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Resumo

In this study, a carbonate reservoir in Campos Basin was
evaluated through open hole logs and laboratory
petrophysical data of three wells. Initially, conventional
logs were used to identify the boundaries of the reservoir
and the oil-water contact. After this, laboratory data was
used to divide the reservoir into lithofacies, petrophysical
areas as well as indicators of reservoir quality. In the
same sense, the flow zones method was used and its
results were compared with the production log data,
thereby evaluating its effectiveness. On the other hand,
Winland’s graph was utilized to assess the best
petrophysical quality areas and the regions of the
reservoir that had similar flow indicators were classified
as flow units of the reservoir. Each flow unit was fitted by
a linear equation, which allowed extrapolation to other
wells and the estimation of the permeability. Moreover,
the Nuclear Magnetic Resonance (NMR) log was
essential to derive petrophysical information in the wells,
as macro, meso and micro porosity. For each flow zone
were generated Tacuorf, BFT, FFI, Swir, permeability and
the pseudo capillary pressure curves. The logs were
calibrated with different laboratory analysis including
mercury injection capillary pressure (MICP) and, thus,
NMR allowed an appropriated fit between empirical
equations and the data of the analyzed formation. The T,
distribution obtained by NMR laboratory also was enabled
to evaluate the wettability of the formation. Thus, in the
description the petrophysical conditions of the reservoir in
each well, it was possible to discover the potential flow
areas, providing the information that feeds the geological
models necessaries to simulate the behavior of reservoir.

Introducéo

As rochas reservatério, além de possuirem um sistema
poroso suficiente para conter grandes quantidades de
hidrocarbonetos, devem ainda possuir poros bem
conectados entre si, de modo que os fluidos possam
circular pela rocha e serem produzidos. As propriedades
petrofisicas das rochas ao longo do pogo podem ser
analisadas de modo direto, através de amostras de calha,
plugs de testemunho, analise de fluido de perfuragdo e
teste de pressdo, ou por métodos indiretos, como a
perfilagem.

A maioria dos reservatérios de hidrocarbonetos no
mundo se encontra em rochas carbonaticas, Estes, ao
contrario dos reservatorios siliciclasticos, sofrem um
complicado processo diagenético, que inclui cimentacéo,

dissolucdo, dolomitizag@o, recristalizagdo e acéo
biogénica. Devido a essa complexidade litologica, as
rochas carbonaticas, sdo de dificil caracterizagéo,
exigindo assim estudo e experiéncia (Lucia, 1999).

A Bacia de Campos (Figura 1) possui mais de 1.600
pocos perfurados ao longo de mais de trés décadas de
exploracéo petrolifera, sendo a bacia brasileira mais
prolifica e alojando a maior parte das reservas
petroliferas atuais do pais. Recentemente, foi descoberta
a maior reserva de hidrocarbonetos do Brasil. Trata-se de
um reservatorio carbonatico, na camada do pré-sal, que
se estende por diferentes bacias, incluindo a Bacia de
Campos. Desde entdo um novo desafio surgiu no cenario
da exploragéo petrolifera brasileira, e consequentemente,
na area académica, aumentando a necessidade de
melhor compreender o0s reservatérios carbonéticos
(Machado et al., 2011).

Neste contexto, este trabalho visa investigar o sistema
poroso e gerar resultados que contribuam para
exploracdo e produgdo de petr6leo num reservatorio
carbonéatico do pés-sal.

Metodologia

Os dados utilizados neste trabalho foram extraidos de
trés pocos (P1, P2 e P3) que atravessam um reservatorio
carbonatico da secdo pods-sal da Bacia de Campos
(Figuras 2). Apesar do reservatoério estar localizado numa
mesma plataforma carbonatica (Figura 4), a variacdo de
facies sedimentares é grande ao longo e lateralmente
dos pocos.

Os perfis geofisicos de poco (Tiab & Donaldson, 1996)
utilizados na interpretagcdo foram: caliper - CALI, (in),
Raios gama - GR, (gAPI), resistividade (Rt) rasa - LLS,
(ohm.m), resistividade profunda - LLD, (ohm.m), sénico -
DTCO (us/ft), densidade — RHOB (g/cm3), porosidade
neutrdnica - NPOR, (%), NMR: T. pist, Schlumberger
CMR-Plus 30 bins (ms), NMR:Tz.m, média logaritmica dos
valores de T, (ms) e PLT - Production Logging Tool
(m3/D).

