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RESUMO 

As recentes descobertas de petróleo, principalmente nas camadas do pré-sal, 

indicam excelentes perspectivas e desafios para o setor petrolífero brasileiro, 

destacando a importância de investimento e aprimoramento em métodos para 

caracterização de reservatórios. 

A obtenção de uma estimativa de permeabilidade de rochas reservatório 

acurada é um dos alvos perseguido pela indústria do petróleo, visto que esta 

propriedade petrofísica é responsável pela capacidade de fluxo no interior do 

reservatório. 

Esta dissertação teve como objetivo principal investigar a distribuição do 

sistema poroso de rochas siliciclásticas e carbonáticas determinadas por meio da 

técnica de porosimetria a mercúrio, propriedades experimentais e estimativas de 

permeabilidade utilizando as equações modificadas de Kozeny.  

Nas amostras estudadas, uma análise de permeabilidade e porosidade 

medidas indicou que poros nas escalas meso e macro possuem maior influência na 

permeabilidade do que os microporos. A partir desta constatação foi adotado como 

procedimento estimar as permeabilidades destacando as frações de poros 

segregados em relação à importância para o fluxo.  

Devido os coeficientes de ajuste encontrados entre a permeabilidade medida e 

estimada terem sido considerados satisfatórios, foi realizado uma análise de 

sensibilidade da permeabilidade medida com as frações meso/macroporos e alguns 

parâmetros globais, indicando os parâmetros de maior interferência na análise. Para 

as rochas siliciclásticas a tortuosidade, fator de cimentação e tamanho dominante do 

poro influenciaram de forma positiva, sendo o fator de cimentação o parâmetro de 

maior influência, enquanto para as rochas carbonáticas o parâmetro que apresentou 

maior influência foi à tortuosidade. 

Palavras-chave:  Rochas siliciclásticas e carbonáticas, porosimetria a 

mercúrio, fração de micro e meso/macroporo, permeabilidade medida, permeabilidade 

estimada. 
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ABSTRACT 

Recent oil discoveries especially in the pre-salt layers indicate excellent 

prospects and challenges for the Brazilian oil industry, highlighting the importance of 

investment and improvement in methods for reservoir characterization. 

One of the main targets of the petroleum industry is to find a better estimative 

of the reservoir rock permeability, whereas the permeability is the petrophysical 

property responsible for determining the flowability of the reservoir. 

In this thesis we investigated the distribution of the porous system of siliciclastic 

and carbonate rocks determined by mercury porosimetry technique, experimental 

properties and estimated permeability with modified Kozenyôs equations. 

For the studied samples, a simple analysis of permeability and porosity 

measurements indicated that meso and macropores have greater influence on 

permeability than the micropores. From this observation we adopted a procedure to 

estimate the permeability emphasizing the fractions of pores segregated on the 

importance to the stream. 

Due to the good adjustments found between the correlation of permeability 

measured and estimated, a permeability sensitivity analysis was performed to measure 

the meso/macropores and some global parameters, showing which parameters affect 

more the analysis. For siliciclastic tortuosity, cementing and dominant pore size factor 

we had a positive influence where the cementing factor is the most influential 

parameter, while for carbonate rocks the parameter that showed the greatest influence 

was the tortuosity. 

Keywords: siliciclastic and carbonate rocks, mercury porosimetry, fraction of 

micro and meso/macro pores, permeability measurement and permeability estimation. 
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1. INTRODUÇÃO 

O petróleo é considerado uma fonte de energia não renovável de grande 

importância, sendo a mais utilizada. No cenário mundial, o total de energia consumida 

anualmente por esta fonte representa aproximadamente 40% da matriz energética, ou 

seja, do total de recursos disponíveis no mundo, enquanto no brasileiro alcança cerca 

de 34% (BRONZATTI & IAROZINSKI NETO, 2008). Isto justifica a importância de 

investimento e aprimoramento em métodos para caracterização de reservatórios, 

visando maximizar a produção do petróleo. 

Os depósitos de petróleo estão presentes em reservatórios formados por 

rochas siliciclásticas e carbonáticas. As rochas carbonáticas apresentam um sistema 

poroso complexo com grande variabilidade textural que são fortemente afetadas pelos 

processos de diagênese, diferente das siliciclásticas que geralmente apresentam 

sistema poroso bastante homogêneo e processo diagenético moderado. 

O petróleo é encontrado no interior do espaço poroso das rochas reservatórios, 

ou seja, rocha que apresenta porosidade e permeabilidade, permitindo o 

armazenamento e fluxo do fluido no interior da rocha (TUCKER M. , 2009). Segundo 

CARVALHO et al. (2014), a porosidade e permeabilidade são de relevante importância 

na caracterização de um reservatório e determinação de padrões de fluxo, com o 

objetivo de otimizar a produção de petróleo.  

Segundo CAMBIER (2011) os reservatórios carbonáticos são formados por 

meio de processos químicos, bioquímicos e aloquímicos, envolvendo a deposição e 

decomposição de organismos em cálcio (corais, algas e moluscos), e possui formação 
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estritamente marinha. Enquanto os arenitos são formados por vários tipos de grãos 

detríticos, tais como quartzo, feldspato e fragmentos de rochas. 

Devido à importância do petróleo para o cenário mundial e brasileiro é 

necessário o desenvolvimento de várias técnicas para estudar e caracterizar as 

propriedades das rochas reservatórios, principalmente as rochas carbonáticas, em 

virtude da complexidade do sistema poroso. Na literatura são apresentadas algumas 

das técnicas mais empregadas para o estudo de propriedades petrofísicas de rochas: 

porosímetria, permeametria e difratometria de Raios-X. 

Neste trabalho, a permeabilidade foi investigada, por ser a propriedade 

responsável pelo fluxo do fluido no interior da rocha, e controlada diretamente pela 

quantidade, distribuição, geometria e conectividade dos poros.  

Para determinação destas propriedades em laboratório normalmente são 

utilizados: Métodos Petrográficos ou Análise Digital de Imagem (DIA), Porosimetria de 

Injeção de Mercúrio (MIP), Porosímetria a Gás, Difratometria de Raios-X e medidas 

de Resistividade Elétrica. Desta forma, nesta pesquisa, a principal técnica utilizada é 

a porosimetria de injeção a mercúrio, por ser uma técnica específica e que apresenta 

informações para cada tamanho de raio de garganta do poro, além da distribuição por 

tamanho do poro, porosidade e histerese. 

LEON (1998) enfatiza que a técnica de porosimetria a mercúrio é 

experimentalmente rápida e de grande importância, pois é capaz de avaliar em uma 

única amostra várias propriedades. Além disso, concluiu que a distribuição do 

tamanho de poro é um dos modelos mais promissores para esta técnica. 

GIESCHE (2006) explica que a técnica de porosimetria a mercúrio identifica 

tamanho dos poros de acordo à pressão exercida na amostra, ou seja, os raios de 

gargantas de poros maiores são identificados a uma baixa pressão e vice versa. Além 

disso, concluiu que o menor tamanho de poro identificado nesta análise é de 3,5 nm 

de diâmetro a uma pressão máxima de 60.000 psi. 

WEGER (2009) fez uso da Análise de Imagem Digital para correlacionar 

velocidade e permeabilidade.  



   

  

17 

 

Além disso, este mesmo autor mostrou uma análise de sensibilidade destes 

parâmetros globais em relação aos parâmetros locais, tais como: tamanho dominante 

de poro e esfericidade, determinados por meio da análise de imagem, o que 

possibilitou avaliar quanto cada parâmetro interferiu na análise velocidade versus 

permeabilidade. 

