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Resumo

A saturação de água é um parâmetro importante para caracterizar uma reserva de

hidrocarbonetos.

Archie (1942) deu início ao estudo do cálculo da saturação de água em arenitos

limpos através da condutividade elétrica, posteriormente pesquisadores como Hos-

sin (1960), Simandoux (1963), Bordon & Pied (1969), Poupon & Leveaux (1971) e

Worthington (1985) estenderam o estudo para arenitos argilosos.

A relação entre condutividade elétrica da formação e saturação de água encon-

trada por estes autores depende do fator de formação (F ), coeficiente de saturação

(n), coeficiente de cimentação (m) e resistividade da água da formação (Rw). Estes

fatores podem ser mensurados em ensaios laboratoriais com amostras da formação,

mas retirar estas amostras do reservatório gera muito custo, por isso, ao longo do

tempo foram desenvolvidos modelos capazes de inferir estes parâmetros sem a ne-

cessidade de amostras da formação, como por exemplo os gráficos de dispersão de

Hingle (1959), Pickett (1966) e Sanyal & Ellithorpe (1978).

Neste trabalho aplicamos o modelo de Sanyal & Ellithorpe (1978) para encontrar

os fatores acima citados. Um programa em MatLab foi desenvolvido para o cálculo

da saturação de água usando o método de Archie para arenitos limpos e os métodos

para arenitos argilosos usando dados do campo escola de Namorado, os resultados

foram comparados com outros artigos publicados.

Palavras chave: Saturação de água, campo Namorado, arenito argiloso.
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Abstract

The water saturation is an important parameter to characterize a hydrocarbon re-

servoir.

Archie (1942) initiated the study of water saturation calculation in clean sandstones

with electrical conductivity, later researchers as Hossin (1960), Simandoux (1963) ,

Bordon & Pied (1969), Poupon & Leveaux (1971) and Worthington (1985) extended

the study to clayey sandstones.

The relationship between electrical conductivity and formation water saturation

found by these authors depends on the formation coefficient (F ), cement coefficient

(m) and water resistivity (Rw). These factors can be measured in laboratory tests on

formation samples, but to obtain these directy from the reservoir is very expensive, so

along the time, several models have been developed to infer parameters without requi-

ring formation samples, such as graphs dispersal of Hingle (1959) Pickett (1966) and

Sanyal & Ellithorpe (1978).

In this paper we apply the model of Sanyal & Ellithorpe (1978) to find the factors

mentioned above. A MatLab program was developed to calculate the water satura-

tion using the Archie method for clean sandstones and clayey sandstones methods

for using data from Namorado field, the results were compared with other published

studies.

Keywords: Water Saturation, Namorado field, clayey sandstones.
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1 Introdução

No presente trabalho desenvolve-se um estudo das propriedades petrofísicas como

porosidade e saturação de fluidos do reservatório de Namorado por meio de perfis de

poços.

Os modelos de Simandoux, Poupon & Leveaux, Worthington e Bardon & Pied são

comparados com o modelo de Archie usando coeficientes de cimentação e saturação

padrões igual a dois e usando coeficientes calculados pelo gráfico resistividade versus

porosidade.

1.1 Escopo do Problema

A saturação de água (Sw) é um dos fatores principais para se fazer a decisão de

completar para produção ou abandonar um poço de hidrocarbonetos.

Archie, em 1942, publicou o trabalho pioneiro que buscava relacionar o perfil re-

sistividade com a saturação de água em arenito limpos, em seguida muita pesquisa

já foi feita para desenvolver modelos capazes de caracterizar a saturação de água.

Entretanto, nenhum modelo pode ser considerado universal e usado em qualquer re-

servatório. É preciso estudar as características de cada reservatório e saber aplicar o

modelo que melhor se ajusta. Existem muitos parâmetros petrofísicos que influenciam

a aplicação deste modelos como conteúdo de argila, porosidade, permeabilidade, em-

pacotamento dos grãos e resistividade da água da formação.

Uma maneira de determinar estes parâmetros é usando gráficos resistividade ver-

sus porosidade como foi feito por Hingle (1959), Pickett (1966) e por Sanyal & El-

lithorpe (1978).
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1.2 Objetivos

Os objetivos deste trabalho são:

• Objetivo geral:

– Estudar modelos para cálculo de saturação de água e a influência dos pa-

râmetros usados, utilizando perfis geofísicos de poço.

• Objetivos específicos:

– Calcular porosidade do reservatório;

– Comparar a saturação de água calculada por diferentes modelos usando

os parâmetros padrões coeficiente de cimentação, coeficiente de saturação

igual a dois;

– Determinar os parâmetros coeficiente de cimentação, coeficiente de satura-

ção e resistividade da água da formação que melhor represente o reserva-

tório estudado;

– Comparar os diferentes modelos de saturação de água usando o coefici-

ente de cimentação e coeficiente de saturação que melhor representam o

reservatório;

– Determinar as zonas portadoras de hidrocarbonetos.

A originalidade do tema esta associada à utilização do método de Sanyal & Ellithorpe

para inferir os parâmetros necessários para o cálculo da saturação de água usando

diferentes modelos em perfis de poço do campo de Namorado.
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2 Revisão Bibliográ�ca

Neste capítulo, faremos uma revisão da geologia da Bacia de Campos e do Campo

de Namorado (objeto de estudo) e das ferramentas de medição (perfis de poço) utili-

zadas para caracterizar esse campo petrolífero.

2.1 Bacia de Campos

A Bacia de Campos possui aproximadamente 100.000 Km 2 sendo que 500 Km 2

estão submerso. É limitada ao norte pelo Alto de Vitória, ao sul pelo Alto de Cabo Frio.

O Embasamento cristalino é composto por gnaisses pré-cambrianos, pertencentes

à Província Proterozóica da Ribeira. Temos cinco litologias principais (WINTER et al.,

2007):

• Formação Cabiúnas:

– Basaltos diabásicos e rochas vulcanoclásticas, resultantes de derrames que

cobriram discordantemente o embasamento pré-cambriano.

• Grupo Lagoa Feia:

– A Formação Itabapoana é constituída principalmente por ortoconglomera-

dos polimíticos e arenitos líticos de fandeltas depositados em ambientes

lacustres e lagunar. Ocorre em toda borda da bacia de Campos.

– A Formação Atafona contém siltitos, arenitos e folhelhos lacustres interca-

ladas com delgadas camadas de rochas carbonáticas.

– A Formação Coqueiros possui coquinas que podem atingir 400 metros re-

sultantes do depósito de carapaças e pelecípodes. Existem intercalações

com folhelhos ricos em matéria orgânica.

– A Formação Gargaú é constituída de folhelhos, siltitos e margas com inter-

calações de arenitos e calcilutitos.
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– A Formação Macabu é caracterizada por estromatólitos e laminitos microbi-

ais.

– A Formação Retiro possui evaporitos, compostos por anidritas e halitas.

• Grupo Macaé:

– A Formação Quissamã assim como o Membro Búzios são formados por es-

tratos de dolomitos que tornam-se mais delgados nas bordas da Bacia. O

Membro Búzios são carbonatos da Formação Quissamã que sofreu diagê-

nese precoce.

– A Formação Outeiro é constituída por calcilutitos e margas conglomeradas.

– A Formação Goitacás possui conglomerados polimíticos e arenitos mal se-

lecionado associado de margas e calcilutitos.

– A Formação Imbetiba é composta por margas com algumas ocorrências de

sedimentos arenosos de fandelta e arenitos turbidíticos.

• Grupo Campos:

– A Formação Emboré é caracterizada por arenitos e carbonatos impuros,

depositados em ambiente flúvio-deltáico e plataformal.

– A Formação Carapebus é representada por arenitos finos, e conglomerados

depositados em correntes e turbidez.

– A Formação Ubatuba possui folhelhos, margas, argilitos, calcilutitos e dia-

mictitos.

A Figura 1 mostra as principais pacotes sedimentares da Bacia de Campos, em ver-

melho está destacado o Grupo Macaé do qual o Arenito Namorado faz parte.



5

Figura 1: Carta estratigráfica Bacia de Campos.

2.1.1 Campo de Namorado

O Campo de Namorado foi descoberto em 1975 e iniciou a produção quatro anos

depois. Possui volume estimado em 669 milhões de barris, foi o primeiro campo gi-

gante da plataforma continental brasileira, localizado a 80 Km da costa em uma lâmina

de água de 144 metros.

O reservatório é composto principalmente pelo Arenito Namorado, que são areni-
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tos arcoseanos de origem turbidítica datado do albiano superior até cenomiano inferior,

que pertence a porção superior da grupo Macaé, formação Outeiro, depositados em

ambiente marinho transgressivo (GUARDADO et al., 1990).

Existe intercalações com espessos pacotes de margas e lentes de calcilutitos.

As características do Campo são (MENESES; ADAMS, 1990):

• Área: 23 Km 2;

• Limite inferior: carbonatos do Grupo Macaé;

• Limite superior: folhelhos e margas do Grupo Macaé;

• Limites laterais: norte e sul por pinchout, sudeste nordeste e sudoeste por falhas;

• Direção principal de ocorrência: NW-SE;

• Espessuras: média de 60 metros, variando de 5 a 130 metros;

• Largura: média de quatro quilômetros, variando de dois a seis;

• Comprimento: mínimo de 9 quilômetros e máximo de 14;

• Geometria interna: heterogênea de baixo grau;

• Estruturas primárias: dominantemente arenito maciço;

• Constituição: arenitos arcósios;

• Textura: granulometria predominantemente média podendo variar de fina a grossa,

seleção regular, variando de boa a má. Baixo grau de arredondamento.

A Figura 2 mostra a localização do Campo de Namorado na Bacia de Campos.

Figura 2: Mapa Campo de Namorado (ROSA et al., 2008).
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2.2 Per�lagem Geofísica

O desenvolvimento das técnicas de perfilagem tem sido um fator determinante

para a descoberta de novas reservas petrolíferas. Segundo Ellis (2007) os objetivos

da perfilagem geofísica são responder as seguintes perguntas:

• Existe algum hidrocarboneto?

Primeiramente é necessário identificar a presença de formações contendo hidrocar-

bonetos que são atravessadas pelo poço.