Medidas diretas de petrofisica basica foram realizadas
em 5 amostras laterais do pogo P1, em 178 amostras de
plugs retirados de testemunhos do poco P2 e em 20
amostras de laterais do pogco P3. Medidas de petrofisica
especial foram realizadas somente para os pocos P2 e
P3. O pogco P2 é o que apresenta maior nimero de
amostras de testemunho e por esse motivo foi usado
como pogo de referéncia, no qual foram desenvolvidos
inicialmente os modelos petrofisicos de andlise:
expansdo de gas hélio (petro:perm-h, permeabilidade
horizontal (mD) e petro:poros), porosidade total (%)),
intruséo de mercurio (PcHg) (PcHg:perme,
permeabilidade (mD), PcHg:poros, porosidade total (%),
PcHg:Micro, porosidade (%), PcHg:Meso, porosidade
(%), PcHg:Macro, porosidade (%)), eletrocapilarébmetro
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(equipamento de andlise de pressao capilar membrana e
propriedades elétricas) (PcMembrana:Swi, saturacédo de
fluido irredutivel (%)), centrifuga (PcCent:Swi, saturagéo
de fluido irredutivel (dec)), NMR (TaLan: Swi, saturagdo de
fluido irredutivel (%), ToLa: CortesT,, valores de Tacutoit
(ms), Taiaw: phi_nmr, porosidade total (%), ToaLab:
K_TIMUR, permeabilidade (ms), Timur-Coates
(C’=3.37E-05, a'=-7.436, b'=4,028).

A primeira etapa do estudo consistiu em analisar os perfis
convencionais corridos nos pog¢os, com O intuito de
identificar as possiveis zonas de reservatorio, assim
como as profundidades do topo e da base, além do
contato Oleo - agua. Ao identificar as zonas de
reservatorio, verifica-se que as curvas dos perfis variam
muito. Este fendmeno ocorre devido a complexidade
geolégica das rochas carbonéticas, e as variacdes
facioldgicas, o que dificulta a caracterizagdo petrofisica.
Visando minimizar as dificuldades de analise referentes a
heterogeneidade da formacdo, a regido de reservatério
foi dividida em zonas que apresentassem propriedades
petrofisicas similares. As metodologias usadas para esta
divisdo foram as de litofacies, zonas petrofisicas (ZP), a
qual se baseia nas analises de laboratério e no
comportamento das curvas dos perfis. As demais
metodologias usadas sdo baseadas nos conceitos de
Amaefule et al. (1993) e Gunter et al. (1997). Apbs o
reservatorio ser zonificado de acordo com parametros
petrofisicos, estes foram confrontados com os dados do
perfil de produgdo - PLT, de modo a identificar a
metodologia que melhor representa as zonas de fluxo.
Com o reservatério zonificado, tornou-se mais confiavel
utilizar os dados de perfis e combina-los com dados de
testemunho, de modo a obter as propriedades
petrofisicas ao longo do pogo. Os perfis convencionais
foram entdo utilizados em conjunto com o perfil NMR, o
qual foi a principal ferramenta de andlise. Os cortes de T,
foram obtidos por zona, o que permitiu gerar curvas de
porosidade efetiva, permeabilidade e saturacéo de fluido
irredutivel nas diferentes zonas do reservatorio e, por fim,
identificar as principais zonas produtoras.

Resultados

Os perfis convencionais foram essenciais na identificagédo
da zona de reservatério, os seus limites e o contato
Oleo/dgua. A Figura 3 mostra como os perfis variam ao
longo do pogco P2. Desta forma, o perfil litolégico GR
registrou valores altos até a profundidade de 1.100 m, os
quais sédo caracteristicos em argilas e folhelhos, com uma
amplitude da ordem de 75 a 150 unidades API. De um
modo geral, espera-se que os carbonatos, por resultarem
da matéria esqueletal de vida marinha, possuam os
valores mais baixos de radioatividade. A regido entre a
profundidade de 1.100 e 1.500 metros apresenta baixos
valores GR ao redor de 30 API.

