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Resumo

A capacidade de armazenamento e producdo de rochas
reservatorio pode ser estimada através de caracteristicas
petrofisicas como identificagdo litolégica das rochas, natureza
dos fluidos no espago poroso, porosidade, permeabilidade,
saturacdo e teor de argila. As ferramentas mais populares para a
obtencdo desses parametros petrofisicos sdo os perfis geofisicos
de pocgos. No entanto, a determinacdo de parametros petrofisicos
a partir de ferramentas baseadas no fendmeno da ressonancia
magnética nuclear (RMN) tem ganhado destaque nas Ultimas
décadas. Neste trabalho, analisamos amostras de rochas de
afloramentos na regido da llha dos Frades, Bahia, Brasil, por meio
de medicbes de RMN em laboratério, para estimar e avaliar as
propriedades petrofisicas da Formacéo Maracangalha, um dos
principais reservatdrios de hidrocarbonetos da Bacia do
Recbncavo. As amostras de arenito foram caracterizadas em
termos de porosidade, permeabilidade, saturacdo e petrofacies.
Por fim, calculamos a porosidade, permeabilidade e teor de argila
usando dados de perfis de raios gama, elétricos e de densidade,

medidos em profundidade na Formacdo Maracangalha. Esses
resultados corroboram os obtidos por RMN uma vez que, apesar
dos efeitos do intemperismo e da erosdo nas amostras utilizadas,
os valores de porosidade e permeabilidade obtidos em RMN estéo
na faixa dos valores calculados a partir desses perfis.

Palavras-chave: RMN; Perfis geofisicos de pogos; Petrofisica;
Rochas reservatorio.

NMR AND WELL LOGS PETROPHYSICAL
CHARACTERIZATION OF SANDSTONE FROM THE
MARACANGALHA FORMATION, BAHIA, BRAZIL

Abstract

The storage and production capacity of reservoir rocks can be
estimated through some petrophysics characteristics involving
the lithological identification of the constitute rocks, fluids nature
in the porous space, porosity, permeability, saturation and clay
content. The most popular tools for obtaining these petrophysical
parameters are the conventional geophysical well logs. However,
the determination of petrophysical parameters from tools based
on the phenomenon of nuclear magnetic resonance (NMR) has
gained prominence in recent decades. In this work, we analyzed
rock samples from outcrops in Frades Island region, Bahia,
Brazil, through laboratory NMR measurements, to estimate and
evaluate the petrophysical properties of the Maracangalha
Formation, one of the main hydrocarbons reservoirs in the
Recbncavo Basin. The sandstone samples were characterized in
terms of porosity, permeability, saturation, and petrofacies.
Finally, we calculated porosity, permeability, and clay content
using data from gamma-ray, electrical and density logs, measured
in a depth interval interpreted for Maracangalha Formation. These
results corroborate with the obtained by NMR since, despite the
effects of weathering and erosion on the samples used, the values
of porosity and permeability obtained in NMR are in the range of
values calculated from these profiles.

Keywords: NMR; Geophysical well logs;
Reservoir rocks.
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RMN Y PERFILES GEOFISICO DE POZOS PARA LA
CARACTERIZACION PETROFISICA DE ARENISCA DE
LA FORMACION MARACANGALHA, BAHIA, BRASIL

Resumen

La capacidad de almacenamiento y produccion de las rocas de
yacimientos se puede estimar a través de caracteristicas
petrofisicas como la identificacion litolégica de las rocas
constituyentes, naturaleza de los fluidos en el espacio poroso,
porosidad, permeabilidad, saturacion y contenido de arcilla. Las
herramientas mas populares para obtener estos parametros
petrofisicos son los registros geofisicos de pozos. Sin embargo, la
determinacion de parametros petrofisicos a partir de herramientas
basadas en el fenémeno de la resonancia magnética nuclear
(RMN) ha ganado protagonismo en las Gltimas décadas. En este
trabajo, analizamos muestras arenisca de rocas de afloramientos
en la region de la Isla Frades, Bahia, Brasil, a través de
mediciones de RMN de laboratorio, para estimar y evaluar las
propiedades petrofisicas de la Formacion Maracangalha, uno de
los principales reservorios de hidrocarburos en la Cuenca
Recdncavo. Nosotros calculamos la porosidad, la permeabilidad
y el contenido de arcilla utilizando datos de registros de rayos
gamma, eléctricos y de densidad, medidos en la formacion
Maracangalha. A pesar de los efectos de la intemperie y erosién
sobre las muestras utilizadas, los valores de porosidad y
permeabilidad obtenidos en RMN se encuentran en el rango de
valores calculados a partir de estos perfiles.

Palabras-clave: RMN; Registros
Petrofisica; Roca reservatorio.

geofisicos de pozos;

1. INTRODUCAO

A indlstria do petréleo sempre esteve envolvida no
desenvolvimento de tecnologias voltadas para caracterizar e
melhorar a eficiéncia da exploracdo de reservatdrios de
hidrocarbonetos. Em meados do século 20, quando o sinal de
Ressonancia Magnética Nuclear (RMN) foi observado pela
primeira vez e os cientistas descobriram a aplicabilidade desse
fendbmeno no estudo da matéria, muitas petroleiras entenderam
que esse fendmeno poderia ser aplicado no campo da petrofisica
e investiram recursos no desenvolvimento de novas ferramentas
baseadas em RMN. Esses esforcos servem para entender as
propriedades das rochas e dos fluidos que as saturam: parametros

fundamentais para avaliar a capacidade de armazenamento e
producéo de reservatorios de hidrocarbonetos (DUNN, 2002). As
ferramentas mais utilizadas para a obtencdo desses parametros,
como perfis geofisicos de pogos, costumam refletir diversos
aspectos inerentes a técnica utilizada, a geometria da ferramenta
e as condi¢des ambientais. Diante disso, corre¢des precisam ser
aplicadas aos dados adquiridos para obter resultados confidveis
(NERY, 2013).

