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RESUMO

A estimativa de argilosidade (V1,y) das formacOes representa uma etapa essencial no
fluxo de interpretacdo de perfis geofisicos devido a sua grande importancia para a
compreensdo do sistema petrolifero de bacias sedimentares, bem como para a reducdo de
impactos negativos na recuperacdo de Oleo e gas. Classicamente, tais estimativas sdo
realizadas a partir dos registros do perfil de raios gama (GR), usando relagdes empiricas.
Entretanto, apesar de simples, os modelos empiricos tendem a superestimar a argilosidade.
Uma forma de obter uma estimativa de argilosidade mais robusta, que pode evitar avaliagdes
equivocadas, é por meio do uso de modelos petrofisicos. Dessa forma, esse trabalho visa
investigar a estimativa da argilosidade em sedimentos turbiditicos, mediante uma anélise dos
resultados obtidos utilizando modelos empiricos classicos e trés modelos petrofisicos que
incorporam informacdes de trés perfis geofisicos: os perfis sdnico, densidade e néutrons. Dois
destes modelos petrofisicos foram apresentados por Kamel & Mabrouk (2003) e Mabrouk &
Kamel (2011) para formacgOes argilosas. O outro modelo, proposto neste projeto e
referenciado como Castro & Martins, apresenta uma nova abordagem para a estimativa de
argilosidade em formacBes com a presenca de hidrocarbonetos leves. O modelo Castro &
Martins mostrou resultados consistentes para a zona com presenca de hidrocarbonetos leves
(gés) e forneceu estimativas de argilosidade mais robustas que as produzidas pelos modelos

empiricos e pelos modelos petrofisicos usados como comparagdo nesta pesquisa.

Palavras-chave: estimativa de argilosidade, porosidade, modelos empiricos, modelos

petrofisicos.



ABSTRACT

The shaliness estimation (Vc,y) represents an essential step for well log interpretation
due to its great importance to understanding the petroleum system of sedimentary basins, as
well to reduce negative impacts on oil and gas recovery. Classically, these estimations are
realized by gamma ray well log responses, using empirical models. However, despite their
simplicity, empirical models tend to overestimate the shaliness. A way to obtain robust
shaliness estimates, which can avoid misleading evaluations, it is by using petrophysical
models. Thus, this project wants to investigate shaliness estimate of turbidite sediments by an
analysis of the results obtained using classical empirical models and three petrophysical
models that incorporate data from three geophysical logs: sonic, density and neutron logs.
Kamel & Mabrouk (2003) and Mabrouk & Kamel (2011) presented two of these
petrophysical models for shaly formations. The other model, proposed at this project and
referenced as Castro & Martins, shows a new approach for shaliness estimation in gas-bearing
formations. Castro & Martins model has exhibited consistent results for the gas-bearing zone
and has provided shaliness estimates more robust than the ones produced by the empirical and

petrophysical models used as comparison at this research.

Keywords: shaliness estimation, porosity, empirical models, petrophysical models.
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1 INTRODUCAO

A partir da segunda metade dos anos 1980, teve inicio uma intensa busca por jazidas
petroliferas em aguas profundas e ultraprofundas. Essas diferentes condi¢6es de exploracédo de
petroleo se associam & necessidade de desenvolvimento de novas técnicas que permitam
solucionar as complexidades tecnoldgicas associadas a esses processos. De forma continua, a
industria petrolifera segue em busca de tecnologias e métodos que possam reduzir as
incertezas inerentes ao processo de exploracdo e que permitam uma melhor caracterizacéo dos
reservatorios, a fim de gerar estimativas de produtibilidade mais precisas.

No Brasil, foi a exploracdo em aguas profundas que impulsionou o pais na area de
exploracdo de hidrocarbonetos a uma busca permanente de inovacGes tecnoldgicas que
permitissem viabilizar a producdo de petréleo em condi¢bes complexas. Tal fato rendeu ao
Brasil, a partir de 1986, o titulo de lider mundial na producdo em aguas profundas (Morais,
2013). De acordo com Milani et al. (2000), a prospeccdo neste tipo de ambiente foi
incentivada pelos baixos custos de descoberta e pela abundante produtividade dos
reservatorios turbiditicos.

Como destaque, a Bacia de Campos foi laboratério mundial de desenvolvimento
tecnoldgico para aguas profundas. Esta Bacia possui folhelhos como principais rochas
geradoras e uma grande variedade de rochas reservatorio, dentre as quais estdo basaltos
fraturados, carbonatos, calcarenitos e turbiditos (Bastos, 2015). No caso da area de estudo
deste trabalho, que corresponde ao Campo de Namorado, na Bacia de Campos, 0s
reservatorios séo turbiditicos.

Os turbiditos sdo depositos sedimentares formados por correntes de turbidez, que
podem ter origem marinha ou lacustre (Suguio, 1998). Eles sdo importantes reservatorios de
hidrocarbonetos e representam o principal play do pds-sal no Brasil. Ja os folhelhos, que no
Campo de Namorado ocorrem como rochas geradoras ou selantes, correspondem a uma
mistura de argilominerais e silte (Dewan, 1983).

A importancia dos argilominerais ndo se limita somente ao fato de serem os principais
constituintes dos folhelhos. Suguio (2003) destaca que além de determinados tipos de
argilominerais serem indicadores de areas potencialmente petroliferas, eles estdo presentes em

50 a 60% das rochas sedimentares.



O efeito dos argilominerais nas rochas é fortemente influenciado pelo tipo de
distribuicdo de argilal. Segundo Schon (2011), as argilas definem um tamanho de particula —
menor que 0,002 mm — e descrevem um grupo de minerais, 0s argilominerais. Ainda segundo
0 autor, o tipo de distribuicdo de argila pode ser: laminar, estrutural ou dispersa. O primeiro
corresponde a argilas organizadas em finos estratos entre as camadas de areias limpas. O
segundo corresponde a uma matriz sélida formada pela argila juntamente com gréos de outros
minerais. Por fim, a argila dispersa é a que se encontra envolvendo os graos minerais de maior
granulometria na matriz da rocha (Dewan, 1983; Ellis & Singer, 2007). Entre as formas de
ocorréncia, a argila dispersa ¢ a que mais desperta o interesse dos intérpretes de perfis
geofisicos. Isso ocorre porque este tipo de argila obstrui as conexdes porosas, impedindo o
fluxo de fluidos no reservatorio e, consequentemente, causa um impacto negativo na producéo
de 6leo e gas (Wyllie et al., 1958). Este é apenas um dentre os varios efeitos causados pela
presenca de argila nas formacGes. Além de afetar os registros de diferentes perfis de pocos, a
existéncia da argila em rochas reservatorio é um fator que prejudica a avaliacdo da formacao
(Dewan, 1983). Portanto, a influéncia exercida pela argila € um assunto de extrema
importancia que serd devidamente aprofundado ao longo deste trabalho. Todavia, cabe
salientar que ndo apenas a presenca da argila é importante, mas também a quantidade da
mesma em uma rocha é um fator determinante para saber se sua interferéncia sera benéfica ou
né&o.

Nesse contexto, a quantidade de argila existente em uma formacéo corresponde ao
conceito de argilosidade. Este é definido como o percentual volumétrico de argila presente em
reservatorios clasticos obstruindo as conexdes porosas. A argilosidade pode ser estimada tanto
a partir da interpretacdo dos registros do perfil de potencial espontaneo (SP) e/ou de raios
gama (GR), quanto por meio de modelos empiricos e petrofisicos. No caso dos modelos
empiricos, o uso do registro de apenas um perfil de poco em sua formulacdo (no caso, o de
raios gama) gera uma incerteza na estimativa de argilosidade calculada por estes métodos que,
geralmente, superestimam o volume de argila presente em uma formacéo. Isto compromete o
calculo da porosidade efetiva — aquela que considera apenas 0s poros interconectados.
Consequentemente, as incertezas na avaliacdo do volume de éleo recuperavel do reservatorio
crescem (Dewan, 1983). Por sua vez, os modelos petrofisicos, ao incorporarem uma maior
quantidade de pardmetros provenientes de diferentes perfis de pogos, tendem a fornecer

estimativas de argilosidade mais confiaveis.

1 A discussdo acerca do termo “argila” é complexa e serd abordada com mais detalhes ao longo do trabalho.



Neste trabalho serdo apresentados os modelos empiricos classicos — Larionov (1969),
Brock (1981), Stieber (1970) e Clavier et al. (1971) — e analisados trés modelos petrofisicos
para estimativa de argilosidade que incorporam informacdes de trés perfis geofisicos: perfil de
néutrons, perfil de densidade e perfil sénico. Um desses modelos petrofisicos, aqui referido
como modelo Castro & Martins, foi proposto neste trabalho pela autora em coautoria com o
Prof. Dr. Jorge Leonardo Martins e teve seus resultados preliminares apresentados no VII
Simposio Brasileiro de Geofisica (Castro & Martins, 2016). Os outros dois modelos
petrofisicos foram propostos por Kamel & Mabrouk (2003) e por Mabrouk & Kamel (2011).

A performance destes dois modelos petrofisicos diante de modelos empiricos classicos
em sedimentos turbiditicos do Campo de Namorado, Bacia de Campos, foi publicada em
Castro et al. (2014). Neste trabalho, os autores constataram que esses modelos petrofisicos
apresentam estimativas confiaveis de argilosidade em formac6es argilosas, mesmo que outros
elementos radioativos que ndo sejam folhelhos estejam presentes. Kamel & Mabrouk (2003) e
Mabrouk & Kamel (2011) apontam que os modelos por eles propostos também apresentam
bons resultados em formacdes portadoras de hidrocarbonetos, embora no caso especifico do

gas a utilizacdo de outra abordagem seja mais adequada.

1.1 Obijetivos

Apresentar um modelo petrofisico para estimativa de argilosidade, incorporando
informacgdes de perfis utilizados para o célculo da porosidade (i.e, sénico, néutrons e
densidade), assim como a porosidade de Gaymard. Dessa forma, tém-se o propdsito de que
essa nova formulacdo represente um modelo petrofisico adequado para estimar a argilosidade
em formacgdes que possuem a presenca de hidrocarbonetos leves, como o gas. E também
analisar a estimativa de argilosidade em sedimentos turbiditicos usando os modelos empiricos
classicos, os modelos petrofisicos propostos por Kamel & Mabrouk (2003) e Mabrouk &

Kamel (2011) e o0 novo modelo aqui desenvolvido.



2 REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1 Propriedades Petrofisicas

O termo petrofisica foi introduzido por Archie (1950) para caracterizar o estudo das
propriedades fisicas das rochas que estdo relacionadas a distribuicdo de fluidos em seus poros.
Tiab & Donaldson (2012) acrescentam que a petrofisica engloba o estudo referente aos
mecanismos de deslocamento de solugdes quimicas, armazenamento de 6leo, medi¢do da
saturacdo do Oleo residual, relacdo entre as fases fluidas em meios porosos e outras
caracteristicas complexas do comportamento dos fluidos nas rochas. Portanto, as propriedades
petrofisicas controlam parametros essenciais na avaliacdo e exploracdo de um reservatorio.
Sendo, assim, de grande interesse e importancia para a industria do petrdleo.

Nesse contexto, destaca-se 0 estudo das rochas sedimentares, ja que a maior parte da
producdo de petroleo ocorre nessas rochas. Segundo Suguio (2003), as rochas sedimentares
dividem-se em trés classes principais: clasticas, biogénicas e quimiogénicas. As rochas
clasticas sdo formadas pela acumulacdo de materiais erodidos fora da bacia de sedimentacéo e
que sdo transportados até a bacia. As rochas bioconstruidas sdo resultantes do retrabalhamento
de sedimentos bioldgicos depositados dentro da propria bacia. Ja as rochas quimiogénicas
representam depositos quimicos resultantes da precipitacdo de minerais em solucéo.

Segundo Nery (2004), para efeito petrofisico, uma rocha sedimentar constitui-se
mineralogicamente por trés elementos. Entretanto, ainda que exer¢cam a mesma funcéo, estas
componentes podem possuir diferentes nomenclaturas a depender do tipo de rocha. Para
rochas carbonaticas, os elementos sdo: ortoquimicos, micrita e espato. J& para as rochas
clasticas sdo: arcabouco, matriz e cimento.

O arcabouco corresponde a fracdo da rocha que normalmente Ihe d& sustentacdo,
sendo formado por grdos de maior diametro. A matriz representa a fracdo fina que da
consisténcia a rocha e que, a depender das condi¢des ambientais, pode preencher os espacos
vazios entre grdos. Por sua vez, o cimento € 0 componente precipitado quimicamente nos
espagos porosos, sendo o responsavel pela rigidez da rocha.

E importante destacar que para fins da perfilagem geofisica, a rocha sedimentar é
dividida apenas em duas partes: matriz (engloba o arcabouco, cimento e a matriz) e poro (todo
0 espaco vazio da rocha). De acordo com Nery (2013), isso ocorre devido a dificuldade das

ferramentas em distinguir, por exemplo, um gréo de silica de uma matriz ou um cimento
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silicoso. Desse modo, as propriedades petrofisicas das rochas, bem como o transporte de
fluidos, irdo depender fortemente de fatores como composi¢do mineral; tamanho, orientagéo e
empacotamento dos graos; grau de compactacao e cimentacao (Tiab & Donaldson, 2012).

Dentre os varios tipos de propriedades petrofisicas, duas serdo detalhadas a seguir:
porosidade e argilosidade. Isso se deve ao fato de que essas propriedades sdo as mais
relevantes para o objetivo proposto.

2.1.1 Porosidade

A porosidade ¢ a relacdo entre o volume de espacos vazios de uma rocha e o volume
total da mesma. Ela pode ser classificada em porosidade deposicional (ou primaria) e
porosidade pos-deposicional (ou secundaria). A porosidade priméria é adquirida pela rocha
durante a sua deposicdo ou bioconstrugdo, correspondendo, por exemplo, a porosidade
intergranular nos arenitos. J& a porosidade secundaria é fruto de processos posteriores a
conversdo do sedimento em rocha, como por exemplo, as fraturas em arenitos e folhelhos.

