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Abstract

Geophysical prospecting of hydrocarbon reservoirs
includes various techniques and different geophysical
methods. Since drilling and logging of wells
may prove to be a costly endeavor, the results
provided by surface geophysical research methods
are used to assist in determining regions where such
investments are warranted. £Among the methods
used in the preliminary stages of geological and
geophysical characterization of a given prospectus is
the laboratory study of the petrophysical properties
of outcrops that have similar textures and/or rock
structures to those that make up the so-called
petroleum system. From the analysis of properties
such as porosities, permeability, saturation, capillary
pressure and clay mineral content it is possible to
infer the potential of a given rock formation to be
a good reservoir. In this context, the present work
was developed to add to other petrophysical studies
that seek to better understand how such properties
associate to define exploitable reservoirs. In this
research, from the analysis of 31 samples of rocks
from outcrops of the region of llha dos Frades, Bahia,
Brazil, the petrophysical properties of the Formacao
Maracangalha, one of the main hydrocarbon reservoirs
of the Bacia do Reconcavo, were estimated and
evaluated, using the Nuclear Magnetic Resonance
(NMR) technique. Sandstones of different textures
were characterized in terms of porosity, permeability,
saturation and petrofacies analysis. The results
obtained with NMR were compared to those provided
by traditional laboratory methods.

Introducao

A capacidade de armazenamento e produgdo de
reservatorios é funcao das propriedades das rochas e
dos fluidos que as saturam. A viabilidade de um dado
reservatorio ser explorado economicamente pode ser
determinada a partir da analise de certas caracteristicas
tais como: identificagdo das litologias que constitui a
rocha, natureza dos fluidos que preenchem o espago
poroso, porosidade, permeabilidade, teor de saturagao e
argilosidade.

As ferramentas mais utilizadas para obtencao de
parametros petrofisicos sdo baseadas em contrastes
entre massas especificas de substancias, propriedades

elétricas, propriedades elasticas associadas a propagacao
de ondas mecanicas, ou ainda, em propriedades inerentes
ao atomo que determinam as interagbes envolvendo
particulas subatémicas (néutrons e elétrons). No entanto,
a maioria dessas ferramentas apresentam limitacdes
relacionadas a precisao dos dados observados: os valores
obtidos com tais ferramentas tendem a refletir bastante os
aspectos inerentes a técnica empregada, a geometria da
ferramenta e as condi¢cdes ambientais.

As ferramentas pautadas no fenémeno da RMN foram
desenvolvidas no final do século XX e ganharam
destaque por serem capazes de fornecer valores mais
acurados de porosidades do que a maioria das chamadas
técnicas tradicionais. Alguns estudos tém tornado as
medicoes de RMN uma rotina em muitas aplicagbes
petrofisicas, principalmente aquelas relacionadas a rochas
siliciclasticas (Kenyon 1997; Martinez and Davis, 2000). A
aplicacdo da RMN apresenta como principais vantagens
0s seguintes aspectos: 1) os valores de porosidade
observados sdo fungdo das propriedades do fluido e do
espago poroso e assim, diferente das técnicas tradicionais,
a matriz da rocha nao exerce influéncia substancial
sobre o parametro fisico medido; 2) comparada a outras
ferramentas utilizadas em laboratério, a aplicacdo da
RMN favorece a preservagcdo das amostras, uma vez
que, consiste em um processo nao-destrutivo e 3) como
predominantemente a interagdo entre fluidos e volume
poroso afetam os dados medidos, os resultados adquiridos
em laboratério podem ser reproduzidos em quaisquer
ambientes, inclusive em campo. Nesse trabalho, a técnica
de RMN foi empregada em medidas laboratériais em
amostras de afloramentos da Formagado Maracangalha,
Bacia do Reconcavo, Bahia, Brasil, com os seguintes
objetivos: 1)caracterizar em termos de porosidade, indice
de fluido livre, indice de fluido ligado e permeabilidade, os
arenitos com petrofacies distintas dessa formagao; e 2)
analisar os resultados obtidos com a finalidade de fornecer
uma descrigdo acerca das propriedades petrofisicas que
definem tais arenitos.

