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ABSTRACT

Shaliness is a key parameter for simulating oil & gas pro-
duction of reservoirs. Shale content, as it is also known,
is better estimated from interpretation of spontaneous
potential and/or natural gamma-ray well logs. For evalu-
ation of shaliness, empirical models are commonly used
in practice, although it is well-known that their results
are overestimated. In order to obtain robust estimates
of shaliness with less uncertainty, petrophysical models
are proposed in the literature. Here, we present a new
approach to the formulation of previously investigated
petrophysical models for shaliness estimation. The re-
sulting petrophysical model for shaliness estimation is
much simpler, holding the same properties of both previ-
ously studied models.

INTRODUGAO

Arenitos e folhelhos constituem os litotipos mais frequen-
tes em bacias sedimentares clasticas, embora, ndo rara-
mente, evaporitos e calcareos também possam ser en-
contrados nesses ambientes sedimentares (Wyllie et al.,
1958). Tipicamente, os argilo-minerais (caulinita, ilita,
clorita e smectita) ocorrem formando os folhelhos (De-
wan, 1983; Ellis and Singer, 2007), que, nos sistemas
petroliferos de tais bacias, funcionam como rochas se-
lantes. Isto é: os folhelhos sdo quase sempre encontra-
dos como barreiras ao processo de migragdo de 6leo a
partir das rochas geradoras, favorecendo o acumulo nas
rochas reservatorio.

A granulometria dos argilo-mineriais € muito pequena,
possuindo didametro médio da ordem de 10~2 mm (Schén,
1996). Na pratica, quando ocorrem em laminas, os argilo-
minerais formam os folhelhos laminares; ja a ocorrén-
cia das argilas na forma de pelotas, é denominada por
argila estrutural, ao passo que a argila dispersa é encon-
trada envolvendo os graos minerais de maior granulome-
tria na matriz da rocha (Dewan, 1983; Ellis and Singer,
2007). Entre as formas de ocorréncia, a argila dispersa é

a que mais desperta o interesse dos intérpretes de per-
fis geofisicos. Esse tipo de argila obstrui as conexdes
porosas, impedindo o fluxo de fluidos no reservatério
e, como consequéncia, causando impacto negativo na
producéo de 6leo e gas (Wyllie et al., 1958). Define-se,
assim, a argilosidade como o percentual volumétrico de
argila presente em reservatérios clasticos obstruindo as
conexdes porosas.

A argilosidade pode ser estimada a partir da interpre-
tacdo dos registros do perfil de potencial espontaneo
(SP) e/ou do perfil de raios gama naturais (GR). Através
de modelos empiricos é possivel estimar a argilosidade,
facilitando a avaliagéo do reservatorio em termos de ca-
pacidade de producao de petréleo e gas (Ellis and Singer,
2007). De uma forma geral, os modelos empiricos uti-
lizados em interpretacdo de perfis geofisicos superes-
timam a argilosidade, o que compromete a estimativa
da porosidade efetiva — aquela que considera apenas as
conexdes porosas. Consequentemente, as incertezas
na avaliagdo do volume de 6leo recuperavel do reser-
vatério crescem enormemente (Dewan, 1983).

Neste trabalho, investigamos modelos petrofisicos, aqui
referenciados por Kamel-Mabrouk (Kamel and Mabrouk,
2003) e Mabrouk-Kamel (Mabrouk and Kamel, 2011),
respectivamente propostos para estimar a argilosidade.
Esses modelos petrofisicos incorporam informagdes de
trés perfis geofisicos: do perfil de porosidade de neu-
trons (PHIN), do perfil de densidades (RHOB) e do perfil
de vagarosidades sénicas (At). Quando comparados
a modelos empiricos correntes, os modelos petrofisicos
em questdo apresentam estimativas confiaveis de argi-
losidade (Castro et al., 2014). A partir de uma aproxi-
magao binomial para a formula da porosidade que com-
bina os registros dos perfis PHIN e RHOB, derivamos
um modelo petrofisico para estimativa da argilosidade
mais simples, que incorpora as mesmas propriedades
dos modelos Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel. Os re-
sultados obtidos mostram a equivaléncia dos modelos
petrofisicos aqui investigados.

