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INTRODUCAO

O perfil sdnico é uma ferramenta de
perfilagem responsavel por medir a
vagarosidade (inverso da velocidade) de uma
onda mecénica que se propaga na formacéo
paralela ao poco. Esta onda € produzida por
uma fonte localizada na prdpria ferramenta,
que se encontra imersa no fluido de
perfuracéo, dentro do poco.

Como produtos principais, destacam-se 0s
registros de vagarosidade da onda-P (onda
compressional) e da onda-S (onda cisalhante)
em fungdo da profundidade. Neste trabalho,
recebem o nome de “DTP” e “DTS”,
respectivamente.

Estes registros sdo de grande utilidade para
a petrofisica e geofisica (conversdo
tempo/profundidade, correlacdo pogo/sismica,
inversdo sismica, analise de AVO, etc.).

A motivacdo para este trabalho foi adaptar
para 0s reservatorios brasileiros, um modelo
que permita a identificacdo de
hidrocarbonetos a partir dos dados do perfil
sbnico, tornando-o uma ferramenta (Util
também para a avaliagdo petrofisica do
reservatorio.

A velocidade de uma onda em uma
formacdo dependerd da composicdo de sua
matriz, de seu fluido, da porosidade, da
geometria dos poros e da pressdao a que a
rocha esta submetida.

O método empregado se propbe a
identificar uma mudanca significativa na
velocidade destas ondas considerando apenas
a mudanca no tipo de fluido presente na rocha
(nas condicdes de temperatura e pressédo do
reservatorio em questao).

A principal dificuldade de qualquer
método que tenha esta finalidade reside no
fato da velocidade de propagacédo da onda ser
muito maior nos solidos do que nos fluidos.
Como consequéncia, a diferenga percentual
na velocidade de propagacéo total da onda ao

longo da rocha devido a uma mudanca em sua
saturacdo seria muito pequena.

A metodologia utilizada neste trabalho
foi proposta por Chardac et al. (2003) para
reservatorios siliciclasticos e consiste na
comparagédo da curva DTP, medida pelo perfil
sonico ao longo de um pogo, com uma curva
DTP sintética obtida a partir da curva de
vagarosidade da onda cisalhante DTS (medida
ao longo do mesmo pog¢o) através de uma
funcdo polinomial que assume a premissa da
rocha estar saturada com agua.

Sendo a onda-S praticamente insensivel a
mudanca de fluido, espera-se que a curva
sintética dela obtida esteja livre da influéncia
de hidrocarbonetos caso estejam presentes. A
diferenca entre o registro medido da
compressional e o sintético torna-se indicador
da presenca de hidrocarboneto na formacao.

A fungdo que gera esta curva sintética
depende diretamente dos parametros elasticos
da matriz da rocha e da agua de formacéo (nas
condicbes de temperatura e pressdo do
reservatorio) através do modelo de
Biot-Gassmann, amplamente utilizado em
fisica de rochas.

Os testes foram satisfatorios. Existem
fortes indicagdes de que o processo de
invaséao da rocha pela lama
(filtrado do fluido de perfuracdo) pode
influenciar os resultados. Com isto, torna-se
necessario 0 conhecimento prévio das
propriedades elasticas do filtrado (lama base
agua ou lama base 6leo).

METODO

O principal problema é como diferenciar
uma zona de hidrocarbonetos (6leo ou gas) de
uma zona de 4agua, em um arenito,
considerando a vagarosidade da onda
compressional (inverso da velocidade) obtida
através da ferramenta de perfil sénico.

A metodologia utilizada se propde a
simular como seria a curva de vagarosidade
medida caso este mesmo arenito estivesse
totalmente saturado com a agua da formagéo
(Sw=1), em toda a sua extensdo. Neste caso,
as curvas medidas e simuladas iriam se
separar somente na zona de hidrocarbonetos,
ja que a velocidade da onda-P no gas ou no
6leo é sempre menor do que na agua.
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O passo inicial para obter esta simulacéo é
modelar tanto a vagarosidade da onda-P
(DTP) quanto da onda-S (DTS) em funcéo da
porosidade com o uso de modelos de fisica de
rochas no arenito analisado, considerando-o
com Sy=1. Posteriormente, a0 comparar as
curvas obtidas, DTP é escrita como sendo
uma funcédo polinomial de DTS.

Com isto, chega-se a uma funcdo que
permite gerar uma curva de DTP sintética a
partir de uma curva de DTS medida ao longo
do pogo.

Como a onda cisalhante néo ¢ influenciada
pela mudanca de fluidos na rocha (visto que a
onda-S s6 se propaga em meios solidos), a
curva sintética dela obtida esta livre da
influéncia de hidrocarbonetos, representando
0 comportamento de uma DTP em uma rocha
saturada com agua (Sw=1) ao longo de todo o
poco.

