Observatoério Ministério da
Nacional Ciéncia, Tecnologia
e Inovacao

ESTUDOS PETROFISICOS DE ROCHAS CARBONATICAS DA AMERICA DO
NORTE E AVALIACAO DE MODELOS DE COMPRESSIBILIDADE DE VOLUME
DE POROS

Gilberto Peixoto da Silva Junior

Dissertacdo de Mestrado apresentada ao
Programa de Pds-graduacdo em Geofisica, do
Observatério Nacional/MCTI, como parte dos
requisitos necessarios a obtencdo do Grau de
Mestre em Geofisica.

Orientador: Dr. Daniel Ribeiro Franco (COGE-ON/MCT]I)
Co-orientador: Dr. Giovanni Chaves Stael (COGE-ON/MCTI)

Rio de Janeiro

Agosto de 2014



“ESTUDOS PETROFISICOS DE ROCHAS CARBONATICAS DA AMERICA DO
NORTE E AVALIAGAO DE MODELOS DE COMPRESSIBILIDADE DE VOLUME
DE POROS”

GILBERTO PEIXOTO DA SILVA JUNIOR

DISSERTACAO SUBMETIDA AO CORPO DOCENTE DO PROGRAMA DE POS-
GRADUAGCAO EM GEOFISICA DO OBSERVATORIO NACIONAL COMO PARTE
DOS REQUISITOS NECESSARIOS PARA A OBTENGCAO DO GRAU DE MESTRE
EM GEOFISICA.

Aprovada por:

o ‘vma/t/\ s ™ ]
Dr. Daﬁ'iél“‘RTb'ééy'~Francg)— ON/MCTI (orientador)

1

Dr. Emanue‘Le/Frahcesco La Terra — ON/MCTI

™
T ( R | \ ¢ . . | ¢ 0 r
C\»:\_& NO (‘{\ S 3 ng\m/\ NN A EN
'Dl José Domingos Fabris — ICEjX/UFMti
4

é///] ';O{%'&MMC‘/
Dr. Eldéf Yokpgama — ON/MCTI

RIO DE JANEIRO — BRASIL

25 DE AGOSTO DE 2014



Peixoto da Silva Junior, Gilberto

Titulo da Dissertacao/Gilberto Peixoto da Silva Junior.
— Rio de Janeiro: ON/MCTI, 2014.

X, XX p.: XX.; XXX cm.
Orientador: Dr. Daniel Ribeiro Franco
Co-orientador: Dr. Giovanni Chaves Stael

Dissertacdo (Mestrado) — ON/MCTI/Programa de
P6s-graduacdo em Geofisica, 2014.

Referéncias Bibliogréaficas: p. XX — XX.
1. Primeira palavra-chave. 2. Segunda palavra-chave

3. Terceira palavra-chave. I. Ribeiro Franco, Dr. Daniel
et al. Il. Observatério Nacional/MCTI, Programa de P4s-
graduacdo em Geofisica. lll. Estudos Petrofisicos de Rochas
Carbonéticas da América do Norte e Avaliagdo de Modelos de
Compressibilidade de Volume de Poros.




Aos meus pais, meus filhos e minha esposa.



Agradecimentos

Agradeco a Deus, acima de tudo, por ter me dado a oportunidade da vida e por ter
permitido que as pessoas certas estivessem sempre em meu caminho;

Aos meus Pais, pelo amor e carinho e por terem lutado muito pela minha educacao;

A minha Familia, Esposa e Filhos, Irm&dos, Cunhados e Sobrinhos, pelo apoio e
compreensdo nos momentos mais dificeis;

Ao meu orientador, Dr. Daniel Ribeiro Franco, por sua dedicacdo, ensinamentos,
conselhos, paciéncia e incentivos;

Ao meu co-orientador, Dr. Giovanni C. Stael, pelo grande apoio na fase experimental
de meu trabalho e pelos seus ensinamentos;

Ao Dr. Rodrigo Bagueira, Dr. Assif e Sr. Afrénio, bem como toda a equipe do
Laboratério de Quimica/RMN da UFF, pela colaboracdo no uso do equipamento de RMN;

Ao CNPq, o meu agradecimento pelo apoio financeiro.
Ao amigo, Dr. Nilton de Souza Medeiros (in memoriam), pela ajuda e incentivo;

A todos os colaboradores do laboratério de Petrofisica — em especial, a srt? Olivia de
Moraes Franca, pelo auxilio nos ensaios petrofisicos;

Ao aluno de Iniciacdo cientifica Ricardo SantAnna Martins, pelo auxilio na
elaboracéo dos graficos deste trabalho;

A minha colega, Pillar Rodrigues, pelo auxilio “geoldgico” em diversas ocasibes, ao
longo de minha redacéo;

Aos membros da Banca Examinadora, pela revisdo minuciosa deste trabalho;

Aos meus amigos que conheci na instituicdo — Alexandre, Daiana, Liliane, Rodrigo,
Jorge, Patricia — e tantos outros que sempre me apoiaram em todos 0s momentos;

Aos professores, pelos ensinamentos em cada curso que participei nesta instituicao;
Aos Colaboradores do ON/MCTI, que sempre estiveram prontos para ajudar;

Ao Observatorio Nacional, que ofereceu todas as condicbes possiveis para a
realizacdo deste trabalho;

E, por fim, a todos os meus amigos, que acompanharam esta minha caminhada de
luta, sempre acreditando e incentivando.



Resumo da Dissertacdo apresentada ao Observatério Nacional/MCTI como parte dos
requisitos necessarios para a obtencao do grau de Mestre em Geofisica (M.Sc.)

ESTUDOS PETROFISICOS DE ROCHAS CARBONATICAS DA AMERICA DO
NORTE E AVALIACAO DE MODELOS DE COMPRESSIBILIDADE DE VOLUME
DE POROS

Gilberto Peixoto da Silva Junior

Agosto/2014

Orientador: Dr. Daniel Ribeiro Franco
Co-orientador: Dr. Giovanni Chaves Stael
Programa: Geofisica

Neste trabalho, tivemos por objetivo a realizacdo de estudos petrofisicos sobre cinco grupos de
amostras de rochas carbonaticas, provenientes de trés contextos geoldgicos norte-americanos
conhecidos por sua associacdo com depdsitos de hidrocarbonetos — (i) Formacdo Guelph, Bacia
Michigan (Siluriano Médio) — amostras GD; (i) Formacdo Edwards, Plataforma Texas Central
(Cretdceo Médio-Inferior) — amostras DP, EW e EY; e (iii)) Formacdo Burlington-Keokuk, Sistema
Mississipiano (Mississipiano Inferior) — amostras BL, bem como, a partir dos resultados obtidos, a
avaliacdo de dois modelos de compressibilidade de volume de poros (Cyp), atualmente debatidos pela
literatura (Horne (1990) e Jalalh (2006b)).

Os ensaios petrofisicos de porosidade efetiva/permeabilidade absoluta em fungdo da variagédo
de pressao confinante indicaram comportamentos distintos de reorganizagéo estrutural das amostras,
pela ocorréncia de diferentes populacdes de tamanhos de poro — para trés das litologias investigadas
(EW, BL e GD), o comportamento sob pressao confinante foi caracteristico da predominancia de
volume poroso em microescala (didmetro < 1 um), enquanto que, para as demais (EY e DP), foi
observado padréo raptil com possivel predominéncia de volume poroso entre mesoporos (~ 1 — 3 um)
e macroporos (diametro > 3 pm). Adicionalmente, uma das litologias (amostras BL) indicou
comportamento tipico de rochas selantes. Tais padrées foram corroborados pelos ensaios de RMN e
MICP.

A ampla faixa de porosidades efetivas (~ 2 — 34%) obtida por este trabalho possibilitou uma
avaliacdo razoavel dos modelos de compressibilidade de volume de poros. Foi possivel concluir que
os dados de Cyp estimados apresentaram compatibilidade ligeiramente maior com o modelo proposto
por Jalalh (2006b), para intervalos de confianca de 95% e de predi¢cdo de 68%. Novas avaliacdes,
baseadas em um maior espaco amostral, representativo da grande variabilidade litol6gica associada
as rochas carbonéticas sao sugeridos para a verificagdo destes resultados.
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In this work, we aimed to perform petrophysical studies on five groups of samples of carbonate
rocks from three North American geological contexts, known for its association with hydrocarbon
deposits - (i) Guelph Formation, Michigan Basin (Middle Silurian) — samples GD; (li) Edwards
Formation, Central Texas Platform (Middle Cretaceous) — samples DP, EW and EY; and (iii)
Burlington-Keokuk Formation, Mississippian System (Lower Mississippian) — samples BL. From these
results, we evaluate two models of pore volume compressibility (Cpy), currently discussed in the
literature (Horne (1990) and Jalalh (2006b)).

Petrophysical studies of effective porosity/permeability vs. absolute variation of confining
pressure revealed different structural reorganization behaviors due to the occurrence of different pore
size populations. For three of the investigated lithologies (EW, BL and GD), the observed behavior
under confining pressure was typically characteristic for the occurrence of a predominant microscale
(diameter < 1 ym) range of pore volume, whereas for the remaining ones (EY and DP), a ruptile
pattern was verified due to a possible predominance of pore volumes at mesopore (~ 1 — 3 um) and
macropores (diameter > 3 um). Additionally, one of the lithologies (BL samples) showed typical
behavior of sealants rocks. These patterns were confirmed by NMR and MICP combined tests.

A wide range of effective porosities (~ 2 — 34%) obtained in this study indicated a reasonable
evaluation of the selected pore volume compressibility models. It was concluded that the Cpy data
estimated from our findings showed slightly higher compatibility to the model proposed by Jalalh
(2006b), under the 95% confidence and 68% prediction intervals. New studies, based on larger
sample space which also be representative of the larger lithological variability associated with
carbonate rocks, are required to confirm such inferences.
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Capitulo 1

Introducao

A crescente demanda do consumo de hidrocarbonetos vem despertando grande
interesse cientifico para o aperfeicoamento das técnicas de estudo do comportamento de
reservatorios de petrleo — compreendidos como sistemas complexos de interacao
rocha/bleo/agual/gas, e que permitem o armazenamento das fases fluidas (Sok et al., 2009).
De maneira geral, os esforcos de caracterizacdo de tais reservatorios baseiam-se na
descricdo da distribuicdo espacial de parametros petrofisicos, como porosidade,
permeabilidade e saturacdo (Stout, 1964; Harari et al., 1995; Lucia, 2007) — o que é
fundamental para avaliacbes de propriedades das rochas para transporte de fluidos, bem
como o conhecimento das interagBes rocha-fluido que possam influenciar o fluxo de

hidrocarbonetos (Tiab & Donaldson, 2004).