Além dessas classificacBes, a porosidade também se divide em total e efetiva. A
porosidade total representa o volume total de vazios, enquanto que a efetiva considera
somente 0s espacos vazios interconectados. Nery (2013) destaca que a porosidade efetiva é a
mais importante comercialmente e, por isso, € o tipo de porosidade desejavel nos calculos de
interpretacdes dos perfis. De acordo com Schén (2011), a importancia deste tipo de
porosidade decorre da sua contribuicdo para o transporte de fluidos dos poros, o que nédo
acontece em rochas com poros separados.

A porosidade ndo é uma propriedade constante nas rochas, podendo sofrer variacoes
de acordo com alguns elementos. Nery (2013) afirma que a cimentacdo, a dissolucdo, o
contetdo da matriz ou aloquimicos e a dolomitizacdo sdo os principais fatores que afetam a
porosidade das rochas carbonaticas.

Nas rochas clasticas, Tiab & Donaldson (2012) explicam quatro fatores que
governam a porosidade: uniformidade do tamanho dos grdos, o grau de cimentagdo ou
consolidacdo, o nivel de compactacdo antes e apds a deposicdo e 0 empacotamento. A
presenca de particulas menores misturadas com gréos de maior granulometria (areias) provoca
a diminuicdo da porosidade. O aumento da consolidacdo e da cimentacdo também provoca
diminuicdo da porosidade. Geralmente, a porosidade ¢ menor em rochas mais antigas e

compactadas. Com o aumento da pressdo de sobrecarga, grdos de areia mal selecionados
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podem mudar progressivamente seu empacotamento, resultando em esmagamentos e
deformacbes plasticas das particulas de areia e, consequentemente, em diminuicdo da
porosidade.

Embora existam varios métodos laboratoriais para a determinacéo da porosidade em
rochas consolidadas, elas também podem ser obtidas por meio do uso dos perfis de pogos. Os
principais perfis responsaveis por fornecer essa propriedade sdo os perfis sénico, densidade e
de néutrons. O aprofundamento acerca destes tipos de perfis, bem como a determinacdo da

porosidade por meio deles, serdo abordados no topico de perfis de pogos.

2.1.2 Argilosidade

A argilosidade, também conhecida como volume de argila, corresponde ao percentual
volumeétrico de argila presente na formagdo. Segundo Schon (2011), o termo “argila” descreve
um grupo de minerais denominado aluminosilicatos (argilominerais com estrutura laminar) e
também define um tamanho de particula, que ¢ inferior a 0,002 mm. Ja o termo “folhelho”, de
acordo com Ellis & Singer (2007), corresponde a rochas de granulometria fina que contém
uma fracdo consideravel de minerais de argila e silte.

Dewan (1983) destaca que os argilominerais sdo classificados em grupos de acordo
com sua estrutura cristalina. Os que interessam nas rochas sedimentares sdo: montmorilonita,
ilita, caulinita e clorita. A Tabela 1 lista as principais propriedades desses argilominerais que

séo relevantes na avaliagédo das formagdes.

Componentes
Raio Gama Espectral

Tipo de argila CEC p (média) K, u, Th,
meq/g On gfem? % ppm ppm
Montmorilonita 0,8 —115 0,24 2,45 0,16 2-5 14 -24
llita 0,1-04 0,24 2,65 4,5 1,5 <2
Clorita 0-01 0,51 2,3 = = =
Caulinita 0,03 -006 036 2,65 0,42 1,5-3 6-19

Tabela 1: Propriedades dos argilominerais. Fonte: Dewan (1983)

A primeira coluna de dados da Tabela 1 corresponde a um importante parametro
chamado Capacidade de Troca de Céations (CEC). Conforme Odom (1984), isso significa que

os argilominerais tém cations fixados na superficie, entre camadas e dentro dos canais da
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estrutura cristalina, que podem ser trocados por meio de reagdo quimica por outros ions em
solugdo aquosa sem que isso acarrete em modificagdes de sua estrutura cristalina. A
capacidade de troca catidnica é, portanto, uma propriedade importante dos argilominerais, ja
que os cations trocaveis influem intensamente sobre as suas propriedades fisico-quimicas.
Schon (2011) destaca que a troca de cations é a origem fisica da condutancia da interface
argila — agua. A CEC é geralmente expressa em meg/g, ou seja, miliequivalentes por 100g do
argilomineral seco a 110°C.

A segunda coluna da Tabela 1 corresponde aos valores que o perfil de néutrons
teoricamente leria para uma formacéo de argila totalmente (100%) seca, devido a ligacdo do
hidrogénio com a estrutura cristalina (Dewan, 1983). Ellis & Singer (2007) afirmam que o
hidrogénio é um membro proeminente em todos os argilominerais presentes na tabela,
gerando grandes impactos nas respostas da porosidade de néutrons.

A terceira coluna da Tabela 1 mostra a densidade média da argila seca, que depende
tanto da concentracdo de hidrogénio como do contetdo de pequenos componentes de minerais
pesados, como o ferro (Dewan, 1983). Desse modo, a presenca de variagdo de densidade entre
os diferentes tipos de argilominerais influencia a densidade dos folhelhos. J& que estes, de
acordo com Nery (2013), possuem densidades altamente variaveis em virtude de suas
composicdes mineralogicas — aproximadamente 60% de argilominerais e 40% de outros
minerais.

As trés ultimas colunas da Tabela 1 listam a concentracdo média dos elementos
radioativos naturais em cada argilomineral. Corroborando os dados apresentados nesta tabela,
Rider (2002) afirma que como indicador de folhelho por meio do perfil espectral, o tério (Th)
pode ser usado na maioria dos casos.

Schon (2011) salienta que o efeito dos minerais de argila nas rochas depende ndo s6
das suas propriedades, mas também do tipo de distribuicdo da argila, que pode ser: laminar,
estrutural e dispersa. Conforme Tiab & Donaldson (2012), a primeira estrutura corresponde a
argilas organizadas em finos estratos entre as camadas de areias limpas. Nesse tipo de arranjo,
a porosidade e a permeabilidade s&o afetadas de forma consideravel. Dewan (1983) acrescenta
que essas argilas sdo de origem detritica, podendo corresponder a uma mistura de dois ou
mais tipos de argilominerais.

Na configuracdo estrutural, a argila forma a matriz sélida juntamente com grdos de

outros minerais. Tiab & Donaldson (2012) dizem que este tipo de distribuicdo € raro e que



suas caracteristicas sdo semelhantes as das argilas laminares. Entretanto, a porosidade e a
permeabilidade permanecem constantes (Nery, 2013).

De acordo com Schon (2011), a argila dispersa é formada dentro do sedimento quando
cristais de argilas precipitam a partir de fluidos presentes nos poros. Dessa forma, as argilas
podem preencher os poros e aderir a grdos de maior granulometria, envolvendo-os. Dewan
(1983) destaca que este tipo de distribuicdo pode ser bastante prejudicial, j& que uma
guantidade relativamente pequena de argila pode obstruir os poros e reduzir
consideravelmente os valores de porosidade e permeabilidade. Além disso, ao afetar a
conexao entre os poros da rocha, a argila pode impedir o fluxo de fluidos no reservatorio,
causando um impacto negativo da produtibilidade de éleo e gas. Assim, do ponto de vista
econémico, este é o tipo de distribuicdo de argila que mais desperta interesse.

Dewan (1983) afirma que a existéncia de argila em rochas reservatorio € um fator
fortemente incébmodo na avaliagdo da formacdo, pois ela ndo s6 complica a determinacdo dos
hidrocarbonetos in place, como também afeta a habilidade do reservatorio de produzir estes
hidrocarbonetos. O autor ainda acrescenta que a presenca de argila em uma rocha reservatorio
pode ser benéfica ou ndo. O fator determinante sera a quantidade de argila presente: enquanto
grandes quantidades de argila em um reservatorio podem acabar com sua producdo por meio
da reducdo excessiva de sua permeabilidade, uma pequena quantidade de argila disseminada
nos poros pode ser benéfica ao servir como uma trapa para a agua intersticial.

Hilchie (1978) ressalta que a reducdo do contraste de resistividade entre 6leo ou gas
e a agua é o efeito mais significante da argila em uma formacédo. Para Kamel & Mabrouk
(2003), isso implica que se uma quantidade suficiente de argila estiver presente em um
reservatorio, pode ser muito dificil determinar se a zona € produtiva. Dessa forma, a
determinacdo da qualidade de um reservatorio em termos da identificacdo da litologia, dos
tipos e distribuicdo de fluidos, da porosidade, da permeabilidade e de outros parametros
petrofisicos, é baseada principalmente na avaliacdo do volume de argila (Kamel & Mabrouk,
2003).

Cabe ressaltar que a presenca de argila ndo influencia apenas as estimativas de
reservas e produtividade dos reservatérios. Ela também atinge diretamente a leitura e a
interpretacdo dos perfis de poco. Como exemplo, temos os efeitos causados nos perfis usados
para a estimativa da porosidade. No caso do perfil sonico, a presenca de argila nas camadas
permoporosas amplia a quantidade de agua intersticial (comparadas aquelas limpas ou sem

argila) e aumenta o intervalo de tempo registrado. Ja no perfil de densidade, quanto menos
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densa por unidade de volume (devido ao excesso de agua presa na molécula de argila) for a
argila, menor sera a resposta do perfil.

No contexto da interpretacdo de perfis, Nery (2013) evidencia que dentre todos os
problemas que o intérprete enfrenta, a argilosidade é o parametro mais desafiante. Visto que a
correcdo proposta para os efeitos causados pela presenca de argila depende da argilosidade em
primeira instancia. Portanto, uma estimativa robusta de argilosidade é de extrema importancia
para a interpretacdo e extracdo de informacdes confiaveis a partir dos perfis de pocos e,

consequentemente, para a avaliacdo econémica de sistemas petroliferos.

2.2 Perfis de Poco

Inicialmente, os perfis de pogo eram utilizados para correlacionar padrdes similares de
condutividade elétrica de um poco para outro (Ellis & Singer, 2007), visando atender a
crescente demanda da industria de exploracdo de hidrocarbonetos. Com o passar dos anos, as
técnicas de perfilagem foram aperfeigoadas, permitindo também uma avaliacdo quantitativa
das formagdes.

Segundo Nery (2004), os célculos quantitativos, necessarios para avaliar o potencial
comercial de um poco, se correlacionam bem com as profundidades registradas nos perfis
geofisicos, se os cabos de perfilagem forem calibrados para um limite maximo de erro da
ordem de 1 m para cada 1000 m de poco.

A interpretacdo de um conjunto de perfis geofisicos fornece, quantitativamente,
propriedades petrofisicas tais como porosidade, permeabilidade, teor de argila e saturacdo.
Visando a determinacdo dessas propriedades e a avaliacdo do potencial de um poco, existem
diversos tipos de perfis com diferentes aplicagdes (ver Tabela 2). Neste trabalho serdo
abordados, de acordo com a divisdo proposta por Dewan (1983), os perfis de porosidade —
sonico (DT), néutrons (PHIN), e densidade (RHOB); e os perfis para analise de zonas

permeaveis — potencial espontaneo (SP) e raios gama (GR).
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Tabela 2: Principais usos dos perfis geofisicos de pogo aberto. Fonte: modificado de Rider (2002).

2.2.1 Perfis de Porosidade

A porosidade, como destacado previamente, pode ser calculada por meio de trés perfis
convencionais de pocos: sénico (DT), néutrons (PHIN) e densidade (RHOB).

O perfil sonico, originalmente criado para auxiliar na construcdo de sismogramas
sintéticos, foi durante muitos anos a ferramenta mais popular para o célculo da porosidade.
Entretanto, atualmente, a combinag&o entre os perfis de densidade e néutrons tem se tornado a
primeira opcao.

Dewan (1983) destaca que quando a matriz é conhecida e o fluido do poro é
totalmente liquido, uma s6 ferramenta pode ser suficiente. Em outros casos, a combinacao de

duas, ou até mesmo das trés ferramentas pode ser necessaria.

2.2.1.1 Perfil Sonico

O perfil sbnico registra a medida do tempo de transito de uma onda mecanica através
das rochas. A velocidade de propagacdo de uma onda compressional sofre alteracfes de
acordo com o meio em que se propaga. Além disso, ela possui uma relagcdo inversa com o
tempo de propagacdo. Tal fato implica que o tempo gasto pela onda para percorrer uma
mesma distancia fixa serd menor nos solidos do que nos liquidos e gases, visto que 0s meios
solidos possuem velocidade de propagacéo maior.
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Nery (2004) ressalta que o perfil sdbnico mostra uma relagéo direta entre o tempo de
propagacdo de uma onda compressional e a porosidade das rochas, pois ao se considerar duas
rochas semelhantes, a que contiver mais fluidos dentro de seus poros (maior porosidade)
mostrara um tempo de transito maior do que uma com menos fluidos (menor porosidade).

De acordo com Kearey et al. (2009), a ferramenta de medicao deste perfil consiste em
uma fonte que emite pulsos ultrassonicos a uma frequéncia de 20-40 kHz detectados,
normalmente, por dois receptores separados por uma distancia de cerca de 300 mm.

Por convencdo do Instituto Americano de Petréleo (em inglés, American Petroleum
Institute — API), a unidade de medida usada para o tempo de trénsito é o us/pé (ou pus/m).

Rider (2002) evidencia que, quantitativamente, o perfil sénico pode ser utilizado no
calculo da porosidade — obtida por meio de uma relacdo matematica que sera explicitada no
topico de estimativas de porosidade — e na interpretacdo sismica ao fornecer a velocidade
intervalar. Além dessas aplicacbes, o perfil também auxilia na identificacdo do grau de
compactacao das rochas e na deteccao e fraturas.

Cabe destacar que a presenga de hidrocarbonetos nas formagdes afeta o registro do
perfil sénico. Conforme Nery (2004), o tempo de transito na &4gua é da ordem de 189 a
200 us/pé (salgada ou doce, respectivamente), o do 6leo (menos denso) é de 236 us/pée o
do gés (menos denso ainda) é da ordem de 600 us/pé. Assim, camadas portadoras de
hidrocarbonetos tém um pequeno (6leo) ou grande (gas) aumento no tempo de transito (At).
Ou seja, ocorre um retardamento no tempo total de propagacdo de uma onda compressional
nas camadas que possuem uma mistura de 6leo e agua, quando comparadas com aquelas que
contém apenas agua. Dessa forma, em zonas portadoras de gas (hidrocarbonetos leves), a
porosidade estimada a partir do perfil snico é ligeiramente superior, devido ao tempo de
propagacao da onda compressional que € maior no gas. Além disso, a presenca de argila na
formacdo também causard aumento na porosidade estimada a partir do sbnico, ja que o
excesso de agua intersticial adsorvida aos argilominerais atenua a velocidade da onda

compressional.