MADONNA (2013) analisou a porosidade das rochas estudadas por meio de 

imagens 3D geradas por tomografia de Raio-X e concluiu que, para as amostras 

avaliadas, o fluxo do fluido no interior da rocha predominava por meio dos macroporos 

YU (2014) investigou o sistema poroso por meio das técnicas de microscopia 

eletrônica e porosimetria a mercúrio, e concluiu que as amostras de carbonatos com 

mais de 50% do sistema poroso composto pela fração de microporos afetam a 

permeabilidade, mostrando também, que esta mesma fração não influenciou ou 

exerceu pequena influência neste estudo da permeabilidade. 

ARCHILHA (2015) descreve que a microporosidade não é um dos principais 

parâmetros para a predição da permeabilidade para o conjunto de dados estudados, 

indicando ter outros parâmetros de maior interferência. 

A partir dos trabalhos apresentados acima, nesta dissertação, os raios de 

garganta de poro determinados por meio da porosimetria a mercúrio foram 

classificados em microporos (<0,5µm), mesoporos (0,5 - 5µm)  e macroporos (>5µm) 

(AHR, 2005).  

Nesse trabalho foram ensaiadas 16 amostras (carbonatos e arenitos) 

provenientes de alguns afloramentos, apresentadas no Capítulo 4, utilizando várias 

técnicas para caracterização 2D do sistema poroso, incluindo porosimetria a mercúrio, 

análise digital de imagem, porosidade a gás e permeabilidade a gás. 
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1.1. OBJETIVO 

O objetivo geral desse trabalho é avaliar o sistema poroso das amostras de 

rochas utilizando a distribuição de tamanho de raio de garganta de poro obtida por 

meio da porosimetria a mercúrio para estimar a permeabilidade, destacando a 

contribuição do tamanho do raio da garganta de poro e a contribuição para a 

permeabilidade. Como objetivos específicos, esta pesquisa deve: 

¶ Usar os dados experimentais para estimar a permeabilidade por meio de 

duas versões da equação original de Kozeny - Carman (KOZENY, 1927), 

utilizando a segregação dos tamanhos de raios da garganta de poro e 

evidenciando a contribuição individual do volume poroso. 

¶ Correlacionar à permeabilidade medida com as permeabilidades estimadas 

(apresentadas no tópico anterior). 

¶ Exibir uma análise de sensibilidade entre a permeabilidade medida e 

porosidade das frações de meso/macroporo com parâmetros globais - 

tortuosidade, fator de cimentação e tamanho dominante de poro. 

¶ Desenvolver um procedimento laboratorial para avaliar o fluxo de trabalho 

proposto. 

1.2. ESTRUTURA DA TESE 

Os capítulos que constam nessa dissertação estão distribuídos da seguinte 

forma: 

 Capítulo 2 ñASPECTOS TEčRICOS" apresenta importantes tópicos teóricos 

relacionados ao estudo, englobando as classificações e propriedades petrofísicas, 

além dos parâmetros globais e locais da rocha. 

Cap²tulo 3 ñT£CNICAS EXPERIMENTAISò apresenta todas as t®cnicas 

experimentais utilizadas nesse trabalho (porosimetria e permeametria a gás, 

porosimetria a mercúrio, difratometria de Raios-X, método de Rietveld e microscopia 

óptica). 
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Capítulo 4 ñMATERIAIS E M£TODOSò descrevem as amostras estudadas 

nesse trabalho e as características das mesmas. Além disso, explica cada etapa do 

trabalho e os materiais utilizados. 

Capítulo 5 ñRESULTADOS E DISCUSSìESò mostram todos os resultados de 

testes experimentais e de estimativa de permeabilidade de acordo com a proposição 

de Kozeny (KOZENY, 1927).  Além disso, são apresentados os coeficientes de ajuste 

encontrados entre permeabilidades medida e estimada e a análise de sensibilidade 

envolvendo os parâmetros. 

Cap²tulo 6 ñCONCLUSìESò apresenta as conclus»es encontradas nessa 

dissertação e sugestões pontuais para trabalhos futuros. 
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2. ASPECTOS TEÓRICOS 

A seguir são apresentados importantes conceitos que formam a base teórica 

para o entendimento e desenvolvimento deste trabalho. Iniciando com o conceito e 

classificação de rochas siliciclásticas e carbonáticas, propriedades da rocha 

propriedades do espaço poroso e técnicas experimentais. 

2.1. ROCHAS SEDIMENTARES 

As rochas sedimentares sobrepõem os continentes da crosta terrestre de forma 

extensiva. São rochas resultantes da decomposição e desintegração de rochas já 

existentes como as rochas magmáticas, metamórficas ou sedimentares. 

O intemperismo, fenômeno responsável pelas alterações físicas 

(desagregação) e químicas (decomposição) das rochas e minerais, faz com que essas 

rochas estejam constantemente em processo de alteração. Os materiais resultantes 

desse processo são destinados para regiões mais baixas, por meio de agentes 

transportadores como vento, água ou gelo e por fim depositados em bacias 

sedimentares. Após a deposição, os sedimentos sofrem interferências de temperatura 

e pressão e começam a responder as condições do novo ambiente.  

Com o passar do tempo os sedimentos dispostos sofrem diminuição de volume, 

ou seja, são compactados dando início ao processo de cimentação precipitando os 

novos minerais em torno das partículas depositadas. Ao conjunto de transformações 

que os depósitos sedimentares sofrem após o processo de deposição, oriundos de 

mudanças nas condições de temperatura e pressão da dá-se o nome de diagênese. 

A importância de cada processo diagenético varia de acordo com o estágio de 

soterramento e do tipo de rocha sedimentar (siliciclástica ou carbonática). De acordo 
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com TOLEDO et al., (2009), os processos diagenéticos que mais se destacam são: 

compactação, dissolução, cimentação e recristalização. 

Os tipos de compactação diferem entre química e mecânica. A compactação 

química envolve a dissolução dos minerais sob pressão, a mecânica engloba apenas 

os processos físicos, tais como, alteração no empacotamento intergranular e a 

deformação ou quebra de grãos individuais. 

A dissolução é um processo diagenético em que os minerais evaporitos e 

carbonatos são dissolvidos ou até removidos, modificando o ambiente poroso da 

rocha reservatório. Segundo LUCIA (2007), a interferência deste processo na 

permeabilidade depende do local e do arranjo geométrico de cada poro, em que os 

minerais apresentam diferenças nas solubilidades, como exemplo, a anidrita é mais 

solúvel que a calcita ou a dolomita. 

A cimentação envolve a precipitação química dos minerais devido à interação 

dos íons presentes na solução da água intersticial, originando cimentos compostos 

por minerais de quartzo, pirita, calcita ou argilominerais. 

A recristalização consiste na alteração da mineralogia e textura cristalina de 

componentes sedimentares pela ação de soluções intersticiais durante o processo de 

soterramento. Dois tipos são mais comuns, o primeiro é a transformação da aragonita 

em calcita, ambos formados por carbonato de cálcio, mas possuem estruturas 

cristalinas diferentes, chamado também de neomorfismo. O segundo é a 

transformação do carbonato (aragonita/calcita) em sílica que ocorre durante o 

processo de substituição química. 

Além disso, algumas propriedades físicas dos minerais merecem destaque, a 

dureza e a densidade. De acordo com DANA (1981), a dureza é a resistência que a 

superfície lisa de um material possui ao ser riscado e depende diretamente das 

ligações formadas entre os átomos, quanto maior for a força presente entre essas 

ligações, maior dureza terá o mineral.  
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Mohs criou uma escala de dureza a qual é constituída por 10 minerais que são 

classificados em ordem crescente de dureza como pode ser observado na Figura 1. 

O mineral de maior dureza risca o mineral de menor dureza. 

PERONI (2003) descreve a dureza, densidade e cor de alguns minerais como 

pode ser observado na Tabela 1.   