As ferramentas de RMN ganharam destaque devido a sua
capacidade de fornecer valores de porosidade mais precisos do
gue a maioria das técnicas tradicionais. Na técnica de RMN, os
valores de porosidade sdo medidos em funcdo das propriedades
do fluido e do espago poroso, neste caso, a matriz da rocha ndo
tem uma influéncia substancial no parametro fisico medido
(MARTINEZ et al., 2000; GE et al., 2015). Estudos tornaram as
medi¢des de RMN uma rotina em muitas aplicagdes petrofisicas,
principalmente aquelas relacionadas as rochas siliciclasticas
(EHRLICH et al., 1991; KENYON 1997; MARTINEZ e DAVIS,
2000; YAN et al., 2017; JACOMO et al., 2018).

Esta pesquisa analisa medidas petrofisicas laboratoriais
realizadas em amostras de rochas do Membro Caruagu da
Formacdo Maracangalha, um dos principais e mais complexos
reservatorios de hidrocarbonetos da Bacia do Reconcavo, Bahia,
Brasil. A presente pesquisa visa obter e divulgar informacdes
petrofisicas sobre esta importante formagdo, estimando a
porosidade, fluido livre, indice de fluido ligado e permeabilidade,
através de medidas laboratoriais de RMN em amostras de arenito
retiradas de afloramentos da Formagdo Maracangalha. Além
disso, comparamos parametros petrofisicos obtidos a partir de
RMN, técnicas convencionais e dados de perfis geofisicos de
pocos, analisando e integrando esses resultados, fornecendo uma
descricdo mais detalhada das propriedades petrofisicas que
definem os arenitos reservatdrios do Membro Caruagu.

2. GEOLOGIA DA AREA DE ESTUDO

A Bacia do Reconcavo esta localizada no Nordeste do Brasil,
no centro-leste da Bahia e compreende uma éarea de
aproximadamente 11.500 km?. Seus limites ao norte e noroeste
sdo marcados pelo Alto de Apora, a oeste pela falha de
Maragogipe, ao sul pelo sistema de falhas da Barra, que a separa
da Bacia de Camamu e a leste pelo sistema de falhas de Salvador
(Figura 1).
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Figura 1 - Localizag&o e enquadramento estrutural da Bacia do
Recdncavo. Fonte: Modificado por Milhomem et al. (2003).

Esta bacia constitui um segmento abortado da fenda
intracontinental, cuja origem esta associada ao processo de
estiramento crustal que culminou na fragmentagdo do
paleocontinente Gondwana e na abertura do Oceano Atlantico Sul,
durante o periodo Eocreticeo (ALMEIDA et al., 2000 e
CORDANI et al., 2000). Os dep6sitos sedimentares estdo
associados a quatro fases tectdnicas distintas: sinéclise, pré-rift,
rift e pos-rift (SILVA et al., 2007). Em relagdo a exploragdo e
producéo de petrdleo, a Bacia do Recdncavo é classificada como
uma bacia madura, com reservas estimadas em 221,8 milhdes de
barris de petroleo e 5,4 bilhdes de m® de gas (PRATES e
FERNANDES, 2015). O principal sistema de geragdo de 6leo na
Bacia do Recbncavo consiste nos folhelhos dos membros Gomo
e Taud da Formagdo Candeias, com teor médio de carbono
organico estimado em 4% (MILANI e ARAUJO, 2003). Por sua
vez, 0s principais reservatorios sdo constituidos por arenitos
fluvial-deltaicos das FormagBes Marfim e Pojuca, arenitos de
facies fluvio-edlica das Formagdes Sergi e Agua Grande, além de
turbiditos dos membros Gomo da Formacéo Candeias e Caruagu
da Formacéo Maracangalha.

O objeto deste estudo é a Formagdo Maracangalha, integrante
da fase rifte da sequéncia de deposicéo da Bacia do Recdncavo.
Essa formagdo foi dividida em dois membros: Caruacu e Pitanga.
O Membro Pitanga, que se caracteriza pela presenca de arenitos
mais argilosos e facies com maior grau de deformagdo, teria sua
deposicéo associada a fluxos de detritos. Ja 0 Membro Caruagu,
composto por arenitos de granulometria fina a média, com
estratificagdo plano-paralela e cruzamentos tangenciais, teria sido
depositado por deslizamento ou fluxos turbiditicos (CAIXETA,
1988; MAGALHAES, 1990).

As amostras utilizadas nesta pesquisa foram provenientes dos
afloramentos da Formacdo Maracangalha na Ilha dos Frades,
especificamente dos afloramentos das localidades de Loreto
(LOR) e Ponta de Nossa Senhora (PNS). A Figura 2 mostra a
localizacdo da llha dos Frades e os afloramentos mencionados.
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Figura 2 - llha dos Frades e local de amostragem. Fonte: Modificado por Magnavita et al. (2005), Bittencourt et al. (1976) e

Medeiros (2008).