2.2.1.2 Perfil de Néutrons

O perfil de néutrons mede uma radioatividade induzida artificialmente, por meio do
bombardeio das rochas com néutrons de alta energia ou velocidade. Ainda segundo Nery

(2013), ao longo da trajetoria fonte-captura, um néutron passa pelas fases de colisao,
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amortecimento, termalizacdo e absorcdo. Entretanto, Rider (2002) afirma que dentre estas
fases, duas se destacam: coliséo e absorgéo.

A colisdo ocorre quando os néutrons bombardeados nas camadas do po¢o se chocam
sucessivamente com 0s atomos do meio. Durante esse processo, 0s néutrons adquirem uma
nova trajetoria e perdem parte de sua energia cinética para o nucleo dos a&tomos. Esta perda de
energia depende da massa relativa do nucleo. Isto justifica a alta perda de energia decorrente
das colisdes entre um néutron e um nucleo de hidrogénio, ja que ambos possuem massas
iguais. ApOs choques sucessivos, 0s néutrons tendem a atingir a energia termal do meio
ambiente (0,025 eV?). Embora as colisdes permanecam, os néutrons ndo perdem mais energia;
apenas se afastam cada vez mais da fonte até serem capturados por um ndcleo. Ocorre, entdo,
a conversao de pequena por¢do da massa do néutron em energia para o ndcleo. A excitacéo do
nucleo, oriunda dessa energia adicional, fara com gque 0 mesmo emita raios gama de alta
energia.

A intensidade da radiacdo gama € controlada pela distancia que ela percorreu desde o
ponto da captura do néutron até o cintilémetro. Essa distancia sera afetada, principalmente,
pela concentracao de ions de hidrogénio: quanto mais alta a concentracao deles, mais proxima
da parede do poco é a captura de néutrons e maior o nivel de radiacdo (Kearey et al., 2009).

A compreensdo sobre a existéncia de uma relacdo entre a distancia captura-
cintildbmetro e a concentragdo de ions de hidrogénio pode ser depreendida de Nery (2013). O
autor afirma que os choques e amortecimentos dos néutrons sdo tarefas preferencialmente
realizadas pelos nucleos de hidrogénio. Isto seria também a principal razdo para se falar em
indice de Hidrogénio (HI) no lugar de porosidade. O indice de hidrogénio representa assim a
quantidade de hidrogénio por unidade de formacéo.

Segundo Ellis & Singer (2007), como o hidrogénio das formacdes pode estar presente
na forma de hidrocarbonetos ou agua e tende a ocorrer nos espacos porosos, uma correlacdo
entre ele e a porosidade da formacéo € facilmente realizada. Kearey et al. (2009) acrescentam
que em arenitos e calcarios todos os ions de hidrogénio estdo presentes nos hidrocarbonetos
ou nos fluidos dos poros, de forma que a concentracdo de ions de hidrogénio é totalmente

dependente da porosidade. Corroborando tais afirmagoes, Nery (2013) explica que o indice de

2Simbolo de "elétron-volt". Representa uma unidade de medida de energia empregada em fisica
atdmica e nuclear. Por definigdo, um elétron-volt é a quantidade de energia cinética adquirida por
um anico elétron quando acelerado por uma diferenca de potencial elétrico de um volt, no vacuo.
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hidrogénio (HI) pode ser calibrado em valores de porosidade utilizando-se uma rocha padréo
de laboratdrio, com porosidade conhecida e totalmente saturada em agua.

Cabe destacar que a presenca de hidrocarbonetos leves (gas) e argila nas camadas afeta
diretamente a resposta do perfil de néutrons. Para um volume investigado de rocha, a presenca
de hidrocarboneto leve (gés), que é expansivo, resulta em um baixo valor de densidade de
hidrogénio (concentragdo/volume). Dessa forma, o perfil de néutrons lera baixa porosidade
nestas zonas. Ja 0 excesso de agua intersticial adsorvida aos argilominerais, aumenta a
quantidade de H* das camadas. Consequentemente, o perfil de néutrons lera alta porosidade
em intervalos argilosos.

Quantitativamente, o perfil de néutrons é usado para medir tanto a porosidade quando
0 indice de hidrogénio da formacdo. Qualitativamente, este perfil € um excelente
discriminador de 6leo e gas (Rider, 2002). Nery (2013) destaca que é preciso ter cuidado na
interpretacdo do perfil de néutrons, pois uma rocha com 10% de porosidade manterad este
valor para qualquer tipo de fluido intersticial, seja ele agua, 6leo, gas ou uma mistura deles.
Portanto, exploratoriamente, a fim de minimizar os célculos, utiliza-se sempre uma
combinacdo de perfis. As aplica¢fes fruto da interpretacdo conjunta entre os perfis sénico,

néutrons e densidade serdo abordadas ao final do tépico de perfis de porosidade.

2.2.1.3 Perfil de Densidade

O perfil de densidade é um registro da densidade global das formacgdes em funcdo da
profundidade. Segundo Rider (2002), a densidade global da rocha é aquela que inclui a matriz
solida e os fluidos presentes nos poros. Essa densidade é medida por meio do
bombardeamento das camadas por feixes de raios gama, utilizando uma fonte que contém
Césio (Cs137) ou Cobalto (Co®°). Devido a presenca desses dois elementos, que possuem
nivel médio de energia, a interacdo entre o0s raios gama e as rochas se dara preferencialmente
por meio do Efeito Compton. Tal efeito, que sera mais aprofundado no topico referente ao
perfil de raios gama, se origina da colisdo entre um foéton de média energia e um atomo
qualquer.

Apds sucessivas colisdes entre os feixes monoenergéticos de raios gama e os elétrons
das formacGes, os raios gama véo se dispersando ou sendo absorvidos, fazendo com que a

intensidade inicial dos feixes diminua. O detector mede, entdo, essa atenuacao de intensidade,
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que é resultado da mudanca na densidade eletronica (nimero de elétrons por unidade de
volume) do meio.

O Efeito Compton € diretamente proporcional a densidade eletrnica, e esta é
proporcional a densidade das formacGes. Logo, a ferramenta ird responder diretamente a
densidade da formac&o e inversamente a sua porosidade. Kearey et al. (2009) ressaltam que a
fracdo de raios gama que retorna para o detector é que determina o valor da densidade
(normalmente expressa em g/cm3). Portanto, quanto maior a intensidade da radiacdo no
detector, menos densa € a rocha e vice-versa.

Rider (2002) destaca que, quantitativamente, o perfil de densidade é usado para
calcular a porosidade e, indiretamente, a densidade de hidrocarbonetos. No caso da
porosidade, ela é obtida por meio de uma equacao que sera detalhada no topico de estimativas
de porosidade. Qualitativamente, o perfil de densidade ¢ um bom indicador de litologias,
podendo ser usado para identificar certos minerais e auxiliar na identificagédo de regides de
fraturas e altas pressoes.

Vale destacar que a porosidade estimada a partir do perfil de densidade sera mais alta
em zonas portadoras de gas (hidrocarbonetos leves) devido a baixa densidade do gas.
Comportamento contrario ao que ocorre em formacgdes com a presenca de argila, onde séo
observados valores de porosidade menores.

Também é importante ressaltar que para a maioria das litologias a densidade raramente
é usada como fator diagndstico sem a consideracdo de outros perfis (Stevanato, 2011). 1sso se
deve ao fato de que a densidade das rochas € influenciada por varios fatores, tais como:
composi¢cdo mineral6gica, porosidade, idade e compactacdo. As rochas mais compactadas,
assim como as mais antigas, por exemplo, tendem a ser mais densas.

Portanto, a interpretacdo conjunta do perfil de densidade com outros perfis garante
maior confiabilidade as informac6es extraidas. Além disso, a sua combinacdo com os demais
perfis convencionais usados para a estimativa da porosidade (sénico e néutrons), permite

estender seus usos a outras aplicacoes.

2.2.1.4 Combinacédo dos Perfis de Porosidade (sonico, néutrons e densidade)

A interpretacdo integrada dos perfis de porosidade, além de diminuir as incertezas
decorrentes da avaliacdo de um dnico tipo de perfil, pode fornecer informagfes muito

relevantes do ponto de vista econdmico. Embora o perfil de densidade quando usado sozinho
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seja um pobre indicador litologico, a combinacgdo dele com o perfil de néutrons representa o
melhor indicador qualitativo de litologia geral (Rider, 2002).

Outra aplicacdo da combinacdo de perfis néutrons-densidade € a identificacdo de
zonas de hidrocarbonetos leves. Segundo Nery (2013), em uma zona com gas o perfil de
densidade terd sua leitura aumentada, enquanto que o perfil de néutrons terd seu indice de
hidrogénio diminuido. Portanto, a combinacéo entre esses dois perfis € um excelente recurso
na identificacdo da presenca de hidrocarbonetos nas rochas reservatérios. Alem disso, a
combinagdo de ambos € importante para determinar o “ponto de folhelho”, fator amplamente
utilizado nas corregdes do efeito de argila dos perfis de pogo, na estimativa da porosidade
efetiva e, consequentemente, nos modelos petrofisicos que serdo apresentados mais adiante. O
“ponto de folhelho” ocorre, de acordo com Dewan (1983), quando a porosidade calculada
pelo perfil de néutrons € maior que a porosidade apresentada pelo perfil de densidade (@, <
D¢ ). Assim, o “ponto de folhelho” ¢ calculado como o ponto no perfil em que a diferenga
entre a porosidade fornecida pelo perfil de néutrons e a porosidade estimada pelo perfil de
densidade (@, — @.p) € maxima. Devido a esses fatores, Ellis & Singer (2007) destacam
que em condic¢des de poco aberto, o perfil de néutrons é utilizado quase que exclusivamente
em conjunto com o perfil de densidade.

Cabe ressaltar, entretanto, que a utilizacdo desses dois perfis também pode ser
combinada com o perfil sénico. De acordo com Nery (2013), a determinacgéo da litologia e a
identificacdo de zonas de hidrocarbonetos leves, podem também ser obtidas por meio da
combinacdo dos perfis de densidade, de néutrons e sonico.

Por sua vez, os perfis sdnico e de densidade também podem ser combinados. A
utilizacdo conjunta desses dois perfis € de grande importdncia para a confeccdo de
sismogramas sintéticos. J& que usando dessa combinacédo é possivel calcular o coeficiente de
reflexdo e a impedancia acustica do meio, além das constantes elasticas e da velocidade

intervalar.

2.2.1.5 Estimativas de porosidade

A seguir serdo apresentadas as formulas basicas para a estimativa da porosidade,
uma vez que a formulacdo dos modelos petrofisicos incorporam informacfes dos perfis
sonico, densidade e de néutrons. Como destacado previamente, os registros dos perfis de

densidade e sonico fornecem estimativas de porosidade de forma indireta, por meio de
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férmulas especificas para cada perfil sob investigacdo. Ja o perfil de néutrons, ao ter o indice
de hidrogénio calibrado em valores de porosidade utilizando-se uma rocha padrédo de
laboratdrio, de porosidade conhecida e totalmente saturada com agua, fornece diretamente 0s
valores de porosidade.

Por meio dos perfis de densidade e sdnico, € possivel obter tanto a porosidade total
(?¢) como a porosidade efetiva (@.). Entretanto, o calculo da @, esta vinculado a influéncia
da presenca de argila, dependendo de parametros como a estimativa de argilosidade e o
“ponto de folhelho”. Desse modo, tanto a estimativa da porosidade total quanto da efetiva a
partir do perfil de densidades, @, = @.p e @, = @, p, sdo fornecidas, respectivamente, pelas

seguintes relacbes (Dewan, 1983; Schon, 1996):

p - P
Bep = ma b’ QD
Pma — Pr
e.
¢e,D = ¢t,D - Vclay(bt,D,clayr 2

nas quais, p,,, € a densidade média dos grdos minerais que formam a matriz, p;, € o registro
do perfil de densidade, pr é a densidade do filtrado de lama, V., € a estimativa de

argilosidade e @ p ¢4y, € a porosidade aparente no “ponto de folhelho”, que é expressa por:

Pma — Pclay 3)

Q)t,D,clay = P — pr )
ma

na qual, pciqy € 0 registro do perfil de densidade no “ponto de folhelho™.
A partir do perfil sbnico, a estimativa da porosidade total, @, = @, s, € expressa por
(Dewan, 1983; Schon, 1996):

At — Aty (@)

Pos = Aty — Atpg

na qual, At=intervalo de tempo da formacéo, At,,, = intervalo de tempo de trénsito da matriz

solida e Aty = intervalo de tempo de transito do fluido.
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Nery (2013) destaca que nas rochas ndo compactadas a dgua suporta a pressdo das
camadas sobrepostas. Portanto, essa maior quantidade de agua, em relacdo a matriz, gera uma
atenuacdo nas ondas em forma de leve estiramento (stretch) das amplitudes e,
consequentemente, o intervalo de tempo medido aumenta. Logo, a porosidade sdnica para
rochas ndo compactadas precisa de uma corregdo que as compatibilize com as rochas
compactadas. Assim, na presenca de rochas ndo compactadas, insere-se um Fator de

Compactagdo (C,) na equagdo 4, como apresentado abaixo:

At — At 1 5
O = — — Bma 1 ()
Aty — Atpg — Cp
e.:
c - Atclay X C (6)
P 100 '

na qual, At.,,, = intervalo de tempo de transito no “ponto de folhelho” e C = constante que,
normalmente, é igual a 1,0. Mas seu valor pode variar de acordo com 0 meio, a area € a
formagéo.