 
Figura 1 - Escala de dureza de MOHS. Modificada (PERONI, 2003) 

 

Tabela 1 - Informações de dureza, densidade e cor dos minerais 

Mineral 
Informações 

Dureza Densidade Cor 

Calcita 3,0 2,72 Geralmente Branco 

Dolomita 3,5 2,85 Branco/Cinzento, castanho ou preto 

Quartzo 7,0 2,65 Diferentes cores 

 

As rochas sedimentares são classificadas em dois grandes grupos: 

siliciclásticos e carbonáticos. 
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2.2. ROCHAS SILICICLÁSTICAS 

PRESS (2006) apresenta que as rochas siliciclásticas são formadas por 

diferentes tipos de grãos detríticos, tais como quartzo, feldspato e fragmentos de 

rochas. Além disso, podem apresentar na composição, variados tamanhos de grão, 

desde o grão grosso como cascalho e conglomerados, grão médio como a areia e 

arenitos até o grão fino como silte e siltito; lamito e folhelho; argila e argilito.  

Clásticos de grão grosso: formado de sedimento mais grosso, representados 

por partículas maiores que 2 mm de diâmetro, sendo o cascalho como exemplo de 

sedimento. 

Clásticos de grão médio: formado por sedimento de grão médio com diâmetro 

entre 0,062 até 2 mm. Esses tipos de sedimento geralmente são transportados por 

correntes moderadas como as que acontecem em rios e nos ventos que sopram a 

areia nas dunas. As partículas de areia podem ser claramente identificadas a olho nu 

ou com o auxílio de uma lupa de mão. O correspondente litificado da areia é o arenito. 

Clásticos de grão fino: formado por sedimentos de grão fino, as partículas 

desse sedimento são menores que 0,062 mm. Siltes e siltitos; lamas, lamitos e 

folhelhos e argilas e argilitos são exemplos desses clásticos. 

Além da classificação por tamanho de grãos os arenitos podem ser 

classificados de acordo com a mineralogia. 

2.2.1. CLASSIFICAÇÃO DAS ROCHAS SILICICLÁSTICAS 

Segundo PRESS (2006) os arenitos podem ser caracterizados de acordo com 

a mineralogia e textura, como: quartzarenitos, arcózio ou arenito feldspático, arenito 

lítico e grauvaca. 

Quartzarenitos: são produtos finais de sedimentos arenosos, são formados 

quase na totalidade de grãos de quartzo, bem selecionados e arredondados. 

Geralmente são brancos, mas podem ser também de cor rósea ou avermelhado 

devido a presença da hematita que envolve os grãos. 
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Arcósio ou arenito feldspático: são compostos por mais de 25% de feldspato, 

apresentam grãos menos selecionados e arredondados quando comparados com o 

quartzarenito. 

Arenito lítico: são praticamente formados por mais de 25% de fragmentos de 

rochas de textura fina, constituídas principalmente de rochas sedimentares (folhelhos, 

siltito e arenitos) rochas metamórficas de grãos finos e rochas vulcânicas. 

Grauvaca: mistura homogênea formada por quartzo, feldspatos, e partículas 

líticas além de micas detrísticas. 

Dentre as classificações para rochas siliciclásticas, a mais utilizada é o 

diagrama triangular que mensura a quantidade de quartzo, feldspato e de fragmentos 

líticos (TUCKER, 2009). O diagrama triangular mais adaptado aos dados de rochas 

siliciclásticas foi o FOLK (1957) exibido na Figura 2. 

 
Figura 2 - Classificação de rochas siliciclásticas de acordo com diagrama triangular ï Modificada 

(FOLK, 1957) 

 

2.3. ROCHAS CARBONÁTICAS 

De acordo com TERRA et al. (2010) as rochas carbonáticas estão presentes 

nas diversas unidades litoestratigráficas que compõem o histórico geológico da terra, 

registrando episódios de sedimentação (litogênese) químicas e bioquímicas que 
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aconteceram desde os tempos mais antigos (Arqueano) até os mais novos 

(Quartenário).  

As rochas carbonáticas são formadas da acumulação de minerais carbonáticos 

precipitados por processos inorgânicos ou orgânicos envolvendo a deposição e 

decomposição de organismos ricos em cálcio, como conchas, corais, moluscos e 

algas. A precipitação ocorre na maioria das vezes como parte de um processo de 

crescimento dos organismos que secretam carbonato durante a sedimentação ou 

diagênese. Os principais minerais que precipitam são calcita ὅὥὅὕ, Dolomita 

ὅὥὓὫὅὕ  e Aragonita ὅὥὅὕ. 

Além disso, fatores biológicos e químicos responsáveis pelo desenvolvimento 

de rochas carbonáticas oferecem diferentes situações ideais para a evolução dessas. 

Em relação à sensibilidade às condições marinhas descritas anteriormente, existem 

ambientes compatíveis para cada tipo de processo de produção carbonática. 

Segundo SUGUIU (2007) diversos ambientes apresentam acumulações de 

sedimentos carbonáticos. Entre os principais destacam-se os marinhos de água rasa, 

marinhos de água profunda, bacias evaporíticas, de água doce, de lagos e fontes e 

eólicos. 

Marinhos de água rasa: 

São as rochas carbonáticas formadas na maioria das vezes por areias calcárias 

compostas por oólitos e por fragmentos de esqueletos de organismos contendo uma 

menor quantidade de lamas calcária. Ambiente recoberto por uma lâmina de água 

inferior a 10 metros de profundidade, esses ambientes não suportam condições de 

alta salinidade e índices de nutrientes muito altos, logo necessitam de uma de alta 

energia para renovar a água marinha. Quando o nível do mar se eleva, ocorrem os 

afogamentos das rochas já formadas, podendo ocorrer à estagnação do crescimento 

dessa rocha. 

Marinhos de água profunda: 

No ambiente de água profunda os responsáveis pelo desenvolvimento das 

rochas carbonáticas são diferentes dos responsáveis em água rasa.  
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Sendo assim, os organismos que não conseguiram sobreviver no ambiente de 

água rasa devido à competição serão responsáveis pela formação das rochas 

carbonáticas em água profunda. 

Os carbonatos de água profunda podem ser em forma de depósitos turbiditos 

ou depósitos pelágicos de água profunda. Sendo os depósitos turbiditos de menor 

extensão e mais comuns e os depósitos pelágicos mais extensos, cobrindo mais de 

1m do fundo oceânicos contendo mais de 30% de ὅὥὅὕ mas são mais raros. 

Os depósitos pelágicos são compostos de foraminíferos que se encontram a 

mais de 2000 m profundidade e por gastrópodes que são encontrados em 

aproximadamente 3600 m de profundidade. 

Carbonatos de bacias evaporíticas: 

Caracterizada pela presença de calcrete e caliches, são acumulações 

carbonáticas em áreas mais específicas em regiões de climas semiárido e áridos. 

Os caliches condizem a solos endurecidos por cristalização da calcita e outros 

minerais e são comuns em regiões desérticas. Quando o cimento é de origem 

carbonática, o termo correto é calcrete. 

Carbonatos eólicos: 

Representados por fragmentos carbonáticos que são depositados em praias e 

com o passar do tempo sofrem retrabalhamento eólico, formando dunas que 

geralmente sofrem rápida sedimentação e consolidação. 

2.3.1. A COMPOSIÇÃO QUÍMICA E MINERALÓGICA DOS CARBONATOS 

A calcita e a aragonita representam mais da metade do volume total de 

carbonatos presentes na natureza. A aragonita possui a mesma composição química 

da calcita, porém muito menos instável e solúvel em água quando comparada com a 

calcita, cristaliza no sistema ortorrômbico enquanto a calcita cristaliza no sistema 

trigonal, é muito mais comum a presença da aragonita devido à estabilidade na 

natureza.  
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De acordo com URDINÍNEA (1977) a precipitação da aragonita pode acontecer 

em baixa salinidade e a sua preservação nos sedimentos carbonáticos, por longo 

intervalo de tempo favorece a formação da dolomita. 