As amostras analisadas do afloramento em Loreto, incluem
arenitos com granulometria predominantemente fina e
fragmentos vegetais abundantes. J& as amostras do afloramento
em Ponta de Nossa Senhora consistem em arenitos de granulagao
fina, argilosa e acinzentada (Figura 3). Uma boa descri¢do desses
afloramentos pode ser encontrada em Scherer et al. (2007). De
acordo com essas descrigdes, as amostras da localidade de Loreto
seriam representativas de arenitos de facies Fc, enquanto que, as
amostras da Ponta de Nossa Senhora seriam compostas de
arenitos de facies D5.

(a) ()
Figura 3 — Amostras de rochas representativas do (a) grupo LOR
e (b) grupo PNS.

De acordo com Scherer et al. (2007), os arenitos de facies Fc
sdo descritos como arenitos finos a muito finos, raramente
espessos, com abundantes fragmentos vegetais, dispostos em
camadas tabulares in situ. Ja os arenitos de facies D5 sdo arenitos

finos, argilosos, de cor acinzentada, com caracteristicas de carga
pendular.
3. METODOLOGIA

Nesta se¢do, descreveremos a metodologia adotada para
preparar as amostras para a realizagdo de medidas laboratoriais,
bem como, os parametros obtidos e principios fisicos associados
as medicbes de RMN e ao tratamento dos dados dos perfis
geofisicos utilizados. Por fim, descreveremos o uso de duas
técnicas convencionais para a estimativa dos valores de
porosidade nas amostras utilizadas.

3.1. Preparacdo de amostra

As amostras utilizadas nesta pesquisa foram oriundas de
procedimentos de amostragem realizados pela equipe do
Laboratério de Petrofisica (LaPetro) da Universidade Federal da
Bahia. Para a obtengdo dos parametros petrofisicos analisados,
foram utilizadas técnicas de Ressonancia Magnética Nuclear
(RMN). Métodos tradicionais também foram usados para obter os
valores de porosidade: medidas a gas no Ultrapicndmetro e a
obtencédo da denominada “porosidade gravimétrica”.

Antes da andlise laboratorial, as amostras foram submetidas
ao processo de limpeza baseado na técnica de Dean-Stark, no qual
o solvente é continuamente aquecido, condensado e destilado
sobre elas. Devido & eficiéncia na dissolucéo de sais, o solvente
utilizado foi o metanol (alcool metilico, CHsOH). Em média, as
amostras foram submetidas a destilacéo do solvente por seis horas
e apos a limpeza foram colocadas em um forno Thelco a 100 °C
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para, a partir da evaporacdo, eliminar os residuos de metanol no
espaco poroso.

A obtencdo de informagdes de porosidade do equipamento de
RMN requer que as amostras sejam 100% saturadas. Saturamos
essas amostras com uma solucdo de NaCl a 70.000 ppm, para
simular as condigdes de salinidade no campo do reservatério de
petréleo. Essas amostras foram colocadas em um recipiente com
3/4 do seu volume preenchido com a solugdo salina saturante de
forma que ficassem quase totalmente imersas no fluido. Este
recipiente contendo as amostras e a solugéo saturante foi colocado
em um dessecador associado a uma bomba de vacuo para
melhorar a eficiéncia do processo de desgaseificacdo do meio
poroso.

A estimativa das medicdes de permeabilidade RMN deve ser
realizada em condigBes de saturaco irredutivel. Por esse motivo,
a dessaturacdo das amostras foi obtida utilizando-se o
equipamento Soilmoisture CAT 1500, no qual as amostras
saturadas foram submetidas a uma presséo de aproximadamente
8 bar, por um tempo médio de 96 horas.

3.2. Ressonancia Magnética Nuclear (RMN)

A Ressondncia Magnética Nuclear é uma técnica de
investigacdo ndo destrutiva desenvolvida desde o século 20, com
ampla aplicacdo na medicina, fisica, quimica e biologia. O sinal
de RMN resulta da interagdo entre o movimento de precessdo dos
momentos magnéticos nucleares e o campo externo aplicado
(COATES et al., 1999; MARTINEZ e DAVIS, 2000). Apenas
&tomos com numero de prétons e/ou néutrons impares viabilizam
a observagdo do sinal de RMN. Como o is6topo H! tem alta
abundancia natural, maior sensibilidade absoluta e constante
giromagnética, a maioria das ferramentas de RMN séo baseadas
nas respostas do nicleo do atomo de hidrogénio.

Conforme destacado por Rios (2011), as ferramentas de RMN
geralmente fazem uso de campos magnéticos de baixa intensidade,
portanto, o sinal da matriz da rocha (pobre em hidrogénio) é fraco
o suficiente para ndo ser detectado. Por este motivo, as
ferramentas de RMN sdo calibradas para realizar medicoes
independentes da litologia e influenciadas essencialmente pelos
fluidos presentes nos poros.

