Gr. Lagoa
Feia, marcada por expressivas discordancias, ocorre uma sequéncia de conglo-
merados e folhelhos avermelhados, que migram lateralmente para esteiras mi-
crobiais. Todo o sistema foi recoberto pela secao evaporitica do Neoaptiano (Fm.

Retiro).

A Megassequéncia Marinha Transgressiva denomina conjunto de rochas que caracteri-
zam o influxo de 4guas marinhas na bacia e envolve desde o desenvolvimento de sistemas de-
posicionais restritos e lagunares (formagdes Macabu e Retiro) com a deposi¢do de rochas car-
bonaticas (microbiais) e evaporiticas; progressiva abertura da bacia com a deposicao de rochas
predominantemente carbonaticas entre o Albiano e o Cenomaniano (Gr. Macaé); e a de rochas
siliciclasticas do Turoniano ao Maastrichtiano em oceano franco (Formacdes Tamoios e Cara-

pebus).

O Grupo Macaé é composto, na borda da bacia, por rochas siliciclasticas da Fm. Goi-
tacas e carbonatos depositados em ambientes de dguas rasas pertencentes 8 Fm. Quissama (Al-
biano). Os carbonatos de alta energia gradam tanto distal como verticalmente para sedimentos
de ambientes mais profundos compostos por calcilutitos e folhelhos da Fm. Outeiro ¢ margas

da Fm. Imbetiba, todas interpretadas como depositadas em profundidade batial superior.

O Gr. Campos (formag¢des Tamoios e Carapebus — Turoniano-Maastrichtiano) recobre
o Gr. Maca¢ e representa a fase final de subsidéncia térmica da bacia e compde a fase superior
da Megassequéncia Marinha Transgressiva. E composta por folhelhos do Mb. Tamoios inter-

calados com arenitos da Fm. Carapebus.

A Megassequéncia Marinha Regressiva, também preenchida por sedimentos do
Gr. Campos ¢ constituida por sedimentos proximais siliciclasticos e carbonaticos (Fm. Em-
boré), que gradam lateralmente para folhelhos e margas da Fm. Ubatuba e por depositos areno-
sos turbiditicos da Fm. Carapebus, que constituem os principais reservatorios da Bacia de Cam-

pos.
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Diagrama Estratigrafico: Winter et al., 2007
Evolugéo Tectonoestratigrafica: Chang et al., 1992

Figura 2 — Carta estratigrafica da Bacia de Campos.
(WINTER; JAHNERT; FRANCA, 2007)

2.2 RESERVATORIOS

Os reservatorios do presente trabalho pertencem a Fm. Quissama, que sdo depositos
carbonaticos depositados em condi¢des de agua rasa, formados pela gradacao vertical de bancos
decamétricos desenvolvidos em condigdes de alta energia em ambiente de plataforma tipo
rampa. Sdo compostos por grainstones e packstones ooliticos, oncoliticos, peloidais e raros
bioclasticos. A ocorréncia de facies de baixa energia nos ciclos € limitada. Trata-se de reserva-
torio heterogéneo, com reducdo da porosidade em determinados intervalos provavelmente re-
lacionada a diagénese (cimentacdo mais intensa). A presenga de facies como packstones e
wackestones esta, por vezes, associada ao processo de bioturba¢do que ocorre nos sedimentos
ainda in situ, o qual tende a desintegrar os graos de oolitos, oncdlitos e bioclastos e formar

peldides e lama carbonatica.

Em termos de diagénese, todas as facies apresentam baixa compactagdo mecanica com
preservacao de porosidade primaria (figura 3). A cimentacao calcitica ocorre como cristais blo-
cosos, indicando mesodiagénese profunda, tendo pouco impacto nas caracteristicas permo-po-

rosas do reservatdrio, cuja qualidade esta diretamente associada as facies deposicionais. Como
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o processo de bioturbagdo ocorre ainda na fase deposicional, ele também condiciona a ocorrén-
cia de facies com menor qualidade permo-porosa, cuja porosidade ¢ afetada pela presenga de

peloides e de cimentacdo de calcita micritica.

Figura 3 — Preservacio de porosidade primaria observada em lAminas petrograficas.

A evolugdo diagenética dos reservatérios mostra sua complexidade e pode ser ordenada

pelos seguintes processos:

e bioturbagdo por organismos escavadores;
e precipitacdo de cimento sintaxial em equinodermas;

e cm topo de ciclos deposicionais, cimentagdo meteorica, dolomitizagdo incipiente e
dissolugdo vadosa;

e baixa compactacdo fisica devido a possivel soterramento rapido, com preservagao
de porosidade primaria e secundaria de superficie, em facies de mudstone, wackes-
tone, packstone e grainstone;

e compactacdo quimica com geracdo local de estilolitos;

e precipitacdo pontual de cimento blocoso euédrico, de subsuperficie, em alguns po-
10S.
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3 FUNDAMENTOS TEORICOS

3.1 CLASSIFICACAO DAS ROCHAS CARBONATICAS

Para a classificacdo das rochas carbonaticas no presente trabalho foi utilizada a classifi-
cacdo de Dunham (1962) que classifica segundo a textura deposicional reconhecivel ou ndo
(cristalina), considerando se os graos sdao suportados ou ndo pela matriz e a porcentagem rela-
tiva de graos versus matriz na rocha. Em 1971, Embry & Klovan (1971 apud Terra et al., 2010)
ampliaram a classificagdo de Dunham (figura 4), dividindo-as em dois grupos: calcarios aloc-
tones (elementos ndo ligados durante a formagao) e autdctones (elementos ligados durante sua

formagao in situ).

CALCARIOS ALOCTONES CALCARIOS AUTOCTONES
z o R R Componentes originais Componentes originais
Compg";r::;saogg‘":;is E'Laz’;q%ﬂfosl’_ag'gg':ﬁgneme néo-ligados organicamente ligados organicamente
u posic ° g durante a deposic&o durante a deposicéo
Contém Matriz Textura >10% qréos >2 mm
(Particulas tamanho argila/silte fino) deposicional ° 9 Organismos | Organismos | Organismos
: : nao- que que que
SUpQIERiopormatt O arcabougo Sem rpamz, reconhecivel Stparado atuam encrustam constroem
A gréo- Suportado por como 5 um
Menos de Mais de ssp%r;l:&o suportado rr?ell? Cong?g;gtes obstaculos ligam arcabougo
10% de gréos [10% de graos | com matriz Atz diie rigido
Mudstone Wackestone | Packstone Grainstone Crystalline Floatstone Rudstone Baffiestone | Bindstone Framestone

Figura 4 — Classificacio de rochas carbonaticas.
Fonte: Terra et al. (2010), modificado de Embry & Klovan (1971).

3.2 PROPRIEDADES PETROFISICAS DAS ROCHAS-RESERVATORIO

Ao estudar um reservatorio de petroleo, ¢ necessario conhecer as propriedades da rocha
para determinar as quantidades dos fluidos existentes no meio poroso, sua distribui¢do, a mo-
bilidade desses fluidos e a quantidade de fluidos que pode ser extraida. A seguir sdo apresenta-

das algumas das principais propriedades petrofisicas das rochas.
3.2.1 Porosidade

A porosidade mede a capacidade de armazenamento de fluidos. E definida como sendo
a relagdo entre o volume de vazios de uma rocha e o volume total dela. A equacdo utilizada

para calcular a porosidade ¢:
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@ - VT ) (3)
Na qual ¢ ¢ a porosidade, Vp o volume poroso da rocha (ou volume de vazios) e V't o volume

total. O volume total da rocha é calculado da seguinte forma:
Vi= Vo + Vg (4)
Na qual Vs € o volume de sélidos.

A porosidade depende da forma, da arrumacao e da variagdo de tamanho dos graos, além

do grau de cimentagdo da rocha.

A porosidade pode ser classificada como absoluta ou efetiva. A porosidade absoluta ¢ a
relagdo entre volume poroso da rocha e seu volume total. Enquanto, porosidade efetiva ¢ a
relagdo entre o volume poroso interconectado da rocha e seu volume total, ela determina o
espaco ocupado por fluidos que podem ser deslocados do meio poroso. Quando os materiais
intergranulares da rocha estdo moderadamente cimentados, as porosidades efetiva e absoluta
sdo similares, mas, em rochas altamente cimentadas e em calcérios, essas duas porosidades

podem apresentar valores bem diferentes.

A figura 5 apresenta um exemplo de se¢do transversal de amostra de uma rocha. E pos-
sivel observar a existéncia de poros interconectados, cujo volume dividido pelo total representa
a porosidade efetiva e; poros isolados, que somados ao volume de poros interconectados for-

nece o volume poroso da rocha.

— poros inefconeclados

poro solado

Figura S — Secio transversal de uma amostra de rocha
demonstrando poros interconectados e isolados.
Modificada (ROSA, CARVALHO, & XAVIER, 2006).
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A porosidade também pode ser classificada como primaria ou secundaria. A primaria ¢
aquela que se desenvolveu durante a deposi¢do do material sedimentar e a secundaria ¢ aquela
que surgiu devido a algum processo que ocorreu apds a porosidade primaria ser definida, como
fraturas ou dissoluc¢do de parte da rocha. Ambos os processos s@o encontrados em formagoes

de rochas carbonaticas.

Os fatores que influenciam na formacgao da porosidade primaria, sdo: empacotamento,
tamanho dos graos, compactacdo mecénica, sele¢do, angularidade e grau de cimentacdo. A po-
rosidade secundaria, ou pds deposicional, representa o resultado de processos geologicos sub-
sequentes a conversao dos sedimentos em rocha. Os processos de geragdo de porosidade secun-
daria sdo: rupturas, dissolugdo, compactacdo quimica, dolomitizacao e fraturamento (FLUGEL,

2004).

Lucia (1983) dividiu os tipos de poros das rochas carbonaticas em duas categorias: vu-
gulares, que foram subdivididos em: separados e conectados; ¢ interparticulares. Os tipos de

poros propostos por Lucia (1983) estdo representados nas figuras 6 e 7:

Espago Poroso Vugular
Poros Vugulares Separados Poros Vugulares que se tocam
(Conecgdo Vug - matriz - vug) (Coneccdo vug - vug)
Fabric suportado | Fabric suportado . -
& Fabrics suportados por graos e lama
por graos por lama
Exemplos Exemplos Exemplos
Poros Mdldicos | Poros Mdldicos Caverna Fraturas
w : AP g B
=] 7/ ) 3
=
o] i N
a i
= f4ssel " , h Fraturas alargadas
@ L Poros Intrafdsseis | Poros Intrafdsseis .B_retc.:: 1a por solucBes
LE: 2 @ 2
ol _:_.: A, T
° 5 3
g% Microfraturas
E Microparnsidace Poros Shelter Fenestral d
o] Intragranular S, conecta a.s a
T !.- Jﬁk ®aCe poros méldicos
a. i b L‘Jf 7' |
&g : 0eC L
0WOe 1

(Adaptado de Lucia, 1999).

Figura 6 — Classificacio de Lucia do espago poroso vugular em carbonatos
baseado na interconexio dos vugos proposta por Lucia (1983).
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Espaco Poroso Interparticular
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Figura 7 — Classificacio de Lucia do espaco poroso interparticula em carbonatos
baseado na seleciio e tamanho dos grios e cristais proposta por Lucia (1983).
(Adaptado de Lucia, 1999)

3.2.2 Saturacao

Os espacos vazios do material poroso podem estar preenchidos por um ou mais fluidos
diferentes. As quantidades dos diferentes fluidos definem o valor econdmico do reservatorio.
A saturagdo de determinado fluido em meio poroso ¢ a fragdo ou a porcentagem do volume de

poros ocupada pelo fluido. Assim, em termos de fracdo:
Sf = Vf + VvV, (5)
Na qual, Sf ¢é a saturagdo do fluido, V f o volume do fluido e Vp o volume poroso.

Quando o espago poroso possui um fluido Unico, a saturagdo dele serd 100%. Mas, co-
mumente nas zonas em que houver presenca de hidrocarbonetos, existirdo pelo menos dois
fluidos. A saturacdo de agua existente no reservatorio quando ele ¢ descoberto é chamada de
saturagdo de agua inicial ou conata. A saturacdo de 6leo, agua e gas é a percentagem do volume

poroso da rocha ocupada por cada um desses fluidos.
3.2.3 Permeabilidade

A permeabilidade governa o movimento de fluidos através da rede de poros no meio
poroso. As aplicacdes dessa propriedade petrofisica incluem a otimizag¢do da recuperacao de
hidrocarbonetos, gerenciamento de recursos hidricos, melhora das estratégias de explotacao de

recursos geotermais e nos projetos de gerenciamento de rejeito radioativo. E um dos pardmetros
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petrofisicos mais importantes para reservatorios de hidrocarbonetos e sua estimativa é uma ta-
refa complexa, comumente realizada com emprego das atuais tecnologias de perfilagem em
subsuperficie. Essa propriedade representa interagdo complexa de porosidade, conectividade de
poros, selegdo dos graos, tamanho do grao, propriedades elétricas das rochas e diagé€nese. Exis-
tem diversas equagdes que sdo popularmente utilizadas na industria de 6leo e gas para calcular
a permeabilidade. Nelson (1994) divide essas equagdes em trés modelos: a) area da superficie;

b) tamanho do poro e; c¢) tamanho do grao (OGILVIE, S. R. et al. 2002).

Com o objetivo de realizar a estimativa de permeabilidade, sdo extraidos dos pogos per-
furados testemunhos e plugues de rocha que sdo analisados em condigdes controladas de labo-
ratorio para a medigdo da propriedade petrofisica. Operacdes de testemunhagem e realizagdo
de medidas de petrofisica de rotina em laboratério sdo procedimentos que envolvem custos
financeiros elevados, por tal motivo, raramente pocos de petroleo sdo testemunhados, porém
quando sdo, plugues de rocha sdo extraidos a cada seis polegadas e sua permeabilidade medida
diretamente em laboratério. A ideia com isto ¢ tentar obter um perfil continuo de permeabili-
dade utilizando a mesma abordagem que tem sido aplicada com sucesso para estimativas de
porosidade ¢ saturacdo de fluidos em formagdes portadoras de hidrocarbonetos por meio de

dados de perfis geofisicos a cabo (DELHOMME, 2014).

A permeabilidade absoluta ¢ definida quando apenas um fluido satura o meio poroso,
enquanto a permeabilidade efetiva ou relativa se refere a dois ou mais fluidos, ¢ caracteristica

intrinseca da rocha, independe do tipo de fluido.

A permeabilidade absoluta foi proposta pela primeira vez pelo engenheiro francés Henry
Darcy, em 1856, em publicagdo relacionada aos estudos de capacidade de filtragem de leitos de
areia para o sistema publico de abastecimento de agua da cidade de Dijon, Franca. Em seus
experimentos, Darcy estabeleceu que a capacidade de vazio de determinado leito de areia era
diretamente proporcional a area aberta ao fluxo, a diferenca de carga hidraulica entre os pontos
de entrada e saida e inversamente proporcional ao comprimento a ser percorrido pelo fluxo de
agua. Esta lei empirica, determinada ha mais de um século, permanece ainda como base para
estudos em engenharia de reservatorios, bem como em outras areas, como saneamento e agri-

cultura. A forma geral da lei de Darcy ¢ dada pela equagdo:

u=3=-2% (6)
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Na qual, u é a velocidade do fluxo em cm/s, g é a vazdo do fluxo em cm?®/s, A é a 4rea aberta
ao fluxo em cm? u ¢ a viscosidade do fluido em cP, K é a constante de proporcionalidade, a

permeabilidade absoluta, em Darcys e dp/dl ¢ o gradiente da pressdo na dire¢ao do fluxo.

Os testes de permeabilidade em plugues sdo medidas diretas sobre a rocha pela simples
injecdo de fluido através da amostra e aplicagdo da lei de Darcy. Sua solugdo € Unica e acurada,

sua representatividade ¢ baixa em relagdo ao volume do reservatorio (MACHADO, 2010).

3.3 RESSONANCIA MAGNETICA NUCLEAR

3.3.1 Historico do RMN

O fenomeno de ressonancia magnética nuclear foi primeiro observado em 1946 por ci-
entistas das universidades de Stanford e Harvard. A aplicagdo de RMN para auxiliar petrofisi-
cos no estudo de propriedades de rochas saturadas com 6leo e gas teve inicio em 1950. Nos
anos 1960, as ferramentas de perfilagem de RMN usavam o campo magnético da Terra para
fins exploratorios de hidrocarbonetos, porém, essas ferramentas ndo ganharam muita populari-
dade devido a varias limitagdes. Somente no inicio dos anos 1990, as ferramentas pulsantes de
RMN foram introduzidas e obtiveram grande aceitacdo na industria de petroleo, principalmente
apos sua aplicagdo bem sucedida na medicina e o desenvolvimento do conceito de spin eco para
suprir a deficiéncia de sinal frente aos ruidos. Desde entdo, foram desenvolvidas diversas apli-
cagdes com a evolugdo da tecnologia (DUNN, 2002). A industria passou a dispor de informa-
¢oes nao somente dos fluidos que saturavam as rochas, mas também da distribuicdo de poros e
porosidade independente de litologia e da permeabilidade de maneira direta (COATES, 1991).
Outra vantagem com o advento dessa tecnologia foi a de se obter a curva de saturagdo de agua

independentemente dos parametros elétricos da equagao de Archie.
3.3.2 Principios basicos de RMN

A técnica de RMN mede o sinal elétrico induzido pelos momentos magnéticos dos nil-
cleos 'H, ou protons (isétopos mais abundantes do hidrogénio empregados na petrofisica por
RMN), presentes na estrutura quimica dos fluidos de reservatdrio, enquanto eles retornam ao
seu estado original, apos estimulag@o por campo magnético externo e pulsos de radio frequéncia
(RF). Esses sinais, que sao observados (medidos) na direcdo paralela ou perpendicular com a
direcdo do campo magnético aplicado, sdo expressos como constantes de tempo relacionadas

ao decaimento da magnetizacdo global do sistema.
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3.3.3 Magnetismo nuclear

A ressonancia nuclear magnética (RMN) refere-se a resposta dos nucleos atomicos com
relacdo a sua interagdo com outros campos magnéticos. Essa resposta ¢ observada apenas nos
nucleos que t€ém momento magnético € momento angular, ou spin, ndo nulos. Na presenga de
campo magnético externo, esses nicleos atdmicos se orientam de acordo com o campo magné-
tico externo, enquanto precessionam em torno da direcdo desse campo, da mesma maneira que
um giroscopio precessiona em torno do campo gravitacional da Terra. Quando esses nticleos
sdo defletidos de sua orientagdo inicial sob influéncia do campo eletromagnético externo, osci-
lando na mesma frequéncia (situada na faixa das ondas de radio), os sinais de RMN mensura-

veis sdo produzidos assim que os nicleos retornam ao estado inicial.

As medi¢des de RMN podem ser feitas a partir de outros niicleos além do hidrogénio,
mas, para os demais nicleos importantes encontrados na composi¢do quimica dos fluidos de
reservatorio, tais como o carbono ('*C) presente na estrutura dos hidrocarbonetos, e o sodio
(¥*Na) presente na composicdo da 4gua de formacdo, o sinal elétrico induzido por eles é muito
pequeno para ser detectado pela ferramenta de RMN. Dessa forma, o fato de o 'H ser o mais
abundante e mais sensivel dos isotopos, faz que quase todos os estudos de laboratorio e perfi-
lagem por RMN encontrados na literatura sejam baseados nas respostas do nucleo do atomo de

hidrogénio.

Considerando o atomo de hidrogénio, seu nticleo ¢ formado por um préton unico com
spin nuclear igual a /2. O momento magnético u associado faz que o proton se comporte como
uma espécie de barra magnética com os polos norte e sul alinhado na mesma diregdo e sentido
do spin nuclear. Em um sistema com muitos atomos de hidrogénio e sem a influéncia de campos
magnéticos externos, a orientacdo dos spins ¢ cadtica e regida apenas pela dindmica do movi-
mento browniano (COATES, 1999). Consequentemente, a magnetizagao resultante desse sis-

tema ¢ nula em qualquer instante (figura 8).
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Figura 8 — Magnetizacio resultante do sistema.

a) o nicleo de 'H age como uma barra magnética, em decorréncia de seu magnetismo
intrinseco; ¢) na auséncia de um campo magnético externo, o alinhamento do u dos
prétons ¢ aleatdrio. Fonte: COATES (1999).

3.3.4 Polarizacao

Os equipamentos de RMN, ambos os de laboratdrio e ferramentas de perfilagem, usam
um forte magneto para produzir um campo magnético estatico, Bo, que alinha (polariza) os

protons de hidrogénio nos fluidos do poro com a direcdo do campo Bo.

Quando um torque ¢ aplicado a um objeto girante, o eixo do objeto se move perpendi-
cular ao torque em movimento chamado precessdo. Entdo, quando By ¢ aplicado em um nticleo
sensivel ao fendmeno da RMN, o nucleo precessiona ao redor de By (figura 9). A frequéncia de

precessao (f), chamada de frequéncia de Larmor, ¢ dado pela equagao:

f=Lrx, 7

Na qual y ¢ a razdo giromagnética, que ¢ uma propriedade intrinseca de cada is6topo associada

a forca do seu magnetismo nuclear. Para o 'H, y/2n= 42,58 MHz / Tesla.
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Figura 9 — Esquema do sistema de precessio.