O fluxo de fluidos em rochas reservatério é tido como consequéncia da pressdo
externa criada pela pressao litostatica agindo sobre o reservatério (Lucia, 2007; Oliveira et
al., 2013). Sabe-se que tal pressdo € transmitida através do contato inter-graos, e que a
pressdo interna é exercida pelo fluido confinado sobre os grdos. Esse sistema apresenta
equilibrio, até o inicio da producdo, com o aumento da pressao efetiva — o que acarreta em
maior compressao do sistema de poros pelo peso das rochas sobrejacentes, dada a menor

resisténcia oferecida pela presséao interna (Holbrook et al., 1995; Tiab & Donaldson, 2004).

Durante a producéo, é de grande importancia o controle sobre o fluxo de extragéo,
uma vez que a variabilidade de pressdo ocasionada teria por potencial a alteracdo da
estrutura porosa, com diminuicdo da secdo transversal das gargantas de poro e

fraturamentos da rocha reservatério — acarretando desde o aumento de resisténcia a



passagem de fluido (Walsh, 1981), até os casos mais criticos, em que o0s problemas de
compensacao entre carga litostatica e pressdo interna implicam em risco de colapso

estrutural do pogo de exploracdo (Soares & Siqueira, 1999).

Desta forma, sdo essenciais 0s estudos petrofisicos que possibilitem avaliacdes
precisas do comportamento da porosidade e da permeabilidade de rochas reservatério em
funcdo da presséo confinante, para uma melhor compreensdo da alteracdo do sistema de
poros associada a simulacdo de variacdo de carga litostatica. Também sdo altamente
relevantes os trabalhos baseados em Ressonancia Magnética Nuclear (RMN) — técnica nao-
destrutiva, baseada na resposta de nucleos atdmicos a campos magnéticos, através da
resposta da relaxacdo de spins nucleares. Dados obtidos por RMN permitem melhor
qguantificacdo das propriedades de rochas reservatérios, conduzindo a uma otimizacédo do
aproveitamento de pocos por seu potencial para a obtencdo de informacbes sobre
interagdes de superficie e volume de rochas com os fluidos presentes, permeabilidade do
meio e viscosidade dos fluidos envolvidos, bem como sobre estruturas de poros e
distribuicbes de fases fluidas em sistemas porosos (Liaw et al., 1996; Nurmi & Standen,
1997; Coates et al., 2001; Chen et al.,, 2002; Tiab & Donaldson, 2004; Arns et al, 2005;

Blumich, 2005) .

Um dos temas centrais para a industria do petréleo refere-se a caracterizacdo da
estrutura e dindmica dos reservatorios carbonéticos — correspondentes a mais da metade
das reservas comprovadas de petréleo do globo, e com grande potencial para a prospecc¢ao
de géas (Durrast & Siegesmund, 1999; Sok et al., 2009; Abdideh, 2012). Entretanto, a relacado
entre dados geofisicos e propriedades de rochas é bastante complexa para tais litologias,
refletindo-se em suas propriedades elasticas e condigfes dos sistemas de poros (Masalmeh
et al., 2004; Grechka, 2009; Weger et al., 2009). Isso se explica devido a grande variedade
de texturas apresentadas pelas rochas carbonaticas, provenientes de processos
deposicionais e diagénese pds-deposicional, assim como por diferentes processos quimicos
relacionados a formacdo de seus minerais constituintes (Murray, 1960; Sprunt & Nur, 1976;

Lucia, 2007; Vanorio et al. 2008). Tais fatos resultam em que os sistemas de poros
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presentes em rochas carbonaticas sdo muito mais complexos que 0sS comumente
observados para rochas siliclasticas (Moore, 2001; Croizé et al., 2010), e os reservatorios
relacionados a este tipo de litologia, além de exibirem grande variedade estrutural, sdo

frequentemente heterogéneos e fraturados (Hu & McMechan, 2010; Castro et al., 2013).

Assim, estudos visando as estimativas de compressibilidade de volume de poros em
rochas carbonaticas s@o de relevancia especial para a industria de prospeccao de 6leo e
gas — o que se ilustra pelos esforcos empreendidos, ao longo das ultimas décadas, na
proposicao de diferentes métodos analiticos para a predicdo deste parametro em funcéo da
carga litostética (e.g., Hall, 1953; Van der Knaap, 1959; Horne, 1990; Jalahl, 2006b). Isto se
explica pelo fato de tais abordagens permitirem, potencialmente, avalia¢cdes indiretas acerca
do volume recuperavel de hidrocarbonetos, as melhores formas para sua extracao (Harville
& Hawkins, 1969; Laurent, 1993; Jalalh, 2006b), bem como a predicdo do comportamento
estrutural e prevencao de colapso por subsidéncia do reservatério (Han & Dusseault, 2002;
Tiab & Donaldson, 2004; Oliveira et al., 2013). Entretanto, um dos pontos de debate na
literatura reside na extensdo da aplicabilidade de tais métodos, devido as diferentes
consideracbes petrofisicas inerentes a cada uma das formulagbes propostas e, portanto,

guais seriam as mais confiaveis com relacdo a um determinado tipo de litologia.

O trabalho aqui descrito teve por intuito, a partir de dados petrofisicos de amostras
carbonaticas provenientes de trés contextos geoldgicos distintos da América do Norte, bem
conhecidos pela sua associacdo com depoésitos de hidrocarbonetos, o estabelecimento de
comparagédo entre a metodologia de estimativa de Cp proposta por Horne (1990) — uma das
formulacdes de maior aceitacéo atualmente — e 0 método recentemente proposto por Jahahl
(2006b). Serdo apresentados os resultados petrofisicos para este conjunto de amostras
(medidas de permeabilidade absoluta e porosidade efetiva em fungdo da presséo
confinante) em comparagdo com estimativas de distribuicdo de tamanho de poros por RMN

e porosimetria por injecdo de mercario.



Capitulo 2

Contexto Geologico

Conforme discutido anteriormente, a analise petrofisica descrita neste trabalho
baseou-se no estudo de rochas carbonaticas provenientes de trés arcaboucos geoldgicos
norte-americanos (Figura 2.1), de grande interesse econbmico devido ao potencial
comprovado para extracdo de hidrocarbonetos (Lona, 2006): Formacdo Guelph, Bacia
Michigan (amostras GD), Formacgdo Edwards, Plataforma Texas Central (amostras EW, EY
e DP) e Formacdo Burlington-Keokuk, Sistema Mississipiano (amostras BL). A seguir,

discutiremos alguns aspectos mais gerais sobre os contextos geolédgicos escolhidos.
2.1 Formagéo Guelph, Bacia Michigan

A Bacia Michigan — bacia intracraténica que ocupa cerca de 207.000 km? da porcéo
centro-norte dos Estados Unidos e parte da provincia de Ontario, Canada — compreende
cerca de 4800 m de registro sedimentar predominantemente marinho (carbonatos,
evaporitos e depdsitos siliclasticos), com idades abrangendo desde o Cambriano até o
Pensilvaniano (Wylie & Wood, 2005; Dekeyser, 2006). Segundo Coniglio et al. (2003), h4
particular interesse nos depdsitos carbonaticos presentes nessa bacia, o que se explica por
sua relagdo com reservatérios de hidrocarbonetos, e que vém sendo explorados hd mais de
um século (Zheng, 1999; Wylie & Wood, 2005). Mais recentemente, essa regido tem sido
relacionada a presenca de grandes aquiferos, como os encontrados a sudoeste da provincia
de Ontario (Dekeyser, 2006). Estudos em escala local a regional vém sendo conduzidos
desde os anos 1960 (e.g., Sharma, 1966; Gill, 1977) visando uma melhor compreensao das
facies e processos diagenéticos de recifes silurianos na Bacia Michigan, bem como

investigacdes sobre fatores de controle na formacgéo de reservatorios.
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Figura 2.1: Contextos geologicos referentes as litologias investigadas por este estudo.

Neste trabalho, foram empregadas amostras de carbonatos (designadas pela sigla
GD) provenientes da Formacdo Guelph (Grupo Niagara, Siluriano Médio; Wylie & Wood,
2005) — dominada por plataformas de carbonatos plataformais e recifais, aflorantes ao longo
de uma faixa de 15 a 30 km de largura a partir do extremo da peninsula de Bruce até o rio
Niagara no sudoeste de Ontéario (Coniglio et al., 2003). Conforme discutido por Coniglio et al.
(2004), a Formacdo Guelph corresponderia a porcdo superior do Grupo Albermarlo
(Siluriano Médio), sendo sobreposta por carbonatos do Grupo Salina, do Siluriano Superior,
e, segundo alguns autores (e.g., Brett et al., 1990; Zheng, 1999; Coniglio et al., 2003), foi
influenciada por controle climatico e tectdnico, tendo sofrido uma histéria diagenética

bastante complexa.
2.2 Formacéo Edwards (Plataforma Texas Central)

O segundo grupo de amostras investigadas neste trabalho corresponde a tipos
distintos de rochas carbonaticas, relacionadas a Formagcdo Edwards, situada na porcéo

centro-oeste do estado do Texas (EUA). Essa formacdo compreende idades, segundo



alguns autores (e.g., Rose, 1970), possivelmente relativas ao Albiano (Cretaceo Médio-
Inferior), sendo resultado de processos deposicionais transgressivos-regressivos em
ambiente marinho raso, ocorridos as margens da Plataforma Texas Central. E, ainda,
associada a presenca de aquiferos e jazidas de hidrocarbonetos em depdsitos carbonaticos
(Rose, 1970; Land & Prezbindowski, 1981; Maclay & Small, 1983, Moore & Bebout, 1989;

Ferrill & Morris, 2008).

Neste estudo, foram empregadas amostras carbonaticas referentes a trés
afloramentos distintos: Edwards White (EW), Edwards Yellow (EY) e Desert Pink (DP), com
caracteristicas texturais possivelmente distintas. Recentemente, estudos de caracterizacao
mineralégica destas rochas (Castro et al., 2013) apontam para a presenca de calcita como
fase mineral predominante para as amostras carbonéaticas EW e EY, com ocorréncia de

dolomita para a amostra DP.
2.3 Formacao Burlington-Keokuk (Sistema Mississipiano)

O grupo de amostras BL investigadas por este trabalho corresponde a rochas
carbonaticas da Formacéao Burlington-Keokuk, de idades relativas ao Mississipiano Inferior e
descritas como relacionadas a um paleoambiente plataformal marinho raso, que se
estendeu aproximadamente na direcdo E-W, através da porcdo central do continente norte-
americano, ao sul do Arco Transcontinental (Thompson, 1986; Kaufman et al., 1988;
Choquette et al., 1992; Watney et al., 2001; Ethington & Weaver, 2002). Esta formacédo é
associada ao Sistema Mississipiano, e se encontra exposta em um cinturdo de afloramentos
da regido central dos EUA, cobrindo cerca de 120.000 km? dos estados americanos de lowa,
lllinois e Missouri (Choquette et al., 1992), cuja estratigrafia ainda nao é totalmente descrita
(Kammer & Gahn, 2003). Embora tenha sido definida originalmente como duas formagdes
distintas (Formag®des Burlington e Keokuk), o contato entre ambas é comumente transicional
e dificil de se reconhecer, sendo entdo tratada como uma unidade simples (Kaufman et al.,
1988). De maneira geral, segundo Choquette et al. (1992), a Formacado Burlington-Keokuk

consiste de leitos espessos a massivos de packstones e grainstones



ricos em crindides, intercalados com acamamentos mais finos de mudstones e wackestones

dolomiticos.