O calculo da porosidade efetiva por meio do perfil sénico, @, s, € dado por:

Q)e,S = Q)t,S - Vclay(z)t,s,clay' (7)

na qual a porosidade aparente no “ponto de folhelho” (@ qy) Usando o perfil sonico,
corresponde a:

Atclay - Atma (8)
Aty — Aty

Q)t,S,clay =

Como abordado previamente, a combinacdo entre os perfis de porosidade é
largamente empregada com o objetivo de potencializar suas aplicacbes. Desse modo, a
combinacdo entre o registro do perfil de néutrons e do perfil de porosidade total estimado a
partir do perfil de densidade, fornece uma relacdo mais robusta para a estimativa da

porosidade. Nesse caso, @, = @, yp, onde a relacéo € expressa por (Dewan, 1983):

Oenp = 0 Dep + (1 —8)Dy, 9)
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na qual 0,5 <& > 1,0. Segundo Asquith & Gibson (1983), em zonas de agua, § = 0,5,
resultando em:

Oy + D¢ p (10)
(Dt,ND = T

Visando solucionar o problema imposto pela influéncia da presenca de argila na
interpretacdo dos perfis de pogo, Gaymard & Poupon (1970) propuseram um método baseado
na consideracdo de varios indicadores de argila. Estes foram avaliados estatisticamente
durante o intervalo de pogo a ser interpretado. Dentre os indicadores estudados, destaca-se a
relacdo fruto da combinacéo entre os perfis de densidade e de néutrons. Esta relacdo, que é
conhecida como Porosidade de Gaymard, é comumente empregada em zonas de
hidrocarbonetos leves (gas), sendo representada por:

oF + Q)%,D (11)

2 —
®t,ND 2

Cabe ressaltar que nas equagdes 9, 10 e 11 € possivel considerar a estimativa da porosidade

efetiva @, yp.

2.2.2 Perfis para Analise de Zonas Permeaveis

De acordo com Dewan (1983), o primeiro passo na analise de um conjunto de perfis
de pocos para a determinacdo das zonas permeaveis e das zonas impermeaveis, pode ser
realizado utilizando os perfis de potencial espontaneo (SP) e raios gama (GR). A partir da
utilizacdo de mecanismos diferentes, ambos os perfis podem distinguir folhelhos de néo

folhelhos. Enquanto o SP corresponde a uma medida elétrica, 0 GR é uma medida nuclear.

2.2.2.1 Perfil de Potencial Espontaneo

A presenca de um fluido de perfuragdo (lama) no processo da perfilagem é de suma
importancia, visto que esse fluido é responsavel por preservar as se¢fes ndo consolidadas,
lubrificar a broca e a coluna de perfuragdo, evitar desmoronamentos e permitir a coleta de
amostras de calha para analise. Entretanto, por possuir caracteristicas eletroliticas, ele também

pode ocasionar disturbios nos perfis. Desse modo, para que uma operacdo de perfuracéo seja
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bem executada, a lama de perfuracdo deve ter suas caracteristicas controladas. Nery (2004)
ainda destaca que para contrabalancear a pressao exercida pelos fluidos interporosos (PE) das
camadas, a pressao hidrostatica (PH) do fluido de perfuracdo deveria ser aproximadamente
igual a pressdo estatica intrinseca dessas camadas. Mas, para evitar surgéncias fluidas
indesejaveis, generalizou-se que as lamas devem ter pressdo hidrostatica (PH) um pouco
maior que a pressao estatica (PE). Esta diferenca de pressdo entre o fluido de formacéo e o
fluido de perfuracéo acarreta no processo conhecido como infiltracdo ou invasao.

A invasdo ocorre quando a fase continua da lama, o filtrado, penetra nos poros ou
fraturas das rochas. A fase descontinua, como argilas incorporadas e/ou adicionadas, ndo
adentra as camadas rochosas com facilidade e, portanto, impermeabiliza gradualmente a
parede do poco. Esta deposicdo de particulas carregadas em suspensdo pelo fluido de
perfuracdo que sela as rochas porosas forma um reboco. Ou seja, toda vez que a broca penetra
uma camada permoporosa ocorrem os processos de invaséo do filtrado e formagéo do reboco.
Entretanto, a infiltracdo tem carater dindmico e estatico, pois enquanto houver movimentacdo
da coluna de perfuracdo, o reboco sofrerd reducdes e novas frentes de infiltracdo podem
ocorrer.

O perfil de potencial espontaneo é resultado das diferencas de potencial medidas entre
eletrodos localizados dentro do poco e eletrodos situados na superficie, sem que nenhuma
corrente artificial seja aplicada. Para que as medicdes sejam realizadas, 0s pogos devem ser
preenchidos com um fluido de perfuracdo condutivo (base agua). De acordo com Rider
(2002), também sdo necessarios outros dois fatores para que a diferenca de potencial
eletroquimico ocorra: presenca de uma camada permeavel e porosa circundada por uma
formacdo impermeavel e diferenca de salinidade (ou pressdo) entre o fluido de perfuracdo e o
fluido de formacao.

A forca eletromotriz que gera a curva do SP é decorrente de processos eletrocinéticos
e eletroquimicos. O potencial de eletrofiltracdo ou eletrocinético ocorre quando ha um
eletrolito se movimentando através de um meio permeavel. Na industria do petr6leo, onde 0s
poc¢os sdo bastante profundos, o potencial eletrocinético torna-se relevante devido aos altos
valores de pressao hidrostatica que sdo atingidos.

Ja o potencial eletroguimico é a fonte mais importante de potencial espontaneo
natural, sendo formado pela jungédo de diferentes solu¢Ges dentro de um pogo. Esta juncdo é

produzida de acordo com elos, dentre os quais se destacam: agua de formacéo — folhelho, que
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gera o potencial de membrana (Em); filtrado — agua de formacdo, que gera o potencial de
juncdo liquida (Ej).

O potencial de membrana (Em) corresponde a um fenémeno elétrico adicional que
possui valores muito mais altos que o potencial de juncdo liquida e ocorre quando existem
interlaminacdes ou disseminagdes de folhelho ou argila separando as solugdes envolvidas no
processo, fazendo com que os ions tenham que se movimentar através deles.

Como o filtrado de lama ¢ feito a partir de solu¢des condutoras, o contato entre ele e a
agua interporosa das camadas gera correntes elétricas naturais, devido a difusdo de ions que
ocorre da solucdo mais salina para a menos salina. Portanto, o potencial de juncéo liquida (Ej)
é resultado do movimento das cargas elétricas na zona de contato entre duas solucdes de
concentracgdes ionicas distintas.

A explicacdo de tais processos permite compreender a afirmacéo feita por Kearey et
al. (2009) de que o efeito do potencial espontaneo € originado pelo movimento de ions a
diferentes velocidades entre dois fluidos de concentracdes diferentes.

Segundo Rider (2002), o perfil de potencial espontaneo fornece gquantitativamente a
resistividade da agua de formacdo e o volume de folhelho. O método de obtencdo da
argilosidade, ou volume de folhelho, a partir do perfil de potencial espontaneo sera mostrado
no topico de estimativas de argilosidade. Qualitativamente, ele fornece a permeabilidade, a
correlacdo estratigréfica e a identificagdo de facies deposicionais. Como destacado por Kearey
et al. (2009), isto permite, por exemplo, realizar uma distin¢ao entre arenitos e folhelhos, visto
gue o primeiro possui uma anomalia negativa em relacdo ao segundo no perfil de SP.

Para que essas informacdes possam ser obtidas por meio do perfil de potencial
espontaneo é preciso que se defina a Linha Base de Folhelho (LBF). Esta ocorre devido a
tendéncia a um valor constante que a curva do SP adquire perante folhelhos de caracteristicas
petrofisicas iguais. Deve-se lembrar de separar individualmente os intervalos de formacoes
diferentes, pois os folhelhos ndo possuem potencial de membrana (Em) fixo. Segundo Nery
(2013), a LBF deve representar, para cada intervalo em analise, uma tangente média dos
valores maximos dos folhelhos de um mesmo pacote. Cabe ressaltar que cada formacéo
possui sua propria Linha Base de Folhelho, portanto, a LBF de uma formagdo nunca podera
ser utilizada em outro pogo.

Na presenca de folhelhos, a curva do perfil de potencial espontaneo apresenta
tendéncia retilinea e, no caso de camadas permeaveis (onde ocorre invasdo do filtrado), a

curva ira apresentar deflexfes. Rider (2002) destaca que quanto maior a deflexdo do SP,
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maior € o contraste de salinidade entre o filtrado de lama e a 4gua de formacéo. Logo, o sinal
do perfil de potencial espontaneo € funcdo do contraste de resistividades entre o filtrado de
lama e a agua de formacdo. A deflexao sera para a direita (positiva) quando o filtrado for mais
salgado que a agua intersticial e para a esquerda (negativa), quando a agua intersticial for
mais salgada que o filtrado. Nas zonas portadoras de hidrocarbonetos, o perfil SP possui uma
menor deflexdo que o normal, podendo esta “atenuagdo por hidrocarboneto” ser um indicador

de sua presenca (Kearey et al., 2009).

2.2.2.2 Perfil de Raios Gama

Radioatividade é o decaimento espontaneo, ou desintegracdo, de um nucleo atémico
instavel seguido da emissao de radiacdo. Esta Gltima, a partir de Fresnel e Young, corresponde
a ondas eletromagnéticas invisiveis que podem ser detectadas devido aos seus efeitos
ionizantes.

A radioatividade pode ser natural ou artificial. A primeira se manifesta
espontaneamente nos elementos radioativos e is6topos que se encontram na natureza,
enguanto que a segunda esta relacionada ao bombardeamento de atomos através de particulas
aceleradas. Existem trés tipos de radioatividade natural: radiagdo alfa (o), radiagdo beta () e
radiagdo gama (y). Segundo Schon (2011), a profundidade de penetracao das radiacdes alfa e
beta é muito pequena e, por isso, para aplicacdes praticas, como no caso da perfilagem de
pocos, utiliza-se a radiacdo gama.

Os raios gama, ou fotons, correspondem a uma energia eletromagnética que pode
reagir de diferentes maneiras com a matéria. Existem, entretanto, trés tipos de interacdo que
sdo de interesse para a perfilagem: Efeito de Producdo de Par, Efeito Fotoelétrico e Efeito
Compton (Ellis & Singer, 2007).

O efeito de producdo de par é originado da interacdo entre um féton de alta energia
(maior que 1,02 MeV?) com o campo elétrico gerado pelo nicleo dos atomos. A energia do
féton se converte em um par de elétrons, um positivo e outro negativo. O elétron com carga
negativa se torna um elétron livre, enquanto o outro elétron tem curta durabilidade devido a

sua facilidade de interacdo com elétrons da vizinhanca.

3Simbolo de "megaelétron-volt". Representa uma unidade de medida de energia, empregada em
fisica atbmica e nuclear, equivalente a um milhdo de elétrons-volt.
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O efeito fotoelétrico ocorre quando um féton de baixa energia (menor que 75 keV*)
transfere toda sua energia para um elétron orbital. Consequentemente, o féton ¢é
completamente absorvido e desaparece do meio, enquanto que o elétron se transforma em um
fotoelétron livre.

O efeito Compton € resultado da colisdo entre um féton de média energia (entre 75
keV e 1,02 MeV) com um elétron orbital. Durante este processo, o foton retira o elétron de
sua Orbita, desviando-se de sua trajetoria e cedendo ao elétron parte de sua energia cinética.
Como resultado, o foton permanece no meio, mas com sua energia reduzida.

Schon (2011) destaca que apenas trés processos de decaimento radioativo, produzindo
quantidades mensuraveis de raios gama, ocorrem naturalmente nas rochas: a série Uranio-
Radio, a série do Torio e o Potassio K*°. Os raios gama naturais oriundos dessas fontes, por
possuirem niveis energéticos da ordem de 1,4 a 2,6 Me, interagem principalmente por meio
do Efeito Compton.

Os elementos radioativos naturais supracitados ocorrem naturalmente nas rochas
igneas e sdo espalhados nos sedimentos e na agua do meio ambiente durante os processos de
intemperismo e erosdo. Fatores como a presenca de organismos Vvivos na dgua do ambiente
deposicional e a composi¢do mineraldgica dos sedimentos é que determinam a concentracao
desses elementos nas rochas sedimentares. Devido as possiveis diluicdes, contaminacGes e
intemperismos, o nivel de radioatividade dos sedimentos é sempre menor do que o das rochas
igneas.

Dentre as rochas sedimentares, as argilas e/ou folhelhos se destacam pelo seu alto teor
de radioatividade natural, devido a sua capacidade em reter ions metalicos. Segundo Nery
(2004), a radioatividade nesses sedimentos € significativa, pois eles sdo ricos em matéria
organica (microorganismos tendem a retirar elementos radioativos da dgua do mar, retendo-0s
em seus corpos) e possuem grande capacidade de realizar trocas idnicas com as solucdes
intersticiais do ambiente deposicional. Esse fato justifica a afirmacdo de Schon (2011) de que
a radioatividade das rochas sedimentares aumenta das rochas “limpas” (sem presenca de
argila) para as rochas “argilosas”. Ou seja, quanto maior o contetido de argila de determinada
rocha, maior sera sua radioatividade. Porém, existem excecOes que serdo mostradas no topico
seguinte.

Existem dois tipos de perfis baseados na radioatividade gama. O primeiro é o perfil de

raios gama, que mede a radioatividade natural das rochas proveniente dos elementos instaveis

4Abreviatura de mil elétrons-volt.
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potassio (K*°), uranio (U%3%) e tdrio (Th?32). O segundo perfil corresponde ao perfil espectral
de raios gama, que mede separadamente os trés elementos radioativos. Cabe salientar que
apenas o0 primeiro tipo sera relevante para este trabalho, visto que seu objetivo ndo contempla
a contribuicao individual de cada elemento radioativo.

Rider (2002) destaca que os raios gama podem ser detectados principalmente por trés
tipos de ferramentas: camaras de ionizacgdo, cintilometros e, eventualmente, contadores
Geiger-Muller. A radioatividade medida € normalmente expressa em Unidades API, ou Grau
API, (em inglés, American Petroleum Institute — Instituto Americano de Petroleo),
determinadas segundo niveis de referéncia de um poco teste da Universidade de Houston.

Conforme Ellis & Singer (2007), o perfil de raios gama foi introduzido no final dos
anos 1930 como o primeiro método de perfilagem ndo elétrica, sendo imediatamente Gtil no
processo de distin¢do entre formacdes limpas e argilosas.