O perfil Rt dessa regido é alto, evidenciando a presenca
de hidrocarboneto (Figura 3), além disso, a combinagéo
dos perfis de RHOB e NPHI mostra um crossover tipico
para regides reservatério de 6leo leve ou gas. Assim, a
regido de reservatorio foi identificada entre as
profundidades de 1.100 e 1.200 m e o contato 6leo -
agua em profundidades de 1.178,6 m. A constatagcdo da
presenca de 6leo ndo é suficiente para transformar a

formacéo atrativa do ponto de vista comercial, o sistema

poroso deve ser suficiente para conter grandes

guantidades de hidrocarbonetos e, ainda, possuir poros
bem conectados entre si, de modo que os fluidos possam
circular pela rocha e serem produzidos.

Através da amostragem aleatéria de plugs retirados de

testemunhos do reservatério foram realizadas as

descri¢Bes sedimentoldgicas, assim como as andlises de

petrofisicas de laboratério para avaliar a porosidade e

permeabilidade dos plugs. Constatou-se que a regido de

reservatorio € uma formacgdo carbonatica possuindo

grande variacdo litolégica (Franco Filho et al., 2011).

Devido a heterogeneidade da formagédo, as curvas dos

perfis variam muito impedindo utilizar uma mesma

abordagem petrofisica para todo o reservatério ao longo
do poco.

A descricdo sedimentar realizada através dos plugs de

testemunho permitiu identificar oito litofacies, no entanto,

para facilitar, estes foram agrupados de acordo com a

textura das laminas examinadas pela microscopia e as

fotografias de testemunhos, como segue:

¢ Grainstone 1 e 2 - Grainstone oolitico / microoncaolitico,

médio a grosso, com raros bioclastos e peldides.

Apresenta  porosidades do tipo intergranular,

intercristalina, vugular e intragranular (dissolucdo de

gréos). Representa as facies de alta energia com
menor permeabilidade.

Grainstone 3, 4, 5 e 6 - Grainstone oolitico-

microoncolitico/Rudstone oncolitico, grosso,

granulosos, com peldides finos. A porosidade € do tipo
intergranular e vugular, de maiores permeabilidades.

¢ Rudstone/Grainstone 7 - Rudstone a rodolitos de algas
vermelhas, de didmetro entre 2 e 3 cm, imersos em
matriz de grainstone oncolitico granuloso,
microoncolitico muito grosso a grosso, e fragmentos de
algas vermelhas. A porosidade também é do tipo
intergranular e vugular.

e Packstone 8 - Packstone oolitico/oncolitico, peloidal e
bioclastico. No espaco poroso sao predominantes as
porosidades do tipo intergranular e vugular.

A Figura 4 mostra o cross-plot entre a permeabilidade e a

porosidade dos plugs de acordo com o modelo das

litofacies. Observa-se que esse modelo ndo distingue o

comportamento petrofisico, de modo que uma mesma

litofacie apresenta uma natureza permo-porosa dispersa.

A este resultado atribui-se o fato de que a divisdo em

litofacies carbonéaticas € baseada nas propriedades

deposicionais, independente do efeito da diagénese.

Assim a determinacdo das zonas petrofisicas foi

baseada, inicialmente, nas descricdes das litofacies, no

entanto, os efeitos da diagénese das rochas também
foram levadas em consideragdo. Em algumas regides as
facies grainstones foram identificadas parcial ou

totalmente cimentadas por carbonato de calcio e

podendo ainda ser encontrada dolomitizada em

diferentes intensidades. Observa-se, assim, que a zona
grainstone possui as melhores propriedades petrofisicas,
seguida pelas zonas packstone e a cimentada,
respectivamente. Neste contexto é possivel identificar
gque na regido de reservatério, a zona grainstone
possivelmente possui uma melhor capacidade de
producao (Figura 5).
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Na tentativa de entender melhor o meio permo-poroso da
zona grainstone, o mesmo foi entdo dividido buscando
separar as regies de acordo com o seu potencial
petrofisico. Foram utilizados quatro conceitos distintos,
tais como a divisdo por litofacies, indicadores IQR
(Reservoir Quality Index) e IZF (Flow Zone Index), zonas
petrofisicas (ZP), unidades de fluxo (UF) e zonas de fluxo
(ZF) (Amaefule et al., 1993).

A Figura 6 ilustra a relagdo entre a porosidade e a
permeabilidade dos plugs discretizadas desta vez pelas
UF, que, por meio de uma regressao linear, foram
representadas por equacgfes de reta. Comparando essa
figura com o modelo proposto por Winland da Figura 7,
foi possivel estimar os rock types e assim correlacionar
as UF com as caracteristicas petrofisicas
correspondentes. A UF1 corresponde aos piores rock
types que podem ser correlacionados com 0s menores
raios de gargantas de poro. Em seguida as UF 2 e 3
correspondem aos rock types de qualidade petrofisica
intermediaria e, por fim, as UF 4, 5, 6, 7 e 8 mostraram-
se como as de melhor rock type.