Na presenga de um campo magnético externo, a frequén-
cia de precessdo de um nucleo (f) depende da razdo giro-
magnética (y) e da intensidade do campo externo (By).
Fonte: COATES (1999).

De acordo com a mecanica quantica, quando um proton ¢ submetido a um campo mag-
nético externo, o proton € for¢ado a entrar em um dos dois estados de energia. Como indicado
na figura 10, a energia do estado de determinado proton depende da orientagdo do eixo de pre-
cessdo do proton com respeito a diregdo do campo externo. Quando o eixo de precessdo ¢ pa-
ralelo a Bo, o préton estd no estado de baixa energia, que ¢ o estado preferido. Quando o eixo
precessional ¢ antiparalelo a Bo, o proton esta no estado de alta energia. A direcdo de Bo ¢

designada como a direcdo longitudinal.

Quando grande niimero de protons em rotagdo estd em movimento de precessdo sob o
Bo, como ilustrado na figura 11, mais spins tem movimento de precessdo paralelos a Bo do que
antiparalelos. A diferenca entre o numero de prétons alinhados paralelos e antiparalelos ao
campo Bo forma a magnetizacao resultante, ou bulk, My que ¢ responsavel pelo sinal medido

pelos dispositivos de RMN.
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Figura 10 — Esquema da precessiao do spin de 1 e varios prétons sujeitos a um campo de mag-
netizacao B0.

Em um externo campo magnético (a esquerda), a frequéncia de precessdo de um nucleo depende da
raz8o giromagnética do nticleo e a for¢a do campo externo. O alinhamento do eixo de precessdo do
nicleo com relagdo a dire¢do do campo externo (direita) determina o estado de energia do niicleo.
Fonte: (COATES, 1999).

Figura 11 — Esquema de magnetizacio dos prétons.
Quando muitos protons estdo em movimento de precessdo
sobre um campo magnético externo a magnetizacdo MO
sera exibida. Fonte: (COATES, 1999).

A magnetizacdo My ¢ definida como 0 momento magnético por unidade de volume. Para
o caso de N nucleos por unidade de volume, a magnetizacdo ¢ dada pela lei de Curie, conforme
a equacao abaixo:

22
Y4 heI1(I+1) (8)

Mo =N 3(an2)kT 9’

Na qual, k ¢ a constante de Boltzman; T ¢ a temperatura absoluta em Kelvin; h ¢ a Constante

de Planck e I € o nimero quantico de spin do ntcleo.
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A polarizagdo ndo ¢ instantdnea, a magnetizacdo aumenta exponencialmente com a
tempo até alcangar o valor de equilibrio Mo. A constante de tempo que comanda esse processo
¢ chamada de tempo de relaxacao longitudinal (T1). O fenomeno de polarizagdo pode ser des-

crito pela equagao:

-t
Moyt =My (1= em), )
Na qual, M»t ¢ a magnitude de magnetizagdo num tempo t; Mo ¢ a magnetizagdo maxima e

final para determinado campo magnético e t é o tempo que os protons foram expostos ao campo

Bo.

1-exp(-#'T.)

Polarization Time /T,

Figura 12 — A curva de relaxa¢do T1 (polarizacgio).

Indica o grau de alinhamento do proton, ou magnetizagao, em
funcdo de tempo que a populagdo de protons ficou exposta ao
campo magnético externo. Fonte: COATES (1999).

O T corresponde ao tempo no qual a magnetizagdo alcangou 63% de seu valor final e
trés vezes T1 ¢ o tempo no qual 95% de polarizagdo foi alcangada (figura 12). A completa po-
larizag¢do do reservatorio pode levar alguns segundos. Altos valores de T correspondem a ta-
manhos de poros maiores e aproximagao lenta com o equilibrio magnético, enquanto valores
baixos de T1 correspondem a tamanhos de poros menores e rapida aproximagao com o equilibrio
magnético. Diferentes fluidos tais como agua, 6leo e gas possuem valores diferentes de Ti. O
tempo de relaxacao longitudinal também pode ser relacionado diretamente ao tamanho do poro

e a viscosidade do fluido.



28

3.3.5 Excitacio eletromagnética e FID (decaimento de inducio livre)

O segundo passo no ciclo de medi¢do de RMN ¢ a rotagdo da magnetizacdo do sentido
longitudinal para o plano transversal, aqui denominada de excitagdo eletromagnética. Essa ro-
tacdo ¢ obtida pela aplicagdo de um campo magnético oscilante (B1) perpendicular a Bo. Para a
efetiva rotagdo, a frequéncia de B deve ser igual a frequéncia de Larmor dos protons em relagao

a Bo.

Um campo magnético oscilante interagindo com protons ¢ ilustrado na figura 13. Do
ponto de vista da mecanica quantica, se um préoton estiver no estado de baixa energia, ele pode
absorver energia fornecido por B e pular para o estado de alta energia. A aplicacdo de B tam-
bém faz com que os protons precessionem em fase um com o outro. Essa mudancga no estado

de energia e na fase de precessdo causada por B; ¢ chamada ressonancia magnética nuclear.

High Energy

Low Energy

Figura 13 — Descri¢io do fendmeno de ressonincia magnética nuclear.

Para uma interagéo efetiva com prétons (esquerda), o campo magnético oscilante B;
deve ter aplicado perpendicularmente ao campo estatico By e deve ter frequéncia f
igual a frequéncia de Larmor f0 com relagdo ao campo estatico. Nesse caso (a direita),
os protons com movimento de precessdo em fase um com o outro pode absorver ener-
gia a partir da oscilagcdo do campo e mudar para o estado de alta energia.

Quando o campo B; ¢ desligado, os prétons perdem a coeréncia de fase entre si ¢ a
magnetizacao transversal diminui. Nessa situacdo, um sinal elétrico induzido na bobina recep-
tora (antena) pela magnetizacdo transversal decaira exponencialmente. Esse sinal amortecido ¢
chamado de decaimento de indugdo livre ou FID (free induction decay) (figura 14). Cabe sali-
entar que as ferramentas de perfilagem de RMN usam a mesma antena para transmitir o pulso
de RF (com poténcia da ordem de quilowatts) e receber o sinal de decaimento (com amplitude

da ordem de nanovolts).
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A constante de tempo que comanda decaimento exponencial do sinal FID medido no
plano x-y ¢ denominada de tempo de relaxagdo transversal, ou spin-spin, (T2). O processo pelo
qual os spins perdem sua coeréncia pode ser acelerado devido a falta de homogeneidade do
campo magnético, fazendo que o valor do tempo de relaxacdo medido passe a depender da
distribuicdo espacial das moléculas do fluido com relagdo ao campo magnético. Portanto, nes-

ses casos, a constante de decaimento do FID medido é denominada T»*.

90° Pulse

a0° Pulse Q

Time -

Figura 14 — Deteccio do sinal FID durante a perda de coeréncia da populacéo de
proton apos a aplicacio de um pulso de 90°.
Fonte: COATES (1999).

3.3.6 Deteccio de spin ecos

A medicao dos tempos de relaxagdo T usa a técnica de eco spin eco, na qual os mo-
mentos magnéticos dos prétons sdo primeiramente defletidos de sua orientacdo de equilibrio
para o plano transversal (xy) por um pulso de RF de 90°. Apds determinado t, aplica-se um
pulso de 180°, que refocaliza os protons que se encontram fora de fase. Esse processo de refo-
calizacdo cria um sinal detectavel chamado de spin eco (figura 15) cuja intensidade alcanga o

ponto maximo no tempo 27.
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Figura 15 — Esquema de geracio do spin eco.
(1) um pulso de RF de 90° ¢ aplicado; (2) apds o término do pulso de 90°, os momen-
tos magnéticos comegam a se defasar; (3) um pulso de 180° ¢ aplicado em t revertendo
os angulos de fase; (4) os momentos magnéticos comecam a se refocalizar; e (5) a
refocalizag@o se completa, e um sinal mensuravel (um eco de spin) alcanga sua am-
plitude maxima em 2t. Fonte: COATES (1999).

Na pratica, uma sequéncia de pulsos de 180° ¢ usada para gerar uma série de ecos de
spin (trem de eco) nos quais a amplitude do eco diminui exponencialmente livre da interferéncia
da falta de homogeneidade do campo com a constante de tempo T>. Uma variedade de sequéncia
de pulsos de multiplos ecos foi desenvolvida para diferentes propositos. Nos estudos de perfi-
lagens de pocos e estudos petrofisicos, o mais utilizado ¢ a sequéncia Carr-Meiboom-Purcell-
Gill (CPMG), que consiste num pulso de RF 90° seguido por uma série de pulsos de 180° de
fases alternadas e igualmente espagados pelo tempo TE (figura 16). As amplitudes dos ecos
detectados pela antena da ferramenta de RMN e o tempo de relaxacdo T2 podem ser calculados

a usando e equacao:

-t
M, (t) = Moy e™z, (10)
Na qual, Mx(t) ¢ a amplitude da magnetizagdo transversal (isso €, a amplitude do eco de spin
refocalizado) no tempo t, € Mox € a magnitude da magnetizacdo transversal quando t = 0 (isto

¢, o tempo apads o pulso de 90°).
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Figura 16 — A sequéncia de pulsos CPMG usada no registro de RMN para gerar
um trem de ecos de spin.

Um pulso de RF de 90° é seguido por uma sequéncia de pulsos de 180° Os ecos de
spin de amplitude decrescente seguem os pulsos de 180°. Fonte: COATES (1999).

Uma sequéncia Unica de pulso T2 pode envolver varias centenas ou milhares de ecos.
Somente a amplitude (pico) de cada eco de spin ¢ medida e armazenada. Uma série de trens de
eco ¢ gravada e os sinais promediados para melhorar a razdo sinal/ruido, especialmente em

tempos de relaxa¢@o mais curtos.

Ao gravar multiplas sequéncias CPMG, o periodo entre a recuperagdo do eco de spin e
a proxima excitacdo de 90 ° CPMG — durante a qual os protons sao repolarizados pelo campo
magnético estatico — ¢ chamado de tempo de espera — TW (figura 17). Cada sequéncia CPMG
pode usar um tempo de espera diferente, espagcamento de eco e nimero de ecos. Uma vantagem
adicional da sequéncia CPMG ¢ que um pequeno espagamento de eco, TE, na sequéncia CPMG
pode minimizar o efeito de difusdo em T». Os conjuntos de medigoes CPMG s@o sempre cole-
tados em pares de alternancia de fase (PAP) para preservar o sinal e eliminar os desvios eletro-

nicos de baixa frequéncia.
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RF Pulse

Polarization

Echo Train

Figura 17 — Sequéncias de pulso de CPMG (superior) e polarizacio alternada
(T1-relaxacédo) e aquisicio do trem de ecos de spin (parte inferior).
Fonte: (COATES, 1999).

Os principais objetivos da aquisicdo de RMN s3o medir a amplitude do sinal T (em
funcdo da polarizagdo), amplitude ¢ decaimento do sinal T». A amplitude total do sinal é pro-
porcional ao conteudo total de hidrogénio, que ¢ calibrada para fornecer porosidade de forma-
¢do independente dos efeitos da litologia. Ambos os tempos de relaxacdo podem ser interpre-
tados para informagdes de tamanho de poros e propriedades de fluidos, especialmente a visco-

sidade.
3.3.7 RMN em meios porosos

RMN de 'H de baixo campo ¢ amplamente aplicada na petrofisica no estudo de meios
porosos saturados por fluidos. Nesse caso, a ferramenta é configurada para e detectar sinais que
estejam na frequéncia de Larmor do hidrogénio, considerando a magnitude do By aplicado. No
contexto de rochas reservatorios, '"H é raramente encontrado na matriz, mas é abundante em
fluidos que naturalmente saturam as formagdes (hidrocarbonetos ou dgua) e, enquanto que os
tempos de relaxacao sdo extremamente curtos para 'H ligados a matrizes solidas, '"H em fluidos
possuem T'1 e T2 longos e facilmente mensuraveis no experimento de RMN. Considerando esses
fatores, pode-se afirmar que as medi¢des de RMN 'H em rochas reservatorios podem ser rela-

cionadas quase que exclusivamente a resposta magnética dos fluidos nos poros.

Nas medi¢es in situ, as ferramentas de perfilagem RMN utilizam um arranjo de mag-

netos permanentes e bobinas RF, e os campos sdo propagados em volta da ferramenta, para
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realizar as medi¢des nas paredes do pogo (figura 18). Nas ferramentas de perfilagem, a sequén-
cia CPMG pode ser aplicada para a obtenc¢ao da curva Tz e de Mo para cada amostra ou intervalo

(profundidade) do poco.

Figura 18 — Esquema de ferramenta de perfilagem de RMN.

E possivel identificar os magnetos e as antenas. Na cores amarelo, azul, vermelho e
verde ¢ possivel visualizar os volumes que sdo investigados dentro da formagao.
Fonte: MR Scanner disponivel em <https://www.slb.com/reservoir-characteriza-
tion/surface-and-downhole-logging/wireline-openhole-logging/mr-scanner>.

Como descrito anteriormente, Mo ¢ proporcional ao numero de protons presentes na
regido util de medida da ferramenta. Ao considerar um fluido com 'H em sua composicao, Mo
pode ser considerado como proporcional ao volume desse fluido. Deste modo, o valor de My
pode ser calibrado a um determinado volume de fluido ao medir uma amostra “100% saturada”
(Mo 100%). Apos esta calibragdo, podemos entdo obter a porosidade de uma rocha pela RMN,

ao calcular:

My
Drun = MLCM. (11)
0100%

Na qual Morocha ¢ a medida da magnetizagdo resultante de rocha com os poros totalmente satu-

rados por fluido. ¢rmn trata-se entdo da medida da porosidade total da amostra.

Sistemas porosos saturados com fluidos possuem complexo mecanismo de relaxagdo,
cujos efeitos se superpdem na curva de relaxagdo medida. Distinguem-se trés mecanismos prin-
cipais: (1) relaxacdo intrinseca, ou Bulk, equivalente a relaxagdo intrinseca das moléculas de

cada tipo de fluido; (2) relaxacdo superficial, equivalente a relaxagdo das moléculas do fluido
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que estdo proximas da interface rocha fluido; (3) relaxacdo difusiva, resultado do movimento
difusivo das moléculas em presenca de um gradiente de campo magnético. Esses diferentes
mecanismos de relaxagdo agem em paralelo sobre a curva de decaimento, seus efeitos sobre o

T2 sdo descritos pela equagéo:

= b — (12)

T T2 puik T, superficial T, difusao

A importancia relativa dos trés mecanismos depende das caracteristicas do fluido e do

tamanho dos poros.

A relaxagdo bulk ¢ caracteristica intrinseca do fluido, depende da composigdo e arranjo
das moléculas, ¢ fortemente correlacionado a caracteristicas fisicas, como a viscosidade. Deve
ser medida em célula de leitura suficientemente grande para negligenciar o efeito das paredes
sobre a relaxagdo. Fatores ambientais como a temperatura e pressdo afetam a medida. Algumas
substancias possuem equacao caracteristica para determinagao do T2, por exemplo a dgua pura.

O T2 vuik pode ser estimado pela equagédo abaixo:

Tk

T puk =3 (m) ) (13)

Na qual, Tk ¢ a temperatura (K) e p é a viscosidade (cP).

A relaxagdo superficial é produzida pelas interagdes entre os spins ¢ a matriz da rocha,

que acontecem na interface rocha-fluido, sua equagao caracteristica ¢ dada por:

S
T, superficial = P (;)poro' (14)

Na qual, p ¢ a relaxatividade superficial do solido e (S/V)poro € a relagdo entre a superficie e o

volume do poro.

A relaxatividade superficial é caracteristica intrinseca do matiz solida, varia com a mi-

neralogia e ndo varia de forma notavel com a pressdo e a temperatura.

A relaxag@o difusiva ¢ o mecanismo relacionado a difusdo das moléculas quando sob a

influéncia de gradientes no campo Bo, esses mecanismos afetam apenas a relaxacdo transversal.
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Na presenga de um gradiente de campo magnético, a medida do tempo de relaxacdo T»
de gases e fluidos pouco viscosos ¢é acelerada pelo movimento de difusdo das moléculas. Esse

efeito adicional de relaxacgdo ¢ descrito termo Tagifusio conforme a seguinte equagao:

2
1 _ D (GTE) ’ (15)

T, difusiao 12

Na qual, D ¢ a constante de difusdo molecular, y ¢ a razdo giromagnética do proton, G ¢ a
intensidade do gradiente do campo magnético (G/cm) e TE € o tempo de eco utilizado na se-

quéncia CPMG.

Assim como no mecanismo Bulk, fatores ambientais como pressdo e temperatura im-
pactam o coeficiente de difus@o. A intensidade do gradiente ¢ influenciada pela configuracao
do equipamento e por fatores ambientais. O efeito devido a difusdo tende a ser muito pequeno
em menores tempos de eco, com excegdo de gases; em geral, o planejamento da medida no

campo ¢ feito de forma a tornar esse efeito insignificante.
3.3.8 Inversao dos dados de relaxacio

Em rocha totalmente saturada por dgua, quando a relaxagdo superficial ¢ o mecanismo
dominante, T ¢ diretamente proporcional ao tamanho dos poros. De acordo com a figura 19,
assumindo-se que a amostra de rocha contenha poros com geometria semelhante e tamanhos
variados, 0s poros maiores terdo a menor relagdo S/V (superficie/volume) e os maiores tempos
de T». Os poros médios, menores razdes S/V, resultando em menores T2. Logo, T2 representa a

composi¢do de varios decaimentos multiexponenciais.
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Figura 19 — Esquema da relaciio dos decaimentos do sinal RMN e os valores de T2 com o tamanho de poros
de uma rocha saturada por salmoura.

Pela figura, vemos que poros grandes resultam em grandes valores de T> e decaimentos longos, enquanto os poros
menores resultam em T> pequenos e decaimentos curtos. Finalmente, em um sistema com diversos tamanhos de
poro, o decaimento ¢ o somatorio da contribuigdo de varias exponenciais, descrito por uma distribui¢do de valores
de T». (Fonte: NMR Logging — Principles and Applications, 1999).

Entretanto, através da curva de decaimento exponencial T» ndo € possivel interpretar a
distribui¢do de tamanho de poros. Por isso, através da inversdo matematica denominada trans-
formada inversa de Laplace, o dado de amplitude em fun¢@o do tempo ¢ convertido em dado
de distribuicao (de porosidade, no caso de um fluido saturante Ginico) em funcao do tempo (fi-
gura 20). A curva resultante ¢ denominada distribui¢do de T2 (COATES et al., 1999) e com base

nela é que se realiza a interpretagdo petrofisica de RMN.

NMR Signal Inversion
A(t)
t
T2 Distribution
T2's are decay times
A(T2) of NMR signal
lim 'i 1
nﬂHHHHH|||'|nnnﬂ" IF
T2

Figura 20 — Curva de relaxacio T2 e sua decomposi¢do em distribuicio de tempos
de relaxacio transversal.
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Os decaimentos mais rapidos (T curtos) sdo associados as componentes de poros pe-
quenos e, os mais lentos, a poros grandes (FREEDMAN, 2004).

3.3.9 Determinacio de agua irredutivel e fluido-livre

O segundo passo apos o processo de inversdo é usar valores de “corte” nas distribuigdes
de T2 para particionar a porosidade. Esse processo permite dividir a 4gua irredutivel do fluido-
livre nos poros das rochas. A dgua irredutivel pode ser definida como o volume de 4gua contida
no espago poroso que esta “presa por capilaridade” e, por isso, ndo fluira para fora da rocha
durante a producdo. A agua irredutivel esta associada a poros pequenos onde ¢ mais dificil
ocorrer o fluxo de fluidos, devido a sua baixa permeabilidade. O fluido-livre é o volume de
fluido que esta livre para escoar-se pelo sistema poroso e ser produzido. O volume total de

fluidos na rocha ¢ representado pela soma destes dois componentes presentes nas rochas.

A agua irredutivel pode ser obtida pela RMN ao aplicar um valor de corte nas curvas de
T>, chamado de “T2cutoff”, segregando assim os poros ocupados por fluidos livres dos poros
ocupados por fluidos irredutiveis. A agua irredutivel é entdo estimada ao integrar a curva T até
o corte aplicado. Tal abordagem se baseia na presun¢@o de que fluidos livres residem em poros

grandes, enquanto fluidos irredutiveis estdo nos poros pequenos.

Na literatura, o valor do Tacutoff € tido como 33 ms para arenitos, e 90 ms para carbona-
tos. Esses valores foram definidos a partir de numerosos estudos realizados em diversos con-
juntos de rochas. Cada reservatorio pode apresentar diferentes valores de Tacutoff com relagdo
aos valores da literatura, portanto, recomenda-se obter em laboratdrio o correto valor de Tacutoff

para calibragdo com dados de perfis de RMN.

A definigdo de fluido-livre deve ser utilizada com cautela em rochas carbonaticas por-
tadoras de vugos ndo conectados. Esses poros de grande dimensdo apresentam altos tempos de
relaxacdo e, devido a esse fator, aparecem como fluido-livre ap6s a aplicacdo do corte de Ta,
porém, em algumas situagoes, esses poros grandes ndo estdo conectados e, assim, ndo contri-
buem para o fluxo de fluidos. Segundo Mai (2002), a presenga de vugos aumentara a porosidade
total, mas isso nao significa que os fluidos dentro dos vugos serdo produzidos. Os processos de
lixiviagdo dos graos em carbonatos controlam a capacidade dos vugos de serem conectados e
drenados. A dissolug@o em torno dos poros originais aumentara os poros e raios de gargantas
de poros e ajudara a drenagem, melhorando a conectividade. No entanto, a porosidade vugular

formada pela remocao seletiva de graos especificos na rocha pode aumentar o tamanho dos
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poros, mas ndo o tamanho do raio de garganta de poros. Esse processo pode diminuir a conec-

tividade geral.