Capitulo 3

Procedimentos Experimentais

A aquisicao de resultados petrofisicos de qualidade requer o emprego de amostras
cuja preparacao garanta um bom nivel de integridade do material a ser analisado — evitando,
assim, danos estruturais na manipulacdo experimental que incorreriam em desvios dos

parametros petrofisicos obtidos.

Dessa forma, foram adquiridos da empresa Kocurek Industries, Inc.(Caldwell, EUA),
especializada na comercializacdo de amostras-piloto para estudos de reservatorios de 6leo
e gas, um conjunto de cilindros (~ 3,80 cm x 5,0 cm) correspondentes as rochas
carbonéaticas provenientes das Formacdes Guelph (amostras GD), Edwards (amostras EW,
EY e DP) e Burlington-Keokuk (amostras BL), a partir do qual foram preparados espécimes
na forma de ‘plugs’ (~ 1,5°(didmetro) e ~ 2” (comprimento)), para a realizacdo dos
procedimentos experimentais deste trabalho, a saber: (i) preparacdo dos espécimes e
estimativas de densidade; (ii) medidas de porosidade e permeabilidade; (iii) medidas de
Ressonéncia Magnética Nuclear (RMN); (iv) medidas das propriedades porosas através de

porosimetria por injecdo de mercurio (MICP).
3.1 Preparacgdo dos espécimes e estimativas de densidade

De acordo com a norma recomendada pela American Petroleum Institute (API, 1998),
as amostras selecionadas foram submetidas a um processo de limpeza para a retirada de
quaisquer residuos retidos em seus sistemas porosos. Foi utilizado o método de extracdo
por solvente Soxhlet, pelo qual as amostras sdo submetidas por 40 horas em dois tipos
distintos de solventes (tolueno e metanol, respectivamente para a remocgdo de

hidrocarbonetos e dos sais presentes).



Logo apds secagem em estufa (T = 115°C, por 8 horas), foram realizadas medidas de
massa e dimensdo das amostras, sob condi¢cdes de laboratério (temperatura ambiente: ~
22° C; umidade relativa: ~ 50%), o que possibilitou a obtencdo de estimativas de densidade

volumétrica das amostras.
3.2 Medidas de porosidade efetiva e permeabilidade absoluta

Para a aquisicdo dos dados de porosidade efetiva e permeabilidade absoluta
empregados neste estudo, cada uma das amostras foi disposta em uma camara selada
(‘core holder’), e as medidas tendo sido efetuadas, respectivamente, por intermédio do
porosimetro Ultrapore 300 e permeametro Ultraperm 500 (Corelab, USA) do Laborat6rio de
Petrofisica do Observatorio Nacional (LabPetrON). Para a simulacdo de diferentes
condicbes de carga litostatica, tais medidas foram realizadas entre 500 e 5000 psi, em
intervalos de 500 psi. Adicionalmente, os valores de massa e volume obtidos foram
introduzidos como dados de entrada para os programas de controle dos equipamentos, para
a estimativa da porcentagem de volume de poros e célculo da densidade dos graos
constituintes da matriz rochosa das amostras. Para maiores detalhes acerca do principio de

funcionamento do arranjo experimental aqui descrito, ver Tiab e Donaldson (2004).
3.3 Ressonancia Magnética Nuclear (RMN)

A Ressonancia Magnética Nuclear (RMN) vem sendo empregada em estudos de
caracterizacdo petrofisica desde a década de 1960 (Ellis & Singer, 2007), e tem
desempenhado papel central em trabalhos orientados a prospeccao de 6leo e gas. Medidas
RMN séo proporcionais a densidade de ndcleos atbmicos que possuem namero impar de
prétons ou néutrons (como o hidrogénio), e séo realizadas através da aplicacdo de campo
estatico, que provoca polarizagdo e precessdo dos eixos de spin dos prétons em uma
determinada dire¢cdo. Pela posterior aplicacdo de campos alternados na faixa de
radiofrequéncias (campo RF), os eixos sé&o desviados com relagdo a sua posicao anterior

para uma nova posicao de equilibrio. Com a subsequente suspensdo do campo RF, ocorre



relaxacdo dos momentos de spin na direcdo estabelecida pelo campo estatico, provocando

um sinal eletromagnético que é captado pela ferramenta RMN.

Sequéncias especificas de pulso RF sdo empregadas para a geracdo dos chamados
“trens de eco de spin”, cujas amplitudes sdo proporcionais ao numero de nucleos de
hidrogénio associados aos fluidos presentes em um determinado volume (Coates et al.,
1999; Levitt, 2001; Glorioso et al., 2003; Ellis & Singer, 2007). A amplitude do decaimento de
um determinado trem de eco de spin pode ser ajustada de maneira satisfatéria por uma
somatoria de decaimentos exponenciais, que exibem constantes de decaimento distintas
(Tiab & Donaldson, 2004). A configuracdo de todas estas constantes compde o espectro de
decaimento, ou distribuicdo de tempos de relaxacao transversos (distribuicdo de tempos de
relaxagdo T,). Para um determinado volume poroso, a curva de decaimento associada sera
uma exponencial simples, com constante de decaimento proporcional ao tamanho de poro.
Assim, a distribuicdo de T, proveniente de ensaios baseados na RMN corresponde a
distribuicdo de tamanhos de poros presentes em um determinado volume. Assim, se para
um determinado volume, saturado com um fluido molhante, ha a ocorréncia de poros de
diferentes tamanhos, espera-se que isso se expresse em distribuicbes de T, bimodais ou

mesmo mais complexas (Coates et al., 1999).

A partir das amostras selecionadas, foram realizadas medidas de permeabilidade
efetiva a 500 psi, com o intuito de se determinar o método adequado para saturacao por
fluido de maneira que fosse garantido um posterior indice de saturacdo maior ou igual a
98%: para amostras que exibissem valores de permeabilidade efetiva maiores que 100 mD,
a saturacao foi realizada via confinamento em camara de vacuo até a completa remoc¢éo do
ar da estrutura de poros, enquanto que, para espécimes cujo valor de permeabilidade
efetiva fosse menor que 100 mD, o confinamento foi mantido por 12h, seguido de inje¢éo de
solucdo salina e pressurizagdo da amostra a até 2000 psi durante 12h. A solucédo salina
escolhida (KCI) para saturagéo teve sua salinidade medida em ~ 30.000 ppm, por intermédio

de um condutivimetro portatil CD 830 (Instrutherm Ltda., Brasil).
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As medidas RMN foram realizadas por intermédio de um espectrometro Maran Ultra
(Oxford Instruments, UK), do Laboratério para Aplicacbes da RMN e Petrofisica da
Universidade Federal Fluminense (UFF-LAR), com faixa de operacdo de 460 G para
aplicacdo de campos estaticos, e sonda solenoidal de 52 mm de didmetro. Tanto o tempo de
relaxacao transversal (T,) quanto a difusdo (D) foram medidos empregando-se as técnicas
de Pulsed Field Gradient Stimulated-Echo (PFG-STE) e Carr-Purcell-Meiboom-Gill (CPMG),
respectivamente. (Meiboom & Gill, 1958; Cotts et al., 1989). Todas as amostras foram
embaladas em filme plastico, de maneira a prevenir ressecamento e, antes e depois de cada
medida RMN, a massa de cada um dos espécimes foi medida de maneira a avaliar

possiveis perdas do fluido saturante.
3.4 Porosimetria por injecdo de mercurio (MICP)

Medidas de porosidade de espécimes de rocha demandam informac6es sobre o
volume de amostra, bem como o volume de poros associado ou o volume da matriz (Tiab &
Donaldson, 2004). Segundo Lucia (2007), o volume de um espécime pode ser medido
diretamente pelo seu formato, ou pelo deslocamento volumétrico de um fluido fortemente

nao-molhante e de baixa adesividade.

Neste interim, a porosimetria por injecdo de mercurio (ou, pela abreviacdo em inglés,
MICP — Mercury Injection Capillary Pressure), técnica destrutiva que possibilita a
determinacdo da distribuicdo de tamanho de garganta de poros — o0 que é relevante, uma
vez que os tamanhos de garganta de poros controlam o acesso ao sistema poroso da rocha
— vem sendo extensivamente empregada na determinacdo de distribuicdo e estrutura de
sistemas porosos (Dorsch & Katsube, 1996; Lowden & Porter, 1998; Mascarenha et al.,
2008). Baseia-se no fato de que um fluido ndo-molhante ndo penetra espontaneamente em
poros e fissuras, a menos que ocorra aplicacdo de pressdo; ou seja, quanto maior a pressao
aplicada, menor sera a abertura de garganta de poro acessivel a este fluido (Mascarenha et
al., 2008; Silva, 2011). Esta técnica consiste em aplicacdo de pressdo em passos
sucessivos sobre o liquido ndo-molhante (mercurio), sendo que, a cada incremento de

presséo, tamanhos de gargantas de poros sucessivamente menores poderdo ser acessados
11



pelo mercurio. Assim, este procedimento permite a preparagéo de curvas de presséo capilar
a partir dos dados obtidos de mercurio injetado em funcdo da pressao aplicada (Lucia,

2007).