A dolomita em companhia da calcita constitui os minerais mais comuns na 

natureza e geralmente não é primária, mas proveniente da substituição da calcita. 

Outros minerais que fazem parte da composição dos carbonatos é siderita e a 

ankerita, que assim como a dolomita podem ser formadas por substituição. 

2.3.2. FÁBRICAS CARBONÁTICAS 

A fábrica carbonática é um ambiente sedimentar formado por organismos 

integrantes e processos de precipitação com o objetivo principal de formar a 

plataforma carbonática. Segundo SCHLAGER (2005), existem três fábricas 

carbonáticas que se destacam: Fábrica T, Fábrica C e Fábrica M. 

2.3.2.1. FÁBRICA T 

Fábrica que apresenta restrição ao calor, águas iluminadas que devido ao 

equilíbrio com a atmosfera tem uma quantidade significativa de oxigênio, grande 

competição e baixas quantidades de nutrientes. A letra T é proveniente de tropical e 

de topo de coluna, as características citadas acima são referentes a regiões onde a 

temperatura média da água em meses mais frios do ano é superior a 20°C. A 

precipitação é bioticamente controlada sendo na maioria autotrófica (algas, moluscos 

e foraminíferos). 

2.3.2.2. FÁBRICA C 

A letra C se refere à água fria (Cold). Os limites dessa fábrica encontram-se 

entre o limite da fábrica tropical (aproximadamente 30° Norte e Sul) até latitudes 

polares. Quanto ao ambiente oceânico da fábrica C deve possuir águas geladas, 

suficiente para excluir a competição com a fábrica T e pode ser luminoso ou não. 

As quantidades de nutrientes são mais elevadas quando comparado com a 

fabrica T. 
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2.3.2.3. FÁBRICA M 

A letra M é de micróbios, lama e micrita. Os principais componentes são 

carbonatos de grãos finos que precipitam in situ. A combinação entre as reações 

bióticas e abióticas de micróbios e tecidos orgânicos formam a precipitação desse 

carbonato. Essa fábrica possui água com alta quantidade de nutrientes, baixa 

quantidade de oxigênio e luminosidade intermediária ou baixa luminosidade. A fábrica 

M pode também ter produção de carbonatos em ambientes rasos, que são 

normalmente ocupados pela fábrica T. 

A composição mineralógica dessas fábricas pode ser de origem calcítico/ 

aragonítica ou calcítica magnesiana como pode ser observado na Figura 3. 

 
Figura 3 - Composição mineralógica das três fábricas carbonáticas ï Modificada (SCHLAGER, 2005) 

 

2.4. CLASSIFICAÇÃO DAS ROCHAS CARBONÁTICAS 

As classificações das rochas carbonáticas são fundamentadas principalmente 

em fatores como tipo de grão, textura, composição e diagênese (TUCKER, 2009).       

A classificação de DUNHAM (1962) relacionada com a textura deposicional da 

rocha carbonática e foi à classificação que apresentou melhor adaptação a esse 

trabalho. 
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Existem três características importantes para a classificação de acordo com a 

textura (Figura 4): 

 
Figura 4 - Classificação de rochas carbonáticas (DUNHAM, 1962) ï Modificada (TERRA, 2010) 

 

- A presença ou escassez de lama carbonática, o que diferencia carbonatos 

lamosos, de grainstone, que não apresentam lama. 

- A presença de trapeamentos de sedimentos durante a deposição do 

carbonato caracteriza o boudstone. 

- Os carbonatos são subdivididos em lamosos em mudstones (menos de 10% 

de grãos), wackestones (mais de 10% de grãos) e packstones. Por mais que os 

packstones apresentam lama na matriz são sustentados pelos clastos como os 

grainstones. Wackstones são rochas sustentadas pela matriz. Carbonato cristalino 

são rochas carbonáticas que não possuem textura deposicional preservada (calcário 

cristalino e dolomito). 
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2.5. PROPRIEDADES E PARÂMETROS DAS ROCHAS 

2.5.1. PROPRIEDADES DO ESPAÇO POROSO 

SCHON (2011) explica que a caracterização do espaço poroso é fundamentada 

nas propriedades do reservatório, por exemplo: porosidade e permeabilidade. Essas 

propriedades são importantes para descrever e caracterizar o volume poroso e o 

comportamento de fluxo de fluido de reservatório.  

As propriedades fundamentais do espaço poroso da rocha descrevem: 

¶ Fração de volume dos fluidos (porosidade, saturação, volume total de 

fluidos). 

¶ Propriedades que controlam a distribuição de fluido no espaço poroso 

(pressão capilar, superfície interna específica e molhabilidade). 

¶ Propriedades que controlam o fluxo de fluido sob influênciado gradiente 

de pressão (permeabilidade). 

2.5.1.1. POROSIDADE 

A porosidade representa uma das propriedades mais importante na indústria 

do petróleo, a qual se refere à quantidade de óleo a ser armazenado na rocha. A 

porosidade total é definida como sendo a razão entre o volume de poro e volume total, 

como mostrado nas Equações (1) e (2). 

ʒ  Ø ρππ,                                                                                  (1) 

6 6  6Ïǲ ,                                                                            (2) 

ʒ  é a porosidade efetiva (%), 6 volume poroso, 6  volume total da rocha e 6 ĕ  

volume da parte sólida da rocha. 

Segundo MORTON THONPSOM (1993) existe quatro tipos de porosidade que 

se destacam no sistema poroso de rochas siliciclásticas, que são: intergranular, 

microporosidade, dissolução e fratura.  



   

  

31 

 

A porosidade intergranular é caracterizada pelo espaço existente entre os 

grãos, enquanto a microporosidade está presente entre os pequenos poros e 

geralmente entre os minerais de argila. 

A dissolução é o espaço formado a partir da dissolução parcial ou completa de 

grãos ou cimentos, enquanto as fraturas são espaços vazios associados a fraturas 

naturais. 

Por outro lado, as porosidades nas rochas carbonáticas podem ser 

classificadas de acordo com a deposição dos materiais sedimentados e são 

denominadas porosidade primária e secundária. Esses dois tipos de porosidade estão 

diretamente interligados na formação do espaço poroso. 

A porosidade efetiva, considerada ainda mais relevante para a indústria do 

petróleo, é determinada pela razão entre o volume poroso conectado e o volume total 

da rocha (Figura 5).  

 
Figura 5 - Seção transversal de uma amostra de rocha demonstrando poros interconectados e 

isolados. Modificada (ROSA, CARVALHO, & XAVIER, 1953) 

 

2.5.1.1.1. POROSIDADE PRIMÁRIA E SECUNDÁRIA 

A porosidade primária ou deposicional é formada durante o processo de 

deposição dos sedimentos, podendo ser intragranular (intrapartícula) ou intergranular 

(interpartícula). 

Os fatores que influenciam na formação da porosidade primária, são: 

empacotamento, tamanho dos grãos, compactação, seleção, angularidade e grau de 

cimentação. A porosidade secundária ou pós deposicional, representa o resultado de 



   

  

32 

 

processos geológicos subsequentes à conversão dos sedimentos em rocha. Os 

processos de geração de porosidade secundária são: rupturas, dissolução, 

dolomitização e faturamento (FLUGEL, 2004). Geralmente, a porosidade em rochas 

carbonáticas é secundária, esse fato pode ser explicado devido ao processo de 

solução, dolomitização ou faturamento.  