Assim, em uma modelagem parametrizada
corretamente, espera-se que a curva DTP
medida e simulada coincidam somente na
zona de &gua. Na zona de hidrocarboneto, a
vagarosidade da curva medida deve ser maior
que a da simulada, identificando
qualitativamente estas regides (Chardac et al.,
2003).

E importante ressaltar que o método é
limitado aos pocos que possuam registro de
onda cisalhante (DTS) e que ndo héa
necessidade de um perfil de porosidade (ja
que a informacdo desta propriedade esta
implicita nos valores de vagarosidade,
conforme a modelagem adotada).

MODELAGEM E FiSICADE ROCHAS
A vagarosidade é o inverso das

velocidades, as quais dependem dos modulos
elasticos da rocha:

(1)

VRN @
Yo,

Onde K é o modulo bulk, G é o modulo

shear e p € a densidade da rocha. Uma rocha
porosa é constituida de uma parte sélida, a
matriz, e do fluido que preenche o0s seus
poros.

Ao passar por ela, a onda interage com
estes constituintes de um modo mais
complexo do que quando passa por um meio
homogéneo e sem porosidade. Sua velocidade
e seu grau de atenuacdo dependem dos
modulos elésticos da matriz e do fluido, da
porosidade (quantidade relativa de fluido na
rocha) e do espacgo poroso (forma dos poros e
sua distribui¢do na matriz).

Para a modelagem da onda compressional
foi utilizada a equacdo de Gassmann
(Gassmann, 1951), a qual permite calcular o
maodulo bulk da rocha a partir dos modulos de
seus constituintes:

K= dry i+1_¢ ~ Kdry (3)
K, K, K2

G = Gdry ; (4)

p=pnl=9)+p:d (5)

Onde K é o modulo bulk, G é o modulo
shear e p ¢ a densidade da rocha, enquanto
que os indices subscritos m, f e dry os
identificam como atributos da matriz da
rocha, do fluido presente em seus poros e de
seu arcabouco (rocha seca), respectivamente;
@ éa porosidade total da rocha.

Os modulos da rocha seca diferem dos
modulos da matriz apenas pela inclusdo e
distribuicdo de poros vazios em seu interior,
por isto expressam a dependéncia da
elasticidade da rocha com a sua geometria
interna e 0 seu grau de compactacdo. O
modulo shear da rocha seca é idéntico ao
modulo shear da rocha (Equacdo 4) porque
este é insensivel & presenca dos fluidos.

O MODULO ELASTICO DA MATRIZ

Para utilizar a equacdo 3 € necessario
conhecer 0 modulo elastico da matriz da
rocha. A melhor maneira de estima-lo é
através de uma média dos modulos elasticos
de seus minerais constituintes (encontrados
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em Mavko et al., 2009). A media de \oigt-
Reuss-Hill é a mais comum (Mavko et al.,
2009); Awvseth et al. , 2005), a qual considera
uma distribuicdo aleatéria dos minerais que
compdem a matriz:

N N o
M:% gfimi{zv'] (6)

i=1 i

Onde f, é a fragdo volumetrica do i-ésimo
mineral, M, é o modulo elastico (que pode

ser K ou G) do i-ésimo mineral e Né o
numero total dos diferentes minerais presentes
na rocha.

A composi¢do da matriz é estimada atraves
dos resultados de analise de DRX (Difracédo
de Raios-X) em fracOes de amostras de rocha
retirados do poco ou através de analise de
laminas petrograficas. A densidade da matriz
¢ obtida através da andlise petrofisica de
laboratorio. Para facilitar a aplicacdo do
método sempre consideramos uma matriz
homogénea e sem variacbes ao longo do
poco, ou seja, com modulo e densidade
constante.

O MODULO DA ROCHA SECA

Os modulos Kary € Gary dependem, dentre
outros fatores, do valor absoluto da
porosidade total da rocha (Avseth et al.,
2005). Brie et al. (1995) apresenta dois
resultados empiricos que permitem relacionar
0s modulos da rocha seca com os modulos da
matriz e com a porosidade.

Um dos resultados é uma relagdo
encontrada para o moédulo shear da rocha
seca:

C;dry = C;m (1_ ¢)C (7)

Onde Gm é 0 modulo shear da matriz e c é
uma constante com valor de 7,1 para 0s
arenitos limpos. O outro resultado empirico é
o fato de que a razdo Vp/Vs é praticamente
constante e independente da porosidade em
arenitos (Castagna et al., 1985), sendo igual
ao respectivo valor na matriz. Conjugando
ambas as relacOes pode-se estender a equacéo
7 para 0 modulo bulk.