Geologia da Area de Estudo

A Bacia do Reconcavo localiza-se no Nordeste do Brasil,
no centro-leste da Bahia e compreende uma area de
aproximadamente 11.500 km?. Essa bacia é limitada a
norte e noroeste com o Alto de Apora, que a separa da
Bacia do Tucano Sul; ao oeste pela falha de Maragogipe;
ao sul pelo sistema de falhas da Barra, que a separa da
Bacia de Camamu e a leste pelo sistema de falhas de
Salvador (Figura 1). Esta bacia constitui um segmento de
rifte intracontinental abortado, cuja origem esta associada
ao processo de estiramento crustal que culminou na
fragmentagao do paleocontinente Gondwana e abertura do
Oceano Atlantico Sul, durante o Eocretaceo.

Divida em dois membros e caracterizada por depdsitos
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Figure 1: Localizagao e arcabougo estrutural da Bacia do
Reconcavo. Fonte: Milhomem et al. (2003).
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Figure 2: Localizagdo da llha dos Frades e dos
afloramentos.  Modificado de Magnavita et al.(2005),
Bittencourt et al. (1976) e Medeiros (2008).

relacionados a fluxos gravitacionais, a Formacao
Maracangalha consiste em um dos principais reservatorios
da Bacia do Reconcavo, destacando-se pelos significativos
volumes de gas armazenados nos arenitos intercalados
com folhelhos lacustres (Milhomem et al., 2003). O
seu membro Pitanga é caracterizado pela presenga
de arenitos mais argilosos e facies com maior grau
de deformacédo. Ja o membro Caruagu é composto por
arenitos de granulometria fina a média, com estratificagoes
plano-paralelas e cruzadas tangenciais, que teriam sido
depositados a partir de deslizamento, escorregamento
e/ou fluxos turbiditicos (Caixeta,1988; Magalhaes, 1990).

As amostras de arenitos utilizadas nessa pesquisa foram
oriundas dos afloramentos da Formagdo Maracangalha
nas localidades de Loreto e Ponta de Nossa Senhora
na llha dos Frades, Bahia (Figura 2). As amostras
analisadas oriundas do afloramento na localidade de
Loreto receberam o prefixo LOR e compreendem arenitos
com granulometria predominantemente fina e abundante
fragmentos vegetais. Ja as amostras de Ponta de
Nossa Senhora, prefixo PNS, consistem em arenitos de
granulometria fina, argilosos e de coloragao acinzentada
(Figura 3).

Figure 3: Amostras de rochas a) LOR e b)PNS.

Metodologia

Os parametros petrofisicos analisados a partir da
utilizagao de técnicas de Ressonancia Magnética Nuclear
(RMN) nessa pesquisa foram: porosidade, indice de
fluido livre (FFI), indice de fluido ligado (BVI), saturagao
irredutivel e permeabilidade. Uma metodologia tradicional
para obtengdo de porosidade também foi aplicada:
utilizacao de Ultrapicndmetro.

Preparacéo de amostras

As amostras utilizadas foram oriundas de procedimentos
de amostragens realizadas pela equipe do Laboratério de
Petrofisica (LaPetro) da Universidade Federal da Bahia.
Antes das andlises laboratoriais, as amostras foram
limpas. O processo de limpeza aplicado foi baseado na
técnica de Dean-Stark, na qual o solvente é continuamente
aquecido, condensado e destilado sobre as amostras. O
solvente utilizado foi o Metanol (alcool metilico, CH3OH),
em decorréncia da eficiéncia desse em dissolver sais. O
tempo médio no qual as amostras foram submetidas ao
processo de limpeza a partir da destilagao do solvente
foi seis horas. Depois da limpeza, as amostras foram
colocadas em um forno Thelco a 100 °C com a finalidade
de eliminar residuos de metanol no espago poroso a partir
da evaporacéo.

Para obter dados de porosidade a partir do equipamento
de RMN é necesséario que as amostras estejam 100%
saturadas. Assim, as amostras foram colocadas em
um recipiente com 3/4 de seu volume preenchido com
a solucdo saturante, de modo que, ficassem quase
completamente imersas no fluido. Esse recipiente
contendo amostras e solugao saturante, foi colocado em
um dessecador associado a uma bomba a vacuo. Com
o objetivo de simular condi¢cdes de salinidade analogas
aos reservatorios de campos de petréleo, uma solugao
de 70.000 ppm de NaCl foi utilizada para saturar essas
amostras.