METODOLOGIA

Nesta secéo introduzimos algumas das relagdes empiri-
cas mais utilizadas nos fluxos de interpretagéo de per-
fis geofisicos para estimativa da argilosidade em reser-
vatérios clasticos. Em seguida, relacionamos os mo-
delos petrofisicos para estimativa da argilosidade, aqui
referenciados por Kamel-Mabrouk (Kamel and Mabrouk,
2003) e Mabrouk-Kamel (Mabrouk and Kamel, 2011).
Uma vez que a formulagdo matematica desses ultimos
modelos incorporam informagdes de trés perfis de porosi-
dades, i.e., do perfil de porosidade de neutrons (PHIN),
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do perfil de densidades (RHOB) e do perfil de vagarosi-
dades sbnicas (At), inicialmente apresentamos as for-
mulas basicas para estimativa de porosidades. Note que
somente o perfil PHIN representa uma medida direta de
porosidades, sendo considerada na pratica como a me-
dida direta da porosidade total da rocha. Os registros
dos perfis RHOB e At fornecem estimativas de porosi-
dade de forma indireta, a partir de férmulas especificas
para cada perfil sob investigacao.

Estimativas de porosidade

Os registros do perfil de densidades séo utilizados para
estimativa das porosidades total e efetiva, ¢, = ¢i.p €
¢ = ¢e,n, respectivamente, a partir das seguintes re-
lagbes (Dewan, 1983; Schon, 1996):

pop = Lo Pma 1)
Pf — Pma
e
d)e,D = d)t,D - Vclay ¢t,D,clay- (2)

onde a porosidade aparente no ‘ponto de folhelho’ u-
sando o perfil RHOB, ¢¢,p,clay, € €Xxpressa por:

Bu.pclay = Loy P (3)
Pt — Pma
Os parametros p, € pcay denotam o registro do perfil
de densidades e o registro de densidade no ‘ponto de
folhelho’, respectivamente; pma € a densidade média dos
graos minerais que formam a matriz, e pr € a densidade
do filtrado de lama.

Por outro lado, se a estimativa de porosidade envolver
os registros do perfil de vagarosidades sobnicas, repre-
sentaremos a porosidade total e a porosidade efetiva
COMO ¢y = ¢r,s € Pe = ¢e,s, respectivamente. A relacao
para ¢.,s € expressa por (Dewan, 1983; Schén, 1996)

At — Aty 100
o Atf — Atma Atclay ’

B3 4)
incorporando o fator de compactagéo no caso de for-
magoes pouco consolidadas (Ellis and Singer, 2007). Pa-
ra ¢e,s, €SCrevemos:

¢e,S = ¢t,S - Vclay ¢t,S,C1ay- (5)

A porosidade aparente no ‘ponto de folhelho’ usando o
perfil At, ¢¢.s,clay, € EXPressa por:

Atclay - Atma

Aty — Atma (6)

¢t,S,clay =
onde Atclay, Atma € Ats representam, respectivamente,
a vagarosidade so6nica no ‘ponto de folhelho’, a vagarosi-
dade média dos grdos minerais que formam a matriz, e
a vagarosidade do filtrado de lama.

Uma relagao mais robusta para estimativa de porosidade
envolve a combinagdo dos registros do perfil PHIN e
do perfil de porosidade total estimado a partir do perfil

RHOB. Nesse caso, ¢; = ¢t,np, onde o relacionamento
€ expresso por (Dewan, 1983):

be,ND =0 ¢,p + (1 —0) én. (7)

onde 0.5 < § < 1.0. Em zonas de agua, § = 0.5, resul-
tando em (Asquith and Gibson, 1983):

N +¢t,D'

- ®)

O uso da porosidade de Gaymard (Gaymard and Poupon,
1970) é recomendada em zonas de gas,
%+ ¢?,D
—

¢¢,ND =

)

Note que nas equacgdes 7, 8 € 9, é possivel considerar a
estimativa da porosidade efetiva ¢e np.