O célculo do valor de Tacutoff pelo RMN em laboratério envolve a comparagdo de duas
curvas de T>: uma com a rocha estando 100% saturada por salmoura, chamada de “T>SW1”; e
a outra com a rocha com sua saturagdo irredutivel, chamada de “T> SWirr”. No tltimo caso,
essa saturacdo irredutivel pode ser atingida ao dessaturar parcialmente a amostra até a saturagao
de equilibrio, a partir da qual cessa a producdo de fluidos. Em geral, isso ¢ obtido ao processar
a amostra 100% saturada em centrifuga a 100 psi, o que faz com que o fluido livre saia da
amostra. Depois do processo, o volume de fluido que restou na rocha corresponde a sua satura-
¢do irredutivel, e a medida de RMN pode ser refeita com os mesmos pardmetros de aquisigdo
para comparar o T> SW1 e SWIrr. A figura 21 esquematiza o calculo feito para estimar o valor
de T2cutof f. Basicamente, o calculo consiste em plotar as curvas acumuladas das distribui¢des
de T2 SW1 e SWIrr, e marcar na curva SW1 o valor maximo obtido na curva SWIrr. O valor

de T2 nesse ponto € T2cutof f, que em geral deve ser interpolado no dominio de T>.
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Figura 21 — Esquema do método grafico para estimar o valor do T2cutoff.
Comparagdo entre as curvas SW1 e SWI (Fonte: NMR Logging — Principles and Appli-
cations, 1999).

Outro processo que nao deve ser negligenciado, mas comumente ¢ associado as rochas
carbonaticas, ¢ o acoplamento difusivo entre poros. Em rochas com poros bem conectados,
diferentes tamanhos de poros podem sofrer acoplamento difusivo e perturbar, assim, o espectro

de T>. Segundo Dumm (2002), carbonatos geralmente tém relaxividade superficial quase em
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ordem de magnitude menor que a dos arenitos. Como resultado, o acoplamento de difusdo entre
poros ¢ mais forte. Assim, diferentes tamanhos de poros que possuem diferentes tempos de
relaxagdo, sdo acoplados uns aos outros pelo processo de difusdo e produzem valores promedi-
ados dos tempos de relaxac@o, ou, em casos extremo, tempo de relaxacdo unico da razdo super-
ficie-volume. Assim, a distribuicdo de T», principalmente em carbonato, pode nao refletir o

tamanho do poro.

3.4 PRESSAO CAPILAR POR INJECAO DE MERCURIO (MCIP)

A medigdo de pressdo capilar por inje¢cao de mercurio, abreviada comumente de MICP
(do inglés, mercury injection capillary pressure), ¢ um ensaio laboratorial proposto por Wash-
burn (1921) para caracterizar meios porosos. O experimento permite a obtencdo da curva de
pressdo capilar por volume dos poros, o que pode ser convertido para a distribuicdo do tamanho
dos raios de garganta de poro, ou Rt, da amostra de rocha. Essa técnica ¢ uma das mais confia-
veis para a obten¢ao das distribuicdes de Rt, por ser considerada um método de referéncia e de
ter sido bastante validada desde sua criagdo. Devido a isso, ela ainda é amplamente empregado

na industria petrolifera.

A injecdo de mercurio permite determinar a distribuicdo do volume poroso em fun¢do
da pressdo capilar na qual o merctrio ¢ injetado (DRAKE & RITTER, 1945; PURCELL, 1949).
Assumindo que a rede porosa ¢ um conjunto de cilindros paralelos ¢ de comprimentos iguais,
ndo interseccionados e com diferentes didmetros tem-se que a pressdo capilar (PC) é inversa-

mente proporcional ao raio (R) do tubo capilar, tal que:
PC =—-20cosOR (16)

Em que o ¢ a tensdo superficial e 6 ¢ o angulo de contato. Na rocha, poros interligados
por gargantas de poro maiores sdo preenchidos sob pressoes de injecdo relativamente baixas,
enquanto poros interligados por gargantas de poro menores sdo preenchidos apenas quando

submetidos a pressdes mais elevadas.

O mercurio ¢ considerado o melhor exemplo de liquido ndo molhante, pois apresenta

elevados valores para o ¢ 6, conforme pode ser observado na tabela 1.
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Conhecendo a tensdo superficial e o angulo de contato dos fluidos em condigdo de re-
servatorio, € possivel converter a pressao capilar Ar-Hg (obtida no experimento de inje¢do de

Hg) para um sistema de fluidos compativel com o reservatorio, tal que:
PC2 = PClo2cos0 201cosf1 (17)

Em que o indice 1 e 2 sdo os sistemas de fluido a ser estimado e o original, respectiva-

mente. A tabela | apresenta valores de referéncia para tal conversao.

Sistema | Ar-Hg | Ar-dgua | Ar-6leo | Oleo-4gua
009 140 0 0 30
o (dyn/cm) | 484 70 24 35

Tabela 1 — Valores de referéncia para conversao de
sistema ar-mercurio para um sistema compativel com
o reservatorio.

3.5 ESTIMADORES DE PERMEABILIDADE

3.5.1 Permeabilidade por Kozeny-Carman

O modelo mais popular de estimativa de permeabilidade pelo tamanho do poro de Ko-
zeny-Carman foi modificado diversas vezes desde o ano de 1930, porém a sua forma simplifi-
cada ¢ demonstrada na equacdo abaixo:

"~

Kye = a’' @y (g) ) (18)
Na qual, a’, b e c sdo coeficientes de ajuste, @ ¢ a porosidade, V/S ¢é a razdo da area superficial
com o volume, também conhecido como raio hidraulico. Para geometrias de poros simples, V/S
pode ser escrito como R;/y, onde R; é o raio de garganta do poro e ¥y ¢ um fator de forma do
poro (1- poros planos, 2- poros cilindricos, 3- poros esféricos). O termo (V/S) pode ser reduzido
a um valor efetivo da razdo volume-superficie do sistema poroso, ou seja, um V/S referente a
um tipo ou familia de poro que melhor representa a rocha. Tal simplificacdo permite que dados
provindos das medigdes RMN ou MICP possam ser aplicados na equacdo K., na forma de
valores de T2 ou de Rt que melhor representem suas distribui¢des. Nesse ambito, geralmente,

sdo utilizados valores como médias ou cortes de saturacdo critica obtidos pelas distribuigdes de

T e R, (MESQUITA, 2017).
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3.5.2 Permeabilidade por RMN

Com relagdo a estimativa da permeabilidade através do RMN, as equagdes de Kspr
(Schlumberger Doll Research) e de Krc (Timur-Coates) sdo consideradas classicas para sua

obtencao a partir de perfis de RMN. Sao elas:
re 2
Kspr = a'@ (TZLogmean) (19)

Kcoates = (%)a (%)b (20)

Nas quais a’, a, b e ¢ sdo coeficientes empiricos de ajuste.

Ambeas as equagdes utilizam a premissa de que o espectro de T representa a distribui¢do
de tamanho de poros da zona investigada. Elas relacionam a permeabilidade a porosidade e um
dado da distribuicdo de T2, que na Kspr € a média geométrica da distribui¢do e em Krc a razéo
entre FFI e BVI. Os expoentes empiricos das equagdes podem ser calibrados empregando dados

de ensaios laboratoriais e seu desempenho ¢ reconhecido em rochas homogéneas.
3.5.3 Permeabilidade por MCIP

Desde a concepgdo do experimento de MICP, numerosos autores procuraram métricas
para correlacionar a permeabilidade absoluta das rochas com a distribuicao de raios de garganta
de poros. Uma das abordagens mais conhecidas e aplicadas nesse ambito foi desenvolvida por
Winland (KOLODZIE, 1980) e melhorada posteriormente por Pittman (1992), onde centenas
de amostras de rochas foram avaliadas em ambos os trabalhos. A equagdo do modelo é comu-

mente chamada de equagdo de Winland-Pittman e é descrita por:

Cc
Kucip = a®” (Rtsat) ) (21)

Na qual, Rtsat € um raio de garganta associado ao nivel critico de saturagdo de mercurio. Nos
trabalhos, Winland e Pittman obtiveram os melhores resultados ao utilizar os cortes de satura-
c¢do de merctrio de 35% e 25%. O primeiro ¢ comumente referenciado na industria do petroleo

como Rss.



42

4 MATERIAIS E METODOS

4.1 MATERIAIS

Foram utilizados dados de trés pocos perfurados em reservatorios carbonaticos da For-
macao Quissama na Bacia de Campos, designados respectivamente de Pogo 1, Poco 2 e Pogo
3, todos pertencentes a0 mesmo campo ¢ que estdo relativamente proximos geograficamente.
O pacote de dados utilizados pertence ao banco de dados de exploracao e produgdo (BDEP)
cedidos pela Agéncia Nacional de Petroleo, Gas natural e Biocombustiveis (ANP) sob o nimero

do pedido 9642 e nimero do BR 11106 realizado no ano de 2019.

Esses pogos foram perfilados com a ferramenta a cabo denominada CMR® (Combinable
Magnetic Resonance tool), além do conjunto de curvas convencionais (raio gama, densidade,
sonico, néutron e resistividade), registros de pressdo, perfis de imagem e amostradores laterais
de rochas. O fluido de perfuracdo utilizados em todos os pogos foi a base de 6leo (OBM do

inglés Oil-Base Mud).

Analises laboratoriais de petrofisica basica, pressdo capilar por injecdo de mercurio e
um conjunto de laminas petrograficas foram extraidas de amostras laterais para auxiliar na ca-
libragdo rocha-perfil e descrigdo das principais rochas atravessadas pelos pogos. Na tabela 2 é

exibida a matriz de dados utilizada no presente trabalho.

MATRIZ DE | PERFIS DE POCOS LABORATORIO
DADOS | CONVEN- | o | PETROFISICA | PRESSAO CAPILARIN- | LAMINAS PE-
CIONAIS BASICA JECAO MERCURIO | TROGRAFICAS
POCO 1 1 1 36 8 14
POCO 2 1 1 45 8 14
POCO 3 1 1 39 0 0

Tabela 2 — Matriz de dados dos pogos 1, 2 e 3.

4.2 PETROFISICA BASICA

As 120 amostras laterais de rocha extraidas dos trés pocos foram analisadas em labora-
torio para petrofisica de rotina. A porosidade e a densidade da matriz foram medidas pela lei de
Boyle usando um porosimetro de expansdo de gas (TIAB; DONALDSON, 2011). A permeabi-
lidade absoluta ao gas foi medida pela lei de Darcy e corrigida para o efeito Klinkenberg. A

tabela 3 exibe os resultados de petrofisica basica nos pogos 1, 2 e 3.
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PETR,OFIISICA AMOSTRA POROSIDADE PERMEABILIDADE | DENSIDADE DA MATRIZ
BASICA (dec) (mD) (g/cm3)
POCO 1 1 0,08 0,01 2,70
POCO 1 2 0,16 0,59 2,69
POCO 1 3 0,14 4,09 2,74
POCO 1 4 0,24 76,80 2,69
POCO 1 5 0,22 61,20 2,68
POCO 1 6 0,16 5,79 2,69
POCO 1 7 0,16 22,90 2,69
POCO 1 8 0,18 30,30 2,70
POCO 1 9 0,17 28,40 2,70
POCO 1 10 0,19 470,00 2,70
POCO 1 11 0,25 1400,00 2,70
POCO 1 12 0,18 171,00 2,70
POCO 1 13 0,18 1,25 2,72
POCO 1 14 0,17 7,48 2,70
POCO 1 15 0,22 64,50 2,71
POCO 1 16 0,20 422,00 2,70
POCO 1 17 0,10 0,02 2,71
POCO 1 18 0,20 0,50 2,70
POCO 1 19 0,19 2,01 2,70
POCO 1 20 0,14 0,07 2,69
POCO 1 21 0,16 0,44 2,69
POCO 1 22 0,17 0,33 2,72
POCO 1 23 0,18 1,11 2,70
POCO 1 24 0,14 22,80 2,68
POCO 1 25 0,16 149,00 2,68
POCO 1 26 0,17 24,30 2,68
POCO 1 27 0,17 4,00 2,68
POCO 1 28 0,19 15,50 2,71
POCO 1 29 0,21 171,00 2,68
POCO 1 30 0,24 159,00 2,69
POCO 1 31 0,17 94,10 2,70
POCO 1 32 0,19 531,00 2,70
POCO 1 33 0,03 0,00 2,69
POCO 1 34 0,14 15,60 2,69
POCO 1 35 0,09 2,55 2,69
POCO 1 36 0,15 24,90 2,69
POCO 2 1 0,09 0,10 2,67
POCO 2 2 0,10 0,33 2,68
POCO 2 3 0,11 0,38 2,66
POCO 2 4 0,12 0,10 2,66
POCO 2 5 0,13 0,21 2,67
POCO 2 6 0,17 1,45 2,67
POCO 2 7 0,18 7,82 2,67
POCO 2 8 0,15 0,94 2,67
POCO 2 9 0,16 0,31 2,66
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POCO 2 10 0,15 0,74 2,67
POCO 2 11 0,18 2,02 2,67
POCO 2 12 0,16 73,10 2,66
POCO 2 13 0,19 1,11 2,66
POCO 2 14 0,16 4,11 2,69
POCO 2 15 0,19 3,65 2,69
POCO 2 16 0,20 49,40 2,69
POCO 2 17 0,22 76,80 2,69
POCO 2 18 0,18 14,60 2,69
POCO 2 19 0,23 113,00 2,69
POCO 2 20 0,21 110,00 2,69
POCO 2 21 0,18 8,17 2,69
POCO 2 22 0,16 37,10 2,68
POCO 2 23 0,19 1,07 2,69
POCO 2 24 0,19 2,28 2,69
POCO 2 25 0,19 432,00 2,69
POCO 2 26 0,21 13,20 2,69
POCO 2 27 0,17 1,11 2,69
POCO 2 28 0,18 1,41 2,69
POCO 2 29 0,15 1,91 2,69
POCO 2 30 0,13 1,01 2,69
POCO 2 31 0,15 34,50 2,69
POCO 2 32 0,15 154,00 2,70
POCO 2 33 0,16 7,69 2,70
POCO 2 34 0,16 1,12 2,70
POCO 2 35 0,05 0,00 2,70
POCO 2 36 0,15 58,60 2,69
POCO 2 37 0,10 0,14 2,69
POCO 2 38 0,09 0,03 2,69
POCO 2 39 0,13 0,20 2,70
POCO 2 40 0,18 280,00 2,70
POCO 2 41 0,19 590,00 2,69
POCO 2 42 0,18 342,00 2,69
POCO 2 43 0,15 0,95 2,68
POCO 2 44 0,18 281,00 2,69
POCO 2 45 0,16 229,00 2,69
POCO 3 1 0,13 0,03 2,67
POCO 3 2 0,18 0,39 2,67
POCO 3 3 0,20 67,30 2,68
POCO 3 4 0,17 60,10 2,70
POCO 3 5 0,17 10,60 2,68
POCO 3 6 0,15 0,47 2,69
POCO 3 7 0,17 6,38 2,68
POCO 3 8 0,18 27,90 2,70
POCO 3 9 0,16 37,80 2,70
POCO 3 10 0,13 0,39 2,68
POCO 3 11 0,14 41,60 2,68
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POCO 3 12 0,14 85,20 2,70
POCO 3 13 0,10 0,27 2,69
POCO 3 14 0,14 25,50 2,70
POCO 3 15 0,15 86,80 2,70
POCO 3 16 0,11 0,18 2,70
POCO 3 17 0,17 66,00 2,69
POCO 3 18 0,15 3,44 2,70
POCO 3 19 0,11 1,28 2,70
POCO 3 20 0,07 0,44 2,69
POCO 3 21 0,10 1,72 2,69
POCO 3 22 0,07 0,00 2,71
POCO 3 23 0,05 0,00 2,70
POCO 3 24 0,10 0,01 2,69
POCO 3 25 0,14 1,55 2,70
POCO 3 26 0,13 6,01 2,69
POCO 3 27 0,11 0,71 2,69
POCO 3 28 0,19 126,00 2,70
POCO 3 29 0,13 0,45 2,70
POCO 3 30 0,18 609,00 2,70
POCO 3 31 0,15 74,40 2,70
POCO 3 32 0,19 31,10 2,70
POCO 3 33 0,16 26,50 2,70
POCO 3 34 0,15 4,25 2,71
POCO 3 35 0,08 0,04 2,74
POCO 3 36 0,09 0,24 2,70
POCO 3 37 0,12 4,96 2,70
POCO 3 38 0,09 9,08 2,70
POCO 3 39 0,12 3,88 2,69

Tabela 3 — Resultados de petrofisica basica em 120 plugues dos pocos 1, 2 e 3.
4.3 PRESSAO CAPILAR POR INJECAO DE MERCURIO

Nos pogos 1 e 2, foram selecionadas 16 amostras para realizagdo de ensaios de pressdo
capilar por inje¢do de mercurio e, em todas elas, foram realizadas descricdes geoldgicas em
laminas petrograficas. Os resultados obtidos em laboratdrio estdo disponiveis nas tabelas 4 e 5,
onde os valores de pressao de injecdo e os volumes de mercurio deslocados estao tabelados por

amostra.



AMOSTRA 1 AMOSTRA 2 AMOSTRA 3 AMOSTRA 4
Presséo Volume Presséo Volume Presséo Volume Pressé&o Volume
Injecéo Mercurio Injecéo Mercurio Injecéo Mercurio Injecao Mercurio