• Onde estão localizados os hidrocarbonetos?

Conhecer a profundidade do topo e base das formações que contém óleo.

• Quanto hidrocarboneto contém na formação?

Inicialmente quantificar o volume fracional que o hidrocarboneto pode ocupar na for-

mação, esta quantidade é a porosidade. Depois conhecer a fração que o hidrocar-

boneto representa do total de fluido dentro da matriz da rocha. Utilizando a sísmica

descobrir a extenção areal da rocha que contém o hidrocarboneto.

• O hidrocarboneto é produtivo?

Conhecer qual a vazão de hidrocarboneto o poço pode gerar, depende intimamente

da permeabilidade da rocha. Umas das propriedades mais difíceis de inferir mais

possuem diversas correlações empíricas que atingem níveis variáveis de sucesso.

Para responder essas perguntas ao longo dos anos foram desenvolvidas diversas

ferramentas, correlações e métodos de análise das propriedades das rochas atraves-

sadas pelo poço.

2.2.1 Raios Gama Natural

Segundo Peruzzo (1999) a radiação natural de elementos químicos instáveis con-

siste primariamente de alfa, beta e gama.

Após ser emitida pelo átomo a radiação vai progressivamente perdendo energia

pela colisão com outros átomos. A radiação alfa tem carga positiva, massa atômica
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igual a quatro, dois prótons e dois nêutrons, consiste basicamente de um núcleo atô-

mico de Hélio e não possui grande poder de penetração, sendo bloqueada por uma

simples folha de papel laminado.

A radiação beta são elétrons emitidos pelos átomos instáveis, a carga é negativa

e possui pouco poder de penetração, não podem atravessar uma lamina de 0,6 cm de

alumínio.

A radiação gama são ondas eletromagnéticas de comprimento de onda 0,5 angs-

trom até 0,005 angstrom, possuem alto poder de penetração e podem atravessar cha-

pas de aço de até 15 centímetros de espessura. A radiação gama praticamente e a

única que consegue ser medida pela ferramenta devido a sua capacidade de penetra-

ção na própria formação, fluido de perfuração, revestimento e corpo da ferramenta.

Algumas rochas são naturalmente radioativas por terem em sua constituição ele-

mentos instáveis. Existem mais de 65 átomos radioativos que são encontrados nas

rochas. Os mais significantes pela sua abundância são a série do urânio, tório, e o

isótopo numero atômico 40 do potássio.

Cada um desses elementos químicos emite a radiação gama em uma determinada

quantidade e energia. Um grama de potássio 40 emitem em média 3,4 fótons por

segundo com 1,46 MeV de energia, essa mesma massa de tório e urânio emitem

respectivamente 12.000 e 26.000 fótons por segundo respectivamente, com energia

média de 0,5 MeV (GLOVER, 2011).

Na indústria de petróleo a unidade de medida da radiação usada é o API Gamma

Ray Unit, que é definida empiricamente tomando como referência um poço de teste na

Universidade de Houston. Este poço foi artificialmente construído com grandes blocos

de rocha onde se conhece precisamente a radioatividade. A unidade API é definida

como 1/200 avos da diferença entre a medida de mais alta radioatividade e mais baixa

(GLOVER, 2011).

A ferramenta possui como receptor um cintilômetro que geralmente é um cristal

de iodeto de sódio com uma impureza de tálio de aproximadamente 2 centímetros

de diâmetro e 5 centímetros de comprimento. Esse material tem a característica de

quando for atingido por raios gama liberar energia luminosa. A energia luminosa é

captada por um foto-multiplicador e armazenada para cada profundidade.

O perfil de raios gama pode ser usado para determinar litologia, isso porque os

átomos que emitem radiação gama tem maior concentração em determinadas rochas.

A Figura 3 mostra essa relação para algumas litologias, podemos notar que folhelhos
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ricos em matéria orgânica e cinzas vulcânicas mostram altos valores de raio gama, o

contrário acontece com halita, anidrita, carvão, arenitos limpos, dolomita e carbonatos.

Devemos tomar cuidado ao generalizar essas regras pois, podemos encontrar arenitos

limpos que possuem feldspatos, micas glauconita ou metais pesados, o que daria um

registro alto nos valores de raios gama.

Figura 3: Influência da formação no perfil de raios gama (RIDER, 1986).

Na maioria dos reservatórios as litologias são simples, sendo ciclos de folhelhos,

arenitos e carbonatos. Quando as principais litologias são identificadas, o valor do

perfil de raios gama pode ser usado para calcular a argilosidade ou conteúdo de ar-

gila (V Sh) na rocha. Esse é um importante dado e é usado para distinguir rochas

reservatório e não reservatório (ATLAS, 1982).

Para calcular o conteúdo de argila devemos primeiro calcular o índice de raios

gama (I GR ) pela Equação 2.1.

I GR =
GRlog � GRmin

GRmax � GRmin
; (2.1)
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Em que:

• I GR é o indice de raios gama;

• GRlog é o valor medido pela ferramenta;

• GRmin é o menor valor medido pela ferramenta;

• GRmax é o máximo valor medido pela ferramenta.

O conteúdo de argila pode ser relacionado linearmente ao índice de raios gama. Exis-

tem outras relações empíricas mostradas por Serra (1984) como a de Larionov (1969)

que desenvolveu suas relações para rochas pré-terciarias e pós-terciarias.

Para rochas pré-terciarias é definida pela Equação 2.2.

Vsh = 0; 33(22� I GR � 1): (2.2)

Esta relação é usada para rochas Mesozoicas bem consolidadas. Para rochas

mais recentes do Terciário e inconsolidadas é mais indicado usar a Equação 2.3.

Vsh = 0; 083(23;7� I GR � 1): (2.3)

Na Figura 4 temos representado graficamente o modelo linear (curva 1), modelo

de Larionov (1969) para rochas consolidadas (curva 2) e rochas inconsolidadas (curva

3).

Figura 4: Relação entre índice de raios gama e conteúdo de argila (ATLAS, 1982).
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2.2.2 Per�l Densidade

A ferramenta do perfil de densidade da formação (“density log”, RHOB) consiste

em uma fonte de radiação, geralmente césio-137 ou cobalto-60 que emite raios gama

e detectores de raios gama muito parecidos com os utilizados na ferramenta de raios

gama natural, estes protegidos da fonte de radiação para que seja medida apenas a

radiação que retorna da formação.

Os raios gama entram na formação e são defletidos em todas as direções pe-

los elétrons presentes na matriz da rocha e pelos fluidos nos poros, essa deflexão é

chamada de efeito Compton.

O fluxo de raios gama que chega até os detectores são atenuados pelos elétrons

presentes na formação, quando a formação possui alta densidade possui também alta

densidade de elétrons que atenua significantemente a quantidade de raios gama que

chega aos detectores.

Podemos calcular a densidade dos elétrons presentes em um material através da

Equação 2.4

ne =
NZ
A

� b; (2.4)

Em que:

• ne é a densidade de elétrons na substância (elétrons/cm3);

• N é o número de Avogadro (�= 6; 02� 1023);

• Z é o número atômico;

• A é a massa atômica (g/mole);

• � b é a densidade do material (g/cm3).

A Tabela 1 mostra a relação entre número atômico e número de massa para elementos

comuns na crosta terrestre.
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Tabela 1: Relação entre número atômico e massa atômica (GLOVER, 2011).
Elemento Z A 2Z/A

H 1 1,0079 1,9843

C 6 12,0111 0,999

O 8 15,9994 1

Na 11 22,9898 0,9569

Mg 12 24,312 0,9872

Al 13 26,9815 0,9636

Si 14 28,086 0,9969

S 16 32,064 0,998

Cl 17 35,453 0,959

K 19 39,102 0,9718

Ca 20 40,08 0,998

A relação direta entre densidade de elétron e densidade da formação indica que

não é preciso de calibração, mas isso não ocorre para o átomo de hidrogênio e sua

presença na composição química altera essa relação direta. Para a calibração a ferra-

menta é colocada em um bloco de carbonato saturado com água doce com densidade

conhecida, uma calibração secundária é feita colocando a ferramenta em um bloco de

alumínio e magnésio com densidade também conhecida.

Tomando um novo parâmetro, número efetivo de porosidade � e calculado pela

Equação 2.5.

� e =
2ne

N
: (2.5)

A Equação 2.4 pode ser reescrita na forma da Equação 2.6.

� e =
2Z
A

� b: (2.6)

Para rochas compostas por mais de um elemento químico a Equação 2.6 é válida

usando o valor médio de Z e A.

Exceto para o hidrogênio a Equação 2.6 não representa uma relação direta. E para

examinar o efeito do hidrogênio é feito a calibração com o carbonato saturado com

água doce com densidade conhecida, esta calibração resulta na relação mostrada

pela Equação 2.7.
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� a = 1; 07� � e � 0; 188; (2.7)

Em que:

• � a é a densidade aparente medida pela ferramenta.

A Figura 5 exemplifica respostas típicas do perfil de densidade para diferentes litolo-

gias.

Figura 5: Perfil de densidade para diferentes litologias (RIDER, 1986).

A porosidade pode ser obtida da densidade da formação atravéz da Equação 2.8.

� D =
� ma � � b

� ma � � f
; (2.8)

Em que:

• � D é a porosidade calculada pelo perfil densidade;
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• � ma é a densidade da matriz;

• � b é a densidade da formação medida pela ferramenta;

• � f é a densidade do fluido presente nos poros.

Ainda podemos realizar uma correção no caso de arenitos argilosos:

� Dcor = � D � � DSh � VSh; (2.9)

Em que:

• � DSh é a aplicação da Equação 2.8 em uma zona de folhelho.

Portanto para se conhecer a porosidade é preciso conhecer a densidade da matriz da

rocha e do fluido contido nos poros, para assumir esses valores de forma incorreta irá

causar um cálculo falso da porosidade. Como exemplo caso a ferramenta medisse a

densidade da formação como 2,5 g/cm3 e o fluido presente fosse água salgada com

densidade de 1,1 g/cm3 e não conhecemos a litologia poderíamos assumir os valores

como mostra a Tabela 2.