2
¢t,ND =

Argilosidade usando modelos empiricos

A dependéncia do chamado /indice de raios gama (IGR),
€ o0 ponto comum entre os diversos modelos empiricos
utilizados na pratica para estimativa de argilosidade. O
parametro IGR é relacionado por:

GRlog - GRlog,min

IGR = )
GRIog,max - GRIog,min

(10)

onde GRig representa o registo do perfil de raios gama
naturais considerado para uma dada profundidade. Para
0 mesmo intervalo sedimentar em estudo, GRiog,max €
GRiog,min denotam as leituras maxima e minima do perfil
GR, respectivamente.

Segundo Larionov (1969), a estimativa da argilosidade
V.iay para rochas do Terciario (i.e., sedimentos recentes)
pode ser calculada usando

Vclay = 0.083 [23.7><IGR. _ 1] (1 1)

Para rochas mais antigas, Larionov (1969) propde o uso
da relagéao

Velay = 0.33[2%0%1R _ 1], (12)

Segundo Brock (1984), a estimativa de V.., em rochas
do Oligoceno-Mioceno possui uma estrutura semelhante
as equagdes de Larionov (1969), a saber:

Velay = 0.21[279X1GR _ 1] (13)

Por sua vez, Stieber (1970) derivou uma equacao geral
também considerando a idade da rocha, i.e.,

IGR
A—(A—1) xIGR’

Velay = (14)
Osvalores A =3, A =2e A = 0.15 se aplicam a rochas
do Terciario, rochas mais antigas e rochas do Cretaceo,
respectivamente.

Finalmente, segue a relacdo para estimativa de Viay
proposta em Clavier et al. (1971):

Velay = 1.70 — 1/3.38 — [IGR + 0.7]2.  (15)
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A validade dos modelos empiricos relacionados acima
€ sempre questionavel. Isto porque os coeficientes de
cada modelo empirico estdo associados a rochas es-
pecificas, que possuem caracteristicas sedimentoldgi-
cas distintas daquelas sob investigagao.

Argilosidade usando modelos petrofisicos

A formulagdo matematica dos modelos petrofisicos para
a estimativa da argilosidade usam o relacionamento fun-
damental entre a porosidade total (¢:), a porosidade efe-
tiva (¢.) € a porosidade aparente no ‘ponto de folhelho’
Gclay, @ SAber:

¢c - ¢t - Vclay ¢clay, (1 6)
que pode ser reescrito como
d)t - d)(}
Velay = —— 17
lay betay (17)

Note que ¢, ¢e € dc1ay POdem ser estimadas usando os
trés perfis de porosidade, i.e., PHIN, RHOB e At.

Em formacdes sedimentares clasticas muito argilosas, é
possivel aproximar Veiay =~ 100%, resultando em ¢. ~ 0
(Kamel and Mabrouk, 2003; Mabrouk and Kamel, 2011).
Nesse caso, ¢+ =~ dalay, € a equagao 17 evolui para:
Vclay =1- %- (18)
t
A porosidade ¢ é estimada combinando os perfis PHIN
e RHOB (i.e., ¢y = ¢¢,xp — vide equacgdes 7, 8 e 9);
para avaliar a porosidade ¢., podemos usar os registros
do perfil RHOB (i.e., ¢ = ¢e,p) 0Ou do perfil At (i.e.,
Pe = de,s)-

(I) Modelo petrofisico Kamel-Mabrouk

O modelo petrofisico Kamel-Mabrouk para estimativa de
Veay (Kamel and Mabrouk, 2003) assume ¢; = ¢ ND,
incorporando ¢;,p = ¢.,p ha equagdo 8. Ao mesmo
tempo, ¢ = ¢e,s Na equagao 18. Apds as devidas subs-
tituicbes, a manipulagéo algébrica da equagéao 18 evolui
para (Castro et al., 2014):

-Al Vslay + Bl Vclay + Cl = O, (19)

onde A1 = ¢¢.Diclay, Bi = —(¢n + ¢¢,p + ¢,D,clay —
2 ¢¢,8,clay)s € C1 = dn + ¢¢,p — 2 ¢,s. Tomando apenas
a raiz positiva, escrevemos:

—B1+ VA
2 A, ’

onde o discriminante A = B? — 4 A,C;.