psia cc psia cc psia cc psia cc
1,48 0 1,48 0 1,48 0 1,48 0
1,58 0,001 1,58 0,001 1,57 0 1,57 0,001
1,8 0,001 1,8 0,003 1,81 0,002 1,81 0,003
2,01 0,002 2,01 0,005 2 0,003 2 0,005
2,15 0,004 2,15 0,006 2,16 0,004 2,16 0,007
2,35 0,006 2,35 0,008 2,34 0,009 2,34 0,044
2,57 0,007 2,57 0,01 2,57 0,015 2,57 0,059
2,8 0,008 2,8 0,012 2,79 0,031 2,79 0,074
3,08 0,01 3,08 0,014 3,08 0,048 3,08 0,091
3,36 0,016 3,36 0,019 3,37 0,06 3,37 0,112
3,68 0,023 3,68 0,024 3,67 0,08 3,67 0,128
4,03 0,032 4,03 0,03 4,02 0,099 4,02 0,147
4,4 0,04 4.4 0,038 4,41 0,118 4,41 0,167
4,81 0,047 4,81 0,048 4,8 0,133 4,8 0,194
5,26 0,056 5,26 0,058 5,25 0,151 5,25 0,22
5,75 0,062 5,75 0,068 5,75 0,165 5,75 0,242
6,3 0,068 6,3 0,078 6,29 0,179 6,29 0,263
6,87 0,074 6,87 0,091 6,88 0,191 6,88 0,284
7,53 0,081 7,53 0,104 7,53 0,204 7,53 0,3
8,24 0,088 8,24 0,117 8,24 0,216 8,24 0,317
9,02 0,092 9,02 0,132 9,02 0,227 9,02 0,328
9,87 0,095 9,87 0,144 9,86 0,239 9,86 0,34
10,77 0,1 10,77 0,153 10,77 0,25 10,77 0,351
11,87 0,104 11,87 0,168 11,86 0,26 11,86 0,36
12,86 0,108 12,86 0,178 12,86 0,27 12,86 0,368
14,16 0,114 14,16 0,195 14,16 0,278 14,16 0,376
15,46 0,12 15,46 0,208 15,46 0,287 15,46 0,383
16,88 0,125 16,88 0,22 16,89 0,295 16,89 0,39
18,48 0,13 18,48 0,233 18,5 0,302 18,5 0,396
20,29 0,135 20,29 0,244 20,28 0,31 20,28 0,402
22,17 0,139 22,17 0,256 22,17 0,317 22,17 0,408
24,25 0,144 24,25 0,27 24,28 0,327 24,28 0,414
26,56 0,148 26,56 0,283 26,55 0,338 26,55 0,419
28,95 0,152 28,95 0,296 28,96 0,344 28,96 0,425
31,71 0,155 31,71 0,309 29,79 0,349 31,58 0,43
33,81 0,159 33,61 0,32 33,18 0,353 33,97 0,434
36,75 0,163 36,55 0,331 35,26 0,356 37,04 0,437
40,5 0,166 40,28 0,341 40,96 0,36 40,74 0,441
44,26 0,169 44,03 0,351 44,04 0,363 43,82 0,444
48,57 0,172 48,33 0,361 48,35 0,367 48,13 0,447
53,03 0,175 52,78 0,371 54,49 0,37 54,28 0,45
58,16 0,177 57,89 0,381 57,64 0,374 57,43 0,453
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64,54 0,179 64,25 0,391 63,43 0,378 63,21 0,457
70,39 0,182 70,08 0,401 69,23 0,381 69,02 0,461
77,08 0,184 76,76 0,412 77,08 0,386 76,87 0,464
85,49 0,186 85,14 0,423 83,73 0,389 83,52 0,468
92,4 0,188 92,03 0,434 91,67 0,392 91,46 0,471
100,9 0,191 100,51 0,445 100,77 0,396 100,56 0,474
109,84 0,193 109,44 0,456 110,8 0,399 110,59 0,478
120,93 0,195 120,5 0,466 121,03 0,402 120,82 0,481
133,22 0,197 132,78 0,477 133,36 0,405 133,15 0,484
145,89 0,199 145,43 0,487 144,54 0,408 144,33 0,487
159,29 0,201 158,81 0,498 159,18 0,411 158,97 0,49
172,97 0,203 172,47 0,509 173,04 0,414 172,83 0,493
189,16 0,204 188,64 0,519 189,23 0,417 189,02 0,496
207,46 0,206 206,92 0,53 207,53 0,42 207,32 0,499
227,54 0,206 226,97 0,541 226,98 0,423 226,77 0,503
249,27 0,209 248,68 0,551 249,96 0,426 249,74 0,506
272,48 0,211 271,88 0,562 272,04 0,429 271,83 0,509
298,57 0,213 297,94 0,573 298,74 0,432 298,52 0,513
326,43 0,214 325,78 0,584 327,07 0,435 326,85 0,517
356,81 0,216 356,05 0,596 357,56 0,438 357,34 0,521
391,21 0,219 390,52 0,609 392,25 0,442 392,03 0,526
428,09 0,221 427,37 0,623 427,86 0,445 427,64 0,531
468,16 0,223 467,4 0,64 468,14 0,449 467,91 0,537
513,27 0,225 512,47 0,66 513,16 0,454 512,92 0,545
561,31 0,228 560,46 0,683 561,77 0,459 561,52 0,554
614,07 0,231 613,17 0,706 612,84 0,464 612,57 0,565
672,98 0,235 672,03 0,731 671,12 0,47 670,83 0,579
734,03 0,241 733,04 0,756 734,86 0,477 734,55 0,594
804,1 0,248 803,07 0,782 805,13 0,488 804,81 0,61
879,63 0,259 878,59 0,807 878,91 0,502 878,57 0,628
962,16 0,273 961,11 0,831 961,81 0,522 961,48 0,646
1047,32 0,288 1046,28 0,851 1047,84 0,542 1047,52 0,663
1147,64 0,307 1146,62 0,871 1147,41 0,564 114711 0,679
1257,16 0,328 1256,19 0,888 1258,09 0,584 1257,8 0,695
1377,01 0,349 1376,07 0,903 1378,24 0,604 1377,97 0,709
1507,91 0,368 1507,02 0,917 1508,25 0,62 1507,98 0,722
1646,84 0,386 1645,99 0,928 1649,24 0,633 1648,98 0,732
1806,97 0,403 1806,17 0,938 1807,86 0,645 1807,6 0,743
1980,24 0,418 1979,47 0,947 1980,32 0,656 1980,07 0,751
2158,48 0,431 2157,74 0,955 2155,24 0,666 2154,99 0,759
2367,12 0,444 2366,43 0,962 2365,91 0,675 2365,66 0,766
2588,45 0,456 2587,78 0,968 2585,78 0,682 2585,54 0,772
2826,98 0,466 2826,34 0,974 2827,96 0,689 2827,72 0,778
3095,93 0,476 3095,31 0,979 3097,51 0,694 3097,28 0,783
3388,42 0,484 3387,83 0,983 3385,72 0,699 3385,49 0,788
3706,6 0,492 3706,03 0,987 3707,52 0,704 3707,29 0,792
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4058,7 0,5 4058,15 0,991 4057,49 0,709 4057,26 0,796
4434,44 0,506 4433,91 0,993 4433,48 0,712 4433,25 0,799
4845,46 0,512 4844,94 0,996 4844,02 0,716 4843,79 0,802
5305,1 0,517 5304,6 0,998 5304,36 0,719 5304,13 0,805
5803,83 0,522 5803,34 1,001 5804,94 0,722 5804,71 0,808
6355,67 0,525 6355,2 1,002 6353,38 0,725 6353,15 0,81
6941,51 0,53 6941,05 1,003 6945,84 0,727 6945,62 0,812
7604,19 0,53 7603,73 1,004 7603,51 0,729 7603,28 0,814
8311,52 0,533 8311,06 1,005 8312,98 0,731 8312,76 0,815
9092,22 0,534 9091,77 1,005 9093 0,732 9092,78 0,815
9951,35 0,536 9950,91 1,005 9951,94 0,733 9951,72 0,816
10891,45 0,537 10891,02 1,006 10892,91 0,733 10892,68 0,816
11893,18 0,538 11892,75 1,006 11892,5 0,733 11892,27 0,816
12994,1 0,538 12993,67 1,006 12993,7 0,733 12993,48 0,816
14292,66 0,538 14292,22 1,006 14294,63 0,733 14294,41 0,816
15592,5 0,538 15592,07 1,006 15593,72 0,733 15593,5 0,816
17090,28 0,538 17089,85 1,006 17091,23 0,733 17091,01 0,816
18692,13 0,538 18691,7 1,006 18691,79 0,733 18691,57 0,816
20392,88 0,538 20392,44 1,006 20391,71 0,733 20391,49 0,816
22292,2 0,538 22291,77 1,006 22293,42 0,733 22293,2 0,816
24393,92 0,538 24393,48 1,006 24394,6 0,733 24394,38 0,816
26694,03 0,538 26693,6 1,006 26694,95 0,733 26694,73 0,816
29297,48 0,538 29297,05 1,006 29295,35 0,733 29295,12 0,816
31995,6 0,538 31995,16 1,006 31996,8 0,733 31996,57 0,816
34996,26 0,538 34995,82 1,006 34995,55 0,733 34995,32 0,816
38288,23 0,538 38287,78 1,006 38289,14 0,733 38288,91 0,816
41873,6 0,538 41873,15 1,006 41875,34 0,733 41875,11 0,816
45767,46 0,538 45767,01 1,006 45770,38 0,733 45770,15 0,816
50061,76 0,538 50061,31 1,006 50065,84 0,733 50065,61 0,816
54598,23 0,538 54597,78 1,006 54685,08 0,733 54684,85 0,816
59348,07 0,538 59280,38 1,006 59358,5 0,733 59315,81 0,816
AMOSTRA 5 AMOSTRA 6 AMOSTRA 7 AMOSTRA 8
Presséo Volume Presséo Volume Presséo Volume Presséo Volume
Injegéo Mercurio Injegéo Mercurio Injecéo Mercurio Injegéo Mercurio
psia cc psia cc psia cc psia cc
1,48 0 1,48 0 1,48 0 1,48 0
1,57 0,001 1,57 0,001 1,58 0,001 1,58 0,001
1,8 0,003 1,8 0,002 1,8 0,002 1,8 0,002
2 0,005 2 0,004 2 0,004 2 0,003
2,16 0,006 2,16 0,005 2,16 0,005 2,16 0,004
2,35 0,008 2,35 0,007 2,34 0,006 2,34 0,006
2,57 0,011 2,57 0,008 2,56 0,008 2,56 0,009
2,8 0,013 2,8 0,01 2,8 0,009 2,8 0,01
3,08 0,021 3,08 0,011 3,06 0,01 3,06 0,012
3,36 0,028 3,36 0,015 3,37 0,012 3,37 0,013
3,68 0,037 3,68 0,018 3,67 0,013 3,67 0,013
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4,02 0,05 4,02 0,021 4,02 0,015 4,02 0,013

4,4 0,058 4,4 0,024 4,4 0,016 4,4 0,014
4,81 0,069 4,81 0,028 4,8 0,017 4,8 0,014
5,26 0,076 5,26 0,038 5,25 0,018 5,25 0,015
5,75 0,09 5,75 0,049 5,76 0,019 5,76 0,015
6,29 0,097 6,29 0,057 6,29 0,02 6,29 0,015
6,88 0,108 6,88 0,069 6,88 0,021 6,88 0,015
7,53 0,118 7,53 0,088 7,53 0,023 7,53 0,015
8,23 0,128 8,23 0,111 8,24 0,024 8,24 0,016
9,02 0,141 9,02 0,14 9,01 0,025 9,01 0,016
9,86 0,152 9,86 0,16 9,86 0,027 9,86 0,016
10,77 0,162 10,77 0,189 10,77 0,032 10,77 0,016
11,87 0,174 11,87 0,215 11,87 0,036 11,87 0,017
12,87 0,183 12,87 0,236 12,87 0,041 12,87 0,017
14,16 0,194 14,16 0,256 14,16 0,051 14,16 0,018
15,46 0,202 15,46 0,272 15,47 0,061 15,47 0,018
16,85 0,21 16,85 0,288 16,89 0,075 16,89 0,019
18,49 0,219 18,49 0,301 18,45 0,093 18,45 0,02
20,28 0,227 20,28 0,312 20,29 0,125 20,29 0,022
22,16 0,234 22,16 0,322 22,17 0,146 22,17 0,025
24,26 0,242 24,26 0,33 24,27 0,168 24,27 0,031
26,57 0,251 26,57 0,339 26,57 0,191 26,57 0,047
28,95 0,265 28,95 0,345 28,95 0,211 28,95 0,066
30,39 0,277 31,2 0,35 30,75 0,226 30,89 0,083
32,49 0,286 34,3 0,354 33,78 0,239 34,05 0,097
36,33 0,295 37,13 0,358 37,07 0,252 37,33 0,109
38,9 0,301 40,69 0,362 40,26 0,262 40,5 0,12
44,22 0,306 44,02 0,365 44,61 0,272 44,83 0,131
48,74 0,311 48,54 0,368 49,19 0,282 49,38 0,142
54,39 0,314 54,19 0,37 52,69 0,291 52,87 0,151
58,07 0,317 57,87 0,373 58,88 0,3 59,05 0,16
63,99 0,321 63,8 0,376 64,2 0,31 64,36 0,169
69,57 0,324 69,38 0,38 70,45 0,321 70,6 0,178
76,36 0,328 76,16 0,383 75,68 0,329 75,82 0,185
84,65 0,332 84,45 0,387 84,02 0,339 84,17 0,193
91,98 0,335 91,79 0,39 92,4 0,347 92,53 0,199
100,53 0,338 100,34 0,393 100,31 0,355 100,44 0,205
111,25 0,342 111,05 0,396 110,44 0,363 110,57 0,211
119,66 0,345 119,47 0,399 119,96 0,37 120,09 0,216
133,01 0,348 132,82 0,402 132,72 0,378 132,85 0,222
144,76 0,351 144,57 0,404 144,53 0,384 144,66 0,226
158,56 0,355 158,37 0,407 158,92 0,392 159,05 0,231
173,65 0,358 173,35 0,41 173,46 0,398 173,58 0,235
188,99 0,362 188,81 0,413 189,65 0,405 189,83 0,239
208,26 0,366 208,07 0,415 208,04 0,411 208,16 0,243
227,34 0,369 227,17 0,417 228,18 0,417 228,3 0,247
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248,94 0,374 248,77 0,42 249,7 0,423 249,82 0,252
272,15 0,378 271,98 0,423 272,06 0,429 272,18 0,256
298,45 0,383 298,28 0,427 298,15 0,435 298,27 0,26
326,57 0,389 326,41 0,431 326,51 0,44 326,62 0,264
357,14 0,395 356,99 0,435 357,58 0,445 357,69 0,268
391,69 0,403 391,54 0,439 391,27 0,451 391,38 0,272
428,45 0,412 428,31 0,445 428,99 0,456 429,09 0,277
468,67 0,422 468,54 0,451 468,12 0,462 468,22 0,283
511,68 0,433 511,51 0,459 512,27 0,468 512,36 0,289
562,35 0,445 562,24 0,469 562,06 0,476 562,13 0,297
613,95 0,457 613,83 0,481 614,02 0,484 614,08 0,305
671,14 0,47 671,02 0,496 671,91 0,492 671,95 0,314
734,75 0,484 734,62 0,513 733,77 0,502 733,8 0,324
804,88 0,498 804,74 0,531 805,08 0,514 805,1 0,334
879,48 0,513 879,33 0,55 879,3 0,526 879,31 0,345
962,62 0,528 962,47 0,568 962,44 0,539 962,45 0,356
1048,4 0,542 1048,24 0,584 1048,8 0,553 1048,8 0,366
1149,04 0,557 1148,87 0,601 1148,05 0,568 1148,04 0,377
1258,52 0,572 1258,35 0,616 1258,12 0,584 1258,11 0,388
1377,97 0,585 1377,79 0,631 1377,94 0,598 1377,92 0,399
1507,96 0,597 1507,79 0,643 1507,78 0,613 1507,75 0,41
1648,35 0,607 1648,17 0,655 1647,25 0,627 1647,22 0,421
1808,28 0,617 1808,11 0,664 1807,59 0,639 1807,54 0,431
1977,28 0,625 197711 0,673 197711 0,65 1977,05 0,442
2157,13 0,633 2156,95 0,68 2157,07 0,659 2156,99 0,451
2367,67 0,642 2367,5 0,687 2369,1 0,668 2369,01 0,461
2588,5 0,646 2588,33 0,693 2587,26 0,675 2587,15 0,47
2826,92 0,647 2826,73 0,698 2826,57 0,682 2826,45 0,478
3096,21 0,656 3096,03 0,703 3097,51 0,687 3097,38 0,485
3385,66 0,661 3385,49 0,707 3387,05 0,693 3386,9 0,491
3707,24 0,665 3707,07 0,711 3707,96 0,697 3707,8 0,497
4056,64 0,669 4056,47 0,714 4056,65 0,702 4056,48 0,502
4433,92 0,673 4433,75 0,717 4434,89 0,705 443471 0,506
4843,02 0,676 4842,85 0,719 4846,36 0,709 4846,17 0,51
5302,38 0,679 5302,22 0,722 5304,31 0,712 5304,12 0,514
5802,12 0,681 5802,28 0,724 5803,64 0,715 5803,44 0,517
6355,5 0,684 6355,33 0,726 6352,79 0,718 6352,59 0,52
6942,11 0,686 6941,95 0,727 6943,62 0,72 6943,42 0,522
7604,67 0,687 7604,51 0,728 7602,43 0,722 7602,22 0,524
8312,33 0,688 8312,17 0,729 8311,65 0,724 8311,44 0,526
9094,48 0,689 9094,32 0,73 9093,48 0,725 9093,27 0,527
9952,79 0,689 9952,63 0,73 9953,46 0,727 9953,24 0,529
10893,01 0,689 10892,85 0,73 10891,8 0,728 10891,59 0,529
11893,76 0,689 11893,6 0,731 11892,4 0,728 11892,19 0,53
12990,63 0,689 12990,47 0,731 12991,66 0,729 12991,44 0,53
14293,23 0,689 14293,07 0,731 14292,69 0,729 14292,48 0,531
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15592 0,689 15591,84 0,731 15590,46 0,729 15590,24 0,531
17092,96 0,689 17092,8 0,731 17090,35 0,729 17090,14 0,531
18693,47 0,689 18693,31 0,731 18690,33 0,729 18690,11 0,531
20391,15 0,689 20390,99 0,731 20391,15 0,729 20390,94 0,531
22293,3 0,689 22293,14 0,731 22293 0,729 22292,79 0,531
24395,51 0,689 24395,34 0,731 24393,67 0,729 24393,45 0,531
26696,03 0,689 26695,86 0,731 26695,59 0,729 26695,37 0,531
29295,7 0,689 29295,54 0,731 29295,52 0,729 29295,3 0,531
31996,47 0,689 31996,3 0,731 31996,12 0,729 31995,9 0,531
34996,22 0,689 34996,05 0,731 34996,45 0,729 34996,23 0,531
38286,09 0,689 38285,92 0,731 38288,43 0,729 38288,21 0,531
41866,82 0,689 41866,65 0,731 41868,61 0,729 41868,39 0,531
45766,15 0,689 45765,98 0,731 45766,23 0,729 45766,02 0,531
50042,56 0,689 50042,39 0,731 50050, 11 0,729 50049,9 0,531
54550,15 0,689 54549,97 0,731 54613,19 0,729 54612,97 0,531
59298,05 0,689 59328,51 0,731 59371,5 0,729 59268,65 0,531

Tabela 4- Resultados de pressiao capilar em oito plugues do Poco 1.

AMOSTRA 1 AMOSTRA 2 AMOSTRA 3 AMOSTRA 4

Presséo Volume Presséo Volume Presséo Volume Presséo Volume

Injegéo Mercurio Injegéo Mercurio Injegéo Mercurio Injecéo Mercurio
psia cc psia cc psia cc psia cc
1,48 0 1,48 0 1,48 0 1,48 0
1,58 0 1,58 0,001 1,59 0,001 1,59 0,001
1,79 0,001 1,79 0,002 1,79 0,002 1,79 0,003
1,99 0,001 1,99 0,004 1,99 0,003 1,99 0,006
2,15 0,002 2,15 0,004 2,17 0,005 2,17 0,008
2,35 0,002 2,35 0,006 2,35 0,006 2,35 0,011
2,56 0,003 2,56 0,007 2,56 0,007 2,56 0,013
2,8 0,003 2,8 0,009 2,79 0,009 2,79 0,02
3,07 0,003 3,07 0,01 3,07 0,01 3,07 0,024
3,36 0,004 3,36 0,012 3,38 0,011 3,38 0,042
3,67 0,004 3,67 0,013 3,66 0,012 3,66 0,051
4,02 0,005 4,02 0,014 4,03 0,013 4,03 0,061
4,4 0,005 4,4 0,015 4,4 0,014 4,4 0,082
4,8 0,006 4,8 0,016 4,81 0,015 4,81 0,098
5,25 0,006 5,25 0,018 5,26 0,017 5,26 0,11
5,75 0,006 5,75 0,02 5,76 0,018 5,76 0,116
6,29 0,007 6,29 0,024 6,29 0,019 6,29 0,124
6,88 0,007 6,88 0,031 6,87 0,021 6,87 0,136
7,52 0,008 7,52 0,038 7,53 0,024 7,53 0,143
8,23 0,008 8,23 0,046 8,24 0,031 8,24 0,151
9,01 0,009 9,01 0,056 9,01 0,038 9,01 0,158
9,86 0,009 9,86 0,064 9,86 0,048 9,86 0,166