Tabela 2: Cálculo da porosidade com diferentes minerais (RIDER, 1986).
Litologia Densidade dos grãos Porosidade

Arenito 2,65 g/cm3 10%

Carbonato 2,71 g/cm3 13%

Dolomito 2,87 g/cm3 21%

2.2.3 Per�l Neutrônico

Segundo Atlas (1982) o perfil neutrônico é capaz de detectar principalmente a

quantidade de átomos de hidrogênio na formação.

A ferramenta opera bombardeando a formação com nêutrons. Estes nêutrons

sofrem espalhamento, perde energia e sua interação com os átomos da rocha produz

raios gama.

De acordo com Ellis et al. (2007) nêutrons podem ser divididos em três grupos

com base em sua energia:
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• Nêutrons rápidos: Energia maior que 100 KeV, é o nível de energia emitido pela

fonte das ferramentas neutrônicas;

• Nêutrons epitermal: Possuem energia de 0,025 eV até 100 KeV;

• Nêutrons termais: Possuem energia aproximadamente igual a 0,025 eV a 25

graus Celsius.

Os nêutrons emitidos interagem com a formação, principalmente com o núcleo dos

átomos perdendo energia, existem três formas de interação:

• Elástica: Ocorre quando um nêutron colide com um núcleo e transfere energia

cinética. Pela conservação de energia a quantidade de energia cinética ganha

pelo núcleo é igual a energia cinética perdida pelo nêutron.

• Inelástica: O nêutron perde mais energia do que ganha o núcleo. Depois da

colisão o núcleo fica em estado excitado e retorna ao seu estado natural emitindo

radiações gama. Comparando com o choque elástico, no choque inelástico o

nêutron perde muito mais energia.

• Captura: O nêutron é incorporado ao núcleo atingido e passa a fazer parte de

sua estrutura. Após a captura o núcleo sofre transformações que pode envolver

emissão de prótons, alfa, gama e beta, fissão e fragmentação até atingir um

estado estável.

As ferramentas de perfil neutrônico emitem nêutrons rápidos, pois sua alta energia

torna improvável as interações inelástica e de captura.

Em uma interação elástica quanto maior diferença entre a massa do núcleo atin-

gido pelo neutro e a massa do próprio neutro menor será a perda de energia do neutro.

Para a maioria dos elementos químicos presentes na rocha os núcleos dos átomos te-

rão mais massa que o nêutron e as interações representaram pouca perda de energia.

O contrário ocorre com o núcleo do hidrogênio que possuem praticamente mesma

massa que o nêutron, o choque elástico entre estes dois irá representar ao nêutron

uma perda muito maior de energia (ATLAS, 1982).

A Tabela 3 mostra a perda de energia na colisão elástica entre um nêutron e alguns

núcleos de elementos químicos presentes nas rochas.
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Tabela 3: Perda de energia do nêutron (ATLAS, 1982).
Elemento Perda Máxima de Energia Número Atômico

Cálcio 8% 20

Cloro 10% 17

Silicio 12% 14

Oxigênio 21% 8

Carbono 28% 6

Hidrogênio 100% 1

Nêutrons rápidos são emitidos pela fonte presente na ferramenta, e em alguns mi-

crossegudos pelas colisões elásticas esses nêutrons atingem níveis mais baixos de

energia se tornando nêutrons termais, esses nêutrons eventualmente se chocam com

algum núcleo atômico e podem ser capturados. O núcleo emite raios gama quando

captura um nêutron, esses raios gama são chamados raios gama de captura, os nêu-

trons que possuem energia suficiente para evitar a captura são chamados nêutrons

epitermais (SERRA et al., 1984).

A Figura 6 mostra a distribuição dos nêutrons epitermais, termais e raios gama de

captura ao redor da fonte.

Figura 6: Distribuição de nêutrons ao redor da fonte geradora (RIDER, 1986).

Formações com grande quantidade de hidrogênio possuem baixas concentrações

de nêutrons rápidos, epitermais, termais e raios gama.

O hidrogênio esta presente nas formações geológicas nas moléculas de água, hi-

drocarbonetos líquidos e gasosos, minerais contendo água cristalizada e outros com-

postos químicos.
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É preciso, portanto, diferenciar o hidrogênio presente nos poros do hidrogênio da

formação para relacionar o perfil neutrônico com a porosidade da rocha.

Considerando que grande parte do hidrogênio esta presente nos poros das rochas,

a concentração de nêutrons rápidos, epitermais, termais e raios gama é inversamente

proporcional a porosidade da rocha.

As ferramentas de perfil nêutronico são calibradas para fornecerem os valores da

porosidade para carbonatos preenchidos com água doce, pois essa composição não

possui outros elementos capazes de contribuir para a leitura da ferramenta além do

hidrogênio presente na água (RIDER, 1986).

Quando se usa a ferramenta em arenitos é preciso fazer correções como mostra

a Figura 7.

Figura 7: Correção de perfil nêutronico diferentes litologias (RIDER, 1986).

A Figura 8 mostra um perfil neutrônico característico, é importante notar os valores

exatos da porosidade quando a litologia é carbonato preenchido com água. Quando

temos a presença de gás o perfil subestima o valor da porosidade.
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Figura 8: Perfil neutrônico característico (RIDER, 1986).

Podemos fazer uma correção para o conteúdo de argila pela Equação 2.10:

� Ncor = � N � VSh � � NSh ; (2.10)

Em que:

• � Ncor é a porosidade efetiva calculada pelo perfil neutrônico corrigindo o con-

teúdo de argila;

• � NSh é a porosidade do perfil neutrônico em uma região de folhelho.

Da mesma forma, podemos usar uma média quadrática da porosidade neutrônica

(� Ncor ) e porosidade do perfil densidade (� Dcor ) como mostra a Equação 2.11.

� M =
(� 2

Ncor + � 2
Dcor )

1
2

2
: (2.11)
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2.2.4 Per�l Acústico

Segundo Rider (1986), o perfil acústico fornece o intervalo de transito de uma onda

acústica na formação, chamado de � t. É uma medida da capacidade da rocha de

transmitir ondas sônicas e depende da litologia, textura, porosidade e fluido presente

nos poros. A Figura 9 representa uma resposta esperada para o perfil acústico em

diferentes litologias.

Figura 9: Leitura do perfil acústico para diferentes litologias (RIDER, 1986).

A ferramenta possui um emissor, geralmente pizoelétrico, que transforma sinais

elétricos em vibração ultrassônica, quando uma corrente elétrica é aplicada no ma-

terial causa mudança de volume que pode ser transmitida como pulsos de pressão.

Os receptores geralmente são materiais piezoeléctricos também, quando sofrem com-

pressão acontece separação de cargas negativas e positivas, essa polarização é am-

plificada e um sinal elétrico é produzido.

O pulso transmitido pelo emissor possui frequência variando de 10-40 quilohertz e

comprimento de onda de 7,5-75 centímetros. Depois de passar pela rocha ele atinge o

receptor em diferentes tempos e diferentes tipos de ondas. Porque diferentes tipos de
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ondas têm diferentes velocidades e diferentes caminhos na formação (ATLAS, 1982).

A Figura 10 mostra uma típica leitura do receptor. No tempo igual a zero o emissor

é disparado, o receptor não registra esse evento, pois é automaticamente desligado

para que a alta amplitude da onda emitida não danifique seu sistema.

Depois de um tempo a primeira onda a chegar é a onda compressional, que possui

maior velocidade de propagação, geralmente com baixa amplitude. Em seguida chega

ondas com menor velocidade de propagação como a onda cisalhante normalmente

com amplitude mais alta. Esta onda não se propaga em fluidos, não há comporta-

mento elástico nos fluidos por deformação cisalhante.

As ferramentas modernas conseguem registrar essas ondas mantendo o receptor

em contato com a parede do poço. As ondas Rayleigh e ondas Stoneley viajam em

superfícies livres como a parede do poço. O receptor ainda capta as ondas de pressão

que viajam no fluido presente dentro do poço (GLOVER, 2011).

Figura 10: Tempo de chegada de ondas no receptor (GLOVER, 2011).

O perfil acústico é usado para calcular porosidade embora o valor calculado seja

usualmente menor quando comparado com os perfis de densidade e nêutrons.

Wyllie, et al. em 1956 apud Glover (2011) através de medidas experiementais

chegou a conclusão que o tempo de trânsito médio de uma onda em uma rocha será

igual ao tempo de trânsito nos grãos da rocha e no fluido presente nos poros.
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Figura 11: Caminho assumido por Wyllie et al. percorrido pela onda acústica (GLOVER,

2011).

Como mostra a Figura 11 para uma rocha com distribuição homogênea a distância

percorrida pela onda será L , sendo que uma parte dessa distância será percorrida no

fluido (X f ) e outra parte nos grãos da matriz da rocha (X ma ), considerando X f = � � L

e X ma = (1 � � ) � L podemos chegar na Equação 2.12.

1
V

=
�
Vf

+
(1 � � )

Vma
; (2.12)

Em que:

• � é a porosidade;

• V é a velocidade da formação medida pela ferramenta em pé/segundo;

• Vf é a velocidade do fluido em pé/segundo;

• V ma é a velocidade da matriz da rocha em pé/segundo.

Podemos reescrever a Equação 2.12 em função da porosidade e do tempo de trânsito

chegando na Equação :

� =
� t � � tma

� t f � � tma
; (2.13)

Em que:

• � t é o tempo de trânsito medido pela ferramenta;
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• � é a porosidade;

• � t f é o tempo de trânsito assumido para o fluido;

• � tma é o tempo de trânsito assumido para a matriz da rocha.

Segundo Atlas (1982) em arenitos pouco consolidados os grãos devido a falta de ci-

mentação não oferecem rigidez suficiente para que a onda compressional se propague

como em um meio contínuo, assim a onda compressional perde amplitude e o recep-

tor não identifica sua chegada e sim a chegada de outras ondas. Quando a rocha

é preenchida por gás esse efeito é reforçado ainda mais. Por isso em rochas pouco

consolidadas o cálculo da porosidade pode ser superestimado.

Um fator de compactação (Cp) pode ser utilizado na Equação 2.13 como mostra a

Equação 2.14.