CHOQUETTE & PRAY(1970) englobam o tempo de formação e o modo de 

origem dos poros na classificação da porosidade em rochas carbonáticas. Foram 

identificados 15 tipos de poros que são organizados em três classes, a fabric seletivo, 

não seletivo ou seletivo ou não. Neste trabalho são descritos os tipos de poros que 

são classificados em fabric seletivo (textura) (Figura 6). 

 
Figura 6 - Tipos de poroso das classes fabric seletivo classificação de CHOQUETTE & PRAY (1970). 

Modificada (FLUGEL, 2004) 

 

A porosidade interpartícula (intergranular) é a porosidade entre as partículas 

individuais ou grãos de uma rocha sedimentar. Geralmente corresponde a porosidade 

primária deposicional, mas inclui também porosidade secundária, resultante da 

dissolução parcial da aragonita. 
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A porosidade intrapartícula (intragranular) é a porosidade correspondente às 

partes definidas de esqueletos ou por espaços criados por meio da remoção de 

elementos internos com menos calcita.  

A porosidade Growth framework é uma porosidade primária associada ao 

crescimento de organismos responsáveis por construir os recifes. Framework pode 

ser elevado em modernos recifes de coral e pode ser baixa em recifes que são 

dominados por organismos incrustantes. 

A porosidade fenestral é determinada devido às aberturas na estrutura de 

rochas maiores e mais largas. Os poros formados podem ser preenchidos 

completamente ou parcialmente por sedimento ou por cimento espático. 

A porosidade Shelter é um tipo de porosidade primária que são formadas pelo 

abrigo de partículas sedimentares maiores impedindo o preenchimento do espaço 

poroso. 

Porosidade intercristalina é a porosidade presente entre os cristais de mesmo 

tamanho e muita das vezes pode ser relacionada com os processos diagentéticos, 

recristalização e dolomitização. 

Porosidade móldica geralmente formada a partir do processo de dissolução de 

grãos, na maioria das vezes mantendo a forma do grão. 

Além dessa classificação, existem várias classificações relacionadas ao tamanho do 

poro, classificando-os em micro, meso e macro poro. A classificação utilizada nesse 

trabalho foi de acordo com os trabalhos de AHR, (2005) e MACHADO, (2012), sendo 

microporos (< 0,5 µm), mesoporos (0,5 - 5 µm)  e macroporos (> 5 µm). 

2.5.1.2. TORTUOSIDADE 

A tortuosidade (ʐ) é a razão entre o real caminho percorrido por um fluido em 

uma amostra e o caminho teórico (Figura 7), sendo assim, a tortuosidade sempre será 

maior que um. Além disso, a tortuosidade não é um valor independente podendo variar 

com parâmetros: porosidade e geometria do poro (AZAR, 2008). 
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Figura 7 - Percurso real do fluxo (ὒ), comprimento da amostra (ὒ) ï Modificada (AZAR, 2008) 

 

ARCHIE (1942) explicou que a condutividade da rocha saturada de salmoura é 

proporcional à condutividade da resistividade específica da rocha saturada de água 

(Ὑ) que é proporcional à resistividade elétrica específica da salmoura (Ὑ ). 

Como resultado da proporcionalidade no caso da rocha saturada de salmoura, 

Archie inseriu o fator de formação da resistividade (ὊὙὊ (Equação 3). 

2 &2&z 2 ȟ                                                                                   (3) 

O fator de formação da resistividade expressa a magnitude de resistividade 

relativa à salmoura condutora como resultado da presença de matriz não condutiva 

(formação). Sendo os poros os únicos condutores, uma correlação do fator de 

formação da resistividade com porosidade pode ser encontrada como mostra a 

Equação 4. 

&2& ȟ                                                                        (4) 

no qual o expoente ά é empírico e recebe o nome de expoente de cimentação. 

Para estimativas de tortuosidade a partir de testes laboratoriais, LATOUR et al. 

(1995), sugerem que a tortuosidade seja estimada de acordo com a Equação 5 em 

função do ὊὙὊ e  • . 

ʐ &2&z•Ȣ                                                                                         (5) 

Segundo ARCHIE (1942) a concentração das salmouras utilizadas para saturar 

as amostras varia entre 20.000 até 100.000 mg/L de ὔὥὅὰ. A concentração da solução 

utilizada para saturar as amostras estudadas foi de 23.400 mg/L de NaCl. 
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2.5.1.3. FATOR DE FORMA 

 De acordo com TIAB & DONALDSON (2011)o fator de forma (Ὢ  expressa à 

forma do poro e pode ser determinado por meio da análise de lâminas petrográficas, 

utilizando para isto valores do perímetro (ὒ  e da área do poro (ὃ  (Equação 6). 

Æ  Ȣ                                                                                                   (6) 

 Na Figura 8 o valor do fator de forma igual a 1 representa o poro esférico. 

 
Figura 8 - fator de forma determinado a partir da análise de lâminas petrográficas. Modificada  (TIAB 

& DONALDSON, 2011) 

2.5.1.4. TAMANHO DOMINANTE DE PORO 

WEGER (2006) demonstrou que tamanho de poro dominante em uma amostra 

é determinado como o limite superior do raio do poro referente a 50% da porosidade 

em uma lâmina petrográfica.  

2.5.1.5. ÁREA DE SUPERFÍCIE ESPECÍFICA 

De acordo com TIAB & DONALDSON (2011) a área superficial específica do 

poro é inversamente proporcional ao raio do poro, ou seja, uma grande superfície 

específica indica a presença de pequenos poros. 
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A área de superfície específica para tubos capilares é representada pela razão 

entre a área de superfície m(2ʌrL) e o volume do poro m(ʌÒ,), conforme exibe a 

Equação 7. 

3 ȟ                                                                 (7) 

Sendo Ò o raio do poro e , o comprimento. 

 Para um feixe de tubos capilares a área total exposta ὃ é equivalente à área 

da superfície. O volume do grão 6  é igual a  !, ρ   , ver Equação 8. Sendo ὃ 

a área global da seção transversal. 

3  
Ȥ Ȥ Ȥ

,                                                (8) 

Ao inserir a Equação 7 em 8, a área de superfície específica por unidade de volume 

do grão em função da área de superfície específica é determinada, originando a 

Equação 9. 

3  3 .                                                                                             (9) 

2.5.1.6. PERMEABILIDADE 

A permeabilidade caracteriza a capacidade de uma rocha de permitir a 

circulação de um fluido de acordo com gradiente de pressão e a viscosidade. Em 

1856, Henry Darcy, propôs a Equação 10 para o fluxo em meio poroso, desenvolvida 

por meio de um experimento (Figura 9). 

1 Ë! ȟ                                                                            (10) 

sendo ὗ o fluxo de água (cm³/s) por meio do cilindro de areia, ὃ é seção transversal 

do cilindro (cm²), Ὤ e Ὤ(cm) nível de água em manômetros colocados nas faces de 

entrada e saída do filtro, ὒ (cm) é a altura do meio poroso e Ὧ é uma constante de 

proporcionalidade característica do meio. 
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Figura 9 - Esquema do experimento de Darcy. Modificada  (ROSA, CARVALHO, & XAVIER, 1953) 

 

Após tempos de estudos, Henry Darcy concluiu que a constante de 

proporcionalidade Ὧ é dependente do peso específico do fluido ( ), viscosidade (µ) 

e da permeabilidade absoluta do meio (ὑ ) (Equação 11). 

Ë ȟ                                                                                            (11) 

Sendo assim, a lei de Darcy pode ser determinada a partir da combinação das 

Equações 11 em 10.  

1 +!
Ў

,                                                                                                         (12) 

O produto entre o peso específico ( ) do fluido e a diferença entre os níveis de água 

Ὤ e Ὤ) está relacionado com a pressão, logo, pode ser substituído por Ўὖ (atm). 