51



10,77 0,009 10,77 0,072 10,78 0,071 10,78 0,173
11,87 0,01 11,87 0,089 11,86 0,109 11,86 0,181
12,86 0,011 12,86 0,107 12,86 0,135 12,86 0,19
14,16 0,011 14,16 0,131 14,17 0,162 14,17 0,197
15,45 0,012 15,45 0,158 15,45 0,181 15,45 0,202
16,86 0,012 16,86 0,183 16,88 0,205 16,88 0,208
18,48 0,013 18,48 0,21 18,47 0,227 18,47 0,214
20,28 0,014 20,28 0,24 20,28 0,25 20,28 0,219
22,17 0,014 22,17 0,262 22,16 0,269 22,16 0,223
24,27 0,015 24,27 0,282 24,26 0,283 24,26 0,229
26,56 0,016 26,56 0,307 26,57 0,295 26,57 0,234
28,95 0,017 28,95 0,326 28,96 0,307 28,96 0,239
34,17 0,019 31,61 0,34 31,78 0,317 31,75 0,244
34,86 0,02 33,31 0,356 34,1 0,326 33,91 0,249
38,34 0,021 35,65 0,369 37 0,335 37,82 0,254
42,07 0,023 40,49 0,385 40,26 0,342 41,09 0,259
45,85 0,026 43,97 0,401 45,1 0,349 45,93 0,264
50,21 0,029 49,21 0,416 48,66 0,356 49,5 0,269
53,48 0,033 54,55 0,427 53,29 0,361 54,15 0,273
59,36 0,038 58,24 0,437 57,96 0,367 58,82 0,277
65,27 0,046 64,04 0,447 64,6 0,373 65,47 0,281
71,61 0,054 70,3 0,457 69,58 0,379 70,46 0,286
77,66 0,065 76,44 0,466 76,69 0,384 77,57 0,289
85,38 0,076 83,83 0,475 83,2 0,39 84,13 0,293
93,15 0,087 92,58 0,483 92,14 0,395 93,02 0,297
102,41 0,101 100,38 0,491 100,4 0,4 101,29 0,301
110,99 0,118 110,47 0,498 110,72 0,405 111,61 0,305
121,55 0,135 120,55 0,505 120,16 0,409 121,05 0,31
133,88 0,155 132,99 0,512 132,42 0,412 132,99 0,315
145,63 0,174 145,45 0,518 145,05 0,415 145,62 0,319
158,94 0,194 159,03 0,525 158,69 0,418 159,26 0,323
174,62 0,214 173,57 0,531 173,68 0,421 174,25 0,328
189,88 0,234 189,98 0,537 189,35 0,426 189,92 0,332
207,44 0,255 207,97 0,542 208,63 0,43 209,2 0,337
228,1 0,274 227,96 0,548 227,66 0,436 228,23 0,341
249,15 0,294 249,8 0,553 249,33 0,444 249,91 0,347
272,25 0,312 273,28 0,558 272,49 0,451 273,07 0,353
298,68 0,33 298,68 0,564 298,81 0,459 299,38 0,359
326,67 0,347 326,47 0,57 325,73 0,468 326,31 0,365
357,94 0,363 357,26 0,576 357,28 0,476 357,85 0,372
392,47 0,378 391,18 0,583 391,63 0,485 392,19 0,38
427,65 0,392 429,41 0,591 428,14 0,495 428,7 0,389
467,52 0,405 468,24 0,598 468,85 0,506 469,4 0,399
512,58 0,417 512,88 0,607 512,4 0,517 512,94 0,411
561,65 0,43 562,22 0,618 561,57 0,531 562,1 0,426
612,05 0,442 613,97 0,633 612,86 0,545 613,39 0,442
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671,62 0,455 670,48 0,648 671,31 0,563 671,84 0,461
734,03 0,468 734,44 0,667 734,09 0,586 734,63 0,482
803,37 0,481 803,94 0,688 804,23 0,615 804,79 0,504
879,38 0,494 879,23 0,709 879,62 0,643 880,19 0,527
962,11 0,506 961,43 0,73 963,27 0,669 963,84 0,55
1047,4 0,517 1048,13 0,75 1048,01 0,691 1048,59 0,571
1147,22 0,528 1148,11 0,769 1148,27 0,712 1148,85 0,593
1257,66 0,539 1258,05 0,787 1258,01 0,73 1258,58 0,613
1378,79 0,549 1378,48 0,803 1377,96 0,746 1378,53 0,63
1508,64 0,558 1508,63 0,816 1507,58 0,759 1508,14 0,646
1648,19 0,566 1647,2 0,828 1647,49 0,771 1648,05 0,659
1808,35 0,574 1807,83 0,839 1808,07 0,783 1808,63 0,672
1977,89 0,581 1977,55 0,848 1978,12 0,792 1978,68 0,682
2156,28 0,587 2156,65 0,855 2158,1 0,8 2158,66 0,69
2368,11 0,593 2367,28 0,862 2368,69 0,808 2369,24 0,699
2586,96 0,599 2587,53 0,868 2585,91 0,814 2586,46 0,706
2824,99 0,604 2826,17 0,873 2825,94 0,82 2826,49 0,713
3096,47 0,608 3096,61 0,878 3097,62 0,825 3098,16 0,719
3386,49 0,612 3387,25 0,882 3385,86 0,83 3386,41 0,724
3705,96 0,616 3706,36 0,886 3708,2 0,834 3708,74 0,729
4059,3 0,619 4058,54 0,889 4058,52 0,838 4059,06 0,733
44237 0,622 4435,85 0,891 4433,67 0,84 4434,21 0,737
4842,85 0,625 4844,71 0,893 4844,43 0,843 4844,97 0,74
5302,58 0,627 5304,15 0,895 5304,46 0,846 5305 0,743
5801,84 0,629 5803,64 0,897 5802,5 0,848 5803,04 0,746
6351,82 0,631 6354,29 0,898 6354,63 0,85 6355,16 0,748
6943,62 0,633 6945,23 0,899 6943,6 0,851 6944,13 0,75
7601,98 0,635 7604,26 0,9 7603,77 0,852 7604,3 0,752
8310,94 0,636 8312,15 0,901 8312,79 0,853 8313,32 0,753
9091,72 0,637 9094 0,901 9092,72 0,854 9093,25 0,753
9950,63 0,637 9953,41 0,901 9952,02 0,855 9952,55 0,754
10893,54 0,638 10892 0,901 10890,97 0,855 10891,5 0,755
11892,16 0,638 11891,52 0,901 11893,41 0,855 11893,94 0,755
12991,74 0,638 12991,19 0,901 12993,7 0,855 12994,23 0,755
14291,22 0,638 14292,44 0,901 14292,12 0,855 14292,65 0,755
15592,43 0,638 15591,78 0,901 15592,75 0,855 15593,27 0,755
17089,91 0,638 17090,77 0,901 17092,31 0,855 17092,84 0,755
18688,11 0,638 18692,31 0,901 18691,2 0,855 18691,73 0,755
20391,04 0,638 20390,33 0,901 20389,36 0,855 20389,88 0,755
22292,09 0,638 22292,15 0,901 22292,84 0,855 22293,37 0,755
24394,19 0,638 24395,07 0,901 24395,08 0,855 24395,61 0,755
26695,06 0,638 26695,35 0,901 26695,16 0,855 26695,69 0,755
29295,76 0,638 29295,21 0,901 29296,41 0,855 29296,93 0,755
31995,99 0,638 31995,96 0,901 31995,56 0,855 31996,08 0,755
34995,04 0,638 34995,59 0,901 34995,88 0,855 34996,4 0,755
38284,94 0,638 38284,47 0,901 38286,87 0,855 38287,39 0,755
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41869,39 0,638 41870,8 0,901 41871,14 0,855 41871,66 0,755
45764,62 0,638 45765,26 0,901 45763,73 0,855 45764,25 0,755
50039,27 0,638 50046,51 0,901 50061,18 0,855 50061,7 0,755
54702,8 0,638 54726,81 0,901 54785,52 0,855 54792,06 0,755
59382,4 0,638 59381 0,901 59428,81 0,855 59386,8 0,755
AMOSTRA 5 AMOSTRA 6 AMOSTRA 7 AMOSTRA 8
Pressao Volume Presséo Volume Presséao Volume Presséao Volume
Injecéo Mercurio Injecéo Mercurio Injecéo Mercurio Injecéo Mercurio
psia cc psia cc psia cc psia cc
1,48 0 1,48 0 1,48 0 1,48 0
1,58 0,001 1,57 0,001 1,57 0,001 1,58 0,001
1,79 0,003 1,79 0,002 1,79 0,002 1,8 0,003
1,99 0,006 2 0,007 2 0,004 2 0,009
2,15 0,008 2,15 0,016 2,15 0,007 2,15 0,013
2,35 0,01 2,35 0,026 2,35 0,013 2,35 0,018
2,56 0,011 2,57 0,038 2,57 0,019 2,56 0,025
2,8 0,012 2,8 0,05 2,8 0,028 2,8 0,033
3,07 0,015 3,07 0,063 3,07 0,038 3,08 0,044
3,36 0,02 3,36 0,074 3,36 0,052 3,36 0,049
3,67 0,025 3,67 0,084 3,67 0,067 3,68 0,057
4,02 0,031 4,02 0,096 4,02 0,099 4,02 0,073
4,4 0,042 4,39 0,109 4,39 0,13 4,4 0,093
4,8 0,054 4,81 0,129 4,81 0,179 4,81 0,113
5,25 0,064 5,26 0,146 5,26 0,212 5,25 0,124
5,75 0,075 5,75 0,162 5,75 0,248 5,75 0,138
6,29 0,086 6,29 0,176 6,29 0,269 6,29 0,152
6,88 0,101 6,88 0,192 6,88 0,29 6,88 0,171
7,52 0,118 7,54 0,207 7,54 0,305 7,53 0,188
8,23 0,132 8,23 0,218 8,23 0,319 8,24 0,205
9,01 0,148 9,03 0,23 9,03 0,333 9,01 0,217
9,86 0,16 9,86 0,241 9,86 0,343 9,86 0,232
10,77 0,172 10,78 0,252 10,78 0,352 10,77 0,245
11,87 0,184 11,87 0,261 11,87 0,36 11,87 0,26
12,86 0,193 12,86 0,268 12,86 0,366 12,86 0,271
14,16 0,205 14,19 0,279 14,19 0,372 14,17 0,285
15,45 0,216 15,46 0,286 15,46 0,376 15,46 0,297
16,86 0,225 16,89 0,295 16,89 0,38 16,85 0,309
18,48 0,234 18,46 0,303 18,46 0,384 18,48 0,321
20,28 0,243 20,26 0,312 20,26 0,388 20,28 0,332
22,17 0,251 22,16 0,319 22,16 0,391 22,17 0,342
24,27 0,259 24,27 0,326 24,27 0,394 24,28 0,351
26,56 0,267 26,56 0,333 26,56 0,398 26,58 0,36
28,95 0,274 28,95 0,341 28,95 0,401 28,96 0,369
31,75 0,281 31,04 0,348 31,5 0,404 31,43 0,378
33,46 0,287 34,01 0,355 34,48 0,407 33,38 0,385
37,8 0,294 37,9 0,361 37,38 0,41 36,72 0,393
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40,65 0,299 40,9 0,367 40,38 0,412 40,48 0,399
44,13 0,303 44,41 0,373 44,91 0,415 44,02 0,405
49,4 0,308 49,29 0,377 48,8 0,416 48,34 0,411
54,75 0,314 53,81 0,383 53,34 0,418 53,27 0,416
58,45 0,319 58,37 0,387 57,91 0,42 58,46 0,421
64,13 0,326 63,27 0,392 62,88 0,421 63,97 0,425
70,54 0,332 70,34 0,396 70,03 0,423 70,45 0,43
76,68 0,338 77,07 0,401 76,78 0,424 76,4 0,435
84,08 0,344 83,6 0,406 83,32 0,426 83,86 0,44
92,84 0,351 92,1 0,412 91,83 0,428 92,02 0,444
100,64 0,357 100,54 0,417 100,29 0,43 100,39 0,449
110,73 0,364 110,86 0,422 110,62 0,432 110,42 0,453
120,81 0,369 120,02 0,427 119,8 0,435 120,51 0,458
133,26 0,376 132,56 0,433 132,29 0,438 132,08 0,463
145,71 0,381 144,93 0,437 144,73 0,441 145,16 0,467
159,3 0,387 158 0,443 157,82 0,443 158,18 0,471
173,84 0,393 172,83 0,447 172,66 0,446 172,92 0,474
190,24 0,399 189,03 0,452 188,88 0,449 189,47 0,478
208,23 0,405 207,29 0,457 207,15 0,452 208,03 0,482
228,22 0,411 227,57 0,462 227,44 0,455 227,37 0,485
250,07 0,417 250,13 0,466 250,01 0,458 250 0,489
273,54 0,423 272,32 0,471 272,21 0,461 273,29 0,492
298,94 0,43 298,77 0,476 298,68 0,464 298,2 0,496
326,73 0,436 327,57 0,48 327,49 0,468 326,59 0,499
357,52 0,443 357,05 0,485 356,98 0,471 356,96 0,503
391,43 0,451 391,46 0,49 391,4 0,474 391,5 0,507
429,66 0,46 428,77 0,496 428,73 0,477 428,7 0,51
468,48 0,469 468,38 0,501 468,35 0,48 468,55 0,515
513,13 0,479 512,86 0,508 512,85 0,484 512,71 0,519
562,46 0,491 562,08 0,515 562,09 0,489 560,75 0,524
614,21 0,504 612,91 0,524 612,94 0,494 614 0,529
670,72 0,519 671,38 0,533 671,42 0,502 670,84 0,535
734,69 0,535 734,48 0,545 734,54 0,514 734,25 0,541
804,21 0,551 804,75 0,558 804,82 0,533 804,13 0,548
879,5 0,568 879,2 0,57 879,26 0,556 879,66 0,556
961,72 0,584 961,75 0,584 961,8 0,582 962,04 0,565
1048,43 0,599 1048,76 0,597 1048,8 0,605 1048,89 0,574
1148,43 0,614 1148,04 0,61 1148,07 0,628 11481 0,583
1258,37 0,629 1257,65 0,623 1257,69 0,647 1257,67 0,594
1378,81 0,642 1377,51 0,634 1377,55 0,664 1378,64 0,604
1508,96 0,654 1508,14 0,645 1508,18 0,679 1507,91 0,615
1647,54 0,664 1647,39 0,655 1647,43 0,692 1648,42 0,625
1808,17 0,673 1807,54 0,665 1807,6 0,703 1808,23 0,633
1977,89 0,681 1976,97 0,673 1977,04 0,713 1977,83 0,642
2156,99 0,689 2157,69 0,681 2157,76 0,722 2157,89 0,649
2367,62 0,696 2367,82 0,688 2367,9 0,729 2367,6 0,656
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2587,87 0,702 2589,6 0,695 2589,69 0,736 2586,46 0,663
2826,51 0,707 2826,58 0,701 2826,69 0,742 2826,25 0,668
3096,95 0,713 3097,86 0,706 3097,97 0,748 3097,19 0,674
3387,59 0,717 3388,74 0,711 3388,85 0,753 3386,44 0,678
3706,7 0,721 3707,41 0,716 3707,54 0,757 3707,42 0,683
4058,88 0,725 4055,7 0,72 4055,83 0,761 4056,23 0,686
4436,18 0,728 4436,79 0,723 4436,92 0,764 4433,02 0,689
4845,04 0,731 4845,57 0,727 4845,72 0,767 4845,17 0,693
5304,48 0,734 5304,01 0,73 5304,16 0,77 5305,2 0,695
5803,97 0,736 5803,27 0,733 5803,43 0,772 5802,93 0,698
6354,62 0,737 6353,05 0,736 6353,21 0,774 6354,5 0,7
6945,56 0,739 6942,68 0,738 6942,85 0,775 6946,54 0,702
7604,59 0,74 7602,04 0,74 7602,21 0,776 7604,42 0,704
8312,47 0,741 8313,39 0,742 8313,57 0,777 8312,69 0,705
9094,32 0,741 9094,24 0,742 9094,42 0,777 9092,67 0,706
9953,74 0,741 9952,35 0,743 9952,53 0,777 9952,41 0,707
10892,32 0,742 10893,4 0,744 10893,59 0,777 10892,43 0,707
11891,84 0,742 11892,08 0,744 11892,27 0,777 11893,88 0,708
12991,51 0,742 12992,95 0,744 12993,14 0,777 12992,97 0,708
14292,76 0,742 14292,88 0,744 14293,07 0,777 14292,88 0,708
15592,1 0,742 15592,92 0,744 15593,1 0,777 15590,84 0,708
17091,1 0,742 17090,51 0,744 17090,7 0,777 17093,62 0,708
18692,64 0,742 18691,81 0,744 18691,99 0,777 18692,85 0,708
20390,65 0,742 20390,64 0,744 20390,82 0,777 20391,55 0,708
22292,48 0,742 22292,44 0,744 22292,63 0,777 22292,08 0,708
24395,4 0,742 24394,63 0,744 24394,82 0,777 24394,2 0,708
26695,67 0,742 26695,63 0,744 26695,81 0,777 26695,57 0,708
29295,53 0,742 29296,12 0,744 29296,75 0,777 29296,51 0,708
31996,28 0,742 31995,56 0,744 31995,74 0,777 31996,03 0,708
34995,9 0,742 34995,81 0,744 34996 0,777 349947 0,708
38284,79 0,742 38288,07 0,744 38288,26 0,777 38281,66 0,708
41871,12 0,742 41873,23 0,744 41873,41 0,777 41871,27 0,708
45765,57 0,742 45768,98 0,744 45769,16 0,777 45768,16 0,708
50046,82 0,742 50063,51 0,744 50063,69 0,777 50057,21 0,708
54788,51 0,742 54798,5 0,744 54792,05 0,777 54709,81 0,708
59380,61 0,742 59389,51 0,744 59389,51 0,777 59394,81 0,708

Tabela 5— Resultados de pressao capilar em oito plugues do Poco 2.
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4.4 PERFIS GEOFISICOS DE POCOS

A interpretagdo dos perfis, bem como a calibragdo rocha-perfil, foi realizada no pro-
grama de interpretacdo de perfis Interactive Petrophysics® (IP), de propriedade da empresa
Lloyd’s Register. Procedimentos de controle de qualidade dos perfis adquiridos, edi¢ao de cur-

vas e ajustes de profundidade foram realizados no IP.

O perfil de RMN foi adquirido pela ferramenta CMR-Plus com tempo entre ecos (TE)
de 0,3 ms.

4.5 ESTIMADORES DE T2 PUROS

As estimativas de permeabilidade baseadas na equacdo de Kenyon representam um dos
entregaveis mais importantes dos dados de perfilagem por RMN, porém, essa equacdo foi de-
senvolvida originalmente para arenitos, sendo mais susceptivel a erros em carbonatos, pois seus
tempos de relaxacdo sdo menos sensiveis a variacdes no tamanho do poro (FLEURY;
DEFLANDRE; GODEFROY, 2001; WESTPHAL et al., 2005). Com o objetivo de melhorar a
performance das estimativas de permeabilidade, foram testados estimadores empregando mé-
dias pitagoéricas e de cortes de saturacdo na equagdo de Kenyon com base nas distribui¢des de

T, provenientes de dados de perfil.

Os estimadores empregando médias pitagoricas utilizados neste trabalho serdo denomi-
nados respectivamente de estimador harmonico (ky), estimador geométrico (k) e estimador

aritmético (k,) e sdo obtidos através das distribui¢does de T, pelas equagdes demonstradas

abaixo:
Ton = Onmr /Zirf 7?_22 (21
Tye = (1R T5) /O (22)
Ton = %: (23)

Nas quais, @; = @;(T,;) ¢ a porosidade incremental por RMN correspondendo ao itk tempo de

relaxacdo do bin e n € o numero total de bins na distribuicdo, de maneira que a porosidade total

por RMN é @ypp = TZ00; Ty,
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A utilizacdo de estimadores de corte de saturagdo cumulativos foi inspirada no trabalho
de Winland e Pittman, que realizaram estimativas de permeabilidade em dados de pressao
capilar por inje¢@o de mercurio (MICP). Uma adaptacdo ¢ realizada para aplicacdo nos tempos

de relaxagdo T, baseado na equacdo de Kenyon:

kasar = aq)]?]MR (Tzsat)® © kaps, (24)

Na qual, a, b e ¢ sdo coeficientes de ajuste e Tasa € 0 tempo de relaxagdo selecionado para um
ponto fixo na curva de saturacdo cumulativa dos menores até os maiores poros. O conceito do
corte de saturagdo ¢ aplicado nas curvas cumulativas das distribuicdes de RMN normalizadas
(ou baseadas em saturagio) S(T2), de tal maneira que Y= S; (Ty;) = 1 (RIOS et al., 2016).
Foram testados diversos cortes de saturacao, variando de 5% até 95% e as estimativas baseadas

em corte de saturacdo foram comparadas com as de médias pitagoricas.

4.6 ESTIMATIVA DA PERMEABILIDADE PELO SOFTWARE NMIP

A avaliacdo dos dados petrofisicos, RMN e MICP das amostras estudadas e o calculo
dos diversos modelos estimadores de permeabilidade foi feita com o software NMIP (NMR-
MICP Integration and Permeability). O software foi desenvolvido em Python 2.7 por Mesquita
(2016) em conjunto com a equipe do UFFLAR, e tem como principal objetivo facilitar o pro-
cessamento e analise de diversos modelos estimadores de permeabilidade que utilizam dados
RMN e MICP. O software possui interface interativa que simplifica o manuseio de grandes
conjuntos de dados e emprega diversas bibliotecas cientificas desenvolvidas para o Python (por
exemplo: Numpy, Scipy e Matplotlib) para calcular interpolagdes, otimizacdes e regressoes,

além de criar graficos diversos (MESQUITA, 2016).

Para calcular os valores de saturacdo cumulativa e as médias aritméticas de T foram
carregados os 30 bins da distribui¢do de T> dos dados de perfis de RMN em cada uma das
profundidades de aquisi¢do no software NMIP. Dessa maneira, foram calculados, de forma
continua, nos trés pocos do conjunto de dados, os principais estimadores de entrada para as

estimativas de permeabilidade.

O conjunto de dados para realizar as estimativas de permeabilidade foi montado a partir

da matriz de dados X, ,,, formada por m=120 instancias (amostras de rocha) e n=30 variaveis
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preditoras, ou atributos (dados de perfil — 30 amplitudes de relaxagdo dos bins de T5,), e do vetor
Y 1. formada pelas variavel predita (permeabilidade absoluta).

O “kernel” principal do software para estimar a permeabilidade esta descrito como:
kost = a @€ (param0 x param1)€, (25)

Na qual, kest ¢ a permeabilidade estimada e param0 e param1 podem ser quaisquer pardmetros

presentes no dataset que o usuario queira combinar.

Para o presente trabalho o param0 utilizado foi fixo em todos os pocos e com o valor de
param0O=1. O param1 foi variavel e foi utilizado como input as curvas de saturacdo cumulativas

que variam de 5% a 95% e as médias harmonicas, aritméticas e pitagoricas.

Os estimadores de permeabilidade por RMN, chamado krwmn, foram correlacionados a
permeabilidade absoluta (kabs) por regressao linear. A performance dos estimadores foi avaliada

utilizando o coeficiente de correlagdo (R?) e o erro-padrio (SE), dados pelas equagdes:

R2 — Y (knmr—knmr)(Kabs—Kabs) (26)

- - 2 _ 2
\[Z?(RNMR—RNMR) St (kabs—Kabs)

_ 1 n T 2 EH(knmr—knmR)(kabs—Kabs))?
SE = J—(H) DHCHE oty , 27)

Na qual, kgps € kyyg sdo as médias aritméticas da referéncia k¢ € do estimado kgyy -

O R2 fornece o grau de ajuste do modelo aos dados. Quanto maior o valor do R2, melhor

o modelo se ajusta aos dados.

4.7 RMN FACIES

O tempo de relaxacdo transversal T, obtido por medidas de RMN para analisar o meio
poroso ¢ controlado pelas propriedades dos poros e fluidos (COATES; XIAO; PRAMMER,

1999). Assumindo o regime de difusdo rapida, esta resposta de relaxagdo ¢ dada pela equagao:

1/T, = 1/Top + p2S/V, (28)
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Na qual, T, ¢ o tempo de relaxagdo transversal, T,; € o tempo de relaxacdo intrinseco (bulk) do
fluido, p2 € o coeficiente de relaxatividade superficial e S/V ¢ a razdo entre a superficie o vo-
lume do poro. Quando o T, é grande o suficiente quando comparado a T,, a equacdo éreduzida

para:
1/T, = p2 S/V (29)

Outra relagdo foi estabelecida entre S/V, porosidade e a area superficial especifica do

poro Sy, conforme proposto por Georgi e Menger (1994) e que foi usado por Ohen et al. (1995):

__ areasuperficial do poro
Sgv = (30)

volume de graos

Sgv(1-0) _ S‘g;v

S/V = s 9,

(31)

Na qual, @, ¢ a porosidade normalizada que € o volume de grios dividido pela porosidade.