Segundo discutido na literatura (e.g., Dorsch & Katsube, 1996; Glorioso et al., 2003), a
guantidade de mercurio inserido e a pressdo de injecdo pode ser convertidos,
respectivamente, em volume de mercurio e didmetros de garganta de poros através da

relacdo proposta por Washburn (1921), assumindo-se uma estrutura de poros cilindrica:

20-cos @ 40-cos @
r=———5D=2r - & D= —— (3.1)
PC PC

onde:

@ = didmetro de abertura de garganta de poro

r = raio de abertura de garganta de poro

P. = pressao capilar

o = tensdo superficial para o mercurio (~ 485 dyne cm™)

6 = angulo de contato para o sistema mercurio/ar/sdlido (~ 130°)

Vale aqui ressaltar que uma das mais importantes aplicacdes da MICP se da por
correlacdo dos resultados obtidos com dados provenientes da RMN. A distribuicdo dos
tempos de relaxacéo transversais (T,), adquirida através da técnica de RMN, apresenta-se
diretamente proporcional & relagédo entre superficie por volume de poros e também ao raio
de poros presentes. Desta forma, é possivel afirmar que o espectro de T, esta associado a
distribuicdo de tamanhos de poros da estrutura de poros de uma rocha porosa (Glorioso et
al, 2003). Por sua vez, € possivel estimar-se pela técnica MICP o tamanho das gargantas de
poros e a distribuigdo, ou a classificacdo dos tamanhos dos poros presentes na estrutura de
uma rocha, o que auxilia na interpretacdo de dados de fluidez, localizagdo e capacidade de
producdo de um reservatorio (Pittmann, 2001; Fleury et al, 2007). Assim, uma vez que a

RMN responde ao tamanho de poros, e a MICP responde ao tamanho de garganta de poros
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de um determinado sistema poroso, a correlagdo entre essas duas técnicas teria por
potencial um melhor entendimento sobre a capacidade de escoamento de uma fase fluida
neste sistema, assim como a influéncia do sistema de poros sobre a integridade estrutural
das amostras, quando submetidas experimentalmente a pressdes confinantes (Akbar et al.,

1995; Tiab & Donaldson, 2004).

Neste trabalho, os ensaios baseados em MICP, conduzidos no Centro de Pesquisas em
Geoengenharia da Schlumberger — BRGC, foram realizados por intermédio de um
porosimetro de mercurio Micromeritics AutoPore 1V 9520, tendo as amostras sido quebradas
em pequenos pedacgos, de tamanho suficiente para que coubessem no penetrdbmetro com
bulbo de 3 cm?® do equipamento. As amostras foram entdo submetidas a vacuo, e o mercrio
foi injetado sob presséo aplicada em passos sucessivamente crescentes. A cada incremento
de pressao, o volume de mercurio injetado era registrado, até o valor maximo de pressao (~

60.000 psi).
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Capitulo 4

Avaliacdo de modelos de compressibilidade de
volume de poros — procedimentos

Com base nas diferentes formas de avaliacdo de reservatérios de hidrocarbonetos,
tanto em termos econdmicos quanto em relagdo a seguranca operacional durante a etapa
de exploracdo, merece destaque a obtencéo de informacdes sobre a compressibilidade de
volume de poros (Cyp) associada as rochas reservatorio. E definida pela relacdo entre a
variacdo no volume de poros ocasionada por uma alteracdo da presséao interna, que ocorre
entre 0os poros, ou externa pela variagdo na area confinante, em que essa rocha esta
submetida (Tiab & Donaldson, 2004). Conforme discutido anteriormente, sua importancia
como informacéo estratégica para a industria de petréleo reflete-se no debate promovido ao
longo das ultimas décadas sobre o0 estabelecimento de métodos analiticos na predicao da
compressibilidade de poros em funcdo da pressdo confinante (e.g., Hall, 1953; Van der

Knaap, 1959; Horne, 1990; Jalahl, 2006b).

Dentre as primeiras abordagens, Hall (1953) propds uma relacdo empirica entre Cyp €
porosidade inicial (¢) com base em resultados de ensaios de laboratério para rochas

reservatorio (arenitos e carbonatos), dada pela relagéo:

Hall (1953) _ 1,78x107° —1
CVP - 04358 pst (4.1)
e que, ao longo das ultimas décadas, tem sido empregada em simula¢gdes numéricas de
reservatorios como o principal método para estimativas comerciais e laboratoriais (Li et al.,

2004).

Mais recentemente, Horne (1990) observou padrdes de comportamento de dados de

Cvp em funcdo da porosidade (¢) para arenitos e carbonatos consolidados e arenitos nao-
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consolidados, propondo relag6es empiricas alternativas para os diferentes tipos de litologias,
tendo se tornado uma das metodologias de maior aceitacdo (Jahahl, 2006a). Para

carbonatos consolidados, a relagéo proposta € da seguinte forma:

Horne (1990) _ -6, [,4,026—23,07¢+44,28¢? —1
VPcarB = 10 [e ] pst (4.2)

Entretanto, conforme discutido por Jahahl (2006b), faz-se necessaria a aplicagédo de
ambos os métodos com cuidado. Como exemplo, é possivel obter-se, segundo a féormula
empirica de Hall (1953), valores de Cyp Similares para amostras provenientes de diferentes
litologias contanto que os valores de porosidade inicial sejam equivalentes — a despeito de
diferencas entre o grau de rigidez das amostras. Além disto, ainda que Horne (1990) tenha
fornecido relacdes empiricas para litologias distintas, seu trabalho baseou-se em estimativas
de Cyp % ¢ realizadas por Newman (1973), cujos dados foram processados assumindo-se
pressoes litostaticas em torno de 75%, de acordo com a posicao estratigrafica das amostras

investigadas.

Desta forma, Jalahl (2006b) propds duas novas formulagcbes para a estimativa de Cyp
x ¢ como alternativas ao método proposto por Horne (1990), através de uma compilacéo de
dados publicados ao longo das ultimas décadas para diferentes litologias (Hall, 1953; Fatt,
1958; Van der Knaap, 1959; Dobrynin, 1962; Kohlhaas & Miller, 1969; Von Gonten &
Choudhay, 1969; Laurent, 1993; Jalalh, 2006c), a saber: (i) “método modificado de Horne”
(correlacao similar a de Horne (1990), proposta a partir de regressdo nao-linear sobre o0s
dados mencionados acima); e (ii) modelo proposto pelo proprio autor (“modelo de Jalalh”),
através de ajuste ndo-linear pelo método de Farazdaghi-Harris do padréo de dados de Cyp X

¢, provenientes da compilagdo discutida acima, e dado pela relagéo (rochas carbonéticas):

Jalalh (2006) __ -6 1 .1
VPcarB = 107"+ 1— o105 | DSU (4.3)

(1,022)2 + (1,681)2
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Conforme discutido anteriormente, um dos objetivos deste trabalho € o de se verificar
a adequacao das formulacdes propostas por Horne (1990) e Jalahl (2006b) para os padrdes
de compressibilidade de volume de poros em fungéo da porosidade de carbonatos, a partir

dos dados obtidos por este estudo. Tal verificagdo seguiu as seguintes etapas:

(1) os valores de porosidade inicial, relativos a amostras representativas dos cinco
grupos investigados por este trabalho, foram obtidos por extrapolagdo a pressao
ambiente (~ 14,7 psi) de curvas obtidas por ajustes polinomiais de ordem quatro.
Tais ajustes foram efetuados sobre os dados de porosidade efetiva em funcéo da
pressao confinante (obtidos conforme discutido na secgéo 111.2);

(2) foram estimados valores de Cyp para estas cinco litologias pelo método de Hall
(1953; eq. 3.2) e dos resultados para porosidade inicial obtidos de acordo com o
descrito acima;

3) a modelagem de dados de Cyp X ¢ correspondentes a compilacao utilizada por

Jalahl (2006b) foi realizada com o software CurveExpert 2.0.4.
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Capitulo 5

Resultados e Discussoes

5.1 Medidas de porosidade efetiva e permeabilidade absoluta

De acordo com o descrito na secdo 3.2, foram realizados procedimentos para a
aquisicdo dos dados de porosidade efetiva, permeabilidade absoluta, bem como estimativas
da compressibilidade de volume de poros, em funcdo da variacdo da pressdo confinante,
entre 500 e 5000 psi (para a simulacao de diferentes condicdes de carga litostatica), cujos

dados se encontram dispostos na Tabela 5.1.

Conforme ilustrado na figura 5.1-A, a amostra BL5 (correspondente a litologia BL
investigada neste trabalho) apresentou uma reducdo praticamente linear de seu volume
poroso (~ 30%) com relacdo ao aumento da pressdo confinante; ainda é possivel verificar
através da macrografia obtida (figura 5.2-A), que esta amostra conservou sua integridade
apos o experimento. Em particular, os valores observados para permeabilidade absoluta
foram praticamente nulos ao longo do experimento — comportamento este similar ao

verificado para rochas selantes.

Para a amostra GD5 (figura 5.1-B), € possivel inferir, apos reducéo praticamente linear
da porosidade entre 500 e 1500 psi, uma reestruturagdo textural da amostra entre 1500 e
3500 psi, com possivel manutencéo do volume poroso. Apoés este intervalo, entre 3500 e
5000 psi, observa-se novamente reducdo aproximadamente linear da porosidade,
possivelmente pelo colapso de uma segunda populagcdo, de menor tamanho de poros.
Observa-se um padréo de reducdo da porosidade em dois intervalos distintos (500 — 1500
psi e 1500 — 4500 psi) para a amostra EW5 (figura 5.1-C), com possivel colapso estrutural a

4500 psi (0 que seria evidenciado pela reducdo abrupta dos valores de porosidade).
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Tabela 5.1: Resultados de petrofisica de rotina (permeabilidade absoluta (K), porosidade
efetiva (¢) e compressibilidade de volume de poros (Cyp).

Amostra P (psi) K (mD) d (%) Cwr (107 psi™)
500 0,000 1,895 4,628
1000 0,000 1,729 2,980
1500 0,000 1,675 2,128
2000 0,000 1,609 2,316
BLS 2500 0,000 1,52 2,050
3000 0,000 1,457 1,824
3500 0,000 1,395 1,660
4000 0,000 1,382 1,470
4500 0,000 1,293 1,416
5000 0,000 1,267 1,302
500 12,200 35,139 0,651
1000 12,000 34,909 0,419
1500 11,500 34,727 0,330
2000 10,600 34,024 0,394
EYS 2500 9,130 32,656 0,536
3000 4,320 30,454 0,728
3500 3,950 29,217 0,752
4000 3,200 27,727 0,788
4500 2,810 26,869 0,765
5000 2,290 25,922 0,751
500 3,240 22,250 0,687
1000 3,190 22,163 0,388
1500 3,130 22,132 0,269
2000 3,050 22,097 0,211
EWS 2500 2,970 22,088 0,171
3000 2,890 22,069 0,146
3500 2,800 22,064 0,126
4000 2,700 22,027 0,115
4500 2,550 22,004 0,105
5000 2,420 21,803 0,117
500 2,650 30,413 0,122
1000 2,600 30,376 0,078
1500 2,520 30,321 0,069
2000 2,480 30,306 0,055
DPS 2500 2,470 30,261 0,052
3000 2,470 30,214 0,051
3500 2,470 30,142 0,053
4000 2,430 30,038 0,059
4500 2,300 29,853 0,071
5000 2,100 29,531 0,094
500 3,060 9,343 1,278
1000 2,660 9,311 0,665
1500 1,810 9,295 0,454
GD5 2000 1,630 9,307 0,332
2500 1,480 9,310 0,264
3000 1,370 9,294 0,226
3500 1,240 9,298 0,192
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Tabela 5.1 (continuagdo):

Amostra P (psi) K (mD) b (%) Cvr (10™ psi™)
4000 1,140 9,247 0,182
GD5 4500 1,050 9,237 0,164
5000 0,925 9,197 0,157
R AR
Figura 5.2
Macrografia das
amostras

EIUA R

Ly e

selecionadas para
0s estudos de
petrofisica, apés
a realizacdo dos
ensaios de
compressibilidade

Também é possivel verificar que a curva de permeabilidade absoluta para esta amostra ndo

acompanha tal tendéncia — o que indicaria a manutencdo do padrédo de reducdo na vazéo do

fluido, mesmo diante do rearranjo estrutural que se evidencia pela curva de porosidade.