Rider (2002) destaca que atualmente o perfil ¢ muito utilizado, quantitativamente, para
0 célculo do volume de folhelho, processo que sera explicitado no tépico referente a
argilosidade. Além disso, qualitativamente, é empregado na correlacdo de facies e na
identificacdo de litologias (argilosas).

Dewan (1983) afirma que o perfil de raios gama é, também, efetivo na distin¢do de
zonas permeaveis, pois os elementos radioativos tendem a estar mais concentrados nos
folhelhos, que sdo muito impermeaveis, do que em carbonatos e arenitos, que sdo mais
permeaveis.

Para que tais informacOGes possam ser obtidas por meio do perfil GR, deve-se
compreender o funcionamento de seu registro. Segundo Nery (2013), por convencao, na curva
GR a radioatividade cresce da esquerda para a direita (normalmente de 0 a 150 API). O autor
ainda destaca que a amplitude normal para os folhelhos é da ordem de 75 a 150 unidades API.

Stevanato (2011), diz que um arenito sem a presenca de argila (“limpo”) possui baixos
valores medidos em API. Ainda de acordo com a autora, as rochas que possuem menor
radioatividade e, consequentemente, menor resposta no perfil sdo calcarios, evaporitos e
carvao.

Como destacado anteriormente, existem excec¢des que podem gerar picos andémalos no
perfil de raios gama. Alguns exemplos sdo os folhelhos negros, os sais potassicos e 0s
arenitos arcosios (Stevanato, 2011). Os ultimos correspondem a arenitos que possuem

feldspatos detriticos com conteldo de potassio em sua composi¢do e, portanto, possuem
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consideravel radioatividade. Deve-se, entdo, ter cautela para que 0s picos ndo sejam
interpretados de forma equivocada.

Nery (2013) enumera a definicdo da linha de base defronte aos folhelhos (LBF), como
0 primeiro passo para a interpretacdo quantitativa do perfil de raios gama. O autor ressalta que
devido a radioatividade ser um evento estatistico, a LBF deve ser tracada representando a
média dos valores maximos dos folhelhos. Por meio dela € possivel determinar os valores
GRpmax € GRymin, qQue correspondem, respectivamente, as leituras maxima e minima do perfil
GR. Esses valores, assim como o registro do perfil de raios gama (GR), séo imprescindiveis
para o célculo do indice de raios gama (IGR). Segundo Castro et al. (2014), os modelos
empiricos para estimativa de argilosidade, que serdo abordados no préximo tdpico, possuem a

comum dependéncia deste indice, que é expresso por:

GR - GRyin (12)
GRmax - GRmin.

IGR =

2.2.2.3 Estimativas de Argilosidade

A argilosidade pode ser estimada a partir da interpretacdo dos perfis potencial
espontaneo e raios gama e por meio de modelos empiricos e petrofisicos.
A argilosidade, V4, pode ser calculada utilizando o perfil de potencial espontaneo

(SP) a partir da relacao:

SP (13)
Vetay (%) = (1 _ SS—P) x 100,

na qual SP é o valor lido em uma camada que possua alguma argilosidade inclusa e
SSPé o valor lido na areia mais limpa (ndo argilosa) do intervalo.

Rider (2002) destaca que esse método assume que a deflexdo da curva SP entre a linha
base de folhelho (100% de argila) e o potencial espontaneo estatico (SSP) em uma areia limpa
(0% de argila) é proporcional a argilosidade. Esta relacdo é verdadeira qualitativamente, mas
quantitativamente ndo possui nenhuma base tedrica. Assim, a argilosidade estimada a partir

do perfil de potencial espontaneo ndo é comumente utilizada e, normalmente, fornece valores

superestimados.
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Como mostrado no tdpico do perfil de raios gama, por meio de sua leitura, é possivel
obter os valores que compde o indice de raios gama (IGR) (equacdo 12). A determinacdo do
IGR é de grande importancia para os modelos empiricos de estimativa de argilosidade, pois

como mostrado a seguir, todos eles possuem a comum dependéncia deste indice.

Modelos Empiricos

De um modo geral, uma relacdo empirica € uma relacdo matematica que por meio da
analise do comportamento de determinados fatores estabelece uma correlacdo para o0s
mesmos.

No caso da petrofisica, 0s modelos empiricos sdo formulados a partir de medidas de
propriedades de rochas, normalmente, realizadas em laboratorios usando testemunhos de uma
bacia sedimentar especifica.

Segundo Larionov (1969), a estimativa da argilosidade V,, para rochas do Terciario

(i.e., sedimentos recentes) pode ser calculada por meio de:

Veay = 0,083 [237X16R 1], (14)
Para rochas mais antigas, Larionov (1969) propde o uso da relagéo:

Veay = 0,33 [220%16R — 1], (15)

A estimativa de argilosidade para rochas do Oligoceno-Mioceno, proposta por Brock

(1984), possui uma estrutura semelhante as equacdes de Larionov (1969):
Veay = 0,21 [229X1GR _ 1], (16)

Ja Stieber (1970) derivou uma equacéo geral, que também considera a idade da rocha:

v IGR (17)
vy T A_(A—1) X IGR'

na qual, os valores A =3, A =2 e A = 0,15 se aplicam, respectivamente, a rochas do Terciario,
rochas mais antigas e rochas do Cretaceo. Por fim, a relacdo para estimativa de argilosidade

proposta em Clavier et al. (1971) é:
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Velay = 1,70 — /3,38 — [IGR + 0,7]2. (18)

A validade dos modelos empiricos supracitados é sempre questionavel. Isto porque 0s
coeficientes de cada modelo empirico estdo associados a rochas especificas, que possuem
caracteristicas sedimentoldgicas que podem ser distintas daquelas sob investigacdo. Além
disso, a utilizacdo de um anico registro de perfil de poco, no caso o perfil de raios gama, pode
ser problemética. Um exemplo é a presenca de outros minerais radioativos na formacao além
das argilas. Como o perfil de raios gama é resultado da radioatividade natural das rochas,
esses minerais radioativos irdo influenciar diretamente nos valores da estimativa de

argilosidade.

Modelos Petrofisicos

Os modelos petrofisicos que serdo abordados foram propostos por Kamel & Mabrouk
(2003) e Mabrouk & Kamel (2011). Os autores afirmam que estes modelos fornecem bons
resultados para formagdes muito argilosas independente da distribuicdo e do tipo das argilas.
Isso ocorre devido a incorporagédo de diversos parametros que direta ou indiretamente afetam
a determinacdo da argilosidade, levando em consideracdo ndo s6 o efeito da argila, como
também da matriz e dos fluidos.

A formulacdo matematica desses modelos para a estimativa da argilosidade usa a
relagdo fundamental entre a porosidade total @, a porosidade efetiva @, e a porosidade

aparente no “ponto de folhelho” @4, €Xpressa por:

e = @ — Vclayq)clay' (19)
a qual pode ser reescrita como:
(bt - ®e (20)
Vclay = Q)—
clay

Note que @;, @, € @4, Podem ser estimadas por meio dos trés perfis de porosidade, i.e.,

perfil de néutrons (PHIN), perfil de densidade (RHOB) e perfil sonico (DT).
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Em formacGes sedimentares clasticas muito argilosas € possivel aproximar V., =
100% resultando em @, ~ 0 (Kamel & Mabrouk, 2003; Mabrouk & Kamel, 2011).

Nesse caso, @; ~ @4y € a equacdo 20 se torna:

) 21

Vclay =1- @—i’ ( )

na qual a @, € estimada combinando os perfis de néutrons e densidade (@; = @, np, usando as
equacdes 9, 10 e 11). Ja para a porosidade efetiva @,, podemos usar os registros do perfil de

densidade (@, = @, p) ou do perfil sonico (@, = @, s).
(1) Modelo petrofisico Kamel-Mabrouk (2003)

No modelo petrofisico Kamel-Mabrouk, assume-se que a porosidade total estimada
pelo perfil densidade é equivalente a porosidade efetiva estimada por meio do perfil densidade

(@.p = B, p). Dessa forma, os autores reescrevem a equagéo 10 como:

wN + ®e,D (22)
Denp = 2

Realizada esta alteracdo, este modelo insere a relacdo da estimativa de porosidade
efetiva a partir do perfil de densidade (equacdo 2), na equacdo 22, obtendo como resultado a

seguinte relacdo:

Q)N + (Q)t,D - Vclayq)t,D,clay) (23)
Q)t,ND = 5 .

Posteriormente, eles retomam a equacdo 21, previamente calculada, e consideram

P = D.s€ 0 = O np, realizando as substituicdes necessarias e obtendo:

((Z)t,s - Vclayqjt,s,clay) (24)

[0N+ (Q)t,D _Vclayq)t,D,clay)] '
2

Vclay =1-
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Ap0s as devidas manipulagdes algébricas, os autores obtém como resultado a seguinte
equacdo quadratica:
A1Vclay2 + Blvclay +(, =0, (25)

na qual os coeficientes A, B; e C; sdo:

A = (Z)t,D,claya (26)
By = =0y —@cp — Ay + 20t 5 c1ay (27)
100 (28)

C, =0y + (Z)t,D - 2®t,5 W
clay

Resolvendo a equacdo 25 e considerando apenas a raiz positiva, tem-se:

—B; + VA (29)
Vetay = =553,
na qual:
A= B,? — 44,C;. (30)

(11) Modelo petrofisico de Mabrouk-Kamel (2011)

O modelo Mabrouk-Kamel para estimativa de argilosidade apresenta uma formulacao
matematica mais simplificada. Ao invés de assumirem @,, = @.p, 0 modelo adota que
®¢p = O¢np (eQuacdo 10) e @, = @, na equacdo 21. Com a manipulagdo algébrica se

obtém:

_ ((bt.S - clay(at,s,clay) (31)

Pma — Pp
0N+(Pma - Pf)

2

Vclay =1

Entdo, o modelo petrofisico para a argilosidade € expresso como:
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_ Py + Az(Pb — pma) - B, (At — Atma)

Vclay -

On+Az(pp — Pma) — 2C;

no qual os coeficientes A,, B, € C, SA0 expressos por:

B

1
AZ = ,
Pf—Pma

200

27 Ateray(Dtp—Atmg)’

C, = ®t,5,clay-

)

(32)

(33)

(34)

(35)
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3 AREA DE ESTUDO

A Bacia de Campos encontra-se no litoral do Estado do Rio de Janeiro, entre 0s
paralelos 21° e 24° de latitude sul, na margem Leste da Plataforma Continental Brasileira.
Limitada por duas fei¢Bes estruturais: o Arco de Vitdria (limite setentrional, com a Bacia do
Espirito Santo), no litoral sul do Espirito Santo, e o Arco de Cabo Frio (limite meridional,
com a Bacia de Santos), no litoral norte fluminense (Figura 3-1). Até a cota batimétrica de
3.400 m, sua area é de aproximadamente 100.000 kmz, da qual apenas 500 km?2 estdo emersas.
Classificada como bacia do tipo costeira de margem continental atlantica, ¢ de idade
mezozdica e caracterizada por riftes evoluindo para bacias transtencionais (Suguio, 2003).

(SS TV I TN

Rio de
Janeiro

Figura 3-1: Localizagdo da Bacia de Campos com a demonstragdo de seus principais limites e campos de
petrdleo. Fonte: Revista Phoenix, ano 6, nimero 75, maio de 2004.

Dias et al. (1990) destacam que a Bacia de Campos possui caracteristicas na sua
evolucdo tectono-sedimentar que a tornam singular em relagdo ao potencial petrolifero, apesar
de sua historia evolutiva estar relacionada a das demais bacias da costa leste brasileira. Os
autores acrescentam que diversos fatores, tais como reativacdo das fontes de sedimentos,
baixo grau de afinamento crustal, forte tectdnica adiastrofica e variagfes globais do nivel do
mar no Neo-Cretaceo e Terciario, interagiram de forma a propiciar a acumulacdes de grandes

volumes de hidrocarbonetos.
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Geodinamica da Margem

A margem divergente da América do Sul abrange um sistema continuo de bacias
sedimentares originadas por mecanismos de distensao litosférica que, a partir do Mesozdico,
conduziram a ruptura do paleocontinente Gondwana, e a separacdo definitiva das placas
Africana e Sul-Americana, acompanhando a formagdo do Oceano Atlantico Sul (Milani et al.
2000).

Bastos (2015) aponta que a abertura do Atlantico Sul se originou de um processo misto
entre fendbmenos controlados por estiramento litosférico (conforme o modelo classico de
McKenzie, 1978) e posterior anomalia termal (conforme modelo de Royden & Keen, 1980).
A atividade termal da Pluma de Tristdo da Cunha levou a formacdo de uma faixa mais larga
de afinamento crustal (Platd de S&o Paulo), com menor taxa de estiramento na porcao
referente a Bacia de Santos, diferente da Bacia de Campos.

Cainelli & Mohriak (1999) detalham esses processos ao identificarem que a evolucao
sequencial do Atlantico Sul foi marcada por cinco principais fases que possuem diferentes
padrdes de tectbnica e sedimentacdo (Figura 3-2). A primeira se destaca pelo inicio de
processos extensionais que levaram a separacdo dos continentes africano e sul-americano,
com a ocorréncia de soerguimento da astenosfera e afinamento litosférico. Esta etapa
apresenta falhas incipientes na crosta superior que controlam depocentros locais relacionados
a uma sedimentacdo ampla, mas pouco espessa (Figura 3-2-1). Ja a segunda fase, foi
caracterizada por um aumento do estiramento litosférico com ocorréncia de extrusdo de lavas
basélticas e posteriores falhamentos. Estes afetaram a crosta continental e deram origem a
hemi-grabens (Figura 3-2-11). O periodo seguinte teve inicio quando o processo de
rifteamento foi encerrado e um novo aumento de extensdo litosférica teve inicio (Figura 3-2-
I11). A quarta fase foi associada a episddios de vulcanismo continental e ocednico, com a
reativacdo de grandes falhas e erosdo de blocos rifte anteriormente formados. Com isso,
originou-se uma grande discordancia regional, separando ambientes de deposi¢cdo continental
de ambientes transicionais e marinhos (Figura 3-2-1V). Posteriormente a deposicao salina no
Aptiano, a sedimentagdo se tornou predominantemente carbonatica. Até o final do Albiano,
um aumento na batimetria resultou no aprofundamento do ambiente de deposicao
concomitantemente com o encerramento das deposicdes carbonética e, em seguida, deu inicio

ao acumulo de sedimentos de adguas profundas da quinta fase (Figura 3-2-V).
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Figura 3-2: Modelo esquematico da geodinamica do Atlantico Sul. Fonte: Domingues (2011 apud Cainelli &
Mohriak, 1999).