Isso permite reescrever a equagao:

1/T, = p,S/V = ";i (32)
Entao:
T, = 0,x 1/pZng (33)

Ohen et al. (1995) definiram o conceito de grupos de relaxatividade por RMN ou RMN
facies, relacionando o tempo de relaxa¢do com a porosidade, de maneira similar com o conceito

de unidades hidraulicas de fluxo (AMAEFULE et al., 1993):

log[T,] = log[@,] + 108[1/(P25gv)] (34)

Utilizando a equag@o acima, um grupo de relaxagdo deve ser um conjunto de dados que,
quando plotados num grafico log-log de T, x @, , exibe uma tendéncia de inclinac¢ao unica, onde

cada grupo ¢ separado pelos interceptos de 1/p,Sg,,.

Ohen (1995) descreveu que amostras de formagdes rochosas ou intervalos de reservato-

rio com essas caracteristicas de relaxacdo de RMN ocorrem em grupos organizados por retas
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de inclinagdo tnica com intercepto similar no grafico. Essas RMN facies (RMNF) definem um

volume de rocha dentro do reservatorio com propriedades similares de RMN e razoes S/V.

Mardani, Rezaee e Eskandar (2013) descreveram que cada RMNF ¢ independente de
litologia e se relaciona principalmente a geometria dos poros. A vantagem de se trabalhar com
espaco poroso ao invés de propriedades do grao ¢ de descobrir tendéncias que ndo sdo aparentes
quando se utiliza a defini¢do de facies sedimentologicas convencionais. Essa abordagem tem

relevante importancia para a avaliacdo de formagdes em rochas carbonaticas.
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5 RESULTADOS E DISCUSSOES

5.1 DEScRICA0 PETROFISICA

A figura 22 mostra o grafico de porosidade versus permeabilidade obtido pela caracte-
rizacdo petrofisica basica em 120 plugues. Esse grafico mostra que, apesar da existéncia da
tendéncia de aumento da permeabilidade em funcdo da porosidade, o coeficiente de correlagdo
R? baixo, com valor de 0,58 e o erro padrdo SE de 7,79, evidenciam a dificuldade em se obter
uma correlacdo geral entre as duas variaveis para esse conjunto de dados. Esse comportamento
ilustra bem o desafio que os petrofisicos enfrentam para caracterizacdo de permeabilidade em

carbonatos heterogéneos.
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Figura 22 — Correlacio entre porosidade total versus permeabilidade absoluta
realizada em 120 plugues.

Os valores de porosidade variam de 3% a 25% e a permeabilidade absoluta de 0,0001
mD a 1.400 mD para as amostras de rocha analisadas. O grafico de K versus ¢ para cada poco
mostra a relacdo entre essas duas varidveis (figuras 23, 24 e 25). Nele ¢ possivel observar a
elevada dispersdo dos pontos ¢ que, para a mesma porosidade, existem variagdes que sdo mai-
ores que duas ordens de grandeza para permeabilidade, dificultando assim a obten¢do de um
modelo global capaz de prever a permeabilidade com a acuracia desejada para a atividade de
avaliagdo de formagdes. O coeficiente de determinagido R 2 para os pogos 1, 2 e 3 foram res-
pectivamente 0,61, 0,57 ¢ 0,58. O erro padrao SE para os pogos 1, 2 ¢ 3 foram respectivamente

9,05,7,24 ¢ 7,32.



KPHI Po¢o 1

10000
1000 L

100

=
o

0,1

y = 3E+06x7.0464
0,001 R =0,6086

0 0,05 0,1 0,15 0,2 0,25 0,3
POROSIDADE (DEC)

Figura 23 — Grafico de correlacio porosidade versus permeabilidade para o Poco 1.

KPHI Poc¢o 2

10000

1000

o«
100 ®
$e

.=~"-'-

=
o

0,1

y= 2E+07x80974
R*=0,5698

0 0,05 0,1 0,15 0,2 0,25 0,3
POROSIDADE (DEC)

Figura 24 — Grafico de correlacio porosidade versus permeabilidade para o Poco 2.
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Figura 25 — Grafico de correlacio porosidade versus permeabilidade para
o Poco 3.

Os resultados de pressdo capilar por injecdo de mercurio demonstram que as curvas mais
planas se referem a rochas com boa selecdo dos raios de garganta de poros, ja as curvas com
maior inclina¢do indicam pobre selecionamento dos raios de garganta de poros. As pressdes de
entrada variam de 2 psi a 70 psi e as pressdes de deslocamento variam de 3 psi a 700 psi. Estes

resultados demonstram a grande heterogeneidade deste conjunto de rochas (figuras 26 ¢ 27).

Resultados de Pressdo Capilar Por Injecdo de Marcurio
(MCIP) Pogo 1
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Figura 26 — Resultados de pressao capilar por injecio de mercurio em oito plu-
gues do Poco 1.
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Resultados de Pressdo Capilar Por Injecdo de Mercurio
(MCIP) Pogo 2
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Figura 27 — Resultados de pressio capilar por injecio de mercirio em oito plu-
gues do Poco 2.

As distribuigdes dos raios de garganta de poros das 16 amostras dos 2 pogos podem ser

observadas nas figuras 28 e 29.

Distribuicdo de Raio de Garganta de Poros (MCIP) — Poco 1
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Figura 28 — Distribuicdo do raio de garganta de poros em oito amostras do Poco 1.
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Distribuigdo de Raio de Garganta de Poros (MCIP) — Pogo 2
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Figura 29 — Distribui¢do do raio de garganta de poros em oito amostras do Poco 2.

E possivel constatar a bimodalidade dos raios de garganta de poros, com predominancia
dos tamanhos microporos e macroporos/megaporos, com excecdo da Amostra 1 do Pogo 2 que
apresenta predomindncia de microporos e mesoporos. Os cortes utilizados para classificar o

raio de garganta de poros pode ser observado na tabela abaixo:

. - Raio (p)
Classificagdo da Garganta de Poro Minimo MAximo
Micro >(.050.50
Meso >().502.5
Macro >2.510
Mega >10

Tabela 3 — Classificacio do raio de garganta de poros.

5.2 ANALISE INTEGRADA DE PRESSAO CAPILAR DE MERCURIO COM DESCRICAO

PETROGRAFICA

Os resultados de pressao capilar a merctirio foram integrados as descri¢des petrograficas
na tentativa de se entender os mecanismos que contribuem para o controle de permeabilidade

destas rochas.

As rochas-reservatorio sdo compostas principalmente de grainstones e packstones ¢ as
analises de pressao capilar a merctrio das amostras comprovam que a macroporosidade possui
forte influéncia no controle da permeabilidade ¢ que as fei¢des de dissolugdo, contribuem de

forma significativa para a qualidade da rocha como reservatorio (figura 30).
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Figura 30 — Grafico macroporosidade (%) versus permeabilidade absoluta (mD).

E possivel observar a boa correlagdo entre as duas variaveis. Macroporosidade estimada
a partir do ensaio de pressdo capilar por mercurio. Resultados das analises das 16 amos-
tras que foram submetidas a ensaio para inje¢do por pressdo capilar.

Nas figuras 31, 32, 33 e 34 s@o demonstradas, respectivamente, a distribuicao de raios
de garganta de poros (a), curva de pressao capilar (b) e lamina petrografica (c) de amostras de
grainstones e packstones presentes no reservatorio. A analise integrada dos resultados de pres-
sdo capilar, distribuicdo de raios de garganta de poros e de laminas petrograficas demonstram
que a diagénese atuou de forma positiva ao contribuir para a dissolugdo de graos, aproveitando
por vezes a porosidade intergranular preservada e ampliando os poros e criando vugos (figuras
31, 32 e 33). E possivel constatar também que a diagénese pode ter impacto negativo sobre a
qualidade da rocha-reservatorio, uma vez que as rochas expostas a superficie podem sofrer bi-
oturbagdo com deposi¢do de material peloidal que implica em redugdo da qualidade permo-
porosa (figura 34). O grafico de pressdo capilar da figura 31b demonstra que com pressdes
baixas de inje¢cdo de mercurio houve uma grande variagdo de saturagdo, que ¢ relacionado a
entrada do mercurio nos macros € megaporos. Enquanto nas amostras subsequentes (figura 32b
e figura 33b) sdo necessarias pressoes maiores para injetar o mesmo percentual de liquido sa-
turante. O grafico de pressao capilar da figura 34b apresenta pressao de entrada superior a todas
as outras amostras, uma vez que nao ha a presenca de macro e megaporos naquela amostra.
Este fato corrobora a interpretagdo de que quanto maior a presenca da fragdo macro e megapo-

rosidade melhor a qualidade da rocha como reservatorio.
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Distribuicdo de Raios de Garganta de Poros (MCIP)
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Figura 31 — Andlise integrada de pressao capilar em grainstone com porosidade de 19,4% e permeabilidade
absoluta de 627 mD.

a) Distribui¢@o bimodal de raio de garganta de poros b) Curva de pressdo capilar ¢) Lamina petrografica de gra-
instone oolitico/oncolitico com porosidade intergranular ampliada por dissolucéo.
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Figura 32 — Anilise integrada de pressdo capilar em packsfone com porosidade de 17,7% e permeabilidade
absoluta de 188 mD.
a) Distribui¢do bimodal de raio de garganta de poros. b) Curva de pressdo capilar. ¢) Lamina petrografica de
packstone oolitico/oncolitico, peloidal e micritico com porosidade intergranular e vugular.
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Figura 33 — Anadlise integrada de pressio capilar em grainstone com porosidade de 14,2% e permeabilidade
absoluta de 5,1 mD.
a) Distribui¢do bimodal de raio de garganta de poros. b) Curva de pressdo capilar. ¢c) Lamina petrografica de
grainstone oolitico/oncolitico com estratificagdo.
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Figura 34 — Anilise integrada de pressdo capilar em packstone com porosidade de 17,2% e permeabilidade
absoluta de 1,6 mD.
a) Distribui¢@o unimodal de raio de garganta de poros. b) Curva de pressdo capilar ¢) Lamina petrografica de
packstone oolitico/oncolitico, bioclastico, peloidal com matriz micritica/peloidal com porosidade do tipo intergra-
nular e intragranular.

5.3 PERFORMANCE DOS ESTIMADORES DE T 5 PURO EM CADA POCO

Os tempos de relaxagdo calculados empregando as médias pitagoricas e os cortes de
saturagdo cumulativos sdo exibidos na figura 35, para distribuigdo de T, de perfil em determi-
nada profundidade. A reta pontilhada de cor magenta representa a média harmonica, a reta pon-
tilhada de cor azul clara representa a média geométrica e a reta de cor vermelha representa a

média aritmética. Na curva de saturagdo cumulativa, os pontos azuis representam os cortes que
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variam de 5% a 95%. As médias pitagoricas sempre se apresentam como harmoénica (H) < ge-
ométrica (G) < aritmética (A), e progressivamente maiores saturagdes cumulativas sdo espera-
das com o movimento de T,y até T, 4. Os altos valores de corte de saturagdo cumulativa repre-
sentam longos tempos de relaxagdo que sdo relacionados a poros grandes enquanto os baixos
valores desse corte representam curtos tempos de relaxagdo que sdo relacionados a poros pe-
quenos. Quando se utiliza o Ty,44i0, cada amostra possui seus pares de tempos de relaxacdo e

de saturagdo cumulativas; ja para o T,s,:, 0 nivel de saturagdo é fixo para todas as amostras

(RIOS et al., 2016).
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Figura 35 — Ty,¢4i0 € T25q: Para uma amostra de perfil.

Na saturagdo incremental a linha magenta representa a média pitagérica harmoénica, a linha azul clara a média
pitagorica geométrica e a linha vermelha a média pitagorica aritmética. Na saturagdo cumulativa cada ponto azul
representa uma variagdo de 5%. O ponto mais baixo representa o valor mais baixo que ¢ de 5% e que vai variando
até chegar ao ultimo e mais alto ponto que ¢ de 95%. Na figura € possivel observar no quadro central que a média
pitagdrica harmonica apresenta tempo de relaxagdo de 22.97ms e saturagdo cumulativa de 40.24%, a média pita-
gorica geométrica apresenta tempo de relaxagdo de 41.54 ms e saturagdo cumulativa de 64.29% enquanto que a
média pitagorica aritmética apresenta tempo de relaxagdo de 104.21 ms e saturagdo cumulativa de 82.84%. A
saturagdo cumulativa esta associada diretamente ao tamanho do poro, quanto maior o seu valor, maior € o tamanho
do poro.

Utilizando como base os valores de R? e SE, as tabelas 6, 7 ¢ 8 mostram que os estima-
dores de T, puro k, e kgso, foram os melhores estimadores do Pogo 1, ksgo, € ks foram os
melhores estimadores do Pogo 2 e que ks, € k4 0s melhores estimadores do Pogo 3. E impor-

tante ressaltar que o ky forneceu as piores estimativas de permeabilidade em todos os pogos.
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Os demais estimadores apresentaram coeficientes de determinacdo (R2) e erro padrao (SE) si-
milares. O critério para escolha dos melhores estimadores foram o maior valor de R2 ¢ menor

valor de SE.

POCO 1
. T, Constantes

Estimadores R2 SE a b .

K-PHI 0,608 9,048 - - -
Ky 0,409 4,640 252,5052 4,56 1,30
Kinédias K, 0,742 4,682 0,0213 5,73 3,08
Ka 0,778 3,331 0,0021 6,16 3,08
Koso 0,764 3,040 0,0001 6,16 3,08
Kat Koow 0,754 3,454 0,0001 6,16 3,08
Ksso 0,746 4,634 0,0022 6,16 2,82

Tabela 6 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados

para o Poco 1.

Para o kg, foram apresentados somente os trés melhores estimadores.

POCO 2
. T> Constantes

Estimadores R2 SE a b o

K-PHI 0,570 7,239 - - -
Kn 0,371 3,639 221,0870 4,61 1,36
Kimédias K¢ 0,638 4,346 0,0024 4,08 3,06
Ka 0,547 4,578 0,0487 6,09 2,60
Ks0% 0,653 4,339 0,0088 3,93 2,79
Kiat Kis 0,634 4,415 0,0151 4,06 2,85
K70% 0,631 4,428 0,0141 4,07 2,33

Tabela 7 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados

para o Poco 2.

Para o kg, foram apresentados somente os trés melhores estimadores.

POCO 3
. T, Constantes

Estimadores R2 SE a b o

K-PHI 0,580 7,324 - - -
Ki 0,419 3,274 301,0510 3,71 0,88
Kinedias K, 0,633 4,568 6,2100 5,09 1,94
Ka 0,636 4,545 0,0014 5,46 3,02
Kasv 0,656 4,426 119,2279 4,84 1,71
Kat Ko 0,638 4,549 1,3700 5,57 1,83
Ksgs 0,635 4,565 0,2835 5,80 2,06

Tabela 8 — Performance estatistica dos estimadores de permeabilidade avaliados
para o Poco 3.
Para o kg, foram apresentados somente os trés melhores estimadores.

A constante a ¢ dependente das unidades de porosidade e tempos de relaxagdo, que fo-
ram calculados como fracdes e em unidades de milissegundos, respectivamente. Pode-se obser-
var que essa constante foi mais alta nos estimadores puros de ky e k,50, devido aos baixos
tempos de relaxagdo. As constantes b e ¢ s3o adimensionais e obtiveram variagdo de 3,71 a 6,16

paraabe 0,88 a 3,08 paraac.
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As figuras 36, 37 e 38 mostram os perfis de raios gama e RMN dos 3 pogos. Em uma
das trilhas ¢ apresentado o comparativo da permeabilidade calculada pelo melhor estimador de

T, puro e a permeabilidade absoluta obtida em laboratorio.

Scale:1:2500 POCO 1
- mm.
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Figura 36 — Perfis de RMN do Poco 1 separados por trilhas.

1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total por RMN (nmrPhiT), dgua irredutivel (nmrBFT) e
porosidade laboratério (Core Porosity). 4 — Permeabilidade absoluta laboratdrio e Permeabilidade k4 (T2ari). 5 —
Distribuigdo de T2 (T2_DIST), T4 (T2ari) e T_gs50, (T2_95%).
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Figura 37 — Perfis de RMN do Poco 2 separados por trilhas.

1 — Raios Gama (GR). 2 — Profundidade, 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT), dgua irredutivel (nmrBFT) e
porosidade laboratorio (Core Porosity). 4 — Permeabilidade absoluta laboratério e Permeabilidade ksgo, (T2_50%).
5 — Distribui¢do de T2 (T2_DIST), T»¢ (T2GEO) e T5_5¢4, (T2_50%).
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Sale:1:2500 POCO3
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Figura 38 — Perfis de RMN do Poc¢o 3 separados por trilhas.

1 — Raios Gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT), dgua irredutivel (nmrBFT) e
porosidade laboratoério (Core Porosity). 4 — Permeabilidade absoluta laboratoério e Permeabilidade ky50, (T2_25%).
5 — Distribui¢ao de T2 (T2_DIST), T4 (T2ari) e T5_250, (T2_25%).
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E possivel observar pelos perfis apresentados que os melhores estimadores do Pogo 1
representam longos tempos de relaxagdo (T,4 € T,_950,), para o Poco 2 representam médios
tempos de relaxacdo (T, € Tr_509,) € para o Pogo 3 representam baixos e longos tempos de

relaxacdo (To4 € Tr—250,)-

Uma constatagdo que pode ser feita a partir destes resultados ¢ de que o Pogo 2 apresenta
menores tempos de relaxacdo T2 e o espectro se apresenta com a menor presenca de bimodali-
dade; consequentemente, os estimadores para tamanhos de poros menores apresentaram maior
efetividade nesse pogo. Os pocos 1 e 3 apresentam maiores tempos de relaxagdo e presenca
marcante de bimodalidade em quase toda sua extensdo. Visualmente, o que ¢ possivel diferen-
ciar entre os pogos 1 e 3 ¢ de que o Poco 1 apresenta no geral maior fluido-livre e a agua
irredutivel apresenta maior variacdo, enquanto no Pogo 2 o fluido-livre aparece em menor pro-
porcdo e a agua irredutivel apresenta comportamento mais homogéneo, com menores variagdes.
Além disso, a porosidade total ¢ maior nos pogos 1 € 2 do que no Pogo 3. Na tabela 9 ¢ possivel
observar os valores médios de porosidade total, fluido livre e dgua irredutivel nos pogos 1, 2 e

3.

POCO POROSIDADE TO- FLUIDO LIVRE  AGUA IRREDUTI- RAZAO (AGUA IRREDU-

TAL (%) (%) VEL (%) TIVEL/
FLUIDO LIVRE)
1 16.2 9.9 6.3 0,64
2 15.2 8.2 7.0 0,85
3 13.5 7.7 5.7 0,74

Tabela 9 — Valores médios de porosidade total, fluido livre, agua irredutivel e razio agua irredutivel versus
fluido livre nos pogos 1,2 e 3.

Do ponto de vista petrofisico, foi possivel explicar a relagdo entre os melhores estima-
dores de permeabilidade e os resultados dos perfis de RMN. O Pogo 1 apresenta maior percen-
tual de fluido livre com relagdo ao percentual de dgua irredutivel; consequentemente, menor
razao agua irredutivel versus fluido livre, indicando melhor qualidade das rochas reservatorios
e, portanto, estimadores para poros maiores apresentam maior acuracia. O Pogo 2 apresenta
maior percentual de agua irredutivel e menor fluido-livre que o Pogo 1; consequentemente,
maior razdo agua irredutivel versus fluido livre e menor qualidade das rochas reservatorios,
com porosidades totais similares, portanto, estimadores para poros de tamanhos médios apre-
sentam maior acuracia. O Pogo 3 apresenta menor porosidade total que os anteriores € menores
valores de fluido livre e agua irredutivel, com razdo agua irredutivel versus fluido livre com

valor intermediario entre os pogos 1 e 2, porém tanto os estimadores para poros pequenos,
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quanto para poros grandes apresentam a mesma acuracia. Posteriormente sera realizada uma
abordagem geoldgica e de clusterizagdo dos resultados de RMN (RMN facies) para auxiliar no

entendimento dos melhores estimadores de permeabilidade nos pogos do presente trabalho.

5.4 RMN FACIES

Com o objetivo de caracterizar ¢ subdividir o reservatorio com uso da ferramenta de
RMN, foi aplicada a metodologia de RMN facies no presente estudo. A ideia principal é de
verificar os estimadores de T2 em cada uma das RMN facies, uma vez que esse método permite
caracterizar as rochas de acordo com a qualidade da rocha, tamanho de poro e independente de

litologia.

A definicao do nimero de RMNF ¢ realizada por um grafico de frequéncia cumulativa
da razdo T,/@. Esses dois dados de entrada foram extraidos dos dados de perfis de RMN dos
3 pogos e dispostos em um grafico. A figura 39 mostra a visualizagdo de 7 possiveis RMNF

associados as mudancas nas dire¢des das inclinagcoes das retas.