Os padrdes observados para a amostra EY5 (Figura 5.1-B) se mostraram distintos das

amostras discutidas anteriormente. Além desse espécime ter exibido, dentre todas as
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amostras investigadas, o maior percentual em volume poroso inicial, a maior variabilidade
da porosidade em funcdo da pressdo confinante (cerca de 27,8%) e colapso estrutural
consequente do ensaio (figura 5.2-B), a reducdo da porosidade se deu em trés intervalos
distintos (500 — 1500 psi, 1500 — 3000 psi e 3000 — 5000 psi). Esse comportamento
encontra relativa correspondéncia na curva de permeabilidade absoluta correspondente —
sendo que, entre 2500 e 3000 psi, verifica-se uma queda abrupta (cerca de 44,5%) nos
valores de permeabilidade, o que poderia indicar a obstrucdo de quase 50% das gargantas
de poro por fragmentagcdo da cimentacdo e/ou do arcabouco. Para a amostra DP5 (Figura
5.1-D), nota-se reducgéo praticamente linear dos valores de permeabilidade entre 500 e 2000
psi, quando a amostra exibe estabilizacdo da vazdo. Também é possivel salientar que, a

partir de 3000 psi, ha aumento nas taxas de reducédo de porosidade e permeabilidade.

Adicionalmente, é possivel notar, para as amostras BL5, GD5 e EWS5, um
comportamento exponencial de redugdo das curvas de compressibilidade de volume de
poros (Cyp) em funcdo da pressdo, ao passo que, para as demais amostras, esse
comportamento também se associa a um padrdo de inflexdo das curvas. No caso da
amostra EY5, observou-se inflexdo a 1500 psi, estendendo-se até 3000 psi e com posterior
tendéncia de estabilizacdo até o final do ensaio (Figura 5.1-B). Para a amostra DP5, o
padrdo de inflexdo observado ocorre em torno de 3000 psi. E possivel notar pela analise
macrogréfica destas duas amostras um claro padrdo de degradacédo estrutural (Figura 5.2-B

e 5.2-C).
5.2. Ressonancia Magnética Nuclear e Porosimetria por inje¢cdo de mercurio

Pela analise dos espectros de tempos de relaxagdo T, adquiridos por RMN, observa-
se que a amostra BL3 (Figura 5.3-A) apresentou o menor valor médio de T, (= 27,544 ms;
vide Tabela 5.2), indicativo de uma textura de rocha com granolometria mais fina, e, por
consequéncia, uma distribuicdo de tamanho de poros menor proporcionalmente as outras
amostras. Observa-se também para esta amostra a existéncia uma distribuicdo bimodal de
tempos de relaxacdo variando entre 0,1 e 1000 ms, estando concentrado a maior

porcentagem de area espectral em tempos mais curtos de relaxagdo, indicando uma
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presenc¢a maior de micro e mesoporos, entre 1 e 100 ms. A area da moda menor representa
a transicdo de meso para macroporos, presentes em menor quantidade na amostra, em
acordo com os tempos de relaxacao. A largura verificada no espectro de RMN remete a uma
distribuicdo ndo tdo bem selecionada de grdos na rocha. Pela sua baixa porosidade de ~
1,18 ml e menores tamanhos de poros sua permeabilidade encontra-se bem proxima de
zero. De acordo com tais observacoes, aliadas aos resultados do ensaio de permeabilidade
absoluta a gas (secao 5.1), que indicaram um comportamento tipico de rochas selantes, nao

foi realizado o ensaio de porosimetria por injecdo de mercurio para essa amostra.

Tabela 5.2: Parametros referentes aos ensaios de RMN e petrofisica basica.

Volume amostra

Amostra T, (ms) (ml) Volume NMR (ml) e (%) Kgss (MD)
BL3 27,544 54,709 1,177 2,15 0,001
EW3 93,269 55,113 16,075 29,17 3,280
EY3 206,871 55,466 16,933 30,53 10,600
GD3 131,632 54,527 4,165 7,64 3,980
DP3 103,286 54,343 20,133 33,45 2,650

772: tempo de relaxagdo transversal médio; ¢es: porosidade efetiva a gds; Kyt
permeabilidade absoluta a gas.

A amostra EW3 (Figura 5.3-B) apresenta uma distribuicdo unimodal com valor de T,
médio de 93,27 ms e distribuicdo de tempos de relaxacdo na faixa entre 1 e 500 ms com
cerca de 90% de sua area entre meso e macroporos (10 — 500 ms). Os dados de MICP
(Figura 5.3-C) nao confirmam tais observacdes, uma vez que os resultados MICP para esta
amostra sdo indicativos de um volume poroso em que 92,2% corresponderiam a fracéo de
microporosidade. A divergéncia de resultados deve-se provavelmente a presenca de alguma
diferenca estrutural no espécime empregado para a andlise MICP, o que é de ocorréncia
normal em rochas carbonaticas (Westphal et al.,, 2005; Lucia, 2007) — além da pouca
representatividade dessa amostra (~ 1 cm®) em relacdo ao volume da amostra utilizada nos
ensaios de RMN, em torno de 50 cm®. De acordo com o ensaio de permeabilidade absoluta
a gas (secao 5.1) para esta amostra, verificou-se um valor de permeabilidade de 3,27 mD a
500 psi; a partir dos dados RMN, verificou-se um volume total de poros de 16,075 ml que
representa 29,2% de porosidade efetiva. Apesar do valor relativamente alto de porosidade e

faixas de tamanhos de poro de meso a macroporos
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Figura 5.3: Espectros de tempo de relaxagéo transversal (T;) provenientes dos ensaios de
RMN (esquerda) e graficos de resultados para porosimetria por injecdo de mercurio
(direita) para as litologias investigadas por este estudo.
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Tabela 5.3: Dados de tamanho médio de garganta de poro e percentual de ocorréncia
dos tipos de tamanho de poro referentes ao ensaio de porosimetria por injecao de
mercurio (MICP).

Tamanho Tipos de gargantas de poro
Amostra médio de Micro
garganta de poros Mesoporos Macroporos
poro (um) -didmetro<lum- -1-3pum- -didmetro>3 um -
(% VP) (% VP) (% VP)
BL1 -- - - -
EW1 0,453 92,2 7,8 0,0
EY1l 3,22 18,2 29,7 52,1
GD1 1,48 45,4 16,0 38,6
DP1 2,37 16,4 52,0 31,6

% VP: Volume poroso (%)

indicados pela RMN, o baixo valor de permeabilidade absoluta deve-se, provavelmente, a
presenca de uma granulometria ndo muito fina, associada a um determinado grau de
cimentacéo presente na amostra — 0 que restringiria a passagem nas gargantas de poros, e
dificultando, assim, o escoamento na amostra. Percebe-se um formato unimodal mais
afinado do espectro de RMN, o que indica uma boa selecdo granulométrica na amostra,

portanto, uma textura mais homogénea.

Ao analisarmos o espectro da amostra EY3 (Figura 5.3-D) constata-se uma
distribuicdo unimodal, embora seja possivel inferir um comportamento praticamente bimodal
pela presenca de uma pequena moda localizada a esquerda do espectro, representativa de
um pequeno volume de micro e mesoporosidade (com contribuicdo de cerca de 18,2% nesta
faixa). O valor encontrado para T, médio (= 206,87 ms) indicaria uma amostra com
distribuicdo de tamanho de poros maiores, predominantemente entre 20 e 1000 ms, (faixa
de meso a macroporos). Este resultado corrobora com o grafico de distribuicdo dos
didmetros de garganta de poros obtido pelo método de mercurio (Figura 5.3-E), que sugere
um volume poroso composto de 29,7% de meso e 52,1% de macroporos. A presenca de
poros maiores, juntamente a porosidade de 30,53% e a uma distribuicdo mais bem

comportada dos tamanhos de poros nesta faixa, devido a granulometria bem selecionada,

conduzem a uma permeabilidade de 10,60 mD, a maior entre as amostras aqui observadas.
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Verifica-se para a amostra GD3 (Figura 5.3-F) um claro comportamento bimodal, mais
amplo em termos de distribuicdo de tempos de relaxacgdo (entre 0,5 e 3000 ms), de maneira
similar ao observado para a amostra BL3. Isto seria sugestivo para a ocorréncia de uma
faixa mais abrangente de tamanhos de poros — entre micro e megaporos — predominando, a
direita, tamanhos de poro equivalentes a mesoporos e macroporos. O valor de T, médio
observado, de 131,63 ms, evidencia a presenca de valores de tamanho de poros maiores
em comparacdo as amostras anteriores. Porém, a amostra apresentou permeabilidade
absoluta a gas de 3,94 mD, e um volume total de poros de 4,16 ml — representando apenas
7,15% de porosidade, valor este compativel ao encontrado nos ensaios de petrofisica de
rotina (~ 9,34% a 500 psi). Apesar de apresentar um baixo valor de porosidade, os maiores
poros sugeridos para esta amostra estariam relacionados a uma maior granulometria.
Consequentemente, tal fato acarretaria em maiores didmetros das gargantas de poro, o que
auxiliaria no escoamento do fluido e, portanto, em uma permeabilidade mais acentuada
deste sistema poroso. Apesar da analise MICP (Figura 5.3-G) apresentar uma ampla faixa
de porosidades, correspondente ao comportamento observado no espectro de RMN, os
resultados obtidos mostraram uma maior concentracdo de volume de poros nas
extremidades da curva, com contribui¢cdes de cerca de 45,4% de microporosidade e 38,6%
em macroporosidade, enquanto o método de RMN nos mostra uma maior concentra¢cdo em

meso e macroporos (em torno de 50% e 40%, respectivamente).

De maneira similar ao verificado para a amostra EY3, 0 espectro de RMN da amostra
DP3 (Figura 5.3-H) indica uma distribuigcdo praticamente unimodal, embora a ocorréncia de
uma pequena moda localizada a esquerda do espectro seja visivel, e representativa de um
pequeno volume de microporosidade. O valor encontrado para T, médio (z 103,29 ms) é
sugestivo da presenca de uma distribuicio de tamanho de poros maiores,
predominantemente entre 15 e 500 ms (faixa de meso a macroporos). Isso seria compativel
com o verificado pela andlise MICP para esta amostra (Figura 5.3-1), que indica um que
sugere um volume poroso constituido, aproximadamente, de 52,0% de mesoporos e 31,6%

de macroporos.