As amostras também foram submetidas em condigoes
de saturacao irredutivel para obter estimativas de
permeabilidade. O processo de dessaturagao das
amostras foi obtida com o uso do equipamento
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Soilmoisture CAT 1500, no qual as amostras saturadas
foram submetidas a pressao de aproximadamente 8 bar,
por um tempo médio de 96 horas.

Ressonancia Magnética Nuclear (RMN)

O sinal da RMN resulta da interagao entre o movimento
de precessdo dos momentos magnéticos nucleares e o
campo externo aplicado. Somente atomos com nimero
de prétons e/ou neutréns impares podem viabilizar a
observacao do sinal associado a RMN. Como o is6topo
H\ possui abundancia natural elevada, maior sensibilidade
absoluta e constante giromagnética, a maioria das
ferramentas de RMN sao baseadas nas respostas dos
nucleos dos atomos de hidrogénio.

A constante de relaxagdo magnética transversal (7»)
é o parametro fisico preferencialmente utilizado nas
ferramentas de RMN para obter informagbes sobre
porosidade, distribuigdo dos poros, saturagdo em agua,
saturagao irredutivel e permeabilidade do meio poroso. O
tempo 75 esta associado as propriedades magnéticas dos
prétons, suas interagcdes com outros prétons e moléculas
adjacentes. O processo de relaxagdo magnética
transversal que determina a constante 7, envolve trés
mecanismos: relaxagao transversal intrinseca (ou bulk) do
fluido (Thuuik), @ relaxagao associada ao contato do fluido
com a superficie do gréo da rocha (T>y,,) € a relaxagéo
associada a difusdo molecular (Tp4;¢). Matematicamente,
T, pode ser definido como:

L1, 1
T Tpuk Dap  Taif

(1)

Para solugdes salinas, o principal mecanismo de relaxagao
magnética consiste na relaxagao superficial. Para
hidrocarbonetos pesados, predomina o componente
Ty € para gas, a relaxagdo magnética induzida por
difusdo To4iy. Considerando que nessa pesquisa a
amostra de rocha foi saturada com solugao salina, a
relaxacdo magnética superficial consistiria no fenémeno
de relaxagdo magnética predominante. A constante de
relaxagdo magnética superficial é definida como:
1 S

:P2V7

(@)

Togy P

onde: p, é a relaxividade transversal, S é area da
superficie do poro e V é volume do fluido. A razao
% fornece informagdo sobre o tamanho do poro, assim,
essa expressao (2) explicita a relagao existente entre a
constante de relaxagao transversal 7, e o tamanho dos
poros na amostra.

Para uma amostra saturada com solugdo salina, o
decaimento da magnetizagao em funcao do tempo é dado
pela seguinte expressdo, considerando um conjunto de
poros:

M) = fMOie*P2(5>zf. 3)

i=1

De acordo com a expressao (3), quanto menor a razao
% e portanto, maior o volume do poro, maior o valor da
magnetizagao M(t) e por extensao, maior o valor do sinal

de RMN medido.

Calculo de Porosidade

Para calcular porosidade a partir da RMN em laboratoério,
primeiro € necessario calibrar a ferramenta para um
volume do fluido correspondente ao volume da amostra.
O sinal registrado na ferramenta para o volume da solugao
salina correspondera a porosidade de 100%. Em seguida,
obtém-se a curva de distribuicdo 7> para a amostra e
o valor percentual dessa area (Aumostra) €M relacdo a
magnitude do sinal associado ao volume de fluido de
referéncia (A,,;..4, correspondente a porosidade de 100%)
consistird na medida de porosidade definida por:

Agmos
PrmN = —2L100%. (4)

vol.eq

indices de fluido livre e de fluido ligado

E possivel fazer inferéncias sobre o percentual do volume
poroso associado ao fluido livre e ao chamado fluido
ligado, associado a micro-poros. A partir da definicao do
chamado Tempo de relaxagdo magnética transversal de
corte Treore, Que consiste no tempo que divide a curva
de distribuicao de 7» em duas partes, tempos a esquerda
do Treorre S@0 associados aos fluidos retidos por pressoes
moleculares e/ou capilares e os tempos a direita do Taeorre
sao referentes aos poros nos quais o fluido tem liberdade
para se deslocar (Figura 4). A partir disso calcula-se
o] I'anice de fluido livre (FFI, do inglés Free Fluid Index)
e o Indice de fluido ligado (BVI, do inglés Bulk Volume
Irreducible).