Frequéncia Cumulativa — T2/@z
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T2/@z

Figura 39 — Grifico de frequéncia cumulativa de Tz(s) / ®. calculado com uso de
dados de perfis de RMN dos trés pocos.

Pelo grafico ¢ possivel inferir a presenca de 7 RMN facies, pela variag@o de inclinagdo
das retas.

Ap6s definido o nimero de RMNF, um grafico de T, versus @, (Figura 40) foi feito

para determinar o 1/p,Sg,, para cada uma das facies, conforme mencionado na se¢do 3.3. Nesse
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grafico, os dados de T, e @, foram extraidos dos perfis d¢ RMN dos trés pocos, mas somente
nas profundidades das 120 amostras laterais analisadas em laboratorio. Devido a inexisténcia
de analises de laboratorio de T, para esse reservatorio, foram utilizados os dados de perfis nas
profundidades das amostras laterais de rochas. Na proxima secao serdo realizadas as estimativas

de permeabilidade utilizando os estimadores de T, puro em cada uma das RMNF determinadas.
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Figura 40 — Grafico de T2(s) versus Q..

Obtido a partir dos dados de perfis de RMN dos 3 pogos na profundidade das amostras
laterais que foram analisadas para petrofisica de rotina. Cada reta representa uma uni-
dade de RMNF e seu intercepto o valor médio de 1/p,S 4,

A distribuigdo das RMNF foi realizada em cada pogo de acordo com o range de 1/p,S,
determinado para cada unidade (tabela 10) e a distribuicdo de cada RMNF pode ser observada
nas figuras 41, 42 e 43. Do ponto de vista de qualidade de reservatorio, a RMNF1 representa as
rochas de melhor qualidade, diminuindo gradativamente até a RMNF7. O Poco 1 apresenta uma
distribuicdo com predominancia de RMNF 4 e 5, enquanto que o Poco 2 das RMNF 5e 6 e o
Poco 3 apresenta distribuicdo um pouco mais heterogénea, com aparente predominancia da
RMNF1. Uma caracteristica marcante no Pogo 2 ¢ a sua distribui¢do de T,, que apresenta, no

geral, menores tempos de relaxagdo que os outros pogos, com exce¢do de uma zona proxima
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ao final do pogo. Uma bimodalidade marcante é observada na distribuicdo de T, dos pogos 1 e

3, apresentando também tempos de relaxagdo mais longos.

RMNF | 1/p,S;,, Minimo) | 1/p,S,;, (Méximo) | 1/p,S,, (Médio)
1 1.5 2.0 1.55
2 1.2 1.5 1.26
3 1.0 1.2 1.10
4 0.8 1.0 0.84
5 0.6 0.8 0.61
6 0.4 0.6 0.43
7 0 0.4 0.32

Tabela 10 — Range de 1/p,S,, calculado através do grafico T,(s) ver-
sus 9.

O valor médio de 1/p, S, ¢ obtido pelo intercepto do T (s) onde o Phiz
=1 no grafico de T, (s) versus Q.



81
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Figura 41 — Distribuicio de RMNF no Poco 1. Dados de perfis do poco parados por trilhas.

1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT) e agua irredutivel (nmrBFT).
4 — RMN fécies e 5 — Distribui¢do de T2 (T2_DIST), T4 (T2ari) € Tz_g50, (T2_95%). Na trilha 4 € possivel
observar a distribui¢do de RMNF. A RMNF]1 representa a rocha-reservatorio de melhor qualidade e a qualidade
vai caindo gradativamente até a RMN7.
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Figura 42 — Distribuicio de RMNF no Poco 2. Dados de perfis do poco parados por trilhas.

1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT) e agua irredutivel (nmrBFT),
4 — RMN facies. 5 — Distribui¢do de T2 (T2_DIST), T, (T2geo) e Ty_599, (T2_50%). Na trilha 4 é possivel
observar a distribui¢do de RMNF. A RMNF]1 representa a rocha-reservatorio de melhor qualidade e a qualidade

vai caindo gradativamente até a RMN7.
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Figura 43 — Distribuicio de RMNF no Poco 3. Dados de perfis do poco parados por trilhas.

1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT) e agua irredutivel (nmrBFT).
4 — RMN facies. 5 — Distribuicdo de T2 (T2_DIST), To, (T2ari) e To_550, (T2_25%). Na trilha 4 ¢ possivel
observar a distribui¢do de RMNF. A RMNF1 representa a rocha-reservatorio de melhor qualidade e a qualidade

vai caindo gradativamente até a RMN7.

Um estudo de integracdo rocha-perfil foi realizado nos pogos 1 ¢ 2 (figuras 44 ¢ 45),

com a utiliza¢@o de 1aminas petrograficas, descrigdes macroscopicas de rocha e a analise das

curvas de perfis. A partir dessa analise € possivel correlacionar informagdes como textura, gra-

nulometria e tipo de porosidade de dados descontinuos e pontuais de rocha e extrapolar para
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um perfil continuo abrangendo todo o reservatorio. Esses resultados foram integrados com os
dados de RMN e a presenca de RMNF de melhor qualidade no Pogo 1 com relagdo ao Pogo 2
esta relacionado provavelmente a maior granulometria, que € principalmente muito grossa, pre-
dominéancia de textura Grainstone e presenca marcante de feigdes de dissolugdo, tais como vu-
gos e moldes. O Poco 2 ¢ composto principalmente de Packstones, granulometria predominante

grossa € menor presenca em sua extensao de vugos e moldes.
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Figura 44 — Integracio rocha-perfil do Poco 1. Perfil separado por tracks.
1 — Raio gama (GR) e Caliper (HCAL). 2 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT) e agua irredutivel (nmrBFT).
3 — RMNF (RMNF1 at¢ RMNF?7). 4 — Distribuigdo de T2 (T2_DIST), T4 (T2ari) e Ty _g50, (T2_95%). 5 — Textura

da Rocha. 6 — Granulometria da rocha. 7 — Tipo de porosidade.
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Figura 45 — Integraciio rocha-perfil no Poco 2. Perfil separado por tracks.

1 — Raio gama (GR) e Caliper (HCAL). 2 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT) e agua irredutivel (nmrBFT).
3 — RMNF (RMNF1 at¢ RMNF7). 4 — Distribuigio de T2 (T2 DIST), T5¢ (T2ge0) e To_sqq, (T2 50%). 5 —
Textura da rocha, 6 — Granulometria da rocha. 7 — Tipo de porosidade.

Com o intuito de demonstrar a validade do modelo de RMNF que foi criado, foram
calculados os valores médios das curvas de perfis convencionais a cabo (tabela 11) e das médias
pitagoricas e alguns cortes de saturagdo cumulativos calculados a partir da distribuicao de T,
(tabela 12) para cada unidade de RMNF determinada nos trés pogos. Pode-se observar que as
curvas de raio gama, onda acustica compressional, onda acustica cisalhante e a resistividade
profunda aumentam seus valores gradativamente da RMNF1 até RMNF7. O fluido irredutivel
segue esta mesma tendéncia, enquanto as curvas de fluido-livre e vugos apresentam tendéncia
inversa. As curvas de médias pitagoricas e de corte de saturacdo cumulativo mostram diminui-
¢do dos seus valores progressivamente da RMNF1 até a RMNF7. Essas informagdes sdo im-
portantes, pois demonstram claramente que hé diminuicdo do tamanho do poro associada a
diminui¢do da qualidade da rocha-reservatorio. As figuras 46, 47 ¢ 48 demonstram os perfis

convencionais, perfis de RMN e as RMNF.
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E importante ressaltar que existe controle quanto a qualidade de cada RMNF, principal-
mente pela estimativa de quantidade de vugos obtida pela aplicagdo de um T2 de corte empirico
de 1.000 ms (CHANG, 1994) a direita nas distribui¢des de T,, que provavelmente representam
0s macroporos/megaporos ¢ a quantidade de agua irredutivel obtida a partir da aplicagdo de um
corte de T2 a esquerda de 100 ms que provavelmente representa os microporos. O fluido livre
apresenta-se praticamente constante nas RMNF1 at¢ RMNF4; no entanto, a propor¢ao entre os

tamanhos dos poros das fragdes micro e macro permite discriminar a qualidade de cada RMNF.

GR DTSM AT90 FE BEV —
RMNF | apy  |PTCOWS) | opy @) | (ks | (css) o)
RMNFL| _ 18.77 66.42 125.94 2.19 0.092 | 0.045 0.044
RMNF2| 1843 66.75 126.16 2.45 0.091 | 0.049 0.034
RMNF3| _ 18.87 67.14 126.09 2.86 0.091 | 0.053 0.029
RMNF4|  19.44 67.85 126.71 3.54 0.092 | 0057 0.023
RMNF5| _ 20.30 68.26 127.17 4.3 0.088 | 0.065 0.019
RMNF6| _ 22.91 68.46 127.61 4.76 0.080 | 0.078 0.015
RMNF7| 3103 68.31 128.02 5.53 0.062 | 0.095 0.009

Tabela 11- Valores médios das curvas convencionais a cabo.
GR (raios gama), DTCO (onda acustica compressional), DTSM (onda acustica cisalhante), AT90 (resistividade
profunda), FF (fluido livre), BFV (dgua irredutivel) e vugos (volume vugos) nos trés pocos para cada RMNF.

RMNF Ton Tag Taa T2 15% T2 30% T2 45% T2 60% T2 75%
(ms) (ms) (ms) (ms) (ms) (ms) (ms) (ms)
RMNF1 72.53 275.12 773.80 38.83 84.81 185.94 559.20 1146.4
RMNF2 46.90 209.86 631.59 31.98 73.34 138.94 361.08 841.69
RMNF3 35.95 178.15 542.53 29.01 67.26 124.09 292.65 665.70
RMNF4 29.73 152.06 471.70 25.22 62.50 113.53 238.89 529.38
RMNF5 20.84 122.00 405.37 18.89 52.30 96.61 190.42 414.19
RMNF6 14.54 89.89 331.31 10.80 40.58 75.85 150.35 315.97
RMNF7 10.26 53.10 229.27 5.07 24.07 44.34 85.84 187.24

Tabela 12 — Valores médios dos médias pitagéricas e dos cortes de saturacio cumulativos nos trés pogos
para cada RMNF.
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Figura 46 — Perfis convencionais e RMN do Poco 1 separados por trilhas.
1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Densidade (RHOZ), Néutron (NPOR) e Fator Fotoelétrico (PEFZ). 4
— Soénico compressional (DTCO) e cisalhante (DTSM). 5 — Resistividade profunda (AT90) e rasa (AT10). 6 —
Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT), Agua irredutivel (nmrBFT) e Volume de Vugos (nmrPhiB5). 7 — Distri-
buicdo de RMNF. 8 — Distribui¢do de T2 (T2_DIST), T, (T2ari) e T,_g50¢, (T2_95%).
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Figura 47 — Perfis convencionais e RMN do Poco 2 separados por trilhas.
1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Densidade (RHOZ), néutron (NPOR) e fator fotoelétrico (PEFZ). 4 —
Sonico compressional (DTCO) e cisalhante (DTSM). 5 — Resistividade profunda (AT90) e rasa (AT10). 6 — Poro-
sidade total pelo RMN (nmrPhiT), agua irredutivel (nmrBFT) e volume de vugos (nmrPhiBS5). 7 — Distribuicdo de
RMNF. 8 — Distribuicao de T2 (T2_DIST), T4 (T2geo) € To_599, (T2_50%).




89

Scale:1:2000

POCO3

oxom e -2e590)

NMR Phi
NMR:nmrPhiT (Dec)
0.3 0.

RMNF
NMRFACIES

NMR:nmrBFT (Dec)
03— 0.

NMR:nmrPhiB5
03— 0

Free Fluid

Bound Fluid

GammaRay |Profundide  Density-Neutron & Resistivity
WL:GR (GAPI) | DEPTH WL:RHOZ (G/C3) | WL:DTCO (US/F) WL:AT10 (OHMM)
0;:———150; (M) 2: 3. [ 240. 40. 0.2 2000.
WL:HCAL (IN) WL:NPOR (V/V) | WL:DTSM (US/F) | WL:AT90 (OHMM)
6. 16. 0.45 ———-0.15 | 240. ————40. | 0.2 ——2000.
WL:PEFZ (B/E) |
—20. |
2300 §
1 2400 f
H+——————1 2500
2600

Figura 48 — Perfis convencionais e RMN do Poco 3 separados por trilhas.
1 — Raios gama (GR). 2 — Profundidade. 3 — Densidade (RHOZ), néutron (NPOR) e fator fotoelétrico (PEFZ). 4 —
Sonico compressional (DTCO) e cisalhante (DTSM). 5 — Resistividade profunda (AT90) e rasa (AT10). 6 — Poro-
sidade total pelo RMN (nmrPhiT), agua irredutivel (nmrBFT) e volume de vugos (nmrPhiBS5). 7 — Distribuicdo de
RMNF. 8 — Distribuicao de T2 (T2_DIST), T4 (T2ari) e To_350, (T2_25%).
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A interpretacdo conjunta dos perfis convencionais ¢ de RMN associado as RMNF de-
monstram que no topo dos pocos 1, 2 e 3 as curvas de raios gama e densidade apresentam altos
valores, a curva de néutrons e tempo de transito das ondas acusticas apresentam valores mais
baixos, o espectro de T2 demonstra uma diminui¢ao dos tempos de relaxacdo de T2, as porosi-
dades do RMN apresentam incremento de agua irredutivel e as RMNF que mais aparecem sdo
as RMNF7 e RMNFG6. Essas respostas sdo associadas as rochas de mudstones, wackstones ¢
packstones, que apresentam poros pequenos, baixas permeabilidades e representam facies se-

dimentares de baixa energia, associado a deposi¢ao de materiais de granulometria fina.

No geral, todos os pocos apresentam predominio de valores de raios gama baixos, asso-
ciados a ambientes sedimentares de mais alta energia e deposi¢@o de sedimentos mais grossos,
representados pelas litologias de grainstones e packstones. As melhores facies por reservatorio
apresentam baixos valores de raios gama e densidade, altos valores de néutrons e tempo de
transito das ondas acusticas, associados a maior presenca de fluido-livre e representam as
RMNF5, RMNF4, RMNF3, RMNF2 e RMNF1. Uma constatacio interessante € que, nos pogos
1, 2 e 3, a base dos perfis mostra maior presenca das RMNF 1, 2 e 3 associados ao incremento
do volume de vugos, diminui¢do do valor da curva da resistividade e aumento nos tempos de
relagdo da distribuic@o do espectro de T». Essas zonas se encontram nos aquiferos e apresentam

alto conteudo de porosidade secundaria.

Uma discussao interessante que pode ser levantada é o efeito da presenga dos hidrocar-
bonetos que, no presente caso, ¢ um 6leo médio e que pode causar diminui¢do dos tempos de
relaxagdo de T>. Como ha aumento no tempo de relaxagdo T» nas zonas dos aquiferos, que
apresentam baixa resistividade, pode-se questionar se nas zonas de alta resistividade e portado-
ras de hidrocarbonetos, as RMNF refletem somente o tamanho de poros ou se ha algum efeito
do dleo, por efeito do tempo de relaxacao bulk na distribui¢ao de T». Essa questdo ndo pode ser
negligenciada; porém, os estudos de integracao rocha-perfil e as comparagdes com os dados de
pressdo capilar por inje¢do de mercurio corroboram a maior presenga de vugos nas zonas dos
aquiferos dos pocos 1 e 2. O Pogo 3 apresenta comportamento diferente dos outros, uma vez

que apresenta alto conteudo de porosidade secundaria na zona de 6leo.

Os trés pogos foram perfurados com fluido de perfuracgdo sintético, que apresenta altos
tempos de relaxag@o bulk T> e foi considerado para as interpretagdes o mecanismo de relaxati-

vidade superficial como o predominante na distribuicao do espectro de T». Considera-se que as
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leituras da ferramenta foram realizadas na zona invadida do pogo, onde o 6leo do reservatorio

foi deslocado pelo fluido de perfuragao.

Nos ambientes de alta energia, ¢ possivel observar algumas variagdes na qualidade
permo-porosa em algumas zonas. As zonas de raio gama baixo, que apresentam altos valores
das curvas de densidade e diminui¢do dos valores de néutrons, tempo de transito das ondas
acusticas e do fluido livre, representam rochas de alta energia, mas que foram submetidas a
processos diagenéticos de cimentagdo, causando forte reducdo na qualidade permo-porosa nes-
sas rochas. Essas zonas sdo observadas com facilidade nas profundidades de 2230m a 2300m

no Poco 2 e em 2400m a 2425m no Pocgo 3.

Nas por¢oes medianas dos perfis do Poco 1, existe predominancia das RMNF4 e
RMNFS5, nas por¢des medianas dos perfis do Pogo 2, ha predominancia da RMNFS5 e, nas por-

¢oes medianas dos perfis do Pogo 3, ocorre distribui¢ao heterogénea das RMNF.

A partir dos dados de perfis foi determinada a distribui¢do de T, média para cada RMNF
(figura 49). Isso foi feito pelo calculo do valor médio de cada um dos 30 bins dos perfis de
RMN dos trés pogos que compdem a distribuicdo de T, para cada RMNF e que sdo distribuidos
logaritmicamente em escala de tempo de 0,3ms a 3.000ms. Os resultados demonstram que as
RMNEF 1, 2 e 3 apresentam distribui¢do bimodal e as variagdes de propor¢des de cada pico
representam a assinatura relaxométrica de cada uma delas. Para a RMNF1 predomina o pico
relacionado a longos tempos de relaxacdo, na RMNF2 ha equilibrio entre os picos de curtos e
longos tempos de relaxagdo, ao passo que na RMNF3 existe predominéncia dos picos de curtos
tempos de relaxacdo. As RMF de 4 a 7 apresentam distribuicdo unimodal, com diminui¢o

gradativa de seus tempos de relaxacdo até chegar a RMNF7.
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Figura 49 — Distribui¢cées médias de T, para cada RMNF nos pocos 1, 2 e 3.

Sob o ponto de vista de caracterizagdo de reservatorios, ¢ muito importante realizar
comparagdes entre os tamanhos dos poros pela distribuicao de T, e os resultados de intrusdo de
mercurio em dados de laboratorio, essa integracao ajuda na compreensao da qualidade da rocha-
reservatorio, pois pode-se obter melhor compreensao sobre o fluxo de fluidos, que € controlado
principalmente pelo raio de garganta dos poros. Além disso, pode-se comprovar a presenca de
fendmenos relativos a medida de RMN, por exemplo, a difusdo entre poros, presenga de mine-

rais paramagnéticos etc.

Na auséncia de dados laboratoriais de RMN, essa abordagem foi feita diretamente dos
dados de perfis de RMN com a distribui¢ao de raio de garganta de poros. Para esse tipo de
interpretagdo, algumas premissas devem ser consideradas: 1 — o mecanismo de relaxac¢do su-
perficial deve predominar sobre a relaxacdo bulk e a difusdo; 2 — sem analises de laboratdrio de
RMN nao ¢ possivel reconhecer os fendomenos relacionados a medida de RMN que ocorrem
neste reservatorio; 3 — existe um efeito de escala que deve ser levado em consideragdo, as amos-
tras de rocha possuem apenas alguns poucos centimetros de tamanho, enquanto que os perfis

representam volumes maiores de rocha. Assim, deve-se buscar a representatividade entre esses

dados.
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Os resultados para cada RMNF serdo descritos abaixo:

>

RMNF 1 possui porosidade intergranular e secundaria, apresenta predominancia da
macro e megaporosidade, com alto conteudo de feicdes de dissolucio e boa conec-
tividade dos poros, apresenta distribuicdo bimodal e classe de permeabilidade ex-

celente (figura 50).

RMNF 2 possui porosidade intergranular e secundéria, apresenta propor¢des seme-
lhantes de micro, macro e megaporosidade, com alto conteudo de feigoes de disso-
lucdo e boa conectividade dos poros, apresenta distribuicdo bimodal e classe de

permeabilidade excelente (figura 51).

RMNF 3 possui porosidade intergranular, intragranular e secundaria, apresenta pre-
dominéncia de microporosidade, com alto contetido de fei¢des de dissolugdo e mé-
dia conectividade dos poros, apresenta distribuigdo bimodal e classe de permeabi-
lidade boa (figura 52).

RMNF 4/RMNF 5 possui porosidade intergranular e intragranular, apresenta pre-
dominéncia de microporosidade e, secundariamente, proporgdes iguais de meso e
macroporosidade. Presengca média de fei¢oes de dissolucao, média conectividade

dos poros, distribuigcdo unimodal e classe de permeabilidade boa (figura 53).