A constante de relaxamento magnético transversal (Tz2) é o
parametro fisico preferencialmente usado nas ferramentas de
RMN para obter informagdes sobre porosidade, distribuicdo de
poros, saturacdo de &gua, saturacao irredutivel e permeabilidade
do meio poroso. O tempo T2 estd associado as propriedades
magnéticas dos proétons, suas interagbes com outros prétons e
moléculas adjacentes. O processo de relaxamento magnético
transversal que determina a constante T2 envolve trés mecanismos:
relaxamento transversal intrinseco (ou volume) do fluido (Taoui),
o relaxamento associado ao contato do fluido com a superficie do
grdo da rocha (Tasuper) € O relaxamento associado a difusdo
molecular (Tzdif). Matematicamente, T2 pode ser definido como:
Lo+ <1)

T2aif

11
Ty Tapuik
TZsuper

Conforme destacado por Coates et al. (1999), o grau de
influéncia de cada um desses componentes do tempo de relaxagdo
magnética T2 é determinado pela natureza do fluido no meio
poroso. Para solugBes salinas, o principal mecanismo de
relaxamento magnético é o relaxamento superficial. Para os
hidrocarbonetos pesados, 0 componente Tawuik predomina, e para
0 gas, a relaxacdo magnética induzida pela difusdo Tadir.
Considerando que nesta pesquisa a amostra de rocha estava
saturada com solucéo salina, a relaxacdo magnética superficial
consistiria no fendmeno de relaxagdo magnética predominante. A
constante de relaxamento magnético superficial é definida como:

L =p o)

TZsuper

<|»

2

onde: pz € a relaxag8o transversal, S é a superficie da area dos
poros e V é o volume do fluido.

A expressdo do decaimento da magnetizacdo ao longo do
tempo pode ser expressa como uma fungdo de Tasuper da seguinte

forma:
S

M(t) = Mge "%, ®)

esta equacao mostra a relagdo entre a constante de relaxacdo Tze
0 tamanho dos poros na amostra, aspecto explorado na
caracterizagdo da distribuicdo dos poros a partir das medidas de
RMN.

3.2.1. Porosidade, indice de fluido livre e indice de fluido
conectado

Uma vez que a curva de distribuicdo T2 descreve a
distribuicdo linear do tamanho dos poros, o valor da porosidade é
calculado pela érea sob esta curva (Figura 4).

2.00

1.80

1.60

1.40

1.20
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Tempo de relaxacgéo T, (ms)
Figura 4 - Distribuicéo de T2 e tamanho dos poros. Fonte: Coates
et al. (1999).

Para calcular a porosidade a partir das medi¢cGes de RMN no
laboratorio, é necessario primeiro calibrar a ferramenta para um
volume de fluido correspondente ao volume da amostra a ser
usada. Nesse sentido, registra-se a area da curva de distribuigao
T2 para 0 volume de solucdo salina que corresponderd a
porosidade dessa amostra 100% (Aeq.vor). Em seguida, obtém-se a
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area da curva de distribuico T2 para a amostra saturada (Aamostra).
O valor percentual dessa area em relacdo a magnitude do sinal
associado ao volume de fluido de referéncia, consistira na medida
de porosidade:

Py = ) 100%. @
Aeq.vol

A distribuicdo do tempo de relaxamento magnético (Tz)
fornece informagdes sobre a distribui¢do do tamanho dos poros e
foi usada para diferenciar o volume dos poros preenchidos com
fluido livre e o fluido ligado, associado aos microporos. Uma das
maneiras de quantificar os volumes de fluido livre e ligado é
determinar o indice de Fluido Livre (FFI, do inglés Free Fluid
Index) e o indice de Fluido Ligado ou BVI (do inglés, Bulk
Volume Irreducible) a partir da definicdo do tempo de
relaxamento magnético transversal de corte (Tzcorte). ESte tempo
Tacorte divide a curva de distribuicdo T2 em duas partes: 0s tempos
a esquerda de Tazcorte €stdo associados aos fluidos retidos por
pressdes moleculares e/ou capilares, enquanto que, os tempos a
direita referem-se aos poros nos quais os fluidos tém a liberdade
de mover-se (Figura 5).

2.00

180 Volume de fluido irredutivel | indice de fluido Livre (FFI)>

Leod® agua ligada a argila (BVI)
1.40+

1.20
Padréo de T, . fixado -
1.00 1 Relacionado a presséo

80 capilar ou raio de poro
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0.40

Porosidade acumulada (%)
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0.00 L L T LA S i SRR
0.1 1 10 100 1,000 10,000

Tempo de relaxac¢édo T, (ms)

Figura 5 - Determinagdo dos indices de fluido livre e fluido
ligado de Tacorte. FONte: Coates et al. (1999).

Ll L

O processo de definicéo de Tacorte CONsiste em obter os sinais
de RMN para uma determinada amostra na condicdo 100%
saturada e na condicdo de saturacdo irredutivel (Swir) €, em
seguida, calcular os valores de porosidade acumulada (T2u),
integral da curva associada a distribuicdo da chamada porosidade
acumulada em intervalos de T2. O ponto de intersec¢éo entre as
curvas de porosidade acumulada para a amostra 100% saturada e
a mesma na condicdo de saturacdo irredutivel (Swir)
corresponderd ao ponto Tzcorte. Os valores frequentes de Tacorte
para rochas clésticas s&o em torno de 33 ms e para carbonatos,
aproximadamente 90 ms.

3.2.2. Estimativas de Permeabilidade

A permeabilidade esté diretamente relacionada ao tamanho da
garganta dos poros e ndo ao tamanho dos poros. No entanto, como
existe uma correlacdo entre o tamanho da garganta dos poros e o
tamanho dos poros, uma vez que poros grandes tendem a ter
gargantas de poros maiores, a partir da RMN é possivel estimar

valores de permeabilidade. Existem dois métodos amplamente
usados para estimar a permeabilidade a partir de dados de RMN:
0 modelo Timur-Coates e 0 modelo T2 médio.
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Modelo Timur - Coates

A equagdo de Timur-Coates estima os valores de
permeabilidade com base na relacéo entre porosidade, indice de
fluido livre (FFI) e indice de fluido ligado (BVI):

PruMN a’ FFI b’

Ke=(C .0 G . ®)

As constantes &', b' e ¢' sdo empiricas e dependem da litologia
das amostras. Os valores comuns para essas constantes sdo a ' =
4,b'=2ec'=10mD* (GOMEZ et al., 2007; MAO et al., 2013).
Sendo a unidade de permeabilidade determinada em unidade de
milidarcy (mD).