1.80 AVnIume de fluido irredutl’veIV B indice de fluido Livre (FFI)V
160 e agua ligada a argila (BVI)
1.40

1.204
Padréo de T, fixado
1.004 Relacionado a pressio

capilar ou raio de poro

0.80

0.60

0.40

Porosidade incremental (%)

020
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Figure 4: Determinagéo dos indices de fluido livre e fluido
ligado a partir do T 2corte . Fonte: Coates et al. (1999).

Desse modo, os indices BV podem ser calculados a partir
de:

A
BVI=—"29_100%, (5)
amostra
e como
BVI+FFI = 100%, (6)
teremos que:
FFI=100% —BVI. @)
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Valores de Tr..re COMuNs para rochas clasticas sdo em
torno de 33 ms e para carbonatos, aproximadamente 90
ms.

O fluido retido por pressdes capilares compreende
também o espaco poroso associado aos argilominerais.
Os argilominerais obstruem poros e assim, contribui para
reducdo de permeabilidade. Para estimar o indice de
fluido ligado dos argilominerais é necessario utilizar o 7>
tedrico estabelecido na literatura como o tempo de corte
para micro-poros associados a argila: 3ms (Coates et al.,
1999). A equagéo (8) explicita o indice de fluido retido por
pressoes capilares (BVI) em fungdo da parcela associada
aos micro-poros de argila (BV1,,i;,) € outros micro-poros
(BVI*):

BVI=BVIygiia+BVI". (8)

Permeabilidade

A permeabilidade tem relagdo direta com o tamanho
das gargantas dos poros e ndo com o tamanho dos
poros. A partir da RMN ¢é possivel estimar valores de
permeabilidade em virtude de existir correlagdo entre o
tamanho de garganta do poro e o tamanho do poro.
Dois métodos sdo comumente utilizados para estimar
permeabilidade a partir de dados de RMN: o modelo
Timur-Coates e o modelo de T,04i0-

1. Modelo Timur-Coates

A equacdo de Timur-Coates estima valores de
permeabilidade a partir da relagdo entre porosidade,
indice de fluido livre (FFI) e indice de fluido ligado

(BVI):
_ ( 9rmN < (FFI\"
o= (%) (51 ©

As constantes o/, b’ e ¢’ sdo empiricas e dependem
da litologia da amostra. Valores comuns para essas
constantes sédo a'= 4, b'=2 e c’=10(mD)*1 (Gomez
et al.,, 2007; Mao et al, 2013). A unidade de
permeabilidade é milidarcy (mD).

2. Modelo de T, médio

A permeabilidade estimada a partir desse modelo é
fungao da porosidade e da média geométrica dos
valores de T (Thgm):

Kinedio = C/(Pa T2GM' (1 0)

Novamente, @', b’ e ¢’ sdo constantes empiricas cujos
valores dependem da litologia da rocha analisada.
Valores comumente atribuidos a tais constantes sao,
respectivamente: 4, 2 e 4,5mD/ms* (Daigle e Dugan,
2009; Mao et al., 2013).

Calculo de porosidade a partir de Ultrapicnémetro

O célculo de porosidade de amostra de rochas via
Ultrapicnémetro € um método de obtengao de porosidade

bastante comum na petrofisica. O Ultrapycnometer 1000,
fabricado pela Quantachrome, foi utilizado nessa pesquisa.
Nesse Ultrapicnémetro, o principio fisico para medida do
volume nao poroso (AVyp ) das amostras consiste na
injegdo de gas hélio. O volume de espagos vazios (AV,)
€ definido como:

AV, = AV, — AVyp, (11)

onde AV, é volume total da amostra. A partir das
medidas no Ultrapicndmetro, a porosidade foi calculada
pela substituicdo da expressao 11 na expressao 12.