Vclay = (20)

(II) Modelo petrofisico Mabrouk-Kamel

O modelo Mabrouk-Kamel para estimativa de argilosi-
dade (Mabrouk and Kamel, 2011) apresenta uma for-
mulagdo matematica mais simplificada, assumindo ¢, =

¢y,~ND (equagdo 8) e ¢ = ¢e.s Na equagdo 18. O al-
gebrismo que se segue apds as devidas substituicdes
fornece:

o~ + A2(pb — pma) — B2 (At — Atma)
(z)N + A2(Pb - pma) - 2C2 ’

onde A; = 1/(pf - pma), Be = 200/[Atclay(Atf — Atma)],
e CZ = ¢t,S,clay-

Vclay - (21 )

(lll) Uma nova formulagao

O trabalho de Castro et al. (2014) mostra que os mode-
los petrofisicos Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel para
estimativa de argilosidade fornecem resultados mais pre-
cisos em formagdes clasticas, ainda que outros mate-
riais radioativos além de folhelhos estejam presentes.
Mas, supondo a presenga de hidrocarbonetos leves na
formagao, faz-se necessario o uso da porosidade de Gay-
mard (equacdo 9) na formulagdo matematica de Viay.
Assim, usando o bindmio de Newton para aproximar o
termo (¢X + ¢t p)"/* ~ on + (7p/26n) (i.€., aproxi-
macao de segunda ordem), reescrevemos a equagao 9
como:
208 + b
4N ’

Da mesma forma que no modelo Mabrouk-Kamel, as-
SuUMIMos ¢y = ¢¢,np (Usando a equagao 22) e ¢e = ¢e,s
na equacao 18. Obtemos assim,

Bt ND Velay = GinD — Ge.ND Pe.ss (23)

resultando numa formulagao ainda mais simples. Apos a
substituicdo da relacédo para ¢:,xp (equagéo 22), a ma-
nipulagao algébrica fornece:

(22)

d¢,ND =

@¢,ND — D1, (24)

Viay = —————.
o d)t,ND - d)t,s,clay

Nos resultados a seguir verificaremos a performance des-
te ultimo modelo petrofisico para estimativa de Vjay .

RESULTADOS

A fim de verificar a performance do modelo petrofisico
apresentado na equagdo 24 em relacdo aos modelos
Kamel-Mabrouk (equagéo 20) e Mabrouk-Kamel (equa-
¢ao 21), selecionamos perfis geofisicos de um pogo que
atravessa um reservatorio turbiditico na bacia de Cam-
pos. Os sedimentos atravessados por esse po¢o, entre
3060 e 3120 m, s&o pouco consolidados e, predominan-
temente, constituem intercalagdes de arenitos e folhe-
lhos. A Figura 1a exibe os perfis GR e At registrados
nesse pogo; na Figura 1b, o perfil ILD esté sobreposto a
um arenito produtor (area hachurada em amarelo). Para
fins de analise, usamos os modelos empiricos relaciona-
dos nas equacdes 11-15 e avaliamos a variagao da argi-
losidade nos sedimentos atravessados pelo pogo — vide
0 Ultimo painel, Figura 1c. A obtencao de distintos per-
fis para 0 mesmo intervalo sedimentar revela que o uso

VIl Simpésio Brasileiro de Geofisica - Ouro Preto 2016
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1D (Ot etk (%)

st 3050

GR (AP uis) 1,

6D 604

0704 r 30704 =i 30704

0 L 3001 S ]

3030+ r 30304 30304

PROFUMNDIDADE (m)

)

=

=
n

1
(
Figure 1: Perfis geofisicos do poco em estudo: (a) GR
(unidades API) em preto, e At, (us/ft) em azul; (b)
ILD (Ohm.m) - a area hachurada em amarelo € um in-
tervalo produtor; e (c) Estimativas de V.i.y usando os
modelos empiricos. Legenda de cores para as curvas:
em preto, Larionov (1969) - (Eq. 11); em verde, Lar-
ionov (1969) - (Eq. 12); em vermelho, Brock (1984)
- (Eg. 13); em cyan, Stieber (1970) - (Eq. 14), A =
3.0; em amarelo, Stieber (1970) - (Eq. 14), A = 2.0;
em mangenta, Stieber (1970) - (Eq. 14), A = 0.15; em
azul, Clavier et al. (1971) - (Eq. 15).

dos modelos empiricos aumenta as incertezas da esti-
mativa de argilosidade. Isso se explica porque um mo-
delo empirico é formulado a partir de medidas de pro-
priedades de rochas de uma bacia sedimentar especi-
fica. Na pratica, o intérprete adota o0 menor valor esti-
mado. No caso da Figura 1c, a estimativa adotada se-
ria aquela representada pelo perfil de argilosidade cal-
culado com modelo empirico de Larionov (1969) para
sedimentos pouco consolidados, equagéo 11.