O gréafico estratigrafico de Lorenz modificado foi obtido
através dos valores de porosidade e permeabilidade de
laborat6rio. De acordo com essa metodologia, cada ponto
de inflexdo separa uma potencial zona de fluxo. A Figura
8 mostra o grafico de Lorenz modificado (esquerda) e na
ordem decrescente de acordo com o potencial de fluxo
(direita). Os maiores angulos de inclinacdo das retas
representam as zonas como maior potencial de fluxo. As
ZF puderam ser classificadas de acordo com os rock
types adaptando o modelo proposto por Winland (1972).
Para isto foi necessario trabalhar com as médias
aritméticas das porosidades e das permeabilidades dos
plugs de cada zona, mostrando a rela¢éo entre as ZF, as
litofacies e os correspondentes rock types. Assim, as ZF
1 e 9 correspondem a zonas de pior rock type, as ZF 2, 3,
5 e 7 correspondem as zonas intermediarias em quanto
que as ZF 4, 5 e 6 correspondem aos melhores rock
types (Figura 9).

Através de dados petrofisicos foi possivel identificar um
modelo que prevé as zonas de fluxo do pogo. No entanto,
para comparar a efetividade deste método, a curva do
perfil de producdo PLT foi confrontada a curva de ZF,
como mostra a Figura 10. Observou-se que a curva do
perfil PLT e a curva KH (permeabilidade x profundidade,
a capacidade de fluxo) do método ZF s&o similares e
podem ser correlacionados. Determinadas as distintas
zonas de fluxo do reservatério, os dados de perfil
puderam ser combinados com os dados de laboratodrio,
de modo a estimar as propriedades petrofisicas de cada
zona ao longo da regido de reservatorio do pogo P2.

A Figura 11 mostra os perfis convencionais e o perfil
NMR na regido de reservatorio. Para determinar os
volumes de FFIl e BFT, a curva de distribuicao T, deve
ser analisada de modo a encontrar os melhores valores
de Tacuor. ASSimM, a primeira metodologia utilizada contou
com os valores de T Obtidos pela NMR de
laboratério, esses valores foram estendidos para
representar cada ZF, como mostra a curva Tocuwoffap dO
track 6 (Figura 12). A segunda metodologia utilizada para
separar os volumes de FFI e BFT foi pela média
geométrica da distribuicdo de T,. Esta curva chama-se

Togm € pode ser vista no track 6. Os tracks 4 e 5 mostram
a relacdo entre os diferentes cortes de T, e as
respectivas curvas de Sy geradas com base no conceito
da NMR. Estas curvas foram comparadas com os valores
de Sy obtidos em laboratério e ndo mostraram bons
ajustes. Assim, no intuito de obter os melhores valores de
Tocutoff, @ curva de Sy gerada pelo perfil de NMR foi
ajustada com os valores de S, de laboratério e os
correspondentes cortes gerados foram registrados pela
curva Taceutoffpoco MOStrada no track 6.

A porosidade total do NMR para todo o poco foi
comparada com os dados dos plugs de testemunho,
como mostra o track 3 da Figura 13. Foi possivel obter
uma 6tima correspondéncia entre dados de porosidade
de laboratério e dados do NMR de pogo. A porosidade
referente aos fluidos presos por capilaridade foi obtida
para cada zona de fluxo do pogo de acordo com seus
cortes de T, como mostra o track 5. O track 4 mostra o0s
valores de macro, meso e micro porosidade obtidos em
laboratorio. Verifica-se que os valores correspondentes a
meso porosidade sdo baixos e variam por volta de 0.01
dec ao longo da regido de reservatorio e que os valores
de macro e meso porosidade alternam de modo que seus
valores variam em torno de 0.1 dec, A micro, meso e
macro porosidade NMR foram calibradas através dos
dados de laborat6rio como mostram os tracks 6, 7, 8 e 9.
Os bins correspondentes variaram entre 0,3 a 87 ms para
a micro porosidade, 87 a 110 ms para meso e 110 a 3000
ms para a macro porosidade. No entanto observou-se
gue em determinados pontos destas curvas ndo houve
bons ajustes com os dados de testemunho, isso ocorreu
devido a variagdo dos bins néo ser feita por ZF, mas sim
para todo o reservatorio.