� =
� t � � tma

� t f � � tma
�

1
Cp

: (2.14)

Quando se tem perfis de densidade ou neutrão podemos calcular Cp respectiva-

mente pela Equação 2.15 e Equação 2.16.

Cp =
� AC

� DE
; (2.15)

Cp =
� AC

� NE
; (2.16)

Em que:

• � DE é a porosidade calculada atravéz do perfil de densidade;

• � NE é a porosidade calculada atravéz do perfil de neutrons;

Na presença de arenito argiloso o tempo de trânsito será maior quando comparado

com um arenito nas mesmas condições sem a argila. Isso acontece pela diferença da

velocidade de propagação das ondas elásticas nos grãos da matriz do arenito e da

argila.

Quando aplicado a Equação 2.12 nos arenitos argilosos a porosidade será supe-

restimada. Por isso é preciso usar fatores de correção.
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Primeiramente é preciso determinar a quantidade de argila presente na rocha, que

pode ser feita utilizando o perfil de raios gama.

A argila ainda pode estar presente na composição da rocha como uma parte in-

tegrante da matriz ou ocupando apenas uma porcentagem dos poros da rocha, não

fazendo parte da constituição da matriz da rocha.

No primeiro caso citado o tempo de trânsito da onda acústica na formação conso-

lidada pode ser calculado pela Equação 2.17.

� t = ( � � � t f ) + ( Vsh � � tsh) + (1 � � � Vsh)� tma : (2.17)

Resolvendo para porosidade chegamos na Equação 2.18.

� =
� t � � tma

� t f � � tma
� Vsh �

� t � � tma

� t f � � tma
: (2.18)

Temos ainda, para um arenito argiloso, com argila estrutural, inconsolidado, a

Equação 2.19.

� =
� t � � tma

� t f � � tma
�

1
Cp

� Vsh �
� t � � tma

� t f � � tma
: (2.19)

Quando a argila esta espalhada dentro dos poros da rocha e ocupa um volume

inferior à metade destes poros, o tempo de trânsito da onda acústica é praticamente

o mesmo se os poros da rocha estivessem apenas com água. Nesse caso para um

arenito consolidado o tempo de trânsito é dado pela Equação .

� t = � t f (� + Vsh) + � tma (1 � � � Vsh): (2.20)

Resolvendo para a porosidade:

� =
� t � � tma

� t f � � tma
� Vsh: (2.21)

Ainda podemos fazer a correção para arenitos inconsolidados:

� =
� t � � tma

� t f � � tma
�

1
Cp

� Vsh: (2.22)
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2.2.5 Per�l Elétrico

A maioria dos materiais presentes nas rochas são isolantes elétricos, enquanto

que os fluidos presentes nos seus poros são condutores, os hidrocarbonetos são uma

exceção pois apresentam grande resistividade.

Quando uma formação contém água salgada, ela irá apresentar baixa resistivi-

dade, mas quando essa mesma formação conter hidrocarboneto irá ter alta resistivi-

dade (ATLAS, 1982).

Com a intenção de medir a resistividade da formação para estudar principalmente

a saturação de fluidos presentes na rocha foi que surgiram os perfis elétricos.

As ferramentas resistivas medem a resistência que a formação oferece a passa-

gem de uma corrente elétrica. O primeiro perfil elétrico foi realizado em 1927 por

Marcel e Conrad Schlumberger na França. A ferramenta consistia em quatro eletro-

dos, em dois deles eram passada uma corrente elétrica e nos outros dois eram medida

a diferença de potencial (ATLAS, 1982).

Atualmente as ferramentas mais modernas possuem uma configuração de eletro-

dos mais complexa, com o objetivo de focalizar a corrente elétrica para atingir zonas

mais profundas da formação que não estejam contaminadas com o fluido de perfura-

ção. São usados eletrodos para produzir correntes auxiliares que focalizam a corrente

principal. Essas ferramentas são utilizadas quando o fluido presente no poço é con-

dutivo, caso contrario a corrente ao invés de entrar na formação seria conduzida pelo

fluido presente no poço de baixa resistividade (SERRA et al., 1984).

A Figura 12 mostra um exemplo de uma ferramenta focalizadora com 3 eletrodos

emitindo corrente onde o eletrodo central Aoemite a corrente principal os outros dois

eletrodos AU
1 e AL

1 emitem corrente para focalizar a corrente principal.

A Figura 13 mostra um outro exemplo com 7 eletrodos nessa configuração exis-

tem dois pares de eletrodos M que monitoram o potencial elétrico para melhorar a

focalização.
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Figura 12: Ferramenta resistiva LL3, adaptado de Glover (2011).

Figura 13: Ferramenta resistiva LL7, adaptado de Glover (2011).

Quando o fluido presente no poço é resistivo é necessário utilizar as ferramentas

de indução que medem a capacidade da formação permitir a passagem de campo

magnético. Essa ferramenta é composta por bobinas de emissão e bobinas de recep-

ção separadas por uma seção de isolamento. Para que uma não sofra interferência

direta da outra, a distância entre as bobinas de emissão e recepção controlam a pro-

fundidade de investigação da ferramenta. Uma corrente senoidal constante é aplicada

na bobina de transmissão, que cria um campo magnético em volta da ferramenta in-

duzindo corrente elétrica na formação, essa corrente elétrica na formação por sua vez

cria um campo magnético que induz uma corrente elétrica na bobina receptora, ge-

ralmente o perfil de condutividade é plotado já transformado em resistividade (RIDER,

1986).

A Figura 14 mostra o esquema de funcionamento da ferramenta de indução.
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Figura 14: Ferramenta de indução (GLOVER, 2011).

Um perfil elétrico característico de algumas formações com diferentes fluidos pre-

sentes nos poros é mostrado na Figura 15. Podemos ver que em arenitos com pre-

sença de hidrocarbonetos sejam óleo ou gás a resistência a passagem da corrente

elétrica é maior, água com poucos sais dissolvidos também apresentam alta resistivi-

dade.

Figura 15: Resposta tipica para um perfil elétrico (RIDER, 1986).



27

3 Revisão de Conceitos e Modelos

Nesse capítulo será revisado alguns conceitos e os modelos para cálculo de satu-

ração de água em arenitos limpos e arenitos argilosos.

3.1 Arenitos Limpos

Archie (1942) criou duas relações empíricas que relacionam, quantitativamente,

porosidade, resistividade elétrica e saturação de hidrocarbonetos em arenitos limpos.

Os experimentos de Archie mostraram que a resistividade de uma formação limpa é

proporcional a resistividade da água contida nos poros. Esta constante foi chamada

de fator de formação (F ) e é dada pela Equação 3.1.

F =
R0

Rw
; (3.1)

Em que:

• Rw é a resistividade da agua na formação;

• R0 é a resistividade da formação saturada com 100% de água.

Archie mostrou que o valor do fator de formação permanece praticamente constante

para uma grande variação de Rw encontrado nas rochas reservatórios. Mostrando ser

independente da resistividade dos fluidos presentes nos poros da matriz da rocha.

A resistividade de uma amostra da água da formação (Rw ) pode ser calculada

como mostra a Equação 3.2.

Rw =
rA
L

; (3.2)

Em que:
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• r é a resistência medida;

• A é a area de secao tranversal a passagem da corrente;

• L é o comprimento da amostra.

Medindo a resistência de uma amostra de rocha com as mesmas dimensões A e L e

porosidade de 20% qual deveria ser a resistência encontrada?

Se considerarmos que a porosidade são capilares transversais a área de passa-

gem da corrente e possue comprimento L , temos que essa área de passagem de

corrente será numéricamente igual a porosidade da amostra. Considerando que não

exista passagem de corrente pela matriz da rocha apenas pela água da formação

deveria haver uma resistência cinco vezes maior do que a resistência medida anteri-

ormente. Como pode ser observado pela Equação 3.3.

r =
RwL
0; 2A

: (3.3)

A resistência dessa amostra saturada com 100% de água (R0) será portanto 5xRw .

Podemos aplicar a Equação 3.1 e iremos encontrar um fator de formação igual a 5.

Apesar disso o trabalho de Archie mostrou que o fator de formação para um arenito

limpo com 20% de porosidade é de aproximadamente 20. Isso significa que o caminho

da corrente elétrica deve ser muito mais tortuoso que capilares paralelos que foram

admitidos como exemplo. A porosidade é distribuída entre os grãos e capilares de

comprimento muito maior que o comprimeto L da amostra. A área efetiva de passgem

da corrente também deve ser menor que a multiplicação da porosidade pela seção

transversal da amostra.

Com isso Archie chegou a um resultado empírico que correlaciona o fator de for-

mação e a porosidade, como mostra a Equação3.4.

F =
1

� m
; (3.4)

Em que:

• m é o coeficiente de cimentação.

O termo coeficiente de cimentação (m) e determinado pelo tipo e nível do cimento que

unem os grãos da rocha e geralmente variam de 1,3 até 3.
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Uma forma mais geral da fórmula de Archie é mostrada na Equação 3.5.

F =
a

� m
: (3.5)

O termo a é uma constante que pode ser determinada empiricamente, um valor

diferente que 1 algumas vezes pode ser apropriado para compensar variações quanto

a compactação, estrutura dos poros e distribuição dos tamanhos dos grãos em relação

a F e � . Geralmente a assume valores que podem variar de 0,6 a 1 (SERRA et al., 1984).

Um conceito que auxilia a entender os problemas de interpretação de perfis e o do

fator de formação de resistividade aparente (Fa) que pode ser calculado pela Equação

3.6:

Fa =
Rt

Rw
; (3.6)

Em que Rt é a resistividade medida por uma ferramenta de investigação profunda.

Caso a formação esteja completamente saturada com água, Rt será igual a R0, e as-

sim o fator de formação derivado da porosidade (F� ) sera igual a Fa. Caso a formação

tenha uma saturação de hidrocarboneto e água, a resistividade medida (Rt ) será me-

nor que a resistividade da rocha 100% saturada em água (R0). Pois o hidrocarboneto

é resistivo.