Além disso, Henry Darcy concluiu que a vazão do escoamento é proporcional 

à seção transversal ὃ do filtro, inversamente proporcional ao ὒ e proporcional à 

diferença de cargas hidráulicas Ὤ e Ὤ. 

2.5.1.6.1. EQUAÇÃO DE KOZENY- CARMAN 

De acordo com TIAB & DONALDSON (2011)a equação modificada de Kozeny 

ï Carman correlaciona a permeabilidade com a área de superfície específica e 



   

  

38 

 

porosidade. A Equação 13 descreve o sistema poroso formado por tubos capilares, 

considerando que esses tubos capilares possuem o mesmo raio (ὶ decomprimento 

ὒ o fluxo Q(cm³/s). 

1
Ў
ȟ                                                                           (13) 

A lei de Darcy pode aproximar o fluxo de fluidos por meio de ά capilares: 

1 ȟ                                                                                                           (14) 

Sendo a definição da porosidade a representada na Equação 1, temos que: 

ʒ= = ,                                                                                                             (15) 

Substituindo !   na Equação 14 é possível obter uma relação entre 

porosidade e permeabilidade (Equação 16). 

ὑ ,                                                                                               (16) 

sendo + em µm² e a ʒ  é fracionada.  

A área da superfície interna (3 ) foi deduzida nas Equações 7-9. 

Combinando a Equação 7 com a Equação 16 temos que: 

+ ʒȟ                                                           (17) 

Ao substituir 3 : 

+ ȟ                                                                    (18) 

WYLLIE & SPANGLER (1952) sugerem que o parâmetro fator de forma (Ὢ  fosse 

substituído por 2 e CARMAN (1939), argumentou que o produto entre Ὢ  e 

tortuosidade (ʐ pode apresentar valor aproximado de 5. 
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AMAEFULE et al. (1993) desenvolveram uma técnica de identificação de 

características hidráulicas similares ou unidades de fluxo que se baseiam em uma 

equação modificada de Kozeny-Carman (Equação 19). 

+ ,                                                                                     (19) 

sendo ὑ=Ὢʐ. 

Além da Equação 19, MONTERSEN et al. (1998) mostram a Equação 20  que 

correlaciona a permeabilidade apenas com a porosidade, a área de superfície 

específica e uma constante ὧ dependente apenas da porosidade, como pode ser 

observado na Equação 21. 

+ Ã ,                                                                       (20) 

Ã τÃÏÓÁÒÃÃÏÓ  ρ ʌ τ .                                (21) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



   

  

40 

 

 

 

3. TÉCNICAS EXPERIMENTAIS 

As seguintes técnicas experimentais auxiliaram na caracterização das rochas 

estudadas: porosímetro a gás, permeâmetro a gás, porosimetria a mercúrio, difração 

de Raio-X, método de Rietveld e microscopia óptica. 

3.1. POROSÍMETRIA A GÁS 

Para determinar a porosidade nos laboratórios são utilizadas várias 

metodologias, uma delas é a porosimetria por expansão a gás que determina o volume 

poroso através da expansão do gás na amostra, relacionando a variação do volume 

(6) e a pressão (0) de algum gás em temperatura constante de acordo com a Lei de 

Boyle-Mariotte (Equação 22). 

06  06 ,                                                                                                          (22) 

O porosímetro a gás é conectado a um cilindro matriz o qual possui seis discos 

de diversos volumes que preenchem todo o espaço do copo. Os discos são retirados 

um de cada vez e o copo é preenchido com He, a fim de se obter uma curva de 

calibração. Em seguida, a amostra é colocada no copo matriz e o computador 

determina o volume de grãos (6 ), o volume de poros (6 ), o volume bulk (6), a 

densidade de grãos ($ ) e a diferença de pressão antes e após a pressurização com 

He (ɝὖ). Por meio dos dados destas variáveis, o próprio equipamento calcula a 

porosidade efetiva (•). Neste trabalho o equipamento utilizado para determinar a 

porosidade a gás foi o Ultra pore 300 Helium Pycnometer System da Core Lab 

Instruments esquematizado na Figura 10. 
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Figura 10 - Porosímetro a gás Ultra Pore 300 Helium Pycnomerter System da Core Lab Instruments. 

Equipamento utilizado no laboratório de Petrofísica do LENEP 

 

3.2. PERMEAMETRIA A GÁS 

A permeametria a gás é uma técnica experimental utilizada para medir a 

permeabilidade a gás de acordo com a equação de Darcy. O permeâmetro a gás hélio 

funciona com uma taxa de fluxo constante de acordo com cada tipo de amostra, e tem 

como objetivo principal de manter um fluxo laminar (FONTOURA, 2005). 

 O cálculo da permeabilidade (mD) é realizado por meio do fluxo de gás (cm³/s), 

comprimento (cm) da amostra, área (cm²) da amostra, pressões de entrada e saída 

da amostra e viscosidade do fluido (Cp). (Equação 23). 

+ .                                                                                                  (23) 
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Neste trabalho o equipamento utilizado para realizar essas medidas foi o Ultra 

Pore-Perm 300 Pycnometer System (Figura 11) o qual possui uma pressão de 

trabalho de até 2000 psi e permite que seja realizada medida em amostras com 

di©metro de 1ò at® 1 İò e comprimento m§ximo de 3ò. 

 
Figura 11 - Permeâmetro a gás. Equipamento utilizado no laboratório de Petrofísica do LENEP 

 

Com os valores determinados de pressão, dimensões da amostra, viscosidade 

do fluido e o fluxo é possível encontrar o valor da permeabilidade da amostra em teste. 

3.3. DIFRATOMETRIA DE RAIOS-X 

De acordo ALBERS et al. (2002) a difratometria de Raios-X é uma das técnicas 

mais utilizadas para determinar as fases cristalinas em um determinado material. Isso 

é possível, pois na maioria dos sólidos (cristais) os átomos se ordenam em planos 

cristalinos separados entre si por distâncias da mesma ordem de grandeza dos 

comprimentos de onda do Raio-X. 

Um feixe difratado é produzido por espalhamento quando algumas condições 

geométricas expressas pela lei de Bragg (Equação 24) são satisfeitas. 

Îʇ ςÄÓÅÎʃ,                                                                                                      (24) 

sendo n é a ordem da difração geralmente considera n =1, ʇ o comprimento de onda, 

d representa a distância entre os planos  da estrutura cristalina e ʃ é o ângulo de 

incidência. 
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A difração de Raios-X é derivada de um processo em que os Raios-X (Figura 12) são 

espalhados pelos elétrons dos átomos do cristal, sem variar o comprimento de onda.  

 
Figura 12 - Difração de Raios-X. Adaptado (CARAM, 2000) 

 

As análises de difração de Raios-X foram realizadas em um equipamento 

D2Phaser, da Bruker. 

3.3.1. MÉTODO DE RIETVELD 

Este método é utilizado para reconhecimento da estrutura de materiais 

cristalinos. Além disso, é uma ferramenta para a análise quantitativa de fases e análise 

de tamanho de cristalito e microdeformação por difração de Raios-X.  

De acordo com CASTRO (2014) este método envolve vários tipos de 

parâmetros, sendo eles: parâmetros da estrutura cristalina, parâmetros do perfil das 

reflexões, parâmetros globais e parâmetros de intensidade. 

Nos parâmetros de estruturas cristalinas estão inclusas as coordenadas da 

posição (x, y, z) dos átomos na célula unitária, os deslocamentos atômicos e a 

densidade ocupacional das posições atômicas, as dimensões (a, b, c) da célula 

unitária e os ângulos (Ŭ, ɓ, Ὕ) entre os vetores, tensões e deformações, textura, 

discordância e tamanho do cristalino. O refino da estrutura cristalina tem o principal 

objetivo fazer com que o difratograma calculado com base na estrutura cristalina se 

aproxime o máximo do difratograma observado. 
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O difratograma calculado é determinado por meio da análise de DRX e o 

observado por meio do refinamento de Rietveld (Figura 13) utilizando método 

matemático de mínimos quadrados (GOBBO, 2009). 