AV,

o = AV,

100%. (12)

Resultados e Discussoes

Das 31 amostras analisadas nesse trabalho, 13 amostras
sdo associadas a localidade de Ponta de Nossa Senhora
(Amostras PNS) e 18 amostras sao oriundas dos
afloramentos em Loreto (Amostras LOR). Todas as
amostras foram analisadas no que concerne a porosidade
a partir da RMN e do Ultrapicnémetro. A Figura 5
apresenta a distribuicdo dos valores de porosidade
calculados a partir do Ultrapicnémetro e da RMN, bem
como, o coeficiente de correlagdo entre eles (R=0,02).
Os valores de porosidade obtidos com o Ultrapicnémetro
foram maiores do que aqueles calculados a partir da
RMN. A baixa correlacdo entre os dois métodos de
medida de porosidade das amostras pode ser explicado
pela diferenga no principio fisico de cada método: para
obter a porosidade a partir da RMN, as amostras sao
saturadas com uma solucdo salina, enquanto que, no
Ultrapicndmetro, gas Hélio é injetado no espago poroso.
Como a molécula de gés Hélio é menor do que a molécula
de &gua, a primeira tem maior capacidade de penetragao
em micro-poros, por isso, a porosidade calculada a partir
das medidas no Ultrapicndmetro seria representativa da
porosidade total das amostras.

28

o | O 20083430+ 20,15308
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gzz 7, o) O
% ” ] o § o
e i \xg‘:t')‘:\.@\%
16 ] i o o
14| ems D)
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12 | : : |
10 15 20 25 30 35
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Figure 5: Correlagao entre a porosidade calculada a partir
do método da RMN e a porosidade obtida a partir do
Ultrapicnémetro.

Os valores médios de porosidades obtidos a partir do
Ultrapicnémetro e da RMN para as amostras da localidade
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de Ponta de Nossa Senhora sao, respectivamente:
23,97%, 17,74%. Enquanto que, para as amostras
da localidade de Loreto, os valores dessas porosidades
foram, respectivamente: 27,56% e 18,15%. Como pode
ser observado, os valores de porosidades obtidos para as
amostras de prefixo LOR em ambos métodos sao maiores
do que aqueles calculados para as amostras de prefixo
PNS. Além disso, conforme classificagdo apresentada
por Rosa et al.(2006), rochas com esses valores de
porosidade sao classificadas como rochas de porosidade
intermediaria a muito boa.

10 -| —e—PNS
09-M2 4 —g—
09-M1 LOR
09 — Média PNS
08-M4V — - oo oo Meédia LOR

T2_corte (ms)

Figure 6: Distribuicdo dos valores de T»..re €m fungao
das amostras, bem como, valores médios associados as
amostras LOR e PNS.

Para analise dos indices de fluido livre e indice de
fluido retido por pressao capilar (ou fluido ligado ou
irredutivel), bem como estimativas de permeabilidade, as
amostras foram submetidas por uma segunda vez ao
processo de saturagao para serem colocadas sob pressao
no prato poroso e assim, alcangarem a condi¢cao de
saturagao irredutivel. O processo de saturacéo favorece
a dissolugao de constituintes friaveis e algumas amostras
sofreram degradacéo: alteragao significativa na massa ou
aparecimento de fraturas. Assim, a segunda saturacgao,
associada a pressao a qual as amostras foram submetidas
no prato poroso, implicou na redugdo do numero de
amostras que foram analisadas quanto a permeabilidade
e aos indices de fluido livre e ligado. Apds uma segunda
saturagao, das 31 amostras, somente foi possivel realizar
medidas no equipamento de RMN em 20 amostras: 9
amostras de prefixo PNS e 11 amostras sao LOR.

Com as curvas de distribuicdo dos tempos de relaxacao
magnética transversal (7;) para a amostra considerada
100% saturada e em condigao de saturagao irredutivel, o
Treorre Para cada uma das 20 amostras foi determinado. A
Figura 6 apresenta a distribuicao do T>.,;. €m fungdo das
amostras, bem como, os valores médios desse tempo para
as amostras dos grupos LOR e PNS. Os valores médios
para as amostras do grupo LOR e PNS sao: 21,71ms e
25,29ms, respectivamente. Vale destacar que apesar das
dificuldades associadas a determinagdo das condigoes
de rocha 100% saturada e em saturagao irredutivel, os
valores médios de Ts.,. Obtidos a partir das medidas
laboratoriais estao proximos do valor médio associado na
literatura para arenitos (33ms).
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Figure 7: Distribuicdo dos indices de fluido livre (FFI),
fluido ligado aos micro-poros de argila(BV1,,,1,) € fluido
ligado a outros micro-poros (BVI*) para (a) amostras PNS
e (b) amostras LOR. A Ultima coluna de cada grafico
apresenta os valores médios desses indices para cada
grupo de amostras.