25



5.3 Avaliacdo de modelos de compressibilidade de volume de poros

De acordo com o discutido no capitulo 4, foram estimados valores de porosidade
inicial (dprampn)) Para as cinco litologias investigadas através de extrapolacdo a presséo
ambiente (~ 14,7 psi) de curvas obtidas por ajustes polinomiais de ordem quatro; e, através
do equagdo proposta por Hall (1953; eq. 4.1), foram estimados os valores de CH*
correspondentes aos valores de ¢pamyy @ Serem empregados na avaliagdo, conforme

disposto na Tabela 5.4.

E possivel observar que os resultados de ¢/ obtidos por este estudo correspondem
claramente a uma ampla faixa de valores de porosidade efetiva (~ 2 — 34%), 0 que permitiria

uma boa avaliacdo dos dois modelos debatidos na literatura — propostos, respectivamente,

Tabela 5.4: Dados referentes aos ajustes polinomiais de ordem quatro para os dados de porosidade efetiva
vs. pressdo confinante (p(P) = By + B, P+ B,-P?>+ B; - P® + B, - P*), e estimativas de porosidade
efetiva a pressdo ambiente (P,mp ~ 14,7 psi) e compressibilidade de volume de poros estimada pela relagdo
de Hall (1953).

~ AMOSTRAS
PARAMETROS
BL5 EY5 EW5 DP5 GD5

By (%) 2,07 40,08 34,07 + 1,00 22,39+0,03  3043+0,03  9,37+0,04
B, (x 10° % psi” -4,32+1,73 27,2+22,5 -3,41+0,70 -400 + 68 -53+97
B, (x 107 % psi’’) 1,49 +1,20 17 +16 1,54 +0,53 -0,83+0,47  -0,09+0,79
B; (x 10 % psi’® -3,13 3,20 12,5+ 41,6 32+16 36+1,3 0,8+2,2
B, (x 10" % psi*) 2,47 2,89 9,0+37,6 23+16 53+1,2 -1,1+2,0

& (Pamb) (%) 2,06 + 0,08 34,11+1,00 22,37+0,03  30,43+0,03  9,37+0,04
clall (10° psi* 12,986+0,210  3,823+0,049  4,594+0,002  4,018+0,002 6,714 0,011

O(Pamb): porosidade efetiva a pressdo ambiente (Pamp ~ 14,7 psi); C(,"ﬁ”: compressibilidade de volume de poros estimada pela relagdo de

Hall (1953), para valor de porosidade inicial igual @ ¢(Pamb)-
por Horne (1990) e Jalahl (2006b) — para a avaliacdo da compressibilidade de volume de

poros em funcéo da pressdo confinante para rochas reservatorio.

Os dados empregados para a simulagéo destes modelos correspondem a compilagéo
de resultados para Cyp x ¢ utilizada por Jalahl (2006b). Tais dados foram ajustados por um
modelo ndo linear através do software CurveExpert 2.0.4, de acordo com a formulagdo

proposta por Horne (eq. 3.3), de forma:
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b o)
C%;orne((,b) — 10d . {e[a b 100 € (100) ]} (5.1)

e, para o modelo proposto por Jalahl (2006b), os dados foram ajustados por regressdo nao

linear pela fungéo de Farazdaghi-Harris:

cJA M (@) = (@ +bp®)t (5.2)

E importante aqui salientar que, para ambos 0s casos, as curvas ajustadas foram
associadas as suas respectivas bandas de confianca de 95% e banda de predicdo de 68%,
e comparadas aos dados de Cf#¢! x ¢(P.mp) Obtidos para as litologias investigadas por este
estudo. A banda de confianca de 95% delimita a &rea de maior certeza de se encontrar um
dado verdadeiro, enquanto que a banda de predicdo representa de 68% a faixa de

expectativa para dados possiveis futuros.

De acordo com os ajustes realizados respectivamente para o0 modelo de Horne (1990;
Figura 5.4) e de Jalalh (2006b; Figura 5.5), uma clara diferenca entre os resultados obtidos é
a maior incerteza estatistica que se reflete pela menor area da banda de confian¢ca de 95%
para o modelo de Horne em relacdo ao de Jalalh. De maneira oposta, € possivel verificar
gue a area da banda de predicdo de 68% calculada para o modelo de Horne € maior que a
referente ao modelo de Jalalh. De maneira oposta, € possivel verificar que a area da banda
de confianca de 68% calculada para este Ultimo modelo é maior do que a referente ao
modelo de Horne. Tais feicBes indicariam um ajuste de qualidade ligeiramente melhor
correspondente ao modelo de Jalahl, o que encontraria suporte pela comparagédo entre 0s
resultados obtidos para os coeficientes de correlacdo (r) e determinacdo (r?) -
respectivamente, para os modelos de Jalahl e de Horne, r= 0,94 e r’~0,88er~0,84er’x

0,71.

Um aspecto interessante € o de que a distribuicdo dos dados de C/¢" obtidos por este

trabalho seria adequadamente descrita em um intervalo de confianca de 95% para ambos

0s modelos — sendo que, para ambos os casos, 0 dado referente & amostra BL5 (dado 1) se
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posiciona praticamente no limite inferior da banda de 95%. Dentre as amostras analisadas,
quatro dos valores obtidos de CH#! para a colecdo compreendida por este estudo
interceptam a banda de confianca de 68% referente ao modelo de Jalalh, enquanto que

apenas dois interceptam a mesma banda de confianga para o modelo de Horne.
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Capitulo 6

Conclusodes

Neste capitulo, apresentam-se as discussfes finais e conclusdes acerca desta
dissertacdo de mestrado, que compreendeu o estudo de propriedades petrofisicas de
rochas carbonéticas de diferentes contextos geoldgicos da América do Norte, bem como a
avaliacdo de modelos de compressibilidade de volume de poros a partir dos dados

encontrados.

6.1 Estudos Petrofisicos

¢ Amostras BL (Formacao Burlington-Keokuk, Sistema Mississipiano)

De maneira geral, as amostras carbonaticas BL, referentes & Formacado Burlington-
Keokuk (Sistema Mississipiano), exibiram, pelo estudo de petrofisica basica (ensaios de
permeabilidade absoluta e porosidade efetiva), baixos valores de porosidade (com reducéo
praticamente linear do volume poroso) e valores de permeabilidade praticamente nulos em
relacdo a variacdo de pressdo confinante. O espectro de RMN obtido para esta amostra
exibe o0 mais baixo valor de T, médio obtido por este trabalho, o que indica uma litologia de
granulometria mais fina (e, por consequéncia, menores gargantas de poro) que as demais
amostras. Tais resultados, aliados a analise macrografica (que indicou a integridade da
amostra apos o ensaio de compressibilidade), pode-se inferir, para esta litologia, um
comportamento tipico de rochas selantes, provavelmente por um alto grau de cimentagdo da
estrutura porosa, e que exibe, em sua maioria, tamanho de poro em escala micrométrica.
Estas caracteristicas poderiam explicar o comportamento singular desta amostra com

respeito aos modelos de Horne (1990) e Jalahl (2006b).
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e Amostras GD (Formacédo Guelph, Bacia Michigan)

De acordo com o0s ensaios de petrofisica basica, a amostra referente a litologia GD
indica reorganizacéo estrutural de duas populacdes de tamanhos de poro distintas, o que se
observa pelo comportamento da curva de porosidade efetiva em funcdo da variacdo da
pressdo confinante. Esta inferéncia encontra apoio no padrdo de distribuicdo bimodal do
espectro de RMN observado para esta litologia (com contribui¢cdes principais de populagbes
de tamanhos de poro nas faixas de microporosidade (45,4%) e macroporosidade (38,6% do
volume poroso da amostra). Entretanto, verifica-se para esta litologia uma ampla distribuicdo
de tamanhos de poros, abrangendo também o intervalo de microporosidades. Coniglio et al.
(2003), em trabalho sobre o papel da recristalizacdo durante diagénese na producéo de
dolomitos da Formacédo Guelph, discutem sobre uma possivel origem dos variados graus de
recristalizacdo observados como funcdo das diferencas de permeabilidade e porosidade de
micro a mesoescala na litologia precursora. O resultado encontrados para porosidade
efetiva (~ 7,64%) por este estudo se encontra na faixa de valores tipica sugerida por Wylie e

Wood (2005) para esta formacado (média de 6%, com faixa entre 3 a 37%).

e Amostras DP, EW e EY (Formacdo Edwards, Plataforma Texas Centras)

Os resultados petrofisicos observados para a litologia DP indicaram um
comportamento de reducdo praticamente linear nos valores de permeabilidade absoluta,
apresentando estabilizacdo da vazao entre 500 e 2000 psi, e posterior aumento nas taxas
de reducé&o de porosidade e permeabilidade. Pela analise comparativa dos dados de RMN e
MICP, sugere-se a ocorréncia de uma ampla populagdo de tamanhos de poro (~ 83,6% do
volume poroso), abrangendo desde mesoporos a macroporos. Um possivel rearranjo
estrutural e/ou colapso parcial na populacdo de macroporos poderia explicar a pequena

degradacédo observada via macrografia apos o ensaio de compressibilidade.

Com respeito as amostras EW, observou-se comportamento de reducgéo praticamente
linear nos valores de porosidade efetiva, com rearranjo estrutural préximo ao final do ensaio

- 0 que ndo encontrou contrapartida na tendéncia exibida pela curva de permeabilidade
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absoluta, indicando a manutencdo da vazao de fluido ao longo do experimento. Tal
comportamento poderia ser explicado pela grande populacdo de microporos (92,2% do
volume poroso da amostra), que teria acarretado em uma maior resisténcia na estrutura

porosa do espécime.

Dentre todas as litologias, as amostras EY apresentaram as principais alteracfes
fisicas no decorrer dos ensaios petrofisicos. A ruptura estrutural foi claramente evidenciada
pelos padrbes de compressibilidade, porosidade efetiva e permeabilidade absoluta, e
posteriormente confirmada pela analise macrografica. A presenca de tamanhos de poro na
faixa entre meso e macroporos, totalizando 81,8% do volume poroso — e, especialmente,
pela grande populacdo na faixa de macroporos (52,1% - a maior observada por este estudo)

— poderia explicar a deformacao raptil observada.