Modelo T2 médio

A permeabilidade estimada a partir deste modelo é uma
fgil_ngé da porosidade e da média geométrica dos valores de T2
( ZGNS:

al bl

Kmedio= @  Taem (6)

Novamente, @', b' e ¢' sdo constantes empiricas cujos valores
dependem da litologia da rocha analisada. E comum atribuir a tais
constantes os valores: 4, 2 e 4,5 mD/ms?, respectivamente
(DAILGLE e DUGAN, 2009; MAO et al., 2013).

3.3. Perfis Geofisicos

Os perfis de raios gama, densidade e elétricos do pogo 1-
ALV-10-BA, do bloco REC-T-256 da Bacia do Recdncavo,
fornecidos pela Agéncia Nacional do Petroleo (ANP), foram
utilizados para caracterizar o0s arenitos da Formacéo
Maracangalha em termos de argilosidade, porosidade e
permeabilidade. Os pontos analisados pertencem ao intervalo
entre 1 km e 1,2 km de profundidade, intervalo que compreende
o0s arenitos do Membro Caruagu da Formacdo Maracangalha e no
qual o perfil caliper ndo sugere desmoronamento ou cimentagéo
significativo na parede do poco. O indice de radiagdo gama (IGR)
e argila (Vsh) nos depdsitos de arenito analisados foram
calculados a partir das equagdes abaixo, conforme descrito em
Nery (2013):

GR—GRp;
IGR =————"—, (7
GRmax—GRmin

onde: GR € a leitura do perfil na profundidade desejada, GRmin
a leitura do perfil para o arenito mais limpo na faixa analisada e
GRmax é 0 valor escolhido como representativo dos folhelhos. A
seguinte expressao é utilizada para estimar argilosidade de rochas
de idade pré-terciaria:

Vg, = 0.33(22/6R — 1), ®)

Os valores de porosidade foram estimados a partir do perfil
de densidade usando a equag&o:

Pm—pPf

e para corrigir o efeito da densidade do folhelho no célculo da
porosidade dos arenitos argilosos, usamos a equacao (Nery, 2013):

Ppcorr = Pp — Vsn@sh (10)

onde ®pcorr € a porosidade efetiva corrigida para o efeito da
argilosidade, ®p ¢ a porosidade do arenito ¢ ®sh € a porosidade
aparente dos folhelhos adjacentes.

No que concerne aos perfis elétricos, os valores de porosidade
e permeabilidade foram estimados a partir das seguintes equacdes
desenvolvidas por Lima e Niwas (2000) e Lima et al. (2005):

1 1

o =-of'—ok 1)
e g

w mf

1
g0—DPeo™

Ocs = 1_¢exo (12)

m71+l

q

@
K=a, (=

1+8c0cs

), (13)

onde ®e ¢ a porosidade efetiva, ocs € a condutividade da matriz,
oo € a condutividade da zona virgem, oxo € a condutividade da
zona invadida, ow € a condutividade da agua de formagio, omfé a
condutividade do filtrado de lama, m é um fator geométrico dos
gréos de areia, ao € uma constante geométrica, éc € uma constante
litologica que depende do tamanho e distribui¢do das particulas
de areia e argila e ¢ é uma dimenséo fractal do espaco poroso,
cujo valor varia entre 2 e 3.

Para o célculo da porosidade, uma vez que o pogo néo fornece
um valor para a resistividade do filtrado de lama (Rmf), mas a
resistividade da lama (Rm), a seguinte aproximagcéo foi usada: Rms
= 0,75Rm (NERY, 2013). O valor da resistividade da agua da
formag&o (Rw) é dado nos dados do poco e consiste em 1 Q.m. As
resistividades nas zonas invadida e virgem foram obtidas a partir
de um Micro perfil elétrico (Micro-inverso, MI) e um perfil
indutivo com maior penetragdo radial (AHT90 - Array Induction
Two Foot Resistivity A90), respectivamente. MedicGes de
temperatura em trés profundidades diferentes fornecidas nos
dados para este poco foram usadas para estimar um gradiente de
temperatura médio (Figura 6) e assim proceder com a correcdo
das resisténcias Rw € Rmf. Apenas essas resistividades foram
corrigidas para variagdes de temperatura, pois estdo associadas a
fluidos condutores (eletrolitos). O efeito da variagdo da
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temperatura na formag8o foi desprezado porque as rochas séo
tratadas como corpos naturalmente resistentes, 0 po¢o ndo é muito
profundo e o contexto geoldgico estudado ndo esté associado a
gradientes geotérmicos andmalos. Os valores das constantes
litologicas m, q, ao e & foram, respectivamente: 1,82, 2,78,
180.000 um? e 100 m/S, determinados por Lima e Niwas (2000)
para arenitos.

250071 (1) =72,93290 T (° C) -2902,0241
1 R2=0.92415

’§2000~
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Temperatura (° C)

Figura 6 - Correlacdo entre profundidade e temperatura (°C)
usada para estimar um gradiente geotérmico médio.