O conhecimento da saturação de água e muito importante na prospecção de pe-

tróleo e é uma das informaçães básicas obtidas da perfilagem de poço. A saturação

de água pode ser calculada pela Equação 3.7:

Sw =
� w

� total
; (3.7)

Em que:

• � w é o volume poroso preenchido pela água;

• � total é o volume poroso total.

Elevando ao quadrado a Equação 3.7 encontramos a Equação 3.8.

S2
w =

� 2
w

� 2
total

: (3.8)

Usando a Equação 3.4 e 3.1 podemos encontrar a Equação 3.9 e 3.10:
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� 2
w =

Rw

Rt
; (3.9)

� 2
total =

Rw

R0
: (3.10)

Reescrevendo a Equação 3.8 encontramos:

S2
w =

Rw
Rt
Rw
R0

=
R0

Rt
: (3.11)

Uma maneira mais geral de expressar essa equação é usar o termo n, chamado

expoente de saturação ao lugar do número 2. Assim teremos:

Sn
w =

R0

Rt
=

FRw

Rt
: (3.12)

Substituindo a Equação 3.5 em 3.12 encontramos a forma mais geral da equação

de Archie:

Sn
w =

aRw

� mRt
: (3.13)

3.2 Arenitos Argilosos

Em seus experimentos Archie (1942) encontrou Equação 3.1, onde a resistividade

da rocha saturada 100% (R0) com água dividida pela resistividade da água (Rw) pre-

sente nos poros da rocha é constante para arenitos limpos que corresponde a Equa-

ção 3.5.

Esta relação não é sempre constante e normalmente o fator formação decresce

com o aumento do teor de argila em arenitos. Nos ensaios laboratoriais a resistência

da água da formação (Rw) é conhecida assim esse efeito é causado pela diminuição

de R0 (AWAD, 2010).

O conteúdo de argila presente em arenito causa um acréscimo na condutividade

elétrica da formação. As argilas atuam como um condutor da corrente elétrica na

matriz da rocha em um caminho paralelo a água da formação. O contato da água

disassocia a argila em ions positivos condutivos e a matriz estacionária negativa. Os

ions positivos possuem uma pequena mobilidade adjacente a matriz carregada nega-
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tivamente.

A capacidade da argila afetar a a resistividade da formação depende da quanti-

dade e estrutura química (DALKHAA, 2005).

Considerando a Equação 3.1, podemos reescrever de uma forma mais genérica

criando um termo para o incremento de condutividade devido a presença de argila,

mostrado na Equação 3.14

1
R0

=
1

FRw
+ X; (3.14)

Em que:

• X é o acréscimo de condutividade devido a presença de argila.

A Figura 16 mostra um gráfico condutividade da rocha saturada 100% com água da

formação versus condutidade da água da formação para um arenito limpo e arenito

argiloso, atentar para o acrescimo X causado pela presença de argila.

Figura 16: Interferência da argila na resistividade da formação adaptado de Glover

(2011).

Os modelos para arenitos argilosos são divididos em dois grandes grupos.

No modelo iônico de duas camadas a condutividade do componente folhelho é

função da capacidade de troca iônica e abundância de cada tipo de argila presente

na rocha. Esta troca de iôns ocorre principalmente na superfície das argilas portanto
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o fenômeno de condutividade duas camadas está mais relacionado com a superfície

livre das argilas do que o volume de argila, portanto grãos finos possuem uma contri-

buição muito maior comparado a grãos grandes. Os meios de estimar a presença de

argila podem no máximo quantificar o volume presente, não tendo ainda capacidade

de especificar a variação mineralógica ou tamanho de grãos.

O modelo mais antigo considera o arenito argiloso como um modelo condutivo ho-

mogêneo e desenvolve equações de condutividade baseada na fração volumétrica de

argila presente no arenito. Apesar da simplificação do modelo físico de condutividade

da corrente elétrica as equações resultam em boas aproximações para saturação de

água. Estas equações são largamente usadas pela simplicidade e os parâmetros de

entrada podem ser obtidos através de perfis geofísicos. Os modelos que foram utiliza-

dos são:

• Hossin (1960) estudou perfis de poços e testemunhos para propor seu modelo,

adicionando a equação da condutividade em rochas um termo referente a trans-

missão de corrente devido a presença de argila;

• Simandoux (1963) propôs um modelo para cálculo da saturação de água em

arenitos argilosos com base em medições feitas em laboratório usando misturas

homogêneas de areia e montmorilonita;

• Bardon & Pied (1969) desenvolveu seu modelo estudando perfis de poços e

amostras de reservatórios de campos do Sahara;

• Poupon & Leveaux (1971) desenvolveram seu modelo estudando dados de campo

da Indonésia, por isso esse modelo também ficou conhecido como fórmula Indo-

nésia. As rochas possuiam com alto grau de argilosidade e a água da formação

com baixa salinidade;

• Worthington (1985) fez uma revisão dos modelos que já haviam sido publicados

e propôs um novo modelo de melhor ajuste nos dados disponíveis em literatura.

A Tabela 4 mostra os principais modelos para cálculo da saturação de água em areni-

tos argilosos (DALKHAA, 2005).
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Tabela 4: Modelos para cálculo de saturação de água.
Modelo Fórmula

Hossin (1960) 1
R t

=
1

R w
F Sn

w + V 2
sh

1
Rsh

Simandoux (1963) 1
R t

=
1

R w
F Sn + Vsh

1
Rsh

Bordon & Pied (1969)
q

1
R t

=

r
1

R w
F S

n
2

w + Vsh

q
1

Rsh

Poupon & Leveaux (1971)
q

1
R t

=

r
1

R w
F S

n
2

w + V
1�

Vsh
2

sh

q
1

Rsh
S

n
2

w

Worthington (1985)
q

1
R t

=

r
1

R w
F S

n
2

w + Vsh

q
1

Rsh

Em que:

• Rt é a resistividade profunda medida em ohm.m;

• Rsh é a resistividade do conteúdo de argila presente no arenito em ohm.m;

• Rw é a resistividade da água da formação em ohm.m;

• F é o fator de formação que pode ser calculado pela Equação 3.5;

• n é o coeficiente de saturação;

• V sh é o conteúdo de argila;

• Sw é a saturação de água.
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4 Metodologia

Os dados utilizados e os métodos empregados no estudo serão apresentados

neste capítulo.

4.1 Dados

Os dados utilizados foram perfis geofísicos de poços, um perfil sintético foi gerado

a partir de um programa em Matlab desenvolvido pelo professor Doutor Jadir Silva.

Dados cedidos pela Petrobras liberados pela Agência Nacional de Petróleo, Gás

Natural e Biocombustíveis (ANP) denominados Campo Escola de Namorado foram

utilizados.

O poço NA02 foi escolhido por ter um maior número de análise laboratorial de

porosidade e análise sequencial de testemunhos, cinco perfis geofísicos foram utiliza-

dos: sônico (DT), raios gama (GR), resistividade (ILD), nêutrons (NPHI) e densidade

(RHOB).

4.2 Métodos

Para se calcular a saturação de água da formação é preciso conhecer m, o co-

eficiente de cimentação, a o fator de tortuosidade, n expoente de saturação e Rw a

resistividade da água da formação.

Caso esses valores sejam estimados erroneamente irá resultar em um cálculo

incorreto da saturação de água e consequentemente da reserva de hidrocarboneto.

Idealmente estes parâmetros deveriam ser obtidos através de análise laboratorial de

amostras de rochas e fluidos retiradas do reservatório de estudo, isto não ocorre com

tanta frequência, principalmente em estágios inicias de um novo campo exploratório,

esses estudos demandam muito tempo e altos recursos financeiros. Ainda existe a
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possibilidade de uma amostra do reservatório não ser bem representativa de todo ele

Ellis (2007).

É comum assumir os valores de m e n como 2, para reservatórios areníticos, mas

uma melhor aproximação para estes parâmetros pode ser realizada usando gráficos

de dispersão resistividade versus porosidade.

4.2.1 Grá�co de Hingle

Hingle (1959) propôs um método baseado em dados de perfil resistivo e na po-

rosidade que permite o cálculo da saturação de água diretamente de um gráfico de

disperção da porosidade versus resitividade.

Hingle rearranja a equação de Archie da seguinte forma:

Partindo do fator formação definido por Archie e mostrado na Seção 3.1:

F =
R0

Rw
=

a
� m

(4.1)

Isolando a porosidade (� ) na Equação 4.1 iremos encontrar:

� =
� a

F

� 1
m

=
�

a
� R0

Rw

�� 1
m

(4.2)

Como mostrado na Seção 3.1, temos:

Sn
w =

R0

Rt

Isolando a resistividade da zona saturada 100% com água (R0) e substituindo na

Equação 4.2 encontramos como resultado:

� =
�

a
� RtSn

w

Rw

�� 1
m

(4.3)

Reorganizando:

� =
�

a
� Sn

w

Rw

�� 1
m

� (Rt )
1
m (4.4)

A Equação 4.4 irá descrever um conjunto de retas partindo de uma origem em

comum, como mostra a Figura 17.
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Figura 17: Gráfico de Hingle (ATLAS, 1982).

No gráfico teremos retas de saturação de água constante. A origem em comum é

chamada de ponto da matriz porque representa o ponto de porosidade igual a zero.

A reta de saturação de água igual a 100% pode ser desenhada partindo do ponto

de matriz e passando pelos pontos que se localizam mais acima do gráfico de disper-

são. A inclinação dessa reta define a resistividade da água da formação, que pode ser

calculada por:

Rw =
R0

F
(4.5)

A Equação 4.5 pode ser utilizada em qualquer ponto na linha de saturação de água

igual a 100%.

As linhas de saturação de água diferente de 100% podem ser determinadas usando

Archie:
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Rt =
R0

S2
w

(4.6)

Reorganizando:

Sw =

s
R0

Rt
(4.7)

No gráfico de Hingle quando a resistividade total (Rt ) for igual a 4 vezes a re-

sistividade da formação 100% saturada com água teremos a reta saturação de água

igual a 50%, com Rt = 11 � R0 encontramos a reta saturação de água igual a 30% e

Rt = 25 � R0 encontramos a reta saturação de água igual a 20%.