Evolugdo Tectono-Sedimentar

A Bacia de Campos tem sido ao longo dos anos foco de inumeros estudos acerca de
suas caracteristicas geoldgicas, o que reflete na descricdo de sua estratigrafia. A versdo de
Rangel et al. (1994) era a mais utilizada até que Winter et al. (2007) propuseram alteracfes
para a estratigrafia da bacia, apresentando assim uma descri¢do mais atualizada. Dessa forma,
0 presente trabalho ir4 adotar a classificacéo realizada por Winter et al. (2007) que dividem a
bacia em quatro pacotes principais: Formacdo Cabilnas, Grupo Lagoa Feia, Grupo Macaé e
Grupo Campos (Figura 3-3).

A Bacia de Campos foi originada sobre um cinturdo orogénico (de idade pré-
cambriana superior — Ciclo Brasiliano) e seus cratons adjacentes, denominados por Almeida
et al. (1977) de Provincia Mantiqueira.

Segundo Guardado et al. (1990) dois estilos estruturais sao marcantes na Bacia de
Campos: falhamento em blocos e falhamentos listricos. O primeiro esta relacionado ao
rifteamento inicial da separacdo América do Sul-Africa, enquanto que o segundo ¢é decorrente
da tectbnica salifera na porcao superior da bacia. Grassi et al. (2004) destacam que associado
ao primeiro estilo estrutural estdo feicGes como grabens, semi-grabens e horsts responsaveis
por altos e baixos estruturais que contém, respectivamente, os maiores campos de petrdleo e
varios depocentros de rochas geradoras da Bacia.

Conforme Grassi et al. (2004), a evolucdo tectono-sedimentar da Bacia de Campos,

pode ser dividida em trés megasequéncias: continental, transicional e marinha.
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Megasequéncia Continental

Esta, que esta relacionada a fase rifte, corresponde a um pacote sedimentar de idade
Neocomiana composto por basaltos e rochas vulcanoclasticas da Formacgdo Cabiunas, bem
como por sedimentos lacustres fluvio-deltaicos da porcédo inferior do Grupo Lagoa Feia. Tais
sedimentos lacustres incluem conglomerados, arenitos, coquinas e folhelhos ricos em matéria

organica. Estes correspondem a importantes rochas geradoras da bacia.

Megasequéncia Transicional

Esta megasequéncia, que corresponde a passagem da fase rifte para a fase drifte, inclui
a parte superior da Formacdo Lagoa Feia e marca a passagem de ambiente continental para
marinho. Seu pacote sedimentar é composto principalmente por conglomerados e folhelhos de
idade Aptiana na base e por evaporitos do Neoaptiano no topo. Demercian et al. (1993)
dividiram a sequéncia evaporitica da Bacia de Campos em dois dominios principais, levando
em consideracdo a direcdo de mergulho da bacia: o dominio superior (distensional) e o
dominio inferior (contracional). Enquanto no dominio distencional — que se encontra proximo
a costa — a sequéncia evaporitica da bacia € representada por almofadas (pillows) e rollovers,
no dominio contracional — que se situa em direcdo ao mar — ela é representada por muralhas e
diépiros salinos. Cainelli & Mohriak (1999) identificam que a tect6nica salifera constituiu um

dos mais importantes mecanismos de controle estrutural e estratigrafico na Bacia de Campos.

Megasequéncia Marinha

A passagem da Megasequéncia Transicional para a Megasequéncia Marinha se deu de
forma gradativa e foi marcada por algumas discordancias regionais (Cainelli & Mohriak,
1999). Segundo Winter et al. (2007), essa megasequéncia compreende sedimentos marinhos
depositados sob um regime de subsidéncia térmica associada a tectonismo adiastrofico.

Grassi et al. (2004) dividem a megasequéncia marinha em quatro subsequéncias:
Carbonatica Neritica Rasa, Hemipelagica, Transgressiva e Progradante. A primeira sequéncia
corresponde a parte basal do Grupo Macaé e é composta por calcarenitos e calcilutitos. Ja a
sequéncia Hemipelagica, que apresenta um aprofundamento da coluna d’agua, ¢ representada
pela parte superior do Grupo Macaé e contém margas, calcilutitos, folhelhos da formacéo
Outeiro e arenitos turbiditicos conhecidos como Arenito Namorado. Segundo Grassi et al.

(2004) os depositos do Grupo Campos recobrem quase que a totalidade das sequéncias
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Transgressiva e Progradante. A sequéncia Transgressiva ocorreu apés o Albiano, durante um
periodo de subida do nivel relativo do mar, resultando no afogamento da plataforma
carbonatica e consequente deposicao de sedimentos de baixa energia. De acordo com Bastos
(2015), depdsitos turbiditicos estdo presentes em toda essa sequéncia, sendo dois modelos
identificados: canalizado, preferencialmente em mini bacias formadas pela tectonica salifera,
e em lencol. J& a sequéncia progradante, cuja deposi¢do exibe marcada ciclicidade, possui
sedimentos clasticos progradantes e foi depositada entre o Paleoceno e o Holoceno Grassi et
al. (2004).
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Figura 3-3: Carta Estratigrafica da Bacia de Campos. Fonte: Winter et al. (2007).

Histdrico Petrolifero e Importancia Econémica

De acordo com Mendoncga et al. (2003/2004), os trabalhos de exploragdo na Bacia de
Campos tiveram inicio em 1959 com a perfuracdo do po¢o Cabo de Sdo Tomé (2-CSTst-1-
RJ), locado para testar as possibilidades de 6leo e adquirir informac6es geoldgicas. No ano de

1971, o pogo 1-RJS-1 foi perfurado com o intuito de testar uma estrutural anticlinal situada
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sobre o Alto Estrutural Leste e encontrou indicios de petréleo em um intervalo correspondente
a um arenito fino, argiloso.

Em 1974 teve inicio a primeira grande descoberta de petroleo na plataforma
continental brasileira: 0 Campo de Garoupa. O o6leo foi encontrado em uma secdo de
carbonatos albianos da Bacia de Campos (Mendonca et al., 2003/2004).

A partir 1975, ano em que o Campo de Namorado foi descoberto, uma série de
importantes campos marcaram o inicio do avanco tecnoldgico em aguas profundas e a
descoberta de enormes volumes de hidrocarbonetos. Dentre esses campos, Mendonca et al.
(2003/2004) e Oliveira (2005) destacam os Campos de Cherne (primeiro levantamento
sismico tridimensional), Marimb& (primeira descoberta em &guas profundas na Bacia de
Campos), Albacora (gigante com volume de 6leo in place da ordem de 4,5 bilhdes de barris),
Marlim (mais de 6 bilhdes de barris de 6leo in place), Roncador (volume de 6leo in place de 9
bilhdes de barris) e Jubarte (600 milhdes de barris de dleo armazenados em reservatorios
turbiditicos).

A importancia da Bacia de Campos, entretanto, ndo se limita somente a tempos
pretéritos. Passados 57 anos do inicio das atividades em sua area, ela se mantém como a bacia
mais prolifica do Brasil. Segundo dados de marco de 2015 fornecidos pela ANP, a Bacia de
Campos é responsavel por 74% da producdo de 6leo e 32% da producdo de gas nacional, com
uma producéo total de aproximadamente 1.875.000 boe/dia.

3.1.1 Campo de Namorado

O Campo de Namorado esta localizado na parte centro-norte da Bacia de Campos, a
cerca de 80 km da costa, entre as cotas batimétricas de 140 a 250 m (Figura 3-4). Ele foi
descoberto em 1975, por meio da perfuracdo do poco 1-RJS-19. A locagdo desse pogo, em
cota batimétrica de 172 m, foi baseada em uma interpretacdo sismica de um alto estrutural que
visava atingir os calcarios albianos do Grupo Macaé. Entretanto, 0 po¢o penetrou uma se¢édo
portadora de petr6leo em arenitos albianos. Estava, portanto, descoberto o Campo de
Namorado, o primeiro gigante da plataforma continental brasileira, com reservas superiores a
250 milhdes de barris. (Mendonga et al., 2003/2004).
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Figura 3-4: Mapa de Localizagdo do Campo de Namorado. Fonte: Barboza et al. (2003).

Arenito Namorado

O reservatorio produtor no Campo de Namorado corresponde a arenitos arcoseanos de
origem turbiditica e idade Albiano-Cenomaniano, informalmente conhecidos como Arenito
Namorado. Conforme Souza Jr. (1997 apud Cruz, 2003), o reservatério situa-se entre 2500 e
3300 metros de profundidade e caracteriza-se por excelente porosidade (em torno de 26%) e
permeabilidade (da ordem de 400 mD). Barboza et al. (2003) relatam que o reservatorio foi
interpretado como tendo sido formado pela coalescéncia de canais e lobos depositados sobre
uma superficie irregular.

Em termos estratigraficos, o Arenito Namorado passou a ser denominado Formacéo
Namorado do Grupo Macaé (Winter et al., 2007). Ainda segundo os autores, a Formacao
Namorado representa reservatorios que ocorrem encaixados em baixos deposicionais gerados
e controlados pela tectbnica salifera albiana. Cruz (2003) acrescenta que a migracdo e
acumulacdo dos hidrocarbonetos no Campo de Namorado sdo fortemente influenciadas pela
tectdnica salifera, visto que os corpos turbiditicos do Campo de Namorado encontram-se
encaixados em falhamentos halocinéticos.

De acordo com Barboza et al. (2003), os depdsitos turbiditicos do Campo de
Namorado estdo relacionados a primeira importante transgressdo marinha e, portanto, fazem
parte da megasequéncia marinha transgressiva da Bacia de Campos. Os autores acrescentam
que os depdsitos sdo bastante encaixados e desenvolvem fei¢des canalizadas e alongadas.

Barboza et al. (2003) citam os trabalhos de Johann (1997) e Souza Jr. (1997) para

explicar a origem de deposic¢do do sistema turbiditico do Campo de Namorado. Os autores
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associam as alteracdes no estilo da sedimentagdo na Bacia de Campos, originadas por uma
tendéncia geral de aumento do nivel do mar e por subsidéncia térmica, com a deposi¢do do
sistema turbiditico conhecido como Arenito Namorado (Figura 3-5). Cruz (2003) afirma que,
segundo Souza Jr. (1997), o sistema turbiditico de Namorado se caracteriza pela formacéo de
trés sistemas de deposicdo que representam as diferentes fases do reabastecimento do canal
turbiditico. A primeira fase corresponde a depositos de materiais grossos ligados a correntes
turbiditicas de alta densidade. A segunda fase representa depdsitos de corrente de turbidez de
baixa densidade. Por fim, a terceira fase condiz com um sistema de deposi¢éo de mar alto, em

que ocorre uma associacgdo de facies peliticas.

Turbiditos de Bouma

Lamitos peligicos

Margas hemipeligicas

Figura 3-5: Esquema de deposicao dos turbiditos do Campo de Namorado. Fonte: Barboza et al. (2003).
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4 METODOLOGIA

Para a realizacdo deste trabalho foram utilizados dados de perfis de trés pocos do
Campo de Namorado, Bacia de Campos. Estes pogos possuem dados fornecidos pela ANP
referentes aos perfis de caliper (CAL), raios gama (GR), néutrons (PHIN), densidade
(RHOB), sonico (DT) e resistividade (ILD).

A fim de atingir os objetivos propostos, a metodologia deste trabalho foi dividida em
quatro fases: (I) desenvolvimento de uma nova abordagem para a estimativa de argilosidade,
(1) interpretagdo dos dados de perfis de pocos, (I11) validagdo do modelo proposto e (IV)

analise dos resultados obtidos.

Fase | Fase Il Fase llI Fase IV
Desenvolvimento de
uma nova ?bort_:lagem Interpretacdo dos validagdo do modelo Anilise dos resultados
para a estimativa de dados de perfis de desenvolvido. obtidos
argilosidade. pogos. ’

Figura 4-1: Fluxograma da metodologia de pesquisa.

(1) Desenvolvimento de uma nova abordagem para a estimativa de argilosidade
O desenvolvimento da metodologia para a estimativa de argilosidade segue, de forma
resumida, as seguintes etapas:

(1) Aplicacdo do bindmio de Newton na porosidade de Gaymard (Gaymard & Poupon,
1970), a fim de obter uma aproximacdo gque pudesse ser incorporada nos modelos
petrofisicos de Kamel & Mabrouk (2003) e Mabrouk & Kamel (2011);

(2) Incorporacdo da relacdo obtida em (1) nos modelos petrofisicos supracitados, por meio
de substituicdes e manipulacdes algébricas;

(3) Desenvolvimento do resultado obtido em (2), a fim de obter uma nova relacdo para
estimativa de argilosidade com base nos registros dos perfis usados para a estimativa
da porosidade (perfis de densidade, néutrons e sonico).

Embora a motivacdo para o desenvolvimento dessa nova abordagem consista na
formulacdo de um modelo petrofisico para estimar a argilosidade em formacdes que possuem
a presenca de hidrocarbonetos leves (gas), a mesma pode ser aplicada em areas com a

presenca de agua e hidrocarbonetos de forma geral. Para tal, essa metodologia utiliza a
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“porosidade de Gaymard” (equagdo 11) e a relagdo entre porosidade total e efetiva, utilizando
como base as consideragdes atribuidas pelos modelos petrofisicos de Kamel-Mabrouk e

Mabrouk-Kamel, que resultaram na equacéo 21.

A extracdo da raiz na férmula da porosidade de Gaymard (equagdo 11) permitiu

reescrevé-la da seguinte maneira:

36
(Dt,ND = T

Por sua vez, por meio de manipulactes algébricas, esta equacdo pode ser reescrita do seguinte

modo:

1 (37)
DeND = \/% x (0Fp + BZy)? .