Os registros do perfil RHOB também s&do parametros
para estimativa de argilosidade usando os modelos pe-
trofisicos em analise. Assim, a Figura 2a mostra a vari-
acao da densidade no intervalo sedimentar selecionado
para estudo. O intervalo produtor — area hachurada em
amarelo — esta correlacionado a um decaimento na vari-
acao da densidade. Uma vez que as porosidades sédo
parametros fundamentais na formulagdo matematica dos
modelos petrofisicos aqui investigados, representamos
os perfis de porosidades na Figura 2b. As diferencas
entre os perfis ¢on € ¢¢,p SE0 sempre esperadas, pois
cada um é influenciado distintamente pela argilosidade
e pela presenca de fluidos nos sedimentos. Surpreen-

B, lfer)

3060 : 3060

Wsrememgrmme 3070+
080+

————— 060

30904

PROFUMNDIDADE (m)
=
pas)
=

)
=
=

Mo+

N+—F———
2 22 24 26 28 3 0

(2)

Figure 2: Perfis: (a) RHOB (g/cm?®) - a &rea hachu-
rada em amarelo é um intervalo produtor; (b) Porosi-
dades (%): em azul, ¢n; em cyan, ¢¢p (Eq. 1); em
preto tracejado, porosidade de Gaymard (¢¢,~p, EQ. 9);
em vermelho tracejado, aproximacédo de segunda ordem
da porosidade de Gaymard usando o bindbmio de New-
ton (Eq. 22), e (C) Vaay (%): em preto, modelo para
sedimentos recentes (Eq. 11); em azul, modelo Kamel-
Mabrouk (Eq. 20); em cyan, modelo Mabrouk-Kamel
(Eq. 21); em vermelho, novo modelo petrofisico (Eq. 24).

dentemente, a porosidade de Gaymard (¢ np, EQ. 9)
e a aproximagao de segunda ordem para a porosidade
de Gaymard usando o bindmio de Newton (Eq. 22) a-
presentam resultados muito semelhantes. E de se es-
perar, portanto, que os resultados dos modelos petrofisi-
cos para estimativa de V.., — equagdes 20, 21 e 24 —
fornecam resultados equivalentes, como observamos na
Figura 2c. Para fins de comparagéo, o modelo empirico
para sedimentos recentes proposto por Larionov (1969)
(equacao 11) também esta representado na figura. Os
parametros adicionais usados para estimar os perfis de
Veay Usando os modelos petrofisicos s&o: pma = 2.65
glem®, pr = 1.05 g/em?®, paay = 2.54 glem?®, Atga =
55.50 ps/ft, Aty = 189.00 ps/ft € Atcay = 115.00 ps/ft.
Analisando os perfis de argilosidade na Figura 2c, obser-
vamos que o0 modelo petrofisico na equacao 24 fornece
resultados equivalentes aos fornecidos pelos modelos
petrofisicos Kamel-Mabrouk (equagédo 20) e Mabrouk-
Kamel (equagéo 21).

DISCUSSAO E CONCLUSOES

Os modelos empiricos classicos utilizados na pratica pa-
ra avaliagdo da argilosidade aumentam as incertezas
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nas estimativas. Os resultados dos modelos petrofisicos
aqui investigados sdo mais precisos, conduzindo a uma
maior confiabilidade nas estimativas de argilosidade. O
uso dos modelos petrofisicos depende de parametros
criticos no ‘ponto de folhelho’ (i.e., pciay € Atclay) que,
se nao conhecidos a priori, podem degradar as estimati-
vas de argilosidade.
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