As vantagens do método de Hingle são:

Permite o cálculo da resistividade da água da formação, e avaliar qualitativamente

a saturação da formação relacionando com a proximidade das retas de saturação

constante.

Podemos plotar no gráfico de Hingle os perfis sônico, neutrônico ou de densidade

diretamente ao invéz da porosidade, isso auxilia a prever os valores da velocidade do

som e densidade da matriz atravéz do ponto da matriz.

Como desvantagem temos que assumir os valores dos coeficientes de tortuosi-

dade, saturação e cimentação (ATLAS, 1982).

4.2.2 Grá�co de Pickett

Pickett (1966) reorganizou a Equação de Archie, primeiramente isolando a resisti-

vidade total da formação (Rt ):

Rt =
aRw

� mSn
w

(4.8)

Aplicando a função logaritmica de base 10 nos dois lados da Equação 4.8:

log(Rt ) = � m log(� ) + log( aRw) � n log(Sw) (4.9)

Considerando a saturação de água igual a 100% a Equação 4.9 reduz para:
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log(Rt ) = � m log(� ) + log( aRw) (4.10)

A Equação 4.10 representa uma reta em um gráfico resitividade total versus poro-

sidade em escala log-log.

O negativo da inclinação da reta definida pela Equação 4.10 será igual ao coefici-

ente de cimentação.

A reta saturação de água igual a 100% inercepta � = 100% no valor numérica-

mente igual a aRw , assumindo a = 1 podemos calcular a resistividade da água da

formação.

As outras retas de saturação de água constantes serão paralelas a reta saturação

de água igual a 100%, a distância perpendicular entre estas retas de saturação de

água constantes irão depender da parcela n log(Sw) presente na Equação 4.9.

Figura 18: Gráfico de Pickett (GREENGOLD et al., 1986).

Como vantagem o gráfico de Pickett permite o cálculo do coeficiente de cimenta-
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ção e resistividade da água da formação e permite avaliar qualitativamente a saturação

de água de acordo com a proximidade das retas de saturação de água constantes.

Por esse método ainda temos que assumir um valor para o coeficiente de satura-

ção e tortuosidade.

4.2.3 Grá�co de Sanyal & Ellithorpe

Como mostrado por Sanyal & Ellithorpe (1978) partindo da Equação 3.13 de Archie

e tomando o logaritmo em ambos os lados, chegaremos na Equação 4.11.

n log(Sw) = log( aRw) � m log(� ) � log(Rt ): (4.11)

Rearranjando iremos encontrar:

log(Rt ) = � m log(� ) + log( aRw) � n log(Sw): (4.12)

Considerando o reservatório próximo do poço com propriedades petrofísicas cons-

tantes, temos que m, a e Rw na Equação 4.12 são constantes em uma determinada

porção do reservatório atravessada pelo poço.

Se ainda considerarmos apenas a zona saturada 100% com água da formação, a

Equação 4.12 reduz para:

log(Rt ) = � m log(' ) + log( aRw): (4.13)

Se construirmos um gráfico com o logaritmo de Rt versus o logaritmo da poror-

sidade (� ) para uma zona completamente saturada com água devemos encontrar os

pontos em uma tendência de inclinação de � m e interceptando a reta de � = 1 numé-

ricamente igual a log(aRw).

Em zonas onde ocorre saturação de água irredutível Swi temos que:

Swi � � = D; (4.14)

Em que:

• D é uma constante.
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Quando � cresce, Swi decresce, por isso o produto permanece constante em zonas

de saturação de água irredutível. Para estas zonas podemos reescrever a Equação

4.12 da seguinte forma:

log(Rt ) = � m log(� ) + log( aRw) � n log(Swi ): (4.15)

Substituindo a Equação 4.14 na Equação 4.15:

log(Rt ) = � m log(� ) + log( aRw) � n log(
D
�

): (4.16)

Rearranjando:

log(Rt ) = � m log(� ) + log( aRw) � n log(D) + n log(� ): (4.17)

Ainda podemos escrever:

log(Rt ) = ( n � m) log(� ) + log(
aRw

D n
): (4.18)

Podemos considerar que para uma porção do reservatório com saturação de água

irredutível atravessada pelo poço as propriedades petrofísicas do reservatório como

m, a, D e Rw são constantes. A Equação 4.18 mostra que se construirmos um gráfico

usando escalas logaritmicas de Rt versus � os pontos que correspondem a zonas com

saturação de água irredutível teram uma tendência a uma reta de inclinação (n � m)

e irá interceptar a reta � = 1 em aRw
D n .
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Figura 19: Gráfico log-log Resistividade e porosidade (DALKHAA, 2005).

Sendo assim temos:

m = � � AB ; (4.19)

n = � AC + m; (4.20)

Em que:

• � AB é a inclinação da reta AB;

• � AC é a inclinação da reta AC.

Para determinar os parâmetros m e n seguimos os seguintes passos determinados

por Chantsalmaa (2005):

1. Construir o gráfico Rt versus � em escala log-log;

2. Assumindo a = 1 , encontre o ponto � = 1 onde Rt = Rw . Este é o ponto B;

3. Desenhe uma linha que melhor ajuste nos pontos de saturação de água igual a

100% ligando o ponto B;
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4. Encontre o ponto A na linha onde � é numericamente igual a D definido na

Equação 4.14;

5. Trace uma linha que inicie no ponto que melhor represente a saturação de água

irredutível, este é o ponto C, até o ponto A. Esta é a linha AC;

6. O negativo da inclinação na reta AB é igual ao coeficiente de cimentação m,

como mostra a Equação 4.19;

7. A inclinação da reta AC é igual ao valor de (n � m), como mostra a Equação

4.19.

Este método possui a vantagem de oferecer meios para avaliar os coeficientes de

cimentação, saturação e também a resistiviade da água da formação.

Podemos avaliar qualitativamente a saturação de água pela distância dos pontos

das retas de saturação de água constantes.

Como desvantagem este método não permite o cálculo do coeficiente de tortuosi-

dade.

4.3 Programa do Prof. D.Sc Jadir Silva

Este programa, desenvolvido em MatLab, foi utilizado para gerar perfis de poço

sintéticos.

Para gerar os perfis é necessário entrar com a composição mineralógica e fluido

presente nos poros da rocha, lembrando que o somatório de todos os componentes

devem ser igual a 1.

O programa utiliza as características físicas e químicas de cada mineral e fluido

presente nos poros levando em consideração a abundância relativa de cada um dos

componentes.

Por meio de cartas, elaboradas pelas empresas que trabalham com perfilagem

são feitas correções para condições de poço.

A mesma metodologia utilizada em perfis de poço real foi aplicada nos perfis de

poço sintético com o objetivo de estudar se a saturação de água encontrada está de

acordo com a saturação de água usada como dado de entrada para gerar os perfis.
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4.4 Cálculo dos parâmetros da Equação de Archie por
regressão apartir de uma curva de saturação ob-
servada

Este programa foi desenvolvido em MatLab pelo Prof. D.Sc Abel Carrasquilla,

como entrada são utilizados dados de perfis de poço, porosidade e saturação de água

observada, como resultado temos o cálculo dos coeficientes de formação, cimentação,

tortuosidade, resistividade da água da formação e saturação de água usando o modelo

de Archie.

Para o cálculo da saturação de água o programa trabalha com a equação de Archie

na forma mostrada pela Equação 4.21:

logSw =
� 1

n

�

(log a + log Rw � logRt � m log� ) (4.21)

Na implementação o programa inicia assumindo os valores a = 1;m = 2;n = 2

e Rw = 0; 01 ohm.m, a saturação de água é calculada e comparada com o valor

observado.

O algoritmo utiliza uma regularização para tornar o problema estável e a cada

passo um ajuste é feito nos parâmetros de Archie para aproximar a saturação de água

calculada a saturação de água observada.
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SIMANDOUX, 1963; WINTER et al., 2007; WORTHINGTON et al., 1985)
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5 Resultados e Análises

Neste capítulo apresenta-se os resultados obtidos através da metodologia descrita

no capítulo anterior. Foram usados dados de perfis de poço sintético e perfis do poço

NA02 do Campo de Namorado.

5.1 Per�s Sintético

Utilizando o programa em MatLab do Professor Jadir C. Silva da Universidade

Federal do Rio de Janeiro foram gerados curvas sintéticas de Raios Gama, Sônico e

Resistividade, a Figura 20 mostra estes perfis.

Figura 20: Perfis sintéticos.

A Figura 21 mostra o perfil de porosidade neutrônica, identificando cada camada.
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Figura 21: Disposição das zonas do reservatório.

A Tabela 5 mostra os dados completos utilizados como entrada no programa para

gerar cada camada.

A Tabela 6 mostra a porosidade, saturação de água (Sw), óleo (So) e gás (Sg)

obtida com a composição de cada camada de arenito mostrada na Tabela 5.

Tabela 6: Dados de entrada para perfis sintéticos.
Arenito A B C D E F G H I J

Porosidade 0,015 0,2 0,1 0,05 0,2 0,1 0,05 0,2 0,1 0,05

Sw 0,533 0,25 0,25 0,25 0,75 0,75 0,75 1 1 1

So 0,466 0,75 0,75 0,75 0,25 0,25 0,25 0,0 0,0 0,0

Sg 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

O objetivo da escolha destes parâmetros é simular um reservatório de óleo com

uma saturação de água irredutível igual a 25% na zona superior, uma zona de transi-

ção com saturação de água igual a 75% e um aquífero com saturação de água 100%.

A porosidade varia de 0,05 até 0,2 nestas três zonas. A Figura 21 mostra a disposição

dos arenitos mostrados na Tabela 6.

A porosidade efetiva foi calculada a partir do perfil sônico pela Equação 2.13, con-

siderando as velocidades na matriz e no fluido igual a 50 e 200 microsegundos por
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metro. Usando correção para conteúdo de argila, sendo este calculado pelo modelo

de Larionov para rocha consolidadas e antigas, Equação 2.2. A Figura 22 mostra

uma comparação entre a porosidade calculada e a porosidade considerada real de

laboratório.

Figura 22: Porosidade do arenito.