RMNF 6/RMNF 7 possui porosidade intergranular e intragranular, apresenta pre-
dominéncia de microporosidade e, secundariamente, mesoporosidade. Pouca pre-
senca de feigcdes de dissolucao, baixa conectividade dos poros, distribuigdo unimo-

dal e classe de permeabilidade pobre (figura 54).
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Figura 50 — Integracfo rocha-perfil para RMNF1.

a) A parte superior do grafico mostra a distribui¢do de T»(ms) do perfil e sua respectiva curva de saturagdo cumu-
lativa, a parte inferior mostra a distribui¢do do raio de garganta de poro (um) e sua respectiva curva de saturagao
cumulativa. b) Distribui¢do bimodal de raio de garganta de poro. ¢) Grainstone oolitico/oncolitico com porosidade
de 19.4% e permeabilidade de 627 mD. Observar a laminagao conectada com a porosidade intergranular. d) Deta-
lhe de porosidade intergranular conectada ao longo da laminagdo. ¢) Detalhe de porosidade intergranular alargada
por dissolucdo de grios. f) Detalhe mostrando conectividade em poros do grainstone.
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Figura 51 — Integracio rocha-perfil para RMNF2.

a) A parte superior do grafico mostra a distribuicdo de T»(ms) do perfil e sua respectiva curva de saturagdo cumu-
lativa, a parte inferior mostra a distribuigdo do raio de garganta de poro (um) e sua respectiva curva de satura¢ao
cumulativa. b) Distribuicdo bimodal de raio de garganta de poro. ¢) Packstone oolitico com alguns bioclastos
dispersos e micritico, com porosidade de 19.2% e permeabilidade de 502 mD. Aspecto geral do packstone peloidal.
d) Area peloidal com porosidade localizada de dissolugdo. e) Packstone mostrando poros intergranulares local-
mente ampliados por dissolu¢do de matriz/gréos. f) Detalhe mostrando conectividade entre alguns poros.
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Figura 52 — Integrac¢fo rocha-perfil para RMNF3.

a) A parte superior do grafico mostra a distribui¢do de T,(ms) do perfil e sua respectiva curva de saturagdo cumu-
lativa, a parte inferior mostra a distribuig¢do do raio de garganta de poro (um) e sua respectiva curva de saturagao
cumulativa. b) Distribuicdo bimodal de raio de garganta de poro c) Packstone oolitico/oncolitico, peloidal e in-
traclastico, com porosidade de 18.4% e permeabilidade de 17.6 mD. Detalhe da porosidade do tipo intergranular,
intragranular ¢ vugular. d) Area peloidal da lamina com poros intergranulares e intragranulares ampliados por
dissolug@o. e) Packstone mostrando poros vugulares e intergranulares conectados. f) Detalhe mostrando conecti-
vidade entre os poros.
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Figura 53 — Integrac¢do rocha-perfil para RMNF4/RMNFS.

a) A parte superior do grafico mostra a distribui¢do de T»(ms) do perfil e sua respectiva curva de saturagdo cumu-
lativa, a parte inferior mostra a distribui¢do do raio de garganta de poro (um) e sua respectiva curva de saturagao
cumulativa. b) Distribui¢do unimodal de raio de garganta de poro. ¢) Packstone oolitico/oncolitico e micritico,
com porosidade de 21.9% e permeabilidade de 69.8 mD. d) Area com porosidade intergranular ampliada por dis-
solucdo de matriz/grdo. e) Packstone mostrando poros intergranulares e microporosidade em matriz. f) Detalhe
mostrando conectividade em alguns poros do packstone.
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Figura 54 — Integracio rocha-perfil para RMNF6/RMNF7.

a) A parte superior do grafico mostra a distribuicdo de T,(ms) do perfil e sua respectiva curva de saturagdo cumu-
lativa, a parte inferior mostra a distribuigdo do raio de garganta de poro (um) e sua respectiva curva de saturacao
cumulativa. b) Distribui¢do unimodal de raio de garganta de poro. ¢) Packstone oolitico/oncolitico, bioclastico,
peloidal com matriz micritica peloidal, que possui porosidade de 17.1% e permeabilidade de 1.8 mD. Detalhe da
porosidade do tipo intergranular e intragranular. d) Detalhe de poros de dissolugdo na lamina. e) Detalhe de area
com matriz micritica peloidal com microporos e poros intragranulares. f) Detalhe poros de dissolugdo da matriz e
em graos.

5.5 PERFORMANCE DOS ESTIMADORES DE CORTE DE SATURACAO CUMULATIVA

kygar EM CADA RMNF

Com o objetivo de otimizar as estimativas de permeabilidade, foi checada a performance
dos estimadores de corte de saturacdo cumulativa T, ¢, em cada uma das RMNF. Secundaria-

mente, buscou-se verificar se ha relacdo do estimador com o raio de garganta dos poros.

Os resultados mostram que os estimadores de permeabilidade de RMNF 4 at¢ RMNF 7
apresentam decréscimo nos valores de corte de saturacdo cumulativos (tabela 13). Essa tendén-
cia segue a redugdo da qualidade do reservatorio e a diminuigdo do tamanho das gargantas dos
poros. As RMNF 1, 2 e 3 representam a rocha-reservatorio de melhor qualidade e era esperado
que possuissem estimadores progressivos e com altos valores de corte de saturacdo cumulati-
vos. Uma provavel explicagdo para tal comportamento ¢é o alto contetido de porosidade secun-
daria. O RMN possui limitacdo do tamanho do poro, quando ele ¢ muito grande, a relaxagdo
passa a ser dominada pelo termo bulk, assim, as estimativas de permeabilidade perdem a sen-
sibilidade nesses tipos de rochas e o uso de cortes de saturagdo cumulativos de valores mais

baixos podem fornecer resultados superiores.



Estimadores T2 Constantes
R2 SE a b c
RMNF1 | Kiso, | 0,852 | 3,208 | 135,3077 6,24 | 2,86
RMNF2 | Kis0, | 0,462 | 2,126 0,0000 -0,55 | 3,30
RMNF3 | Ksgow | 0,391 | 2,235 0,0000 1,96 | 2,59
RMNF4 | Koso, | 0,655 | 3,444 0,0001 6,30 | 3,15
RMNF5 | K7 | 0,595 | 4,229 2,4892 6,19 | 2,07
RMNF6 | Keso, | 0,657 | 5,347 0,0032 4,28 | 2,64
RMNF7 | Kiow | 0,864 | 2,759 0,0016 3,56 | 2,88

Tabela 13 — Performance estatistica dos estimadores de perme-
abilidade avaliados para cada RMNF.

As curvas de permeabilidade obtidas pela integragdo das RMNF (Kgpnr) foram distri-
buidas em cada um dos trés pogos e os resultados foram comparados aos obtidos pela relacdo
k-phi e os estimadores de T, puro em cada poco (tabelas 14, 15 ¢ 16). O R? avaliado com o
Kpynr foi superior em todos os pogos, com destaque para os pogos 2 e 3, nos quais houve
melhora consideravel. O Pogo 1 apresentou comportamento diferenciado, ja que apesar de pos-

suir um maior R?, apresentou aumentos progressivos no valor de SE.

POCO 1

Estimadores R? SE
k-phi 0,609 9,048
Kkos9 0,764 3,040
ka 0,778 3,331
KRMNF 0,784 3,854

POCO 2

Estimadores R? SE
k-phi 0,570 7,239
kg 0,638 4,346
Kso% 0,653 4,339
KRMNF 0,686 4,178

POCO 3
Estimadores R? SE
k-phi 0,580 7,324
ka 0,636 4,545
koso, 0,656 4,426
KRrRMNF 0,743 4,565

Tabela 14 — Comparativo da performance estatistica dos estimadores de permeabilidade no Pogo 1.

Tabela 15 — Comparativo da performance estatistica dos estimadores de permeabilidade no Poco 2.

Tabela 16 — Comparativo da performance estatistica dos estimadores de permeabilidade no Poco 3.

As figuras 55, 56 e 57 mostram os perfis de raios gama e RMN, em uma das trilhas ¢

apresentada a permeabilidade kgpyr-
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Figura 55 — Dados de perfis do Poco 1 separados por trilhas.
1 — Raios gama (GR) e Caliper (HCAL). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT), agua
irredutivel (nmrBFT) e porosidade laboratorio (Core Porosity). 4 — Distribuigdo de RMNF. 5 — Permeabilidade
absoluta (permeability) e permeabilidade Kkgpyyp. 6 — Distribuicdo de T2 (T2_DIST), T,4 (T2ari) e T5_g59,

(T2_95%).
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Figura 56 — Dados de perfis do Poco 2 separados por trilhas.

1 — Raios Gama (GR) e Caliper (HCAL). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT), agua
irredutivel (nmrBFT) e porosidade laboratorio (Core Porosity). 4 — Distribuigdo de RMNF. 5 — Permeabilidade
absoluta (permeability) e permeabilidade kgyyp. 6 — Distribuicdo de T2 (T2_DIST), T, (T2geo) € T2_s509
(T2_50%).
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Figura 57 — Dados de perfis do Pogo 3 separados por trilhas.

1 — Raios Gama (GR) e Caliper (HCAL). 2 — Profundidade. 3 — Porosidade total pelo RMN (nmrPhiT), agua
irredutivel (nmrBFT) e porosidade laboratério (Core Porosity). 4 — Distribuigdo de RMNF. 5 — Permeabilidade
absoluta (permeability) e permeabilidade kgpyr. 6 — Distribuicdo de T2 (T2_DIST), T,, (T2ari) e Ty_550

(T2_25%).
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A permeabilidade média kgynr estimada no Pogo 1 foi de 6.55 mD, no Pogo 2 foi de
1.92 mD e no Poco 3 foi de 3.01mD. Esses resultados sdo compativeis com as litologias predo-
minantes em cada um dos pocos, que sdo respectivamente grainstones para o Pogo 1, packsto-
nes para o Pogo 2 e grainstones/packstones para o Pogo 3. E possivel observar que, no geral,
existe boa correlagdo visual entre a variagdo de RMN facies (trilha 3), permeabilidades (trilha

4), e o espectro de T2 (trilha 5).

Um estudo detalhado da distribui¢do das RMNF em cada um dos pogos foi feito como
forma de ajudar na compreensao dos diferentes estimadores puros de T, que tiveram a melhor
performance preditiva para cada poco trabalhado separadamente (tabela 17). Podemos concluir,
entdo, que os estimadores de altos tempos de relaxagdo que foram observados no Poco 1
(kosoy, € k4) ocorrem pela predominancia de RMNF com estimadores de altos cortes de satura-
¢do (RMNF4 ¢ RMNFS5), os estimadores de médios tempos de relaxacdo que foram observados
no Pogo 2 (ks € k) ocorrem pela predominancia de RMNF com estimadores de médios
cortes de saturacdo (RMNF5 e RMNF6) e, no Poco 3, os estimadores de altos e baixos tempos
de relaxacdo (kjso, € ky) ocorrem pela predominancia de RMNF com estimadores de altos e
baixos tempos de saturagio (RMNF1 ¢ RMNF4). E possivel observar também que no Pogo 3
ha uma distribuicdo heterogénea das RMNF.

RMNFE___[POCO 1 (%) | POCO 2 (%) | POCO 3 (%)
RMNF1(kis%) 5 11 20
RMNF2(kis%) 10 7 13
RMNF3(kso%) 13 8 13
RMNF4(koso) 26 13 17
RMNFS5(kos,) 26 25 16
RMNF6(kesr,) 16 23 15
RMNF7(k100,) 4 14 8

Tabela 17 — Percentual de distribuicio de cada RMNF nos pocos

A heterogeneidade das rochas carbonaticas do presente trabalho, que passaram por pro-
cessos diagenéticos de dissolugdo, cimentacdo e bioturbacdo, permitiu a geracao de porosidade
secundaria tais como: vugos, moldes, cimentos e demonstram a dificuldade de estimar a per-
meabilidade nesses tipos de rochas. No trabalho de Rios (2016), que foi realizado com dados
de RMN de laboratorio e permeabilidade em um conjunto de 29 amostras de rochas carbonati-
cas do Mar do Norte e do Oriente Médio, os melhores estimadores de permeabilidade foram
alto cortes de saturagdo (k85%) e média aritmética (kA). Os resultados do presente trabalho
sugerem que ha correlacdo entre os melhores estimadores e o tamanho dos poros e raio de gar-

ganta de poros, portanto, o que deve definir o melhor estimador no pogo deve ser o tamanho
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dos poros ¢ os raios de garganta de poros das litologias atravessadas pelos pocos. Esse fato foi
corroborado tanto pelos melhores estimadores aplicados em cada um dos pogos ou apoés cluste-

riza¢do nos trés pocos por RMNF.

As comparag0es dos resultados dos estimadores sugerem que nas rochas com predomi-
nancia de porosidade intergranular e espectro de T> unimodal os estimadores refletem direta-
mente os tamanhos e raios de garganta dos poros, ja as rochas com alto contetido de porosidade
secundaria e espectro de T> bimodal ndo seguem essa tendéncia, uma vez que 0 RMN ndo tem
sensibilidade para conectividade e poros de tamanhos muito grandes. Nesse caso, os estimado-

res com baixos corte de saturacdo apresentaram maior eficacia preditiva.

Um estudo realizado por Rezaee (2006) com 144 amostras de rochas carbonaticas pro-
venientes de reservatorios de 6leo do Ira, com grande variagdo de porosidade e permeabilidade,
demonstrou que o estimador com melhor performance preditiva para permeabilidade foi o de
saturag@o cumulativa de 50% utilizando resultados de pressdo capilar por inje¢do de mercurio.
Foram utilizados redes neurais e regressoes lineares para estimativa de permeabilidade com os
dados de entrada de porosidade e raio de garganta de poros. Uma das conclusdes do trabalho é
que os carbonatos apresentam geometria de poros mais complexa que arenitos e altas saturagdes
cumulativas podem ser melhores estimadores de permeabilidade. Uma discussao sobre o resul-
tado deste trabalho é que este valor deve representar o valor médio do raio de garganta de poros
de todas as amostras, uma vez que o autor trabalhou todos os dados em conjunto, a aplicagdo
da técnica de RMNF pode auxiliar a observar a variagdo de melhor estimador de permeabilidade

com o aumento do tamanho e raio de garganta de poros.

Rezaee (2012) realizou estudo de permeabilidade em 16 amostras de arenitos do tipo
“tight” de reservatorios australianos através de dados de pressdo capilar por inje¢do de mercurio
e que possuem predominancia de raio de garganta de poros das fragdes micro e meso. Com a
utilizagdo de regressdes lineares miltiplas e dados de entrada de porosidade e raio de garganta
de poros, o estimador com melhor performance preditiva para permeabilidade foi o de saturagéo
cumulativa de 10%. Esses resultados apresentam boa correlagdo com o resultado do presente
estudo, uma vez que as rochas com menores raio de garganta de poros (RMNF 7) se apresenta-

ram também como melhores estimadores as baixas satura¢ées cumulativas de T2.

As figuras 58 a 66 demonstram os comparativos dos resultados de predi¢do de permea-

bilidade em todos os pogos, com estimadores de T> puro e RMNF. Os graficos apresentam uma
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linha vermelha que representa a predicao perfeita e duas linhas azuis que representam limites
superiores ¢ inferiores de até 2.5 vezes o valor da predi¢do. Uma forma mais simples de avaliar
a eficacia da predigdo ¢é considerar que boas predigdes se encontram no range de até 2.5 vezes

o limite da predigdo perfeita.
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Figura 58 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com k4 no
Poco 1.
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Figura 59 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kg5, no Poco 1.
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Figura 60 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kg yr no Poco 1.

Os resultados do Poco 1 sugerem que houve melhora nas estimativas de permeabilidade
menores que 1 mD e no range de 1 a 10 mD através do kgse,. Para permeabilidades maiores
que 10 mD, o kg nr forneceu as melhores estimativas. Todos os estimadores superestimaram
os ranges de permeabilidade menores que 1 mD e entre | mD e 10 mD. Para as permeabilidades

maiores que 10mD todos os estimadores subestimaram as permeabilidades.
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Figura 61 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kg no Poco 2.
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Figura 62 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com ksqq, no Poco 2.
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Figura 63 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kg yr no Pogo 2.

Os resultados do Poco 2 sugerem que houve melhora nas estimativas de permeabilidade
menores que 1 mD e no range de 1 mD a 10 mD através do kg nr. Para permeabilidades

maiores que 10 mD, os trés estimadores apresentaram resultados similares, porém o estimador
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krunr apresentou maior R2 e menor SE, fato este que pode ser corroborado pela menor dis-
persao dos pontos com relagdo a linha vermelha. Todos os estimadores superestimaram as per-
meabilidades menores que 1 mD e entre 1 mD e 10 mD e subestimaram as permeabilidades

maiores que 10 mD.
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Figura 64 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com k4 no Poco 3.
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Figura 65 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com k5., no Poco 3.
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Figura 66 — Permeabilidade absoluta versus permeabilidade estimada com kg yr no Poco 3.

No Pogo 3, o estimador kgzpyp apresentou maior nimero de pontos dentro das linhas
azuis, que representam o limite de 2,5 vezes a predi¢do exata da permeabilidade. No range de
permeabilidade menor que 1 mD os estimadores kg r € k4 obtiveram as melhores estimativas,
para o range de permeabilidade de 1 mD a 10 mD todos os estimadores apresentaram o mesmo
numero de pontos dentro das linhas azuis, porém o estimador kg yr apresentou menor disper-
sdo dos pontos. Para as permeabilidades maiores que 10 mD, o estimador kg yr forneceu as
melhores estimativas de permeabilidade. As permeabilidades menores que 0,1 mD foram supe-
restimadas com todos os estimadores. Para os ranges de permeabilidade maiores que 0,1 mD
os estimadores de k4 € k50, tanto subestimaram quanto superestimaram a permeabilidade, ja o

estimador kgpyF apresentou a tendéncia de subestimar a permeabilidade.

Para os ranges de permeabilidade abaixo de 10 mD os melhores estimadores dos pogos
2 e 3 foram o kgppynr, ja no Poco 1 o melhor estimador foi o kgs¢,. Para as permeabilidades
maiores que 10 mD o melhor estimador foi o kzpnr n0s pocos 1, 2 e 3. Esses resultados de-
monstram que a clusterizag@o a partir de RMNF otimizou as estimativas de permeabilidades

nos trés pogos do presente trabalho.

Como houve ranges de permeabilidade com subestimativas e superestimativas dessa
propriedade petrofisica, para futuros trabalhos sugere-se a aplicagdo da técnica da permeabili-
dade melhorada pela relaxatividade superficial. A sugestdo ¢ de segmentar o reservatorio em

RMNF e aplicar a técnica de estimativa de permeabilidade com MCIP e RMN para obtengado
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da relaxatividade superficial e assim checar a possibilidade de otimizagdo da permeabilidade.
A ideia principal ¢ de obter o valor de relaxatividade superficial para cada uma das RMNF e

assim aplicar estes resultados nos dados de perfis de pogos.
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6 CONCLUSOES

Este trabalho apresentou uma avaliagdo sistematica dos efeitos dos diferentes estimado-
res de T, puro para estimativas de permeabilidade em rochas carbonaticas por meio de dados
de perfis de RMN. Baseado na distribuicdo de T, as contribui¢des relativas de cada tamanho
de poro e de raio de garganta de poros para estimar a permeabilidade foi discutida. Foi aplicada
com sucesso a técnica de RMN facies para classificar o reservatorio com base no raio de gar-

ganta dos poros. Baseado nos resultados, as seguintes conclusdes podem ser descritas:

e Os melhores estimadores de permeabilidade para os pogos 1, 2 e 3 foram, res-

pectivamente, altos valores de T, (kosy, € k4), médios valores de T, (Ksoq, € k¢
e baixos e altos valores de T, (ks € k). E importante ressaltar que o estimador

padrido da equagdo de Kenyon (k;) ndo se mostrou como melhor alternativa,
pois, mesmo no Poco 2, sua performance preditiva foi inferior ao ksgo.

e A qualidade do reservatorio foi determinada utilizando a metodologia de RMNF
nos trés pogos em conjunto e ela vai gradualmente diminuindo da RMNF1 até a
RMNF7. Isso foi confirmado pelos valores médios dos perfis, valores médios da
distribuicdo de T, e integracdo rocha-perfil em cada uma das RMNF determina-
das.

e As predi¢cdes de permeabilidade foram otimizadas pelo uso de k,g47 em cada
RMNF e subsequente distribui¢do nos pocos.

e A avalia¢do do melhor estimador de permeabilidade k, g, para cada RMNF foi
realizada, e assim foi possivel constatar que houve decréscimo nos valores de
corte de saturagdo cumulativos da RMNF 4 at¢ RMNF7, essa tendéncia segue a
reducdo da qualidade do reservatorio e a diminuigdo do tamanho dos poros e raio
de garganta dos poros. As RMNF 1, 2 e 3 que representam as rochas-reservatorio
de melhor qualidade ndo seguiram este comportamento, provavelmente devido
ao seu alto conteudo de porosidade secundaria. A limitagdo do RMN de medir
tamanhos muito grandes de poros e em distinguir poros conectados e ndo-conec-
tados, situacdes comuns nestes tipos de rochas, fazem que as estimativas de per-
meabilidade com baixos k,s4r apresentem melhores resultados que utilizando

altos kZSAT'
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O comparativo da distribuicdo de RMNF e o melhor estimador de T, puro para cada
pogo mostra provavel correlagdo. O Pogo 1 apresenta predominancia de RMNF4 e RMNF5
com k,g, variando de 70% a 95% e os melhores estimadores apresentam altos tempos de
saturagdo, o Pogo 2 apresenta predominancia de RMNF5 ¢ RMNF6 com k,54 variando de
65% a 70% e os melhores estimadores apresentam médios tempos de saturagdo, enquanto que
o Pogo 3 apresenta distribuigdo heterogéneca de RMNF e os melhores estimadores foram de
altos e baixos tempos de relaxacdo. O tamanho do poro provavelmente controla o melhor esti-
mador em rochas com predominéncia de porosidade intergranular, ja nos casos em que ha pre-
dominio de porosidade secundaria, apesar dos tamanhos muito grande dos poros, os estimado-

res com valores mais baixos k,g,7 podem oferecer melhor performance preditiva.
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