Dois aspectos bastante interessantes a respeito das litologias relacionadas a
Formacdo Edwards sdo: (i) a ocorréncia de ampla populacdo de tamanhos de poro,
abrangendo desde mesoporos a macroporos, em porcentagem de volume poroso bastante
similar entre as litologias EY (81,8%) e DP (83,6%); e (i) por analise dos dados de o¢es
disponiveis na Tabela 5.2, é possivel verificar um valor médio de aproximadamente (31,1 +
1,3)%, indicando uma variacdo bem pequena destes valores para os trés resultados. E
importante salientar a relagdo das rochas carbonaticas associadas a esta formacéo
geoldgica com o Aquifero Edwards — um dos mais prolificos aquiferos artesianos do mundo
(Maclay & Small, 1983; 1986; Adkins, 2013). Segundo Hovorka et al. (1996), os dados
porosidade observados para as rochas carbonaticas associadas a este aquifero variam
verticalmente entre valores mais baixos (entre 4 — 12%) até uma faixa superior, entre 20 —

42%.
¢ Ensaios de compressibilidade de volume de poros em funcdo da presséo confinante

Conforme discutido na se¢do 5.1, o comportamento exponencial de redugdo das
curvas de compressibilidade de volume de poros (Cyp) em funcdo da pressdo confinante

para as amostras BL5, GD5 e EW5 € sugestivo de uma maior influéncia estrutural de um
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volume poroso na faixa de microporos. Para as amostras EY5 e DP5, este comportamento
também se associa a um padréo de inflexdo das curvas, cuja interpretacdo é distinta para as
amostras EY5 e DP5. A inflexdo observada a 1500 psi para o caso da amostra EY5, seria
indicativa de padrao ruptil, e que se estenderia até 3000 psi. A partir dai, verifica-se
tendéncia de estabilizacdo até o final do ensaio, o que poderia ser explicado por um alto
grau de compactacao apés o regime ruptil (Figura 5.2-B). Para a amostra DP5, o padréo de
inflexdo na curva de Cyp em funcéo da pressdo ocorre em torno de 3000 psi, sugestivo de
colapso estrutural da amostra. Tal degradacdo poderia, a0 menos em parte, ser verificada
por analise macrogréafica do espécime (Figura 5.2-C), pelas pequenas fraturas exibidas no

topo e laterais da amostra.

6.2 Avaliacdo dos modelos de compressibilidade de volume de poros

A partir da comparacéo efetuada a partir dos ajustes de curva para os modelos de
Horne (1990) e de Jalalh (2006b), notou-se claramente a maior incerteza estatistica para o
modelo de Horne, por exibir a menor area de banda de confianca de 95%. De maneira
oposta, € possivel verificar que a area da banda de predicdo de 68% para este ultimo
modelo é menor que a referente ao modelo de Horne — o que indicaria uma melhor
adequacdo do modelo de Jalalh (2006b) como descritivo para o comportamento de C/¢* em

funcao da porosidade.

Considerando-se gque o modelo proposto por Jalahl (2006b): (i) apresenta os maiores
coeficientes de correlagdo e determinacdo obtidos por ajuste; e (ii) um maior nUmero de
dados de Cl¢!, estimados a partir dos resultados deste estudo, interceptam a banda de
confianga de 95% que o verificado para 0 outro caso, nossos resultados indicam a
adequacdo ligeiramente superior deste modelo com respeito a descricdo da
compressibilidade de volume de poros de rochas carbonaticas. Entretanto, tendo em vista o
reduzido nimero de dados provenientes deste estudo, sugere-se para a verificacdo destes
resultados a realizagdo de novas avaliagbes, baseadas em um maior espaco amostral, e

gue seja representativo da grande variabilidade litol6gica associada as rochas carbonaticas.
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Apéndice

Reservatdrios carbonaticos: aspectos gerais

O modelo de um sistema petrolifero ideal engloba todos os componentes e processos
necessarios para a acumulacdo de hidrocarbonetos em uma bacia sedimentar. As
componentes basicas deste modelo sdo correspondentes as rochas geradoras,
reservatorios e selantes (Figura A.1l), enquanto que oS processos estdo relacionados ao
surgimento de trapas, que sao definidas como armadilhas geoldgicas, e também a migracao

do 6leo e do gas (Tiab & Donaldson, 2004, Lucia, 2007).

Gas

Figura A.1: Exemplo de sistema petrolifero, associado a uma armadilha estrutural.

Modificado de http://www.mpgpetroleum.com/fundamentals.htmil.

Em particular, as rochas carbonaticas — de interesse central neste trabalho —
desempenham um importante papel nos sistemas petroliferos, uma vez que, conforme
discutido anteriormente, estdo relacionadas a mais da metade das reservas comprovadas
de hidrocarbonetos conhecidas no mundo (Lucia, 2007). Essas rochas podem atuar tanto
como rochas reservatoérios, geradoras ou selantes (Durrast & Siegesmund, 1999; Sok et al.,
2009; Abdideh, 2012); em particular, faz-se necessario que as rochas carbonéticas possuam
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condi¢cdes petrofisicas adequadas a acumulacdo de hidrocarbonetos ou &gua, cuja
avaliacdo se daria por parametros como a porosidade e a permeabilidade do meio sob as
condi¢cdes locais (Lucia, 2007). Os reservatérios carbonédticos sao representados,
principalmente por calcarios e dolomitos, sendo que a produgdo mundial tem sido
ligeiramente maior em dolomitos uma vez que estas rochas costumam, geralmente,
apresentar maiores niveis de porosidade e permeabilidade em comparagcdo aos calcarios

(Halley & Schmoker, 1983).
A.1 Rochas carbonaticas: génese, propriedades e classificacéo

O processo de génese dos depdsitos carbonaticos toma inicio durante o processo de
sedimentacdo. Sedimentos carbonaticos costumam ser depositados em ambientes marinhos
rasos e quentes. Podem ser originados a partir de precipitacdo quimica direta da agua do
mar ou ainda através de fragmentos de organismos marinhos predominantemente,
constituidos por carbonato de calcio, como, por exemplo, esqueletos, exoesqueletos, corais

e algas (Moore, 2001; Lucia, 2007).

A partir de tais processos, 0s sedimentos carbonaticos originados podem ser
posteriormente reunidos nas bacias segundo diversas texturas deposicionais e através tanto
da atuacdo direta de organismos incrustantes quanto, mais comumente, através do
transporte de correntes oceéanicas (Lucia, 2007). Como resultado de suas multiplas origens
e formas de transporte, os depdsitos carbonaticos sdo compostos por particulas com uma
grande variedade de tamanhos e formas. Dunhan (1961) criou um modelo de classificacdo
de rochas carbonaticas que considera suas diferentes caracteristicas texturais, no qual os
carbonatos sdo divididos em organicamente formados ou sedimentos transportados. Tal
modelo foi posteriormente revisto por Embry e Klovan (1971) subdividiram a classe dos
boundstones definida por Dunhan (1961). Estas classificacdes se encontram dispostas de

maneira ilustrativa na Figura A.2, a seguir.

De forma geral, o primeiro critério considerado para classificar as rochas carbonaticas,

€ a possibilidade ou ndo de se observar a sua textura deposicional, ou seja, a possibilidade
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de individualizar matriz, arcabouco, poros, etc. No caso desta distingdo ndo ser possivel, a
rocha é considerada um carbonato cristalino. No caso dos componentes da rocha poder ser
observados, passa se para a classificagdo que leva se em consideragcdo a origem do

sedimento carbonatico (Dunham, 1961; Clyde, 2001; Tiab & Donaldson, 2004).

No caso da génese dos sedimentos ter tido alguma relagdo com organismos Vivos,
tém-se os boundstones. Embry e Klovan (1971) propuseram uma subdivisdo em relacdo a
classificacdo de Dunhan (1961), que considera o fato de que a construcdo de rochas
carbondticas a partir de sedimentos autéctones biogénicos pode envolver a participacdo de
diversos organismos, como, por exemplo, corais, esponjas e algas vermelhas. Assim, os
boundstones representam os materiais carbonaticos secretados pelos citados organismos,
ainda em vida, e que séo depositados quando estes organismos morrem (Teixeira et al.,
2008). A partir de tais consideracdes, Embry e Klovan (1971) dividiram os bounstones em
bafflestones, bindstones e framestones (Fig. A.2), que apresentam proporcdes variadas de
carapacas, compostas por material autéctone biogénico. Também apresentam fracbes de
sedimentos de granulometrias distintas, cuja precipitacdo se deu pela inducdo do
metabolismo de outros organismos — portanto, ndo correspondendo, de fato, as suas
carapacas originais (material carbonatico al6ctone bioinduzido). Neste sentido, foram
introduzidos ainda os termos floatstones para os argilo-suportado e rudstone para os grano-

suportado (Embry & Klovan, 1971).

Para os casos em que a rocha carbonética tenha sido originada a partir de sedimentos
puramente transportados de forma mecénica, o critério a ser utilizado é o de serem
suportados por lama de cal. E de grande importancia o esclarecimento do termo “argilo”, que
se refere a particulas carbonaticas de granulometria argila, e ndo necessariamente aos
argilominerais. Segundo este critério, as texturas suportadas por graos e que nao possuem
argilas carbonaticas sdo denominadas grainstones ou quando possuem argilas, de
packstones (Dunhan,1961; Embry & Klovan,1971; Lucia, 2007). Para outras defini¢des, as

texturas argilo suportadas recebem o nome de wackestones, quando possuem mais de 10%
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de grdos na sua formacdo ou mudstones, quando possuem menos de 10% de gréos

(Dunhan, 1961; Embry & Klovan,1971).

Assim sendo, particularidades genéticas e diagenéticas associadas as rochas
sedimentares carbonaticas, além da presenca de sedimentos com diferentes tamanhos e
com minerais distintos, somados a ocorréncia de atividades biol6gicas e a¢bes quimicas
poés-deposicionais, contribuem decisivamente para o panorama das grandes diferencas

texturais observadas nos carbonatos (Lucia, 2007).

Textura Deposicional Textura
deposicional ndo
reconhecido
Componentes originais formados juntos durante a deposicdo | Componentes originais
reunidos durante a
deposigdo, como mostrado
pela material esquelético,
Contendo lama de cal Pouca lama por meio da laminagéo, ou
de cal e por sedimentagao formando
graos cavidades que sao cobertas
por material organicos
Suportado por lama de cal | Suportado por
gréos
Menos Mais que
que 10% 10% dos
gréos graos
Mudstone | Wackestone Packstones Grainstone Boundstones Carbonato
Cristalino
Boundstones Bafflestones Bindstones Framestones
Sedimentos Suportados por lama Suportados por graos
de cal
Gréos > 2mm
Floatstone Rudstone

Figura A.2: Classificacdo de rochas carbonaticas de acordo seus aspectos texturais segundo
Dunhan (1961) e posteriormente modificadas por Embry & Klovan (1971). Adaptado de
http://petrowiki.org/Carbonate_reservoir_geology#cite ref-r3_2-0.