O MODULO ELASTICO E A
DENSIDADE DO FLUIDO

Os valores do modulo bulk e da densidade
do fluido podem ser estimados através das
expressoes de Batzle e Wang (Mavko et al.,
2009) que os relacionam diretamente com as
propriedades que caracterizam o fluido em
questdo, além da pressdo e da temperatura do
reservatorio.

Como o objetivo é simular um reservatorio
completamente saturado com &gua, apenas é
necessario obter os valores de temperatura,
pressdao e salinidade da agua de formagéo,
obtidas através de dados de testes de
formacdo a cabo e de ensaios de laboratorio
feitos em amostragem de gua da formacao.

As mudangas no médulo bulk da &gua ao
longo do arenito analisado em um poco sdo
despreziveis, por isso adota-se um valor
médio.

A FUNCAO POLINOMIAL

Com as curvas modeladas para DTP (@) e
DTS (@), é possivel ajustar um polindbmio de
4° grau, como pode ser visto no grafico DTP x
DTS (Chardac et al., 2003). Com isto, DTP é
escrito como funcdo de DTS (Figura 1).

| DTP(us/pé) x DTS(us/pé) |

@
a
~
3
=]
o
=
o

5 ] W £ = m
DTS (us/pé)

DTPa = b, DTS* + b; DTS® + b, DTS? + b,DTS + b,

Figura 1 — Gréfico DTP x DTS das curvas modeladas
e 0 ajuste do polindmio de ordem 4

A partir deste polindmio, caracterizado por
quatro coeficientes, é possivel obter uma
curva compressional sintética para Sw=1 a
partir da curva DTS medida ao longo do pogo.
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RESULTADOS

Para testar o método, foram utilizados
poc¢os provenientes de dois reservatorios com
diferentes fluidos e graus de compactacéo.

Na tabela 1 encontram-se caracteristicas
relevantes para a aplicagdo do método: fluido
da formacéo, fluido de perfuracdo, porosidade
média, densidade média da matriz e
soterramento médio da formacao.

Tabela 1 — Atributos fluidos/reservatorios: Fluidos
presentes na formagdo (W-agua, O-6leo,G-gas), Fluido
de perfuragdo (WBM — lama base agua), Porosidade
média (@), Soterramento médio da formagéo,
Densidade meédia da matriz (pm). (*) Reservatério
inconsolidado

Fluidos | Fluido 0 Soterramento
Pocos | “emy | erf) | 20 | medio (m)
A W/O | WBM 18 2420
B(*) W/O | WBM 30 1860

pm = 2.64 g/cm?®

A tabela 2 apresenta o0s parametros
elasticos calculados da forma descrita nas
secdes anteriores.

Tabela 2 —Modulos eldsticos da matriz (Km, Gm),
Madulo eldstico e densidade da agua de formagéo (Kw,
pw) € 0 parametro ¢

Pocos |Km(GPa) | Gm(GPa) | Kw(GPa)| pw(g/cm3d)| c

A 47.65 34.08 3.29 1.09 5.2

B 37.61 43.83 2.92 1.05 8

Chardac et al. (2003) utilizou 0s mesmos
valores dos parametros do quartzo para a
matriz (Kn=36,6 GPa; Gm=45 GPa; p=2,65
g/cm?3) com c=7,1 (Brie et al., 1995), obtendo
éxito no método e sugerindo 0 uso do mesmo
polindmio encontrado para outros arenitos.

Estas consideracbes ndo se mostraram
validas para os pocos testados neste trabalho.
As diferentes maneiras utilizadas para se
obter o valor do parametro ¢ sdo descritas
abaixo.

POCO A - ARENITO CONSOLIDADO
COM OLEO

O parametro c foi obtido através da anélise
petrossismica de laboratério em 20 amostras
laterais retiradas do po¢o. Como as medigdes
de velocidade em laboratério séo realizadas
com as amostras secas, é possivel calcular os
seus respectivos médulos elésticos Kary € Gary
com o0 uso das equacdes 1 e 2 .

Linearizando a equagdo 7 com a aplicagéo
da funcdo logaritmo e impondo que o0s
modulos Gary € Kary Sejam iguais aos valores
dos médulos da matriz quando a porosidade é
nula, é obtido um valor de ¢=5,52 através da
média dos valores encontrados via ajuste
linear para os dois médulos (Figura 2).

MODULOS ELASTICOS X COMPLEMENTO DA POROSIDADE

* Médulo Bulk

* Modulo Cisalhante

y = 6.0191x + 3.8639|

y = 5.0142x + 3.5287]
R* = 0.9416

LOGARITMO DOS MODULOS DA ROCHA SECA

In(1-9)

Figura 2 — Encontrando o par@metro ¢ com o uso de
dados acusticos de laboratorio

O resultado da aplicagdo do método €
satisfatorio (Figura 3). A curva medida
comeca a se afastar da curva simulada
proximo ao contato Oleo-agua (O/A), em
coeréncia com o perfil de resistividade (RES).
O resultado fica mais evidente ao se calcular a
diferenca percentual entre a curva simulada e
medida. Este poco utilizou filtrado tipo base
agua e ndo houve interferéncia significativa
de efeitos de invasdo na eficacia do método.