3.4. Métodos convencionais usados para calcular a porosidade
3.4.1. Porosidade do Ultrapicndmetro

No Laboratério de Petrofisica da UFBA, foi utilizado o
Ultrapicndmetro 1000, fabricado pela Quantachrome, cujo
principio fisico para estimativa do volume nao poroso ( AVwp )
das amostras consiste na injecdo de gas hélio. O volume de
espacos vazios (4V») é definido como:

AV = AV, - AV yp, (14)

onde 4V, é o volume total da amostra. A partir das medidas no
Ultrapicnémetro, a porosidade foi calculada pela substituicdo do
valor de AV» na equagéo:

AV,

&b = 100%. (15)

AV
3.4.2. Porosidade gravimétrica

Nesta estimativa, o volume do espago poroso ( AV, ) é
definido com base na relagdo entre a diferenca das massas da
amostra seca (Mmseca) € Saturada (mioovsar), € & Massa especifica

dasolugdo (p). Desta forma, a porosidade gravimétrica é expressa
por:

(Mm100%sat—Mseca) /P

b, = 100%. (16)

AV

4. RESULTADOS E DISCUSSAO
4.1. Resultados laboratoriais

Das 31 amostras analisadas neste trabalho, 13 eram da
localidade da Ponta de Nossa Senhora (amostras PNS) e 18 dos
afloramentos de Loreto (amostras LOR). Todas as amostras
foram submetidas a analise no que concerne a porosidade. Os
valores de porosidade calculados a partir do método da RMN
foram similares aos valores de porosidade obtidos a partir da
diferenca de massa entre a amostra seca e saturada (a porosidade
gravimétrica). A Figura 7 apresenta a distribui¢do dos valores de
porosidade calculados a partir da RMN e da porosidade
gravimétrica, bem como, a correlagdo entre essas duas
porosidades. O coeficiente de correlagdo entre os valores de
porosidade da RMN e a porosidade gravimétrica é
aproximadamente 0,73, um valor que explicita uma forte
correlagdo entre essas porosidades.

28

o | O = 081042 O, +3,16625
1 R=0.72831

1
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12 14 16 18 20 22 24
PGRAYV (%)
Figura 7 - Correlago entre a porosidade calculada pelo método
RMN e a porosidade Gravimétrica.

Em média, os valores de porosidade obtidos no
ultrapicndmetro foram superiores aos obtidos nas medidas de
RMN. A Figura 8 mostra a distribuicdo dos valores de porosidade
calculados a partir do Ultrapicnémetro e RMN, bem como o
coeficiente de correlagdo entre eles (R? ~ 0,02). A baixa
correlacdo entre esses dois conjuntos de valores, representa as
diferengas no principio fisico de medida dos dois métodos. Para
as medidas de porosidade de RMN, as amostras foram saturadas
com solugédo salina e, para medida no Ultrapicndmetro, o gas
Hélio foi inserido no espaco poroso. A molécula do gas Hélio é
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menor que a molécula de agua e tem maior capacidade de
penetragcdo nos microporos. Assim, a porosidade calculada a
partir das medidas no Ultrapicnémetro seria representativa da
porosidade total, enquanto que, a porosidade RMN seria
representativa dos poros interconectados e, portanto, a porosidade
efetiva. Isso explica a discrepancia entre essas duas medidas.

Os valores médios de porosidade obtidos pelo
Ultrapicndémetro, a partir da RMN e do método gravimétrico, para
amostras da localidade de Ponta de Nossa Senhora s&o,
respectivamente: 23,97%, 17,74% e 17,55%. Para as amostras de
Loreto, os valores dessas porosidades foram, respectivamente:
27,56%, 18,15% e 18,90%. De acordo com Rosa et al. (2006),
rochas com esses valores de porosidade séo classificadas como
rochas de porosidade intermediéria a muito boa.

28
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Figura 8 - Correlagéo entre a porosidade calculada pelo método
de RMN e a obtida no Ultrapicnémetro.

Para estimar e analisar os indices de fluido livre, fluido retido
por pressdo capilar (ou fluido irredutivel) e permeabilidade, as
amostras foram submetidas a um novo processo de saturagdo e
colocadas sob pressdo na placa porosa para atingir a condicéo de
saturacao irredutivel, necessaria para determinar esses parametros
por RMN. O processo de saturagdo geralmente culmina em algum
nivel de degradacdo nas amostras de rocha, especialmente em
rochas mais argilosas. Assim, este processo, associado a pressao
aplicada nas amostras confinadas no prato poroso, implicou na
reducdo do numero de amostras analisadas em termos de
permeabilidade e indices de fluido livre e ligado. Apds essa
segunda saturacdo, das 31 amostras iniciais, foi possivel realizar
medidas no equipamento de RMN em 20 amostras. Destas 20
amostras restantes, 9 amostras eram PNS e 11 amostras eram
LOR.

Com as curvas de distribuicdo dos tempos de relaxagdo
magnética transversal (T2) para as amostras consideradas 100%
saturadas e em condicéo de saturacdo irredutivel, foi determinado
0 Tacorte para cada conjunto. A Figura 9 apresenta a distribuicéo
dos Tacorte em fungéo das amostras, bem como, valores médios
desse tempo para as amostras dos grupos LOR e PNS. Como pode

ser observado em tal figura, os valores de Tazcorte Obtidos variam
no intervalo entre 8ms e 41ms e os valores médios para as
amostras do grupo LOR e PNS sdo: 21,71ms e 25,29ms,
respectivamente.
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Figura 9 - Distribuicio dos valores de Tzcorte de acordo com as
amostras, bem como os valores médios associados as amostras
LOR e PNS.