 

Figura 13 - Difratograma de Raios-X calculado por meio do refinamento de Rietveld e o observado. 
Adaptado (LEITE, 2014) 

 

Nos parâmetros do perfil das reflexões são inclusos a forma do pico e a largura 

das reflexões, enquanto nos parâmetros globais são inclusas as funções de radiação 

de fundo e par©metros de corre­«o que incluem o zero da escala 2ɗ, deslocamento 

da amostra e absorção.Os parâmetros de intensidade incluem o fator de escala que 

ajusta a altura das reflexões. Sendo assim, todos os parâmetros apresentados acima, 

calculam por meio de um algoritmo um padrão difratométrico específico para cada 

fase estudada. 

O programa utilizado para a realização da análise quantitativa e refinamento 

das amostras estudadas é o GSAS utilizado para refinamento de modelos estruturais 

tanto para dados de Raios-x quanto para difração de nêutrons (LARSON & VON 

DREELE, 1994). 
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3.4. MÉTODO PETROGRÁFICO 

De acordo com NARDY & MACHADO (2002) as lâminas delgadas representam 

uma das formas de visualizar e avaliar um material (Figura 14). A principal vantagem 

desse método é que os cristais e ou minerais presentes nessa seção tem uma mesma 

espessura, o que permite determinar várias propriedades ópticas.  

      O preparo das lâminas petrográficas consiste em 3 etapas, ( 

LABORATÓRIO DE PALEOMAGNETISMO, 2013), que são: 

¶ Lixamento e colagem da amostra na lâmina: o lixamento pode ser 

subdividido em lixamento plano no qual são obtidas amostras totalmente 

planas e elimina todo o arredondamento de bordas na interface entre a 

resina e a amostra, o lixamento fino garante que não formará lascas e 

assim garantindo uma perfeita planicidade das amostras. A colagem é a 

adesão da rocha à lâmina obtida por meio da resina epóxi. Essa etapa 

tem como objetivo principal evitar a formação de bolhas de ar na 

interface de resina. 

¶ Corte e desbaste: a amostra é cortada por uma máquina abrasiva de 

precisão e na sequência sofre um desgaste utilizando abrasivos até que 

a espessura desejada seja alcançada. 

¶ Polimento ou cobertura com lamínula: o polimento é realizado em panos 

de polimento com pastas diamantadas e um lubrificante com viscosidade 

alta.  

 
Figura 14 - Representação de montagem de uma lâmina delgada. Adaptada ( LABORATÓRIO DE 

PALEOMAGNETISMO, 2013) 

 

Para trabalhar com as lâminas petrográficas é necessário gerar imagens 

digitais por meio da técnica de microscopia óptica. Segundo GESICK et al. (2009), a 

análise de imagem de seções delgadas é um procedimento viável e preciso para 

quantificar a porosidade e o índice de empacotamento. 
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3.5. MICROSCOPIA ÓPTICA 

PADILHA (2013) enfatiza a importância das análises quantitativas da 

microestrutura e o contínuo desenvolvimento das técnicas experimentais. 

Segundo NARDY & MACHADO (2002) explica dois tipos de microscopia: 

¶ Microscopia de luz transmitida: adequada para análise de materiais 

transparentes, em que a luz atravessa o objeto a ser estudado e atinge 

a objetiva. 

¶ Microscopia de luz refletida: adequada para análise de minerais opacos, 

em que a luz incide na superfície do mineral e é refletida em direção à 

objetiva Figura 15. 

 
Figura 15 - Diagrama de sistemas ópticos de luz refletida e transmitida. Adaptada (NARDY & 

MACHADO, 2002) 

 

A objetiva forma uma imagem real aumentada do mineral (PR) que está em 

análise, o qual se posiciona a uma distância menor do que a distância focal ocular 

(oc). 

O microscópio ordinário é o mais utilizado na petrografia, é composto 

basicamente por duas lentes convergentes denominadas de objetivas e oculares que 

são fixadas nos extremos opostos de um tubo de metal de comprimento l (Figura 16). 
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Figura 16 - Representação de um microscópio ordinário. Adaptado  (NARDY & MACHADO, 2002) 

 

Objetiva é uma lente ou associação de lentes que forma uma imagem real 

aumentada do objeto que está sendo observado. As principais características de uma 

objetiva vêm impressas no corpo metálico (Figura 17) e são: 

 
Figura 17 - Informações presentes no corpo metálico de uma objetiva. Adaptada (NARDY & 

MACHADO, 2002) 

 

¶ Aumento linear: correlaciona a imagem real oferecida pela objetiva e o 

objetivo. 

¶ Abertura angular: ângulo presente entre os raios mais divergentes que 

incidem na objetiva a partir de um ponto focado pela objetiva. 

¶ Abertura numérica (AN): quantidade de luz que incide na objetiva e é 

representada na Equação 25. 
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!. Î ,                                                                                                       (25) 

no qual n é o índice de refração entre a lente coletora da objetiva e a superfície 

superior do mineral. 

A imagem real obtida pela objetiva (P'R') é aumentada quando vista por meio 

do ocular, como uma imagem virtual (P"R"). 

Neste trabalho o microscópio utilizado para fotografar as lâminas petrográficas 

foi o Microscópio da Zeizz Axio Imager A1 com câmera Axiocam MRc e objetivas Zeizz 

ECP Lan Neofluar de 1,25x - 20x. 

3.6. POROSIMETRIA A MERCÚRIO 

A porosimetria a mercúrio é uma técnica experimental bastante utilizada para 

determinar o volume poroso e a distribuição dos poros das rochas. Essa técnica foi 

fundamentada pela lei de Young - Laplace representada na Equação 26. 

Ä ,                                                                                                         (26) 

no qual ů é a tensão superficial do mercúrio, ʃ o ângulo de contato entre o mercúrio e 

a amostra e Ä diâmetro do poro.  

WEBB (2001) apresentou a relação entre a tensão superficial dos líquidos e o 

ângulo de contato. Vários líquidos presentes em uma mesma superfície apresentam 

diferentes tensões superficiais que fazem com que os líquidos possuem diferentes 

ângulos de contato com a superfície sólida.  

A Figura 18 exibe cinco diferentes líquidos que apresentam diferentes ângulos 

de contato em relação à superfície sólida. 

 Observe que os líquidos com menor tensão superficial possuem um maior 

espalhamento na superfície sólida e ângulos de contato inferiores a 90°, enquanto os 

líquidos com tensão superficial maiores apresentam menor espalhamento e 

consequentemente um ângulo de contato entre 90-180°. 
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Figura 18 - Vários líquidos sobre uma superfície. Cada líquido possui uma tensão superficial e um 

ângulo de contato entre o líquido e a superfície. Adaptada (WEBB P. A., 2001) 

 

É importante destacar que o mercúrio possui uma tensão superficial elevada e 

consequentemente um ângulo de contato maior que 90°. Como o mesmo não penetra 

facilmente quando em contato com material poroso, para que haja a penetração 

necessária, é preciso uma força externa que seja maior que a tensão superficial do 

mercúrio (ů=485 dyne/cm).  

Além da tensão superficial, o mercúrio apresenta outras características 

importantes que justificam o porquê ele é utilizado como líquido de intrusão: 

¶ Apresenta baixa reatividade química com a maioria dos materiais em 

temperatura ambiente; 

¶ Ângulo de contato elevado (112°-142°), não molha a maioria dos 

materiais.  