A média da porosidade real no intervalo 15-165 metros é igual a 10%, enquanto

que a porosidade efetiva calculada teve uma média de 9,5%. Podemos perceber que

o modelo usado para o cálculo da porosidade obteve boa aproximação em todo o

intervalo.

Seguindo os sete passos descritos na Seção 2.3 começamos plotando um gráfico

de resistividade versus porosidade efetiva calculada e encontramos o ponto B que é

a interseção entre a linha de porosidade igual a 1 e a linha que passa pelos pontos

de saturação de água igual a 100%. Pela posição do ponto B encontramos o valor

da resistividade da água da formação (Rw). A Figura 23 mostra essa etapa. Nesta

primeira aproximação para a Rw encontramos uma valor de 0,04 ohm.m.
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Figura 23: Determinação da resistividade da água da formação.

Usando a Equação 3.13 de Archie com coeficiente de cimentação (m) igual a 2,

coeficiente de saturação igual (n) igual a 2, coeficiente de tortuosidade (a) igual a 1 e

resistividade da água da formação igual a 0,04 ohm.m, plotamos a saturação de água

que corresponde a Figura 24.

Figura 24: Saturação de água calculada pela equação de Archie usando parâmetros

padrões.
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De maneira qualitativa podemos determinar a zona de saturação de água irredutí-

vel que encontra-se na profundidade de 30 metros até 75 metros.

Usando a Equação 4.14 podemos determinar o valor de D médio para este inter-

valo que é igual a 0,03.

Seguindo os passos, construimos novamente um gráfico em escala logarítmica da

resistividade versus porosidade, traçamos a reta BC ligando o ponto B ao ponto C

que tem maior representação de pontos com saturação de água irredutível que são os

pontos de maior resistividade, esta reta é representa pela cor verde.

A linha vermelha se inicia no ponto B e deve passar pelos pontos que representam

a saturação de água igual a 100%. O encontro dessa linha com a reta porosidade

igual a D = 0,03 é o ponto A. A linha amarela AC foi feita ligando os pontos A e C. A

Figura 25 mostra esse gráfico.

Figura 25: “Croosplot” dados sintético.

De a cordo com a Equação 4.19, o valor absoluto da inclinação da reta AB é igual

ao coeficiente de cimentação (m).

Pela Equação 4.20, o coeficiente de saturação (n) é igual a soma da inclinação da

reta AC com o coeficiente de cimentação.

Os valores encontrados foram: coeficiente de cimentação igual a 1,93, resistivi-
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dade da água da formação igual a 0,04 ohm.m e coeficiente de saturação igual a 2,8.

Então foi calculada a saturação de água usando os modelos de Archie, Siman-

doux, Poupon & Leveaux, Worthington e Bardon & Pied usando os parâmetros pa-

drões e os calculados pelo “crossplot”. A Figura 26 mostra o cálculo com os parâme-

tros padrões comparado com a saturação de água real.

Figura 26: Cálculo da saturação de água por diversos modelos usando parâmetros

padrões.

Na Figura 26 podemos notar que o modelo de Archie teve uma melhor aproxima-

ção junto com o modelo de Poupon & Leveaux. Na zona de saturação de água irredu-

tíuvel a precisão foi muito boa, exceto para os modelos de Simandoux e Worthington.

Nas zonas intermediária e no aquífero Archie teve uma excelente aproximação, os

outros modelos subestimaram a saturação de água

A Figura 27 mostra o cálculo da saturação de água usando os parâmetros encon-

trados pelo “crossplot” e comparando o valor real com o valor calculado para vários

modelos.
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Figura 27: Cálculo da saturação de água por diversos modelos usando parâmetros

“crossplot”.

Na Figura 27 é notavel que houve uma melhora na aproximação do modelo de

Simandoux. Nas zonas intermediária e aquífero tivemos um aumento da saturação de

água calculada em todos os modelos, resultando em um melhor ajuste.

A Tabela 7 mostra a média das saturações de água para diferentes zonas de

acordo com a Figura 26.

Tabela 7: Média da saturação de água calculada usando parâmetros padrões.
Modelos Zona de Óleo Zona Intermediária Zona de Água

Sw Real 0,25 0,75 1

Sw Archie 0,26 0,78 0,99

Sw Simandoux 0,0 0,17 0,41

Sw Poupon & Leveaux 0,19 0,56 0,80

Sw Worthington 0,03 0,43 0,75

Sw Bardon & Pied 0,18 0,53 0,73

A Tabela 8 mostra a média das saturações de água para diferentes zonas de

acordo com a Figura 27.
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Tabela 8: Média da saturação de água calculada usando parâmetros obtidos pelo

“crossplot”.
Modelos Zona de Óleo Zona Intermediária Zona de Água

Sw Real 0,25 0,75 1

Sw Archie 0,36 0,79 0,98

Sw Simandoux 0,36 0,49 0,65

Sw Poupon & Leveaux 0,29 0,63 0,81

Sw Worthington 0,05 0,51 0,76

Sw Bardon & Pied 0,28 0,61 0,78

Usando os parâmetros do “crossplot” houve uma melhora na aproximação, que foi

boa para a zona de óleo exceto para o modelo de Worthington. Na zona de transição

e aquífero a saturação de água foi subdimensionada exceto o modelo de Archie, com

a aplicação dos parâmetros do “crossplot” houve uma melhora mais ainda não obteve

uma boa aproximação para estas duas zonas usando os modelos de Simandoux e

Worthington.

A Tabela 9 mostra os parâmetros padrões e os obtidos pelo método gráfico, que

foram usados no cálculo da saturação de água no dado sintético.

Tabela 9: Parâmetros padrões e calculados pelo “crossplot”.
Método a m n Rw (ohm.m)

Padrão 1 2 2 0,04

“Crossplot” 1 1,93 2,8 0,04

A Figura 28 mostra a influência o valor de n na saturação de água, que favoreceu

uma melhora no ajuste da saturação de água calculada.
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Figura 28: Relação entre coeficiente de saturação e saturação de água calculada

usando Archie (ADISOEMARTA et al., 2001).

5.2 Poço NA02

A Figura 29 mostra os perfis Raios Gama, Neutrônico, Densidade e Resistividade

corridos no poço NA02, o intervalo perfilado foi 1975 até 3173 metros de profundidade.

Figura 29: Perfilagem no poço NA02.

Qualitativamente podemos notar um possível reservatório de hidrocarbonetos no
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intervalo 3020 até 3060 metros de profundidade, devido a valores baixos de raios

gama e resistividade alta.

O arenito Namorado é arcoseano, portanto mesmo sem a presença de argila os

valores do perfil raios gama são altos. Na zona de interesse temos uma média de 50

ºAPI, dentro dessa zona temos valor mínimo de 38 ºAPI, esse valor é assumido como

linha base para o arenito arcoseano limpo, valores de raios gama acima de 38 ºAPI

são devido a presença de argila, o valor máximo que representa um folhelho é 107,5

ºAPI.

Nesse intervalo de interesse calculamos a porosidade efetiva usando correção

para conteúdo de argila. O conteúdo de argila foi calculado pelo modelo de Larionov

para rocha pré-terciárias pela Equação 2.2.

A porosidade foi calculada usando o perfil de densidade e o perfil neutrônico pela

Equação 2.11. A Figura 30 mostra estes resultados e compara com dados de porosi-

dade analisados por testemunho.

Figura 30: Porosidade efetiva calculada intervalo 3020 até 3060 metros do poço NA02.

A média da porosidade efetiva calculada é de 23,2 % enquanto que os resultados

de testemunho tiveram uma média de 27 %, mostrando uma boa aproximação do

modelo para cálculo da porosidade.
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Seguindo os sete passos descrito na Seção 2.3, começamos plotando um gráfico

de resistividade versus porosidade efetiva calculada e encontramos o ponto B que é

a interseção entre a linha de porosidade igual a 1 e a linha que passe pelos pontos

de saturação de água igual a 100%. Pela posição do ponto B encontramos o valor da

resistividade da água da formação. A Figura 31 mostra essa etapa. Nesta primeira

aproximação para a Rw encontramos uma valor de 0,02 Ohm.m. Foi feito também uma

primeira estimativa do valor de m pela inclinação da reta motrada na Figura 31, como

resultado encontramos 3,2.

Figura 31: Determinação da resistividade da água da formação poço NA02.

O próximo passo foi calcular a saturação de água usando a Equação 3.13 de

Archie com coeficiente de cimentação (m) igual a 3,2, coeficiente de saturação igual a

2, coeficiente de tortuosidade (a) igual a 1 e resistividade da água da formação igual

a 0,02 ohm.m. O resultado é mostrado na Figura 32
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Figura 32: Provável intervalo de saturação de água irredutível no poço NA02.

Calculamos uma média para o parâmetro D usando a Equação 4.14 no intervalo

de 3040 até 3055 metros de profundidade. O resultado encontrado é numéricamente

igual a 0,03.

Seguindo os passos construimos novamente um gráfico em escala logarítmica da

resistividade versus porosidade, traçamos a reta BC ligando o ponto B ao ponto C

que tem maior representação de pontos com saturação de água irredutível que são os

pontos de maior resistividade. Esta reta é representa pela cor verde.

A linha vermelha se inicia no ponto B e deve passar pelos pontos que representam

a saturação de água igual a 100%. O encontro dessa linha com a reta porosidade D

= 0,03 é o ponto A. A linha amarela AC foi feita ligando os pontos A e C. A Figura 33

mostra esse gráfico.
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Figura 33: “Crossplot” poço NA02.

Os valores dos parâmetros m e n encontrado pelas Equações 4.19 e 4.20 respec-

tivamente foram igual 2,4 e 3 a resistividade da água da formação igual a 0,02 ohm.m.

A Tabela 10 mostra estes resultados:

Tabela 10: Parâmetros padrões e calculados pelo “crossplot”.
Método a m n Rw (ohm.m)

Padrão 1 2 2 0,02

“Crossplot” 1 2,4 3 0,02

Foi calculada a saturação de água usando os modelos de Archie, Simandoux,

Poupon & Leveaux, Worthington e Bardon & Pied usando os parâmetros padrões e os

calculados pelo “crossplot” a Figura 34 mostra os resultados obtidos.
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Figura 34: Camparação do cálculo da saturação de água poço NA02.