Uma vez definido o T».,. das amostras, os indices
de fluido livre (FFI), fluido ligado aos micro-poros de
argila (BV1,,i1,) € fluido ligado a outros micro-poros(BVI*)
foram calculados. A Figura 7 apresenta a distribuigao
desses indices para as amostras PNS e LOR, bem
como, os valores médios dos indices para cada grupo de
amostras. Os valores médios dos indices FFl, BV, €
BVI* das amostras oriundas da localidade de Ponta de
Nossa Senhora sao, respectivamente: 12,08%, 23,83%
e 64,09%. Os valores desses indices para as amostras
da localidade de Loreto sdo, respectivamente: 26,27%,
23,09% e 50,64%.

O grupo de amostras PNS apresenta os valores médios
dos indices de fluido ligado a micro-poros de argila e
outros micro-poros maiores do que o grupo LOR. O grupo
LOR apresenta o valor médio do indice de fluido livre
correspondente a mais do que o dobro do valor médio
desse indice para as amostras PNS, o que indica que a
porosidade efetiva das amostras de prefixo LOR é maior
do que a porosidade efetiva das rochas de prefixo PNS.

A estimativa de permeabilidade a partir do modelo Timur-
Coates utiliza no célculo os valores dos indices de
fluido livre e fluido retido por pressdes capilares. Os
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valores médios de permeabilidade obtidos a partir desse
modelo associados as amostras dos grupos LOR e PNS
foram, respectivamente: 1,49mD e 0,31mD. Ja os valores
médios de permeabilidade obtidos a partir da utilizagao
do modelo do 7, médio (Trgy), foram, respectivamente:
0,48mD e 0,30mD. A Figura 8 apresenta a distribuicédo
das permeabilidades estimadas a partir dos dois métodos,
bem como, o coeficiente de correlagao entre elas. Apesar
das diferengas referentes aos modelos de estimativa de
permeabilidade, os resultados sinalizam que as amostras
LOR tendem a apresentar valores de permeabilidade
maiores do que as rochas do grupo PNS.

(=)

1 Kim - Crtes =259 75 00728
%] R2=(61381
|—27
e 4
1 { O Samples
P o S Lo
0 R B
0 0.5 1 15 2
K T2GM (mD)

Figure 8: Correlagdo entre permeabilidades estimadas a
partir do modelo Timur-Coates e do modelo de Tsg.-

Conclusoes

A andlise laboratorial das 31 amostras de arenitos da
Formagdo Maracangalha, oriundas de afloramentos em
Loreto e Ponta de Nossa Senhora na llha dos Frades
a partir do equipamento de Ressonancia Magnética
Nuclear (RMN) viabilizaram que tais amostras fossem
caracterizadas em termos de porosidade, indice de fluidos
livre (FFI), indice de fluido retido por pressao capilar (BVI),
bem como, estimativas de permeabilidades.

Os resultados obtidos evidenciaram como os arenitos da
Formagao Maracangalha das duas localidades da llha
dos Frades sdo heterogéneos. Os arenitos do grupo
LOR destacam-se como as amostras analisadas que
apresentam os maiores valores de porosidade, indice de
fluido livre e permeabilidade. Enquanto que, os arenitos
do grupo PNS apresentam os maiores valores associados
aos indices de fluido retido por pressao capilar.

A natureza mais argilosa das amostras PNS podem
explicar a menor porosidade e a baixa permeabilidade
desse grupo de rochas. Os valores de porosidade,
permeabilidade e indice de fluido livre associados
as amostras do afloramento de LOR indicam que
tais amostras tendem a constituir reservatérios com
maior capacidade de armazenamento, transmissao e
recuperacdo de hidrocarbonetos.  As caracteristicas
petrofisicas dos arenitos de Loreto sugerem que tais
amostras sao representativas do Membro Caruagu, o
principal reservatorio de hidrocarbonetos da Formagao
Maracangalha.
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