A.2 Carbonatos e arenitos: comparagdes relacionadas as rochas reservatorio

Quando comparamos as duas principais litologias que se destacam em termos de

ocorréncia para rochas reservatérios — os carbonatos e 0s arenitos — as principais
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diferencas dizem respeito ao ambiente de formacgéo dos sedimentos. Frequentemente, 0s
arenitos sdo de origem aléctone, enquanto que carbonatos sdo comumente autdctones.
Neste sentido, enquanto os graos que originam os depdsitos terrigenos séo selecionados e
trabalhados ao longo de sua trajetéria até a bacia sedimentar, os grdos que constituem as
rochas carbonaticas, de forma geral, sdo originadas em regides préximas ao ambiente de
deposicdo — ou até mesmo ja dentro da bacia. Desta forma, a trajetéria mais curta dos graos
carbonéticos e a consequente deposi¢cdo local sdo motivos chave para a origem da

heterogeneidade dos reservatérios carbonaticos (Ehrenberg & Nadeau, 2005).

E também digna de nota a grande reatividade dos minerais carbonaticos que é muito
maior nos carbonatos em comparacdo aos arenitos (Ehrenberg & Nadeau, 2005). Esta
propriedade exerce forte influéncia sobre a diagénese e, consequentemente, também sobre
a qualidade da rocha como reservatorio (Ehrenberg & Nadeau, 2005). Esta relacdo baseia-
se no fato de que, uma vez que a rocha carbonatica é formada, esta passa a ter sua
estrutura e textura primarias severamente alteradas por uma série de processos fisicos e
guimicos, que caracterizam a diagénese, tais como, variagdes de pressao, temperatura e pH
e ainda processos como a compactacdo, dissolucdo, cimentacdo e recristalizacdo. A
diagénese estende sua atuacdo sobre os sedimentos e consequentemente sobre as rochas
ao longo de toda a permanéncia destes na bacia sedimentar. Esse fato faz com que os
carbonatos, bem mais alterdveis e reativos que os arenitos, exibam amplas e abruptas
variacBes na distribuicdo das caracteristicas das rochas apenas em pequenas sec¢fes do
reservatorio (Ehrenberg & Nadeau, 2005). De forma contrastante, nos reservatérios
terrigenos, a alta estabilidade mineralégica faz com que as caracteristicas primarias sofram

menos influéncia dos processos diagenéticos.
A.3 Alguns aspectos petrofisicos das rochas carbonaticas

As caracteristicas petrofisicas das rochas sdo avaliadas a partir da determinagéo de
fatores como a porosidade, permeabilidade, saturacéo de fluidos, capilaridade, distribuicdo
dos tamanhos de poros e sistemas naturais de fraturamento em diferentes escalas, sendo

fundamentais para caracterizar 0 armazenamento e a transmisséo de fluidos na rocha, com
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a finalidade de gerenciar e prever sua performance como reservatorio (Stout, 1964; Harari et

al., 1995; Lucia, 2007).

A heterogeneidade petrofisica dos reservatorios carbonaticos é influenciada
diretamente pelo sistema de mdltiplos tipos de porosidade e pela heterogeneidade das
rochas que o compdem. Consequentemente, os tipos especificos e os relativos percentuais
de poros presentes, bem como sua distribuicdo nas rochas, exercem forte controle na
producdo e nas caracteristicas de reservatérios carbonaticos (Mazzullo & Chilingarian,
1992). Como consequéncia das diferencas ocorridas nos carbonatos, os parametros
petrofisicos associados a eles sdo extremamente complexos e distintos (Jardine & Wilshart,
1982) e, consequentemente, seu estudo deve ser cauteloso. Assim sendo, diferentes
medidas sdo necessdarias para que se possa construir uma imagem das propriedades

petrofisicas de um reservatério carbonatico (Stout, 1964; Harari et al., 1995; Lucia, 2007).

Uma andlise espacial da distribuicdo tridimensional dos citados parametros
petrofisicos e o conhecimento da litologia associada permitem o entendimento das
propriedades de um reservatorio carbondtico. Uma alternativa para minimizar as
interpretacdes tdo complexas que envolvem os estudos de tipo de reservatério € obter
dados petrofisicos de qualidade para que estes possam ser associados a uma interpretacao
segura de seu comportamento tanto quanto a permeabilidade como a porosidade (Lucia,

2007; Nauriyal et al., 2012).

A partir da classificacdo proposta por Dunhan (1961), Enos e Sawatsky (1981)
realizaram medidas de porosidade e permeabilidade de sedimentos carbonéaticos modernos,
encontrando, para grainstones, valores em torno de 45% e 10 mD, respectivamente e para
wackstones, valores em torno de 65% e 200 mD, respectivamente. A porosidade mais alta
nos agregados e rochas sedimentares argilo-suportados estd associada ao habito acicular
assumido pelos pequenos gréos de cristais aragoniticos, que predominam na constituicdo
das argilas carbonaticas. A reducdo da permeabilidade, por sua vez, é causada pelo

pequeno espacgo dos poros encontrados entre as particulas de granulometria na faixa argila.
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Uma das formas de classificar a porosidade das rochas carbonéticas é em relacao ao
momento de formacdo da rocha em que os poros sdo formados; assim, a porosidade pode

ser considerada como priméria ou secundaria.

A porosidade primaria ou deposicional corresponde aos poros que surgem entre 0s
graos de sedimentos recém-depositados e no interior das particulas que os compreendem.
Essa porosidade esta presente nos espacos inter-particulas, nos espacos intraparticulas
(que ocorrem entre as carapacas de foraminiferos ou gastrépodes), poros fenestrais
(originados a partir de bolhas de gas ou pelo retrabalhamento de sedimentos de plataformas
carbonéticas, ou ainda feicdes de porosidade que sdo comuns em recifes de corais) (Feazel

& Schatzinger, 1985).

Por sua vez, a porosidade secundaria ou diagenética relaciona-se aos poros que
surgem tardiamente nas rochas carbonaticas, geralmente como resultado de dissolucao
pos-deposicional causada por agua doce, e ocorrendo em areas onde os carbonatos estéao
expostos a acdo intempérica ou por dissolucdo quimica de fluidos sub-superficiais. Tais
fluidos sdo gerados durante a maturacdo de matéria organica em rochas geradoras de
hidrocarbonetos, em ambientes de soterramento profundo (Mazzullo, 2004). A porosidade
secundaria s6 pode ser diferenciada da porosidade primaria, nos casos em que € possivel
demonstrar que os poros foram posteriormente preenchidos por cimento, sendo parcial ou
totalmente dissolvido pela acdo da cimentacdo que faz parte dos processos diagenéticos.
Como resultado, podemos citar os vugs, que sdo originados a partir da atuacdo de uma
dissolugdo néo seletiva, e as fraturas expandidas por dissolugdo (Mazzullo & Chilingarian,

1992).

Com a evolugéo da atuacdo dos processos diagenéticos sobre os carbonatos, ha uma
forte tendéncia de redugéo da porosidade priméria pela acdo da dissolucdo e cimentagéo
ap6s o soterramento poés-deposicional das rochas e, por isso, discute-se que seja a
porosidade secundaria a que predomina em reservatérios carbonaticos tanto calcarios

guanto dolomiticos (Mazzullo & Chilingarian, 1992). A porosidade priméria s6 tem condi¢des
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de ser preservada em carbonatos em que houve influxo de hidrocarbonetos para os espacgos

vazios, logo apos a formacéo dos poros (Feazel & Schatzinger, 1985).

Genericamente, reservatorios carbonaticos apresentam menores valores de
porosidade média e maxima para uma dada profundidade de soterramento quando
comparadas a reservatorios siliciclasticos — possivelmente devido & maior reatividade
guimica dos minerais presentes em relacdo ao quartzo, o que resulta em uma menor

resisténcia a compactacdo quimica e cimentacao associada.

Em particular, a porosidade intergranular de rochas carbonaticas ndo é uma simples
funcdo do tamanho dos graos, mas também da selecao e forma destes grdos. Entretanto, a
relacdo entre a porosidade e a selecdo observada em carbonatos € oposta aquela
encontrada para reservatoérios siliciclasticos (Lucia, 2007), uma vez que nos carbonatos, a
porosidade aumenta conforme a selecdo diminui (Enos & Sawatski 1981). Tal fato estaria
associado a forma acicular de graos aragoniticos de granulometria argila (Lucia, 2007), e ao
fato de que, quando os espacos porosos dos reservatérios carbonéticos contém conchas e
peldides, a porosidade tende a ser maior devido a contribuicdo de porosidade intragranular

inerente a estes componentes (Dunham, 1961).

Tratando-se da relacdo entre o empacotamento dos gréos e a porosidade, também
nao é possivel reconhecer uma relagdo simples. Entretanto, é aparente que o tamanho dos
poros intergranulares diminui com menores granulometrias e com empacotamento mais
fechado entre os grdos (Lucia, 2007). De forma geral, estudos mostram que ha uma
tendéncia de reducdo dos valores médios e maximos da porosidade, tanto em arenitos
guanto em carbonatos, conforme a profundidade em que essas rochas se encontram
aumenta. Esta tendéncia sugere que a criagdo de porosidade por dissolugdo é menos

importante que a recristalizagcdo diagenética que sobressai na porosidade durante a

digénese que acompanha o soterramento (Ehrenberg & Nadeau, 2005).

Outra propriedade petrofisica que deve ser considerada para uma precisa avaliagdo

de um reservatorio é a permeabilidade. Compreender a permeabilidade de um reservatério é
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de fundamental importéncia pela sua relagio com a taxa de recuperagdo de
hidrocarbonetos, uma vez que representa a capacidade que uma rocha porosa possui de
transmitir os fluidos contidos nela através de seus espacgos porosos (Lucia, 2007). Na
pratica, uma rocha muito porosa ndo € necessariamente permeavel, ja que isto depende, de

forma geral, do quéo interconectados estéo os espacos porosos individuais.

Entretanto, contrariando a tendéncia do comportamento observado em reservatorios
terrigenos, nos quais porosidade e permeabilidade apresentam uma relacdo diretamente
proporcional, carbonatos n&o tém valores de permeabilidade menores para uma dada
porosidade (Lucia, 2007). Esta relacdo inversa estd associada ao fato de que carbonatos
sdo naturalmente fraturados — exibindo, portanto, variagdes de permeabilidade substanciais.
Neste sentido, fraturas podem criar caminhos alternativos para migracdo de fluidos,
aumentando, portanto, a permeabilidade dos reservatérios (Ehrenberg & Nadeau, 2005)
mesmo quando suas porosidades sdo baixas ou quando os poros sdo isolados. E
importante ressaltar mais uma vez que o tipo de porosidade mais abundante em
reservatorios carbonaticos, assim como citam Ehrenberg e Nadeau (2005), corresponde a
presenca de vugs, que conforme o definido anteriormente sdo poros desconectados, o que

reforca a importancia da atuacéo das fraturas sobre a permeabilidade.
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