A saturação de água apresenta valores bastante distintos quando alteramos os

modelos e os parâmetros de cálculo. A Tabela 11 mostra a média para o intervalo de

interesse.

Tabela 11: Média da saturação de água para vários modelos do poço NA02.
Modelos Sw Parâmetros Padrões Sw Parâmetros “Crossplot”

Archie 0,26 0,42

Simandoux 0,18 0,34

Bardon & Pied 0,24 0,41

Worthington 0,17 0,33

Poupon & Leveaux 0,22 0,39

Pode-se notar pela Figura 34 e pela Tabela 11 que os valores para saturação

de água usando parâmetros padrões são inferiores quando usamos os parâmetros

obtidos pelo “crossplot” em todos os modelos utilizados, mostrando como a escolha

destes parâmetros podem influenciar no cálculo da saturação de água.

A Tabela 12 compara, na primeira coluna, percentualmente a variação da satu-

ração de água média calculada usando Archie (parâmetros padrões) com os outros

modelos (parâmetros padrões).
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Na segunda coluna compara Archie (parâmetros “crossplot”) com outros modelos

parâmetros “crossplot”.

Na última coluna temos a comparação da saturação de água entre cada modelo

usando os parâmetros padrões e os calculados pelo “crossplot”.

Podemos notar que a diferença percentual é menor na primeira e segunda co-

luna, onde comparamos os diferentes modelos, sem alterar os parâmetros. A maior

diferença percentual esta na última coluna quando comparamos os mesmos modelos

usando diferentes parâmetros.

Tabela 12: Comparação da média da saturação percentual.
Diferença percentual entre a saturação de água calculada entre:

Modelos Archie (padrão) Archie (“crossplot”) “Crossplot” e Padrões

Archie 0% 0% 62%

Simandoux 31% 19% 89%

Bardon & Pied 7% 2% 71%

Worthington 35% 21% 94%

Poupon & Leveaux 15% 7% 77%

Não obteve-se informação da real saturação de água presente na formação para

comparar com os resultado obtidos e também não há informação dos coeficientes de

cimentação, saturação, tortuosidade e resistividade da água da formação para relaci-

onar com os valores encontrados pelo “crossplot”.

A Figura 35 mostra o resultado do cálculo da saturação de água para todo o in-

tervalo perfilado do poço NA02. É notável que a saturação de água é menor quando

usamos os parâmetros padrões em todos os modelos estudados.
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Figura 35: Saturação de água poço NA02 todo intervalo perfilado.

A Figura 36 abaixo mostra a profundidade que foi detectado óleo durante a perfu-

ração pelo estudo dos cascalhos presentes no fluido de perfuração, o intervalo 3041,8-

3054,1 metros houve uma constância bem representativa da presença de hidrocarbo-

netos, podendo ser caracterizado como a zona de óleo.
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Figura 36: Análise sequêncial de testemunhos poço NA02.
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Comparando a Figura 36 e a Figura 35 percebe-se que o resultado da saturação

de água usando os parâmetros do “crossplot” estão mais compatíveis encontrando

uma zona de óleo no intervalo 3035-3055 metros de profundidade e outra zona de

óleo no intervalo 3090-3115 metros de profundidade.

Usando os parâmetros padrões no cálculo da saturação de água encontramos

uma zona de óleo 3035-3120 metros de profundidade para os modelos de Archie,

Simandoux e Bardon & Pied, nos modelos de Poupon & Leveaux e Worthington a

saturação de água é ainda menor não identificando em todo intervalo perfilado uma

zona com saturação de água igual 100%.

5.2.1 Comparação dos resultados obtidos na zona de óleo

Os perfis da zona de interesse, 3032-3060 metros de profundidade, do poço NA02

foram usados em um programa desenvolvido no MatLab pelo Prof. D.Sc. Abel Carra-

quilla para cálculo dos parâmetros de Archie usando regressão, apartir de uma curva

de saturação observada.

A Tabela 13 compara os parâmetros encontrados usando regressão e usando o

método gráfico.

Tabela 13: Parâmetros encontrados pelos métodos gráfico e regressão.
Método a m n Rw (ohm.m) Sw Média

Gráfico 1 2,4 3 0,02 25,831

Regressão 1 2,2671 2,9587 0,0142 25,859

A Figura 37 mostra o resultado obtido por este programa.
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Figura 37: Comparação de resultados.

Em asterisco azul temos a saturação de água calculada por Archie usando os

parâmetros do “crossplot”, que foi usada como dados observados.

Em vermelho temos a saturação de água calculada usando Archie com os parâ-

metros calculados por regressão. A regressão é feita com base na curva representada

pelos asteriscos azuis.

Na Figura 37 pode-se notar a excelente aproximação, mostrando a eficiência do

programa para ajustar os parâmetros de Archie dado uma curva de saturação de água

observada, apesar de haver uma diferença entre os parâmetros calculados mostrados

na Tabela 13.
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6 Conclusões

Apresenta-se neste capítulo as conclusões e sugestões para trabalhos futuros.

6.1 Conclusões

O objetivo do trabalho foi estudar a saturação de água através da perfilagem de

poço, para tal um programa em MatLab foi desenvolvido para o cálculo dessa satura-

ção de água usando os modelos de Archie, Simandoux, Poupon & Leveaux, Worthing-

ton e Bardon & Pied. Para inferir os parâmetros coeficiente de saturação, coeficiente

de cimentação e resistividade da água da formação, foi utilizado o método gráfico de

Sanyal & Ellithorpe.

A metodologia foi aplicada inicialmente em dados sintéticos calculados com o pro-

grama do Prof. D.Sc Jadir da Silva e depois nos dados do poço NA02 do campo de

Namorado, os resultados foram comparados com o programa desenvolvido pelo Prof.

D.Sc. Abel Carrasquilla como também com a análise sequencial de testemunhos.

Ao aplicar a metodologia nos dados sintéticos tivemos um bom resultado para

o cálculo da porosidade, a saturação de água calculada teve um ótimo ajuste para

o modelo de Archie, quando comparamos os resultados obtidos usando parâmetros

padrões e “crossplot” percebemos uma melhora principalmente para o modelo de Si-

mandoux.

Os resultados encontrados para o poço NA02 tiveram um ótimo ajuste para a po-

rosidade, como pode ser observado na Figura 30 o que já foi um bom começo para a

aplicação da metodologia.

O coeficiente de cimentação e de saturação tiveram um aumento de 20% e 50%

respectivamente, comparando o padrão e o calculado pelo “crossplot”, isso causou

um aumento representativo da saturação de água.

Essa diferença nestes coeficientes resultaram em uma saturação de água maior
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que a calculada anteriormente usando os parâmetros padrões em todos os modelos

estudados.

Infelizmente não temos como comparar as saturações encontradas com resultados

de ensaios laboratoriais e definir qual foi o método que melhor se ajustou. A maneira

encontrada para fazer essa análise foi plotar a saturação de água para todo intervalo

perfilado e usar a carta de análise de testemunhos comparando os intervalos que

foram constatados presença de óleo com os intervalos onde a saturação de água deu

um valor mais baixo. Essa análise demostrou que o cálculo da saturação de água

usando os parâmetros padrões foi subestimado em todos os modelos testados.

A conclusão encontrada para o poço NA02 é que mais importante que a esco-

lha do modelo é a determinação correta dos parâmetros que irão ser utilizados, pois

a influência do modelo de cálculo de saturação de água foi inferior a influência da

alteração dos parâmetros usados nos cálculos, podemos observar isso na Tabela 12.

A saturação de água encontrada pelo modelo de Archie usando parâmetros do

“crossplot” foi usado como entrada como saturação de água observada no programa

em MatLab do Prof. D.Sc. Abel Carrasquilla, o programa gera como resultado os

parâmetros para cálculo da saturação de Archie que melhor se ajusta a saturação de

água observada. Estes parâmetros encontrados pelo programa foram próximos e o

resultado para saturação de água teve um erro muito pequeno.

Comparando o cálculo da saturação de água em todo intervalo perfilado e a aná-

lise sequencial de testemunhos podemos perceber que existe uma subestimação da

saturação de água quando usamos os parâmetros padrões principalmente nos mo-

delos de Poupon & Leveaux, Worthington e Bardon & Pied pois não são encontrados

nenhuma zona com saturação de água 100%.

O método gráfico de Sanyal & Ellithorpe conseguiu inferir de forma satisfatória os

parâmetros que foram usados no cálculo da saturação de água, já que este modelo

possui a vantagem de poder ser aplicado sem a necessidade de nenhuma informação

proveniente de amostras da formação, apenas com os dados obtidos da perfilagem de

forma simples, com a construção de um gráfico em escala logarítmica da resistividade

da formação versus porosidade.

Com o método de Sanyal & Ellithorpe podemos obter resistividade da água da

formação, coeficiente de cimentação e coeficiente de saturação. Estimando mais pa-

râmetros do que outros métodos que usam gráficos de dispersão resistividade versus

porosidade, como Hingle que permite o cálculo da resistividade da água da formação,
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ou o método de Pickett que podemos calcular resistividade da água da formação e

coeficiente de cimentação.

Durante a perfuração ou antes da existência de amostras do reservatório podemos

utilizar o método gráfico de Sanyal & Ellithorpe para obter os parâmetros utilizados no

cálculo da saturação de água, como mostrado por este trabalho esses parâmetros tem

grande influência no resultado final, utilizar uma ferramenta que possa estima-los irá

trazer uma melhor aproximação da saturação de água real para a calculada.
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6.2 Sugestões Para Trabalhos Futuros

A partir dos resultados obtidos com este trabalho é possível sugerir abordagens

para dar continuidade nessa pesquisa:

• Aplicação desta metodologia em perfis de poços que tenham resultados labora-

toriais da saturação de água, para ter uma confrontar os resultados obtidos com

um dado que seja mais próximo do real, verificando melhor a aplicabilidade do

método.

• Comparar resultados com “softwares” especialistas como PetroWorks, IP, Power-

Log, etc.

• Fazer correções para efeitos de poço;

• Usar métodos numéricos para gerar perfis sintéticos, o que pode auxiliar na in-

terpretação dos perfis reais.
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