A Figura 14 mostra trés diferentes metodologias usadas
para inferir a permeabilidade ao longo do pogo. A
permeabilidade Timur/Coates mostrada no track 4, com o
coeficiente C e as exponenciais calibradas por regresséo
linear, através dos dados de permeabilidade de
testemunho, a qual foi realizada para cada zona do poco.
A permeabilidade rock type, mostrada no track 3, foi
obtida através das equacdes de reta das unidades de
fluxo mostradas no gréafico semilogaritmico. A curva de
permeabilidade obtida, baseada no modelo SDR, néo
apresentou bons ajustes como mostrado no track 5. A
este resultado, sao atribuidos os valores do Tam que nédo
corresponderam aos valores de corte adequados e aos
coeficientes tedricos utilizados, os quais ndo foram
calibrados para a formacéo.

Conclusfes

Neste trabalho, um conjunto de dados da Bacia de
Campos permitiu identificar os reservatérios em
profundidades diferentes dos pocos através dos perfis
geofisicos de pogco convencionais, 0 que € comum em
regibes com movimentacdo dos evaporitos. Por outro
lado, a descricdo petrografica em litofacies, por nédo
considerar o efeito da diagénese, ndo representou bem
as variagbes permo-porosas do reservatorio, porém, a
partir dela foi possivel considerar a ZP grainstone como a
melhor em termos petrofisicos. A metodologia das ZF,
entdo, permitiu dividir o reservatorio dos pogos P2 e P3
em zonas menores de acordo com os dados de
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porosidade e permeabilidade dos plugs. A distribuicdo de
T, do NMR de laboratério, porém, permitiu avaliar as
condi¢cdes de fluido preso por capilaridade e, assim,
separar os valores de BFT e FFIl, assim como, seus
consequentes volumes porosos. Analisando essas
curvas, foi possivel identificar que a Syir ndo corresponde
ao volume de poro do BFT o que leva a concluir presenca
de 6leo nos poros pequenos, ou seja, S, 0 que leva a
concluir que a rocha possui molhabilidade mista. A
melhor forma para obter os valores de Tacuwft fOi pela
calibragdo da curva Syir do NMR com os de laboratério. A
curva de porosidade total ndo é influenciada pela
presenca de diferentes fluidos, pois a area abaixo da
curva de distribuicdo T, ndo é alterada. Contudo, os
valores de macro e micro porosidade foram determinados
de acordo com os valores de Touwr. A curva de
permeabilidade dos pogos P2 e P3 foi derivada do
modelo de Timur/Coates utilizando os valores de Tacytoft
mais adequados, sendo seus coeficientes obtidos por
regressdo linear. Os valores de Sy foram facilmente
obtidos através do NMR tendo os valores adequados de
Tacutoff, €Ntretanto, a calibracdo da curva de distribuicdo
de garganta de poros do MICP com a curva de
distribuicéo de poros do NMR permitiu obter a saturacéo
de fluido irredutivel que se mostrou bem ajustada com os
dados dos equipamentos de laboratério (centrifuga e
membrana). Através da calibragdo entre MICP e NMR foi
gerada uma pseudo-curva de pressédo capilar, resultando
que as melhores ZF do pog¢o P2 foram as ZF4, ZF6 e
ZF8, e do pogo P3, ZF2 e ZF4. O pogo P1 néo foi dividido
em ZF por ndo possuir dados suficientes de plugs. Assim,
baseado na continuidade geolégica lateral, os dados das
ZP do pogo P2 foram extrapolados para as respectivas
ZP do poco P1 obtendo, desta forma, os valores
aproximados de petrofisica por NMR.
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Figura 1. Localizacdo da Bacia de Campos.
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Figura 7. Relacdo entre K- e o modelo de Winland.
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Figura 9. Gréfico de Winland e os rock types.
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Figura 11. Perfis convencionais e de RMN na regido Figura 12. Perfil mostrando diferentes metodologias de obtenc&o do Syir.
reservatério do poco P2.

o, 52

10010 |81

Figura 14. Perfis de permeabilidade do poco E2 obtidos por

Figura 13. Perfis de porosidade do pogo P2. diferentes metodologias.
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