Como apresentado anteriormente, o mercúrio precisa de uma força externa 

para que seja intrudido nos poros. Uma pressão inicial é aplicada, por meio do gás 

nitrogênio fazendo com que o mercúrio seja intrudido nos poros da amostra. Quando 

a pressão aumenta e não existe tamanho de poro que satisfaça a Equação 26 não 

ocorrerá à intrusão do mercúrio e o volume intrudido será zero, como pode ser visto 

na região A da Figura 19. Quando a pressão é a ideal para preencher um determinado 

tamanho de poro, ocorre a intrusão do mercúrio e o volume intrudido começa a 

aumentar, observe a região B da Figura 19. No momento em que não existe mais 

tamanho de poros que satisfaçam a equação, a intrusão do mercúrio estabiliza como 

pode ser observada na região C Figura 20. Outra forma de representar a curva é em 
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um gráfico que exibe a variação do volume versus pressão (Figura 20). Além disso, 

pode ser observado nessa mesma figura que o valor máximo de intrusão do mercúrio 

representa o tamanho de gargantas de poros dominantes na amostra analisada.  

 
Figura 19 - Curva de análise da porosimetria a mercúrio. Adaptada (GOUVEA, 2004) 

 

                
Figura 20 - Variação do volume por pressão. Destaque no número 1 para tamanho dominante de 

poro. Adaptada (GOUVEA, 2004) 

 

Durante o ensaio de porosimetria a mercúrio é observado um fenômeno 

chamado de Histerese que ocorre entre o processo de intrusão e extrusão do mercúrio 

na amostra. Durante o processo de extrusão novas interfaces de mercúrio se formam 

e o mercúrio se retrai a partir do sistema de poros (GIESCHE, 2006). 
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A maioria dos métodos de avaliação da forma do poro é fundamentada na 

hipótese de que a histerese em porosimetria de mercúrio é atribuível diretamente a 

forma do poro. Na verdade, se cada poro fosse um cilindro e uniforme, seria de 

esperar que não existisse a Histerese uma vez que os processos de intrusão e 

extrusão ambos são controlados pelos mesmos parâmetros. 

O equipamento utilizado para realizar essa medida é o Autopore IV 9520 da 

Micromeritics e pressão máxima de trabalho de 60,000 psi (Figura 21).  

 
Figura 21 - AutoporeIV 9520 da Micromeritics 

 

3.7. MEDIDA DA RESISTIVIDADE ELÉTRICA 

A técnica experimental para medida da resistência elétrica consiste na 

aplicação de uma corrente elétrica no testemunho saturados por meio de 2 eletrodos. 

O resistivímetro ao qual estão ligados os elétrodos determina o valor da resistência 

elétrica o que torna possível calcular a resistividade elétrica. 

O cálculo da resistividade elétrica a partir da resistência elétrica ( )̦ é realizado 

de acordo com a Equação 27, sendo necessários dados dimensionais da amostra 

como, área (ὃ  e comprimento (ὒ . 

2 .                                                                                                                        (27) 
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De acordo com ARCHIE (1942) a solução para a saturação da amostra a ser 

medida deve se aproximar da saturação da água de formação entre 20X10³-100x10³ 

miligramas de .Á#Ì por litro.  

Neste trabalho o equipamento utilizado para realizar as medidas de 

resistividade elétrica foi o Resistivímetro RCL PM6306 da Fluke (Figura 22). 

 
Figura 22 - Resistivímetro RCL PM6306 da Fluke 
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4. METODOLOGIA 

Com o objetivo principal de caracterizar rochas de afloramento, foram 

executados testes laboratoriais utilizando vários métodos e materiais tradicionalmente 

usados para medidas de porosidade, permeabilidade, constituição granulométrica e 

da resistividade elétrica, entre outros (Veja o Capítulo 2). Abaixo, é detalhada a 

caracterização e localização das amostras, cada etapa do trabalho e os materiais 

utilizados em todo o desenvolvimento. 

4.1. AMOSTRAGEM 

Para realização desse trabalho foram utilizadas 10 amostras de afloramentos, 

sendo 06 carbonáticas e 04 siliciclásticas. Além dessas amostras, 06 amostras de 

afloramentos (4 siliciclásticas e 2 carbonáticas) foram fornecidas pelo Centro de 

Pesquisas e Desenvolvimento Leopoldo Américo Miguez de Mello (Cenpes) para 

avaliação, porém, os conjuntos de resultados obtidos com estas amostras é composto 

apenas pela distribuição de poro, fração de volume poroso, porosidade a gás e 

permeabilidade a gás. Desta forma, a partir destes parâmetros foi possível estimar 

somente a permeabilidade representada na Equação 20. 

Todas as amostras utilizadas nesse trabalho são provenientes de diferentes 

regiões dos Estados unidos, como pode ser observado na Figura 23, e os tipos de 

formação, nome identificação das e nome das rochas são destacados na Tabela 2. 
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Figura 23 - Mapa dos Estados Unidos identificando localização das amostras. Adaptada (MAPAS, 

2011) 

 

Tabela 2 - Informação das amostras (KOCUREK , 2013). Amostras em destaque (cinza)     
foram fornecidas pelo Cenpes 

Tipo de rocha Rocha  Amostras Formação  

Rochas 
Siliciclásticas 

Berea  

BE I 

Berea 

BE II 

BE III 

Buff Berea BB 

Berea Gray BG 

Crab Ochard CO Tennessee 

Nugget NU Utha 

Idaho Gray  IG Idaho 

Rochas 
Carbonáticas 

Edward Yellow 
EY I 

Edward 
Plateau 

EY II 

Desert Pink DP I 

Desert Pink DP II 

Edward White EW 

Wisconsin W Wisconsin 

Silurian Dolomite SD Thornton 

Indiana Limestone IL Oolitic 
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4.2. ESTIMATIVA DA PERMEABILIDADE 

Seguindo o objetivo principal desse trabalho de estimar a permeabilidade de 

acordo com as equações modificadas de Kozeny, o fluxograma (Figura 24) mostra 

como medir e estimar os parâmetros e as propriedades da rocha, conforme os itens 

abaixo: 

 
Figura 24 - Fluxograma referente ao processo de estimativa de permeabilidade. Para estimar a 

permeabilidade foram utilizados valores de porosidade área de superfície específica, tortuosidade 
determinada através do fator de formação e porosidade e fator de forma determinada da análise de 

imagem 
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¶ Porosidade (•) é determinada por meio do experimento de porosimetria 

a gás; 

¶ Tortuosidade ( )̱ é calculada de acordo com a Equação 5, e o fator de 

formação é determinado por meio do teste de resistividade elétrica; 

¶  Fator de forma do poro (Æ ) é determinado por meio da análise de 

lâminas petrográficas de acordo com a Equação 6; 

¶  Área de superfície específica (3 ) é calculado de acordo com a 

Equação 9;  

¶ Tamanho dominante de poro (4$0 é calculado por meio da análise de 

lâminas petrográficas. 

É importante destacar que tanto a ű quanto a Ὓ  foram calculadas por meio 

da distribuição do tamanho do poro e a fração de volume poroso representativa de 

cada poro. Isso foi possível devido ao resultado da análise de porosimetria a mercúrio 

que forneceu informações de todos os poros, apesar da menor representatividade das 

amostras analisadas. 

A Figura 25 apresenta a forma geométrica das amostras utilizadas nos 

experimentos, no qual a amostras A é utilizado para determinar porosidade a gás, 

permeabilidade a gás e resistividade elétrica, enquanto a amostras C é utilizada para 

análise de porosimetria a mercúrio. 

 
Figura 25 - Imagens das amostras utilizadas para realização de medidas. A e B mostram o 

comprimento e diâmetro aproximados de uma amostra cilíndrica e C dimensões aproximadas de uma 
amostra menor utilizada para realizar o ensaio de porosimetria a mercúrio 














































































