1
Tal forma permite a aplicacdo do bindmio de Newton (a + b)™ para o termo (®Zp + ®¢y)z.

1
Uma aproximacéo de dois termos para a equacdo 37, permite assinalar que (@¢p, + @2y)z =
(DN((DZLD/Z(DN). Realizando a devida substituicdo na equacéo 37, obtém-se a seguinte relagédo

correspondente a aproximacao binomial para a porosidade de Gaymard:

20¢N

1 02 (38)
D¢ ND,bin = \E X (Q)t,N + == )

De forma semelhante ao modelo Mabrouk-Kamel, a nova abordagem assume @ = @¢np pin €

Pe = Do s, NA equacdo 21. Assim, tem-se:

Vo = DeNDbin — Des (39)
clay BeNDbin

A fim de facilitar os calculos, a estimativa da porosidade efetiva através do perfil sénico, @, s

(equagdo 7), é reescrita da seguinte forma:
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Q)e,S = A - BVclay: (40)

na qual A = @¢s € B=0g1ay- A partir de tal consideracdo, a equagao 39 pode ser reescrita

como:

Q)t,ND,bin Vclay = Q)t,ND,bin - (A - Bvclay)' (41)

a qual, ao ser multiplicada por @, np pbin , resulta em:

0% NDobinVelay = D% eNDbin — DeNDbin (A — BVeiay)- (42)

A seqguir, é apresentado o desenvolvimento algebrico na equacdo 42 a fim de isolar o termo

Vclay:

B2 ND,bin Velay + Benppin (A — BVelay) = @%¢Np bin: (43)
B2 ND,binVelay — BOtND,bin Veiay = D%tnDbin — ABEND bin (44)
_ ®% Nppin — ABeND bin (49)

Vclay -

~ .
®*¢ND,bin — BDtND,bin

Por fim, a partir da simplificacdo da equacdo 45, obtém-se a nova abordagem para estimativa

de argilosidade:

V.., = JuNppin ~ A (46)
4 BNpbin — B’

100

na qual A= Q)t,S X eB= (Z)t,S,clay'

A clay
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(11) Interpretacdo dos dados de perfis de pogos

O objetivo dessa segunda fase corresponde a analise de qual pogo apresenta 0s
melhores indicativos para a presenca de hidrocarbonetos leves (gas), sendo o mais adequado
para ser utilizado na fase Ill. Para isto, foi feita uma analise preliminar de trés pocos do
Campo de Namorado (NA-01, NA-04 e NA-07), visando identificar possiveis reservatorios.

Para que as informacOes extraidas da interpretacdo dos perfis de pocos sejam
confiaveis € preciso uma analise preliminar usando o perfil de caliper (CAL). Este perfil
desempenha um importante papel ao fornecer informagfes sobre o diametro do pogo que
permitem identificar possiveis zonas de invasdes e arrombamentos. Segundo Rider (2002), o
aumento na leitura deste perfil aponta um possivel desmoronamento, onde ocorrem dissolucéo
e desintegracdo da rocha, seja por meio da circulacéo da lama ou da acdo da ferramenta usada
para perfurar. J& a diminuicdo da leitura pode apontar acimulo de reboco na parede do pogo
ou mudanca do didmetro da broca utilizada na perfuragao.

Realizado o controle de qualidade, teve inicio a identificacdo das zonas com potencial
para reservatorio em cada poco. Para isto, foram utilizados os perfis de raios gama (GR),
densidade (RHOB), néutrons (PHIN) e resistividade (ILD). Devido a presenga de arenitos
arcoseanos no Campo de Namorado, que podem ser responsaveis pela presenca de picos no
perfil de raios gama, fez-se necessario um estudo conjunto de todos os perfis a fim de evitar
futuros equivocos na determinagdo do valor API para identificar o limite de classificagdo
entre arenito e folhelho.

Os perfis densidade e de néutrons foram inseridos em um mesmo track, para utilizar a
técnica de crossover que permite identificar a presenca de folhelhos quando o perfil de
néutrons apresenta valores maiores que o perfil de densidade @y>@p e a presenca de
hidrocarbonetos leves quando os valores do perfil de néutrons séo consideravelmente menores
que o de densidade @n<<@p. Entretanto, € importante atentar que, para este ultimo caso, a
distancia de separacdo entre as curvas dos perfis pode influenciar no tipo de fluido presente.
Nery (2013) destaca que quanto maior for a separacdo entre essas curvas, maior € a presenca
de hidrocarbonetos leves. Uma diminui¢cdo da separacdo entre as curvas dos perfis pode
indicar também a presenca de 0leo ou agua. Assim, faz-se necessario o uso do perfil de
resistividade (ILD) para auxiliar na identificacdo do tipo de fluido presente no reservatorio.

De acordo com Contreras e Castro (2012), os fluidos, de modo geral, respeitam os seguintes
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valores de resistividade: 0.000000001 a 2 ohm.m para &gua salgada; 1 a 10 ohm.m para agua
doce, 50 a 150 ohm.m para 6leo; e valore maiores que 150 ohm.m para gas.

(111) Validagdo do modelo proposto

A implementacdo da metodologia foi realizada no programa MATLAB por meio da redacgédo
de scripts e da utilizacdo dos dados do poco selecionado na fase Il e consistiu em:
(4) Verificar se a porosidade de Gaymard e a porosidade aproximada pelo binémio de
Newton possuiam resultados equivalentes.
(5) Estimar a argilosidade no poco usando a nova metodologia, 0s modelos petrofisicos e
um modelo empirico adequado a geologia local e, em seguida, comparar os resultados
obtidos. Dessa forma foi possivel realizar uma investigacdo da estimativa de

argilosidade nos sedimentos turbiditicos da area em estudo.

Para executar a quinta etapa desta fase foi redigido um script no MATLAB dividido em
trés partes:

1) Caélculo dos parametros necessarios para obter as estimativas de argilosidade. Estes
parametros sdo: indice de raios gama, porosidade total e efetiva por meio dos
perfis de densidade (@, e @, p) € sbnico (@, se P, s ), porosidade de Gaymard
(82, vp) € aproximacéo binomial da porosidade de Gaymard (@ xp pin)-

2) Caélculo das estimativas de argilosidade provenientes dos diferentes métodos
citados (modelos empiricos e petrofisicos).

3) Gerar graficos que auxiliassem na andlise preliminar dos métodos de estimativa de
argilosidade.

A estimativa de argilosidade realizada por meio do modelo empirico utilizou os dados
do perfil de raios gama (GR). J& para o célculo a partir da nova abordagem e dos modelos
petrofisicos foram empregados os dados dos perfis de néutrons (PHIN), densidade (RHOB) e
sonico (DT).

E importante acrescentar que o célculo das estimativas de argilosidade por meio dos
modelos petrofisicos depende de alguns parametros adicionais que precisam ser determinados
a priori. Darling (2005) destaca que a densidade da matriz (p,,,) para arenitos costuma variar
entre 2,65 e 2,67 g/cmd. Ja a densidade do fluido (p;) depende do tipo de lama de perfuragéo
usada e, segundo Nery (2013), é igual a 1 g/cm3 para filtrado de agua doce e 1,10 g/cm3 para
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filtrado de 4gua salgada. Seguindo a mesma ldgica, para um arenito o tempo de transito da
matriz (At,,q) € 55,5 us/pé e o tempo de transito para fluido (Atf) agua salgada é 189 us/pé.

Adicionados tais parametros ao script foi possivel obter as estimativas de argilosidade
e os graficos desejados. Entretanto, em busca de uma melhor resolucéo e visualizacdo dos
resultados obtidos, os valores calculados usando o MATLAB foram importados para o
programa Techlog. Assim, os graficos gerados inicialmente no MATLAB puderam ser

redesenhados no Techlog, para auxiliar na interpretacéo.

(1V) Anélise dos resultados obtidos

Na quarta fase foi realizada uma analise dos resultados obtidos, a fim de avaliar a
performance da nova metodologia proposta frente aos demais modelos.

Para realizar tal analise foram avaliadas as curvas referentes as porosidades estimadas
usando os perfis de néutrons, sonico e densidade, pois os modelos petrofisicos utilizam estes
parametros para estimar a argilosidade. O perfil ILD foi usado para auxiliar na identificagéo
da zona de hidrocarboneto leve (gas). Visando confirmar as observacdes graficas realizadas
em alguns pontos, também foi consultada uma planilha de dados com os valores referentes as

estimativas de argilosidade e porosidade.
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5 RESULTADOS E DISCUSSOES

Neste capitulo sdo apresentados os resultados e discussdes referentes as fases Il, 11l e 1V

da metodologia.

5.1 Interpretacdo dos Dados de Perfis de Pocos

Os perfis de caliper (CAL) dos pogos NA-01, NA-04 e NA-07 foram analisados, a fim

de verificar quais dados deveriam ser desprezados. A Figura 5-1 mostra a resposta do perfil de

Céliper para os pocos NA-01, NA-04 e NA-07.

(a)
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Figura 5-1: Perfis de caliper (CAL) e raios gama (GR) para os pogos (a) NA-01, (b) NA-04 e (c) NA-07.

Os pocos NA-01 e NA-07 ndo apresentaram alteracdes significativas no perfil de

caliper e, portanto, ndo foram consideradas a presenca de desmoronamento e/ou acimulo de

44



reboco nesses pogos. J& 0 pogo Na-04 apresenta um grande desmoronamento no intervalo de

3037 a 3064 m e um pequeno desmoronamento no intervalo de 3097 a 3109 m.
Apos a analise dos perfis de caliper, o uso da técnica de crossover entre os perfis de

néutrons (PHIN) e densidade (RHOB), bem como a utilizacdo dos perfis de raios gama (GR)
e resistividade (ILD), permitiram identificar as zonas com potencial para reservatorio, como

também se havia indicios de hidrocarbonetos leves nos pogos (Figuras 5-2, 5-3 e 5-4).
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Figura 5-2: Topo e base do reservatério para o pogo NA-01. Trackl: perfil de raios gama (GR); Track 2:
crossover entre perfis de néutrons (PHIN) e densidade (RHOB); Track 3: perfil de resistividade (ILD).
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Como ilustrado na Figura 5-2, no poco NA-01 a zona com potencial para reservatério
foi delimitada entre 3036 e 3105 m, aproximadamente. O comportamento apresentado pelo
crossover entre as curvas de densidade e néutrons, bem como o valor méximo de 96,30
ohm.m para o perfil de resistividade, indicam apenas a presenca de 6leo, sem ocorréncia de
gés.
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Figura 5-3: Topos e bases dos reservatorios do poco NA-04. Track 1: perfil de raios gama (GR); Track 2:
crossover entre os perfis de néutrons (PHIN) e densidade (RHOB); Track 3: perfil de resistividade (ILD).

O pogo NA-04, apresenta duas zonas com potencial para reservatorio: de 3028 a 3049
m (zona 1) e de 3081 a 3109 m (zona 2). Porém, seguindo as indica¢fes do controle de

qualidade realizado através do perfil caliper, apenas a parte superior da zona 2 (3081 a 3097
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m) foi considerada e analisada, visto que a zona 1 e a parte inferior da zona 2 encontram-se
em éareas de desmoronamento. Analisando o crossover entre as curvas de densidade e
néutrons e o valor maximo de 120,09 ohm.m para o perfil de resistividade, concluiu-se que a

parte superior da zona 2 apresenta 0leo e nao possui indicios de gés.
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Figura 5-4: Topo e base do reservatdrio do pogo NA-07. Track 1: perfil de raios gama (GR); Track 2: crossover
entre os perfis de néutrons (PHIN) e densidade (RHOB); Track 3: perfil de resistividade (ILD).

Para 0 poco NA-07 (Figura 5-4) a zona com potencial para reservatorio foi
determinada entre 3087 e 3108 m. Na analise do crossover, a separacdo entre as curvas de
néutrons e densidade ndo apresenta grande distanciamento, porem os altos valores de

resistividade (maximo de 3236,29 ohm.m) permitiram identificar a presenca de gas na area de
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interesse. Assim, a partir dos valores de resistividade, a &rea de ocorréncia de gas na zona de
reservatorio foi delimitada entre 3088 a 3091 m.

A partir das interpretacGes realizadas nos trés pocos, verificou-se que apenas 0 poco
NA-07 possui indicativos de presenca de gas e, portanto, foi o poco escolhido para analisar a
nova metodologia de estimativa de argilosidade. Visto que a nova formulagdo para a
estimativa de argilosidade proposta neste trabalho representa um diferencial para zonas

portadoras de gas.

5.2 Validacdo do Modelo Proposto

Para verificar se a porosidade obtida por meio da aproximagdo binomial (@¢np pin)
possuia uma correlacdo aceitavel com a porosidade de Gaymard ( @.np, €quacdo 11) foi
redigido um script no MATLAB. Os valores das duas estimativas de porosidade no po¢o NA-
07 s&o mostrados na Figura 5-5 para uma comparacdo entre as curvas geradas por essas

estimativas.

¢t,ND & ¢t,ND,bin (%)
1
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3080 +

30490 +

3100

31104

i _— ¢[IND (Gaymard)

——m =~~~ g (ERRIT 2 tErmos BN)
3120 : : =

0 1o 20 30 40

Figura 5-5: Comparagdo entre a porosidade de Gaymard (@, yp) € @ aproximacéo binomial da porosidade de
Gaymard (D¢np,sin)-
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A anélise da Figura 5-5 permite identificar que na maior parte do intervalo a
estimativa de porosidade por meio da aproximagao binomial apresenta valores mais altos que
a estimativa de porosidade de Gaymard. Entretanto, de modo geral, os dois tipos de estimativa

de porosidade apresentam uma boa correlagéo.

Sabe-se que os valores obtidos para ambos 0s métodos de calculo de porosidade sao
estimativas e, portanto, ndo representam a real porosidade das rochas. Porém, a fim de
mostrar numericamente a correlacdo entre as duas estimativas de porosidade, ja& que a
porosidade binomial é uma aproximacao da porosidade de Gaymard, realizou-se o célculo de
um erro relativo percentual entre as duas estimativas de porosidade, usando a seguinte

equacao:

Denp — Denpbi (47)
Diferenga relativa entre as estimativas = | LND t'ND’bml x 100.