Considerando uma matriz composta apenas
por quartzo, o método ndo consegue
identificar a zona de hidrocarboneto (Ultima
coluna da figura 3).

Isto indica a necessidade da obtencao
correta dos parametros da matriz.
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GR CAL RES (Ohm.m) RESULTADO DIFERENGA PERCENTUAL MAT QUARTZO

GR (gAPT) HTO1 (ohm.m) DTP MEDIDA (us/ft) DIFERENCA PERCENTUAL DTP MEDIDA
L 150. [ 0.5——30. [ 120. 0. | -20.--- 20.]120.

CALI (i) | HTO3 (ohm.m) DTP SIMULADA (us/ft) e
[ 16.| 0.5———30. | 120, === ======mmnmu=nnn 0. 20,-===-=-= 60.

)
HTi2 (ohm.rsnd‘ c e

Figura 3 — Aplicagdo do método no poco A. Na
terceira coluna, a curva DTP medida (de cor azul)
comeca a se separar da curva DTP simulada (de cor
preta) no contato O/A.

POCO B - ARENITO INCONSOLIDADO
COM OLEO

O reservatdrio do poco B é composto por
arenitos inconsolidados de alta porosidade
(Tabela 1). O valor de c=8 foi calibrado
atraves do melhor ajuste entre curva simulada
e curva medida na zona de &gua, seu alto
valor € compativel com o que foi encontrado
por Brie et al. (1995) para formagoes
inconsolidadas.

Com este valor, 0 método funciona com
éxito neste e em outros pocos do mesmo
reservatorio, onde ndo houve ajuste entre as
curvas. Neste poco, além da curva simulada
para Sw=100%, também foram simuladas
atraves Lei de Wood (Mavko et al., 2009), as
curvas para Sw=0%, Sw=50% e Sw=70%
(Figura 4).

Comparando estas curvas com o perfil
sbnico medido, observa-se que a saturacdo de
agua é maior na base, por volta de 70%, e
diminui para 50% no topo. No entanto, de
acordo com a avaliacdo convencional, a
saturacdo de agua do reservatorio é de 41%.

Os perfis de resistividade mostram a
existéncia de uma zona invadida. E provével
que o perfil sénico esteja fortemente afetado
pela zona invadida proximo ao contato O/A,
fornecendo maiores valores de Sw. Como 0s
valores de saturagcéo encontrados crescem do
topo para a base, é provavel que tenha
ocorrido uma segregacdo gravitacional do
filtrado que invadiu a formagé&o.

GR CAL RES DEN NEU VAGAROSIDADE DTP

GR (GAPI) MZRL (ORMM) ZDEN (G/C3) MEDIDA (us/ft)
150. [0 .| 195 295 |1

CAL (in) M2R2 (OHMM) CNC (dec) Sw:_100%
16.|02 -0.1

5.
M2R3 (OHMM)

02 5.
M2RS (OHMM)

; -5.
M2RX (OHMM)

02————5.

HIDROCARBONETO

Figura 4 — Aplicacdo do método no poco B na base do
reservatorio. Na quarta coluna, a curva DTP medida
(de cor azul) comeca a se separar da curva DTP
simulada (de cor preta) no contato O/A. Curvas
simuladas para outros valores de Sy podem ser
utilizadas para estimar qualitativamente a saturacdo de
agua com o perfil sbnico.

CONCLUSAO

A metodologia, e 0 modelo de fisica de
rochas adotado, foram testados de modo
satisfatorio nos pocos analisados,
identificando qualitativamente a zona de agua
e de hidrocarbonetos.

O método ndo pode ser usado com um
polindmio genérico, ou considerando todos o0s
arenitos como sendo formados apenas de
quartzo.

Por isso, torna-se necessario uma boa
estimativa da composicdo de sua matriz. O
parametro ¢ (Equacdo 7) pode ser estimado
através de dados de petrossismica de
laboratdrio ou através da calibracdo da curva
simulada na zona de agua de um poco para
posterior aplicacdo em outros pocos do
reservatorio (assumindo-se que o reservatério
€ homogéneo).

A anélise do pog¢o B indica que a invaséo
do filtrado do fluido de perfuracdo pode
interferir nos resultados.

Esta interferéncia depende de uma relagdo
entre as profundidades invadida e de
investigacdo do perfil sbnico, além do
contraste acustico entre filtrado e o fluido da
formagéo em questéo.
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