Apesar das dificuldades associadas a determinagdo das
condi¢Oes de rocha 100% saturada e saturagdo irredutivel, os
valores médios de Tacorte Obtidos nessas medidas laboratoriais
estdo préximos dos valores médios associados a literatura para
arenitos (33 ms). Além disso, o valor de Tzcorte divide a curva de
distribuicdo de T2em termos da rea associada aos fluidos retidos
por pressdes capilares (a area a esquerda de Tzcorte) € fluidos livres
(a &rea a direita de Tacorte), 0 maior valor de Tzcorte Obtido para as
amostras de PNS indica que o espaco poroso relacionado aos
microporos nessas amostras é maior do que nas amostras do grupo
LOR.

As porcentagens de volume do espago poroso associado ao
fluido retido pela pressdo capilar e o fluido livre podem ser
estimadas a partir do célculo do indice de fluido livre (FFI) e
indice de fluido ligado (BVI), uma vez que, a érea sob a curva de
distribuicfo de T2 é proporcional a porosidade. O indice de fluido
retido por pressdes capilares também engloba o espago poroso
associado aos argilominerais e esses, geralmente, sdo 0s
principais constituintes do cimento que obstrui poros e implica
em reducdo de permeabilidade de rochas reservatdrios. Assim
sendo, determinar o percentual de fluido retido por presséo capilar
relacionado a argila (ou seja, o indice de fluido ligado associado
aos argilominerais, BV largila) consiste em um método simples de
avaliacdo da influéncia da argilosidade sobre as propriedades que
determinam a capacidade de armazenamento e transmissdo de
fluidos das rochas. Para estimar o indice de fluido ligado dos
argilominerais é necessério utilizar o T2 tetrico estabelecido na
literatura como o tempo de corte para micro-poros associados a
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argila, que é igual a 3ms (COATES et al., 1999). Em seguida,
calcula-se a area da curva da distribuicdo de T2 que compreende
0s micro-poros de argila e qual o percentual da area associada a
fluidos retidos pelos micro-poros (BVI) € associado
exclusivamente aos micro-porosos de argila (BVlargila). A
expressdo abaixo explicita o indice de fluido retido por pressdes
capilares (BVI) em funcéo da parcela associada aos micro-poros
de argila (BVlargila) € outros micro-poros (BV1*):

BVI = BV lagita + BVI*. a7

A Figura 10 apresenta a distribuicdo dos indices de fluido
livre (FFI), fluido ligado aos micro-poros de argila (BV largila) €
fluido ligado a outros micro-poros (BVI*) para amostras PNS e
amostras LOR, bem como, os valores médios dos indices para
cada grupo. Os nlmeros associados as amostras nos graficos
possui correspondéncia com a sequéncia na qual os dados
referentes a tais amostras sdo apresentados na Figura 9. Os valores
médios dos indices FFI, BV largilae BVI* das amostras oriundas da
localidade de Ponta de Nossa Senhora sdo, respectivamente :
12,08%, 23,83% e 64,09%. Os valores desses indices para as
amostras da localidade de Loreto sdo, respectivamente: 26,27%,
23,09% e 50,64%.

Esse resultado mostra que o grupo LOR apresenta valor
médio de indice de fluido livre correspondente a mais que o dobro
do valor médio desse indice para as amostras PNS, o que indica
que a porosidade efetiva desse ultimo grupo é inferior ao do
primeiro. Além disso, conforme sugerido a partir da analise dos
tempos médios do Tzcorte € da descrigéo das facies das amostras
analisadas, a analise dos valores médios do indice de fluido ligado
aos micro-poros de argila reforcam sutilmente a composicao mais
argilosa dos arenitos da Formacdo Maracangalha oriundos do
afloramento em Ponta de Nossa Senhora.

Os valores dos indices de fluido livre e fluido retido por
pressOes capilares sdo utilizados para estimar valores de
permeabilidade a partir do modelo Timur-Coates. Os valores
médios de permeabilidade associados as amostras dos grupos
LOR e PNS, obtidos a partir do referido modelo, foram
respectivamente: 1,49mD e 0,31mD. J& os valores médios de
permeabilidade obtidos a partir da utilizacdo do T2em, foram,
respectivamente: 0,48mD e 0,30mD. A Figura 11 apresenta a
distribuicdo das permeabilidades estimadas a partir dos dois
métodos, bem como, o coeficiente de correlacdo entre elas. A
correlagdo positiva moderada, observada na expressdo de ajuste
da reta da Figura 11, deve-se a diferenca entre as metodologias
adotadas para estimar as permeabilidades. Apesar das diferengas
em relacéo as estimativas de permeabilidade fornecidas pelos dois
métodos, os resultados obtidos indicam que as amostras de LOR
tendem a apresentar valores de permeabilidade mais elevados do
que as rochas do grupo PNS.
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Figura 10 - Distribuicdo do FFI, BVlargiia € BVI* para (a)
amostras PNS e (b) amostras LOR. A dltima coluna de cada
grafico apresenta os valores médios desses indices para cada
grupo de amostras.

Indices (%

Estimativas dos valores de permeabilidade e porosidade
derivados de RMN foram utilizadas para avaliar como as
amostras da Formacdo Maracangalha seriam classificadas de
acordo com as petrofécies propostas por Pittman (1992). A Figura
12 apresenta os resultados da classificagdo das amostras LOR e
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PNS segundo tais petrofécies, para os valores de permeabilidade
estimados pelo modelo Timur-Coates e pelo modelo T2 médio,
respectivamente.

6
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Figura 11 - Correlagdo entre as permeabilidades estimadas a
partir do modelo Timur-Coates e 0 modelo T2médio.

A Figura 12 mostra que as amostras sdo nanoporosas (raio de
garganta de poro inferior a 0,1pm) ou microporosas (raio de
garganta de poro entre a 0,lum e 0,5um). Considerando as
permeabilidades estimadas pelo modelo de T2 médio,
aproximadamente 86% das amostras PNS e 60% das amostras
LOR foram classificadas segundo as petrofacies de Pittman
(1992) como nanoporosas, as demais sdo classificadas como
microporosas. No que diz respeito a classificacdo baseada no
modelo de permeabilidade de Timur-Coates, os percentuais de
amostras PNS classificadas como nanoporosas e microporosas
foram os mesmos do modelo de T médio. No entanto, a
distribui¢do das amostras LOR com os valores de permeabilidade
estimados pelo modelo Timur-Coates sofreu alteragdes: 80% das
amostras foram classificadas como microporosas e 20% como
nanoporosas. Assim sendo, a analise quanto as petrofacies
propostas por Pittman (1992) sutilmente sugerem que as amostras
da localidade de Loreto tendem apresentar raios de garganta de
poro maiores do que as amostras da localidade de Ponta de Nossa
Senhora.
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Figura 12 - Classificacdo das amostras quanto as petrofacies
propostas por Pittman (1992). (a) Permeabilidade estimada pelo
modelo Timur-Coates (b) Permeabilidade estimada pelo modelo
T2 médio.

4.2. Interpretacao de Perfis

A Figura 13 apresenta os perfis de Raio gama, densidade e
elétricos associados ao intervalo investigado, bem como, a coluna
com a representacdo litolégica das camadas perfiladas. Nesta
figura, os valores correspondentes de porosidade, permeabilidade
e fracdo de argila também séo apresentados. Esses valores foram
calculados para todo o intervalo do estudo. Porém, como o
objetivo € analisar as propriedades petrofisicas do arenito do
Membro Caruagu da Formagdo Maracangalha, concentraremos
nossa analise nestas litologias. Como pode ser visto na Figura 13,
os valores de porosidade obtidos a partir dos perfis para 0s
arenitos estdo na faixa entre 7% e 24%. Os valores médios de
porosidade obtidos a partir do perfil de densidade (®p) e perfis
elétricos (®e) foram: 22,04% e 20,94%, respectivamente. Os altos
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valores médios de porosidade indicam que na maioria dos pontos
analisados, dentro dos depdsitos de arenito, os valores obtidos
para esta propriedade séo superiores a 7% e, portanto, confirmam
que tais rochas apresentam boa porosidade. Em relacdo a
permeabilidade, os valores obtidos nos perfis elétricos indicam
que tais arenitos possuem permeabilidade intermediaria. O valor
maximo de permeabilidade obtido foi de aproximadamente 11
mD e o valor médio foi de 4 mD. O teor médio de argilosidade
calculado foi de aproximadamente 7,32%, com um maximo de
26%.

Comparando esses resultados dos perfis com os estimados em
analises laboratoriais, é possivel perceber que os valores de
porosidade e permeabilidade sdo da mesma ordem de grandeza e,
portanto, consistentes com as medidas laboratoriais. Nota-se
também que os arenitos analisados na localidade de Loreto
apresentam semelhancas com os arenitos do membro Caruagu por
apresentarem valores de porosidade intermediarios a altos e
permeabilidades intermediarias, e conforme descrito por Scherer
et al. (2007), tendem a apresentar baixo teor de argilominerais
quando comparados a outros arenitos da mesma formacao.
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Figura 13 - Apresentac&o dos perfis de raios gama, elétricos e de densidade. A direita da coluna de representacéo litologica estdo os
valores calculados de porosidade, permeabilidade e argila (VSH).

5. CONSIDERAGOES FINAIS

A analise laboratorial de 31 amostras de arenitos da Formagao
Maracangalha oriundas de afloramentos de localidades distintas
na Ilha dos Frades, Loreto e Ponta de Nossa Senhora, reforga as
heterogeneidades associadas a composicdo de tal formagao. Os
valores de porosidade, permeabilidade e indice de fluido livre
obtidos para as amostras investigadas da localidade de Loreto
indicam que tais amostras tendem a constituir reservatérios com
maior capacidade de armazenamento, transmissao e recuperagao
de hidrocarbonetos do que as amostras da Ponta de Nossa Senhora.

A baixa permeabilidade e 0os menores valores de porosidade
efetiva deste Gltimo grupo de arenitos podem ser explicados pela
natureza mais argilosa dessas amostras.

Os resultados obtidos da analise de perfis geofisicos de pocos
corroboram com os obtidos em laboratdrio. Visto que, apesar dos
efeitos do intemperismo e da erosdo nas rochas aflorantes, os
valores de porosidade e permeabilidade obtidos por RMN estdo
na faixa dos valores calculados a partir dos registros dos pogos
para a maioria dos arenitos da Formagdo Maracangalha.

A analise conjunta das propriedades petrofisicas sinalizou que
0s arenitos do grupo LOR apresentam petrofacies semelhantes
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aos arenitos do Membro Caruagu e, assim, reforca a hipdtese de
gue esses arenitos so representativos deste membro da Formagéao
Maracangalha. Assim sendo, o0s resultados ratificam as
propriedades relativas a transmissdo e, sobretudo, as de
armazenamento de fluidos, que atestam as boas caracteristicas
dos arenitos do Membro Caruagu em termos de reservatorios de
hidrocarbonetos.
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