De.nD

Tal calculo forneceu como resultado uma diferenca percentual média de 6,17% para a
porosidade binomial (¢ np »in) €M relacdo a porosidade de Gaymard (@, yp) no intervalo
analisado (3060 a 3120 m) do poco NA-07.

O resultado obtido mostra que as porosidades apresentam uma boa correlagdo e, como
a porosidade binomial foi considerada para derivar o novo modelo petrofisico para estimar a
argilosidade (equacéo 46), seu resultado positivo permitiu dar prosseguimento aos testes.

Para realizar o célculo das estimativas de argilosidade por meio dos modelos
petrofisicos, adotou-se 0s seguintes valores para 0s parametros a priori: p,,, = 2,65g/cms;
pr = 1,10 g/cm3; pgiqy, = 2,549/Cm3; Aty = 55,50 us/pé; Aty = 189 us/pé e At 4, = 115
us/pé.

A Figura 5-6 apresenta a curva de raios gama (GR), a curva de resistividade (ILD) e as
estimativas de argilosidade calculadas a partir dos diferentes modelos empiricos relacionados

nas equacoes 14 a 18.
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Figura 5-6: Estimativa de argilosidade proveniente de diferentes modelos empiricos para o poco NA-07. Track 1
- perfil de raios gama (GR); Track 2 - perfil de resistividade (ILD); Track 3 - estimativas de argilosidade usando
modelos empiricos: Stieber_Terciario (v verde), Stieber_Cretaceo (rosa), Stieber_Antigas (azul escuro),
Larionov_Terciario (azul claro); Larionov_Antigas (cinza); Clavier (vermelho); Brock (amarelo).

A avaliacdo da argilosidade nos sedimentos turbiditicos do reservatério no po¢o NA-

07, mostra que as curvas dos diferentes modelos empiricos, apesar de apresentarem valores
distintos, possuem uma mesma tendéncia (track 3 da Figura 5-6). A observagdo conjunta dos
tracks 1 e 3 permite verificar que as curvas dos modelos empiricos (track 1 da Figura 5-6)
refletem a tendéncia apresentada pelo perfil de raios gama (track 3 da Figura 5-6). Tal
comportamento é esperado, jA que as estimativas de argilosidade por meio de modelos
empiricos dependem unicamente dos registros do perfil de GR. Além disso, verifica-se a
obtencdo de diferente estimativas de argilosidade para um mesmo intervalo sedimentar. Tais
observagdes revelam que o uso dos modelos empiricos pode aumentar as incertezas das
estimativas de argilosidade. Normalmente, na pratica, o intérprete adota o menor valor
estimado, que de acordo com a analise grafica da Figura 5-7, corresponde ao modelo de
Larionov (1969) para rochas do Terciario (equacdo 14). Entretanto, neste trabalho foi
considerada também a idade do sedimento como critério para a escolha do modelo empirico.
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Dessa forma, o arenito namorado que é de idade albiano-cenomiana, ndo corresponde a um
sedimento do Terciario. Portanto, 0 modelo de Larionov supracitado ndo atende a este
critério. Sendo assim, os modelos empiricos que poderiam ser utilizados sdo: Larionov (1969)
para rochas mais antigas (equacdo 15), Stieber (1970) para rochas do cretaceo (equacdo 17
com A = 0,15) e Clavier et al. (1971) (equacao 18) que propde um modelo sem especificacdo
de idade. De acordo com a analise da Figura 5-7, dentre estes trés modelos o0 que possui 0
menor valor estimado € o de Clavier et al. (1971) e, portanto, este € o modelo utilizado para as

comparag6es com os modelos petrofisicos.

Reference .
(m) Modelos Empiricos

1:200 0 o
JUOU

3088
3090
3092
3094
3096
3098
3100
3102
3104
3106
3108

00

1
/ Topo

Base

Figura 5-7: Estimativa de argilosidade usando diferentes modelos empiricos para o pogo NA-07 com enfoque no
reservatorio. Legenda de cores: Stieber_Terciario (verde), Stieber_Cretaceo (rosa), Stieber_Antigas (azul
escuro), Larionov_Terciario (azul claro); Larionov_Antigas (cinza); Clavier (vermelho); Brock (amarelo).

A Figura 5-8, exibe no primeiro track o perfil de densidade; no segundo track as
diferentes estimativas de porosidade total — néutrons (vide resposta do proprio perfil),
densidade (equacao 1), sénico (equacdo 5), Gaymard (equacdo 11) e binomial (equagéo 38);

no terceiro track as estimativas de argilosidade realizadas usando o modelo empirico de
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Clavier et al. (1971), os modelos petrofisicos de Kamel-Mabrouk, Mabrouk-Kamel e a nova

metodologia proposta e, por fim, no quarto track o perfil de resistividade (ILD).
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Figura 5-8: Poco NA-07. Track 1: perfil de densidade (RHOB); Track 2: estimativas de porosidade — Gaymard
(PhitND,G - @, yp), néutrons (PhiN - @), aproximagéo binomial (Phit,ND,Bin - @, yp pi), SOnico (PhitS - @, 5)
e densidade (PhitD - @, 5); Track 3: estimativas de argilosidade usando o modelo empirico de Clavier et al.
(1971) e os modelos petrofisicos Kamel-Mabrouk (KM2003), Mabrouk-Kamel (MK2011) e a metodologia
proposta (Nova_Abordagem); Track 4: perfil de resistividade (ILD).

A andlise gréafica dos diferentes perfis de porosidade permite identificar que no
intervalo de 3088 a 3094 m ocorre o maior distanciamento registrado entre as curvas de
porosidade de néutrons (@y, em azul) e a porosidade estimada pelo perfil densidade (@, p,
verde). Visto que a porosidade de néutrons é consideravelmente menor que a porosidade
estimada pelo perfil densidade, isto corrobora a indicacéo prévia da existéncia de gas na parte
superior do reservatorio. De modo geral, no intervalo do reservatério (3087 a 3108 m), a
porosidade do perfil de néutrons € sempre menor que as outras porosidades estimadas e as

porosidades binomial e de densidade sdo praticamente equivalentes. J& a porosidade de
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Gaymard representa valores medianos entre a estimativa otimista fornecida pelas porosidades
de densidade e binomial e a estimativa pessimista fornecida pela porosidade de néutrons. Por
sua vez, quando comparada ao comportamento das demais porosidades, a porosidade
estimada a partir do perfil sénico é a que apresenta uma maior variagdo de valores. Tais
diferencas entre as curvas de porosidade sdo esperadas, pois como destacado previamente,
cada uma delas é influenciada distintamente por fatores como argilosidade e presenca de
fluidos nos sedimentos. Por volta de 3097 m, todas as curvas seguem a mesma tendéncia de
queda de porosidade, com valores praticamente equivalentes. Tal pico de baixa porosidade
(Figura 5-9, track 4) associa-se com um pico de alta densidade (Figura 5-9, track 3) e
diminuigdes nos perfis GR (Figura 5-9, track 1) e sonico (Figura 5-9, track 2). A partir das
respostas observadas nos diferentes perfis, este pico de baixa porosidade pode ser interpretado

como a presenca de um arenito com alto nivel de cimentacao.
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Figura 5-9: Perfis para o intervalo do reservatorio do pogo NA-07, com pico de baixa porosidade destacado na
area do retangulo laranja. Track 1 - Perfil de raios gama (GR); Track 2 — Perfil sdnico (Dtp); Track 3 - Perfil de
densidade (RHOB); Track 4 - Porosidades: sonica (PhitS - @, 5), Gaymard (PhitND,G - @, p), densidade (PhitD

- @¢ p), aproximacdo binomial (Phit,ND,Bin - @, yp pin) € Néutrons (PHIN - @y).
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Uma andlise mais detalhada do track 3 da Figura 5-8 é realizada no tdpico seguinte.
Entretanto, uma avaliagdo prévia das curvas das estimativas de argilosidade permite
identificar que na maior parte do intervalo do reservatdrio ocorre uma superestimativa a partir
do modelo de Clavier et al. (1971) (curva em preto) frente aos modelos petrofisicos de
Kamel-Mabrouk (curva em azul escuro), Mabrouk-Kamel (curva em azul claro) e a
metodologia proposta (curva em vermelho). Também s&o observados alguns picos da
estimativa de argilosidade proveniente dos modelos petrofisicos, que por vezes indicam
valores mais elevados do que aqueles estimados pelo modelo de Clavier et al. (1971). Um
desses picos se encontra na parte superior da zona portadora de gés e sera analisado junto com

0s demais no tdpico a seguir.

5.3 Andlise dos Resultados Obtidos

A anélise das estimativas de argilosidade se concentrou no intervalo correspondente ao
reservatorio (Figura 5-10), visto que este representa o principal foco de andlise da

metodologia proposta.

Para a avaliacdo das estimativas de argilosidade é importante atentar para o tipo de
litologia presente no reservatorio. Para o po¢co NA-07 ndo foram disponibilizados dados de
testemunho e informacdes acerca das litologias das formacdes. Dessa forma, infere-se a partir
da bibliografia sobre 0 Campo de Namorado que o reservatorio do po¢co NA-07 corresponde
ao arenito namorado. Este é um arenito arcoseano que possui em sua composicdo feldspatos
detriticos com conteddo de potassio apresentando, assim, consideravel radioatividade.
Portanto, a leitura do perfil de raios gama é influenciada pela radioatividade deste arenito,
mostrando valores mais altos do que o esperado no intervalo do reservatdrio. Este fato
justifica o comportamento observado ao longo do reservatorio (3087 a 3108 m), onde o
modelo empirico de Clavier et al. (1971) apresenta uma estimativa de argilosidade média de
8,24%. Em contrapartida, a estimativa média de argilosidade é 2,22% para 0 modelo de
Kamel-Mabrouk, 1,89% para o modelo de Mabrouk-Kamel e 0,22% para a metodologia
proposta. O modelo de Clavier et al. (1971) apresentou um valor de argilosidade
superestimado frente aos modelos petrofisicos considerados. Isto ocorre, pois 0s modelos
petrofisicos ao incorporarem diversos parametros em suas formula¢bes e nédo incluirem a

resposta do perfil de raios gama, ndo séo afetados pela radioatividade do arenito arcoseano.
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Figura 5-10: Perfis para analise das estimativas de argilosidade no reservatério do po¢co NA-07. Track 1:
Porosidades - néutrons (PHIN - @), densidade (PhitD - @, ;) e sonico (PhitS - @, 5). Track 2: estimativas de
argilosidade usando o modelo empirico de Clavier et al. (1971) e os modelos petrofisicos Kamel-Mabrouk
(KM2003), Mabrouk-Kamel (MK2011) e a metodologia proposta (Nova_Abordagem). Track 3: perfil de
resistividade (ILD).

A analise da Figura 5-10 permite identificar que existem dois momentos em que 0S
modelos petrofisicos apresentam estimativas de argilosidade mais elevadas do que o modelo
de Clavier et al. (1971). O primeiro momento ocorre na parte superior do reservatorio (por
volta de 3088 m) e o segundo na parte inferior do reservatorio (por volta de 3107 m). As
caracteristicas desses picos, todavia, sdo distintas e, por isso, eles sdo avaliados

separadamente.

A analise dos resultados permite identificar que os valores registrados para as estimativas

de argilosidade por meio dos modelos petrofisicos estdo fortemente condicionados a variacdo
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da porosidade sénica em relagcdo as demais porosidades. Para os modelos petrofisicos de
Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel, quando a porosidade sOnica aumenta, se aproxima da
porosidade a partir do perfil de densidade e se afasta da porosidade de néutrons, ocorrem
picos nas estimativas de argilosidade. Cabe ressaltar que, quando a porosidade sonica € maior
do que a porosidade a partir do perfil de densidade ocorrem 0s maiores picos usando dos
modelos de Mabrouk-Kamel e Kamel-Mabrouk. Na estimativa de argilosidade realizada com
a nova metodologia proposta s6 ocorrem picos quando a porosidade sbnica possui valores
mais altos do que os registrados pela porosidade a partir do perfil de densidade, afastando-se

muito da porosidade de néutrons.

O primeiro pico da estimativa de argilosidade se encontra na parte superior do intervalo
de gés. Neste intervalo, a estimativa de argilosidade média fornecida pelo modelo de Clavier
et al. (1971) é de 5,55%, enquanto que para os modelos petrofisicos é de 2,63% (modelo
Kamel-Mabrouk), 2,21% (modelo Mabrouk-Kamel) e 0% (metodologia proposta). Tal
comportamento na area de gas frente ao comportamento do reservatorio como um todo revela
uma diminuicdo da estimativa de argilosidade por meio do modelo de Clavier et al. (1971) e
do modelo proposto, e um aumento das estimativas realizadas pelos modelos de Kamel-
Mabrouk e Mabrouk-Kamel. Este comportamento andémalo apresentado pelos modelos
petrofisicos de Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel, juntamente com o pico em 3088 m, era
um resultado esperado. Visto que os autores sugeriam para formacgdes com a presenca de
hidrocarbonetos leves, a utilizagdo de outros modelos. No caso desse pico, que ocorre na parte
superior do gas, observa-se um grande aumento da porosidade sonica. Esta passa a registrar
valores muito proximos aos fornecidos pela porosidade a partir da densidade e se afasta da
porosidade de néutrons. Para o restante da zona portadora de gas, a porosidade sdnica
diminui. Uma hipdtese para esse alto registro da porosidade sbnica apenas na parte superior
da zona de gas é um aumento da presséo de poro causada pelo gas que estaria tentando migrar
para a formacdo acima. Esse aumento na pressdo de poros geraria uma menor velocidade

compressional, aumentando a resposta do perfil sdnico.

Em zonas argilosas, 0 aumento da porosidade sdnica pode ser bastante significativo. Por
outro lado, a porosidade a partir do perfil de densidade ndo reage fortemente ao contetdo de
argila, apresentando uma diminui¢do do seu registro. Entretanto, como observado pelo
comportamento das curvas, os modelos de Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel apresentam
valores elevados de estimativa de argilosidade em regides onde a porosidade sbnica e a

porosidade a partir da densidade sdo muito proximas, ainda que a porosidade sbnica seja
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menor. Este comportamento permite identificar uma maior sensibilidade destes modelos a
resposta da porosidade s6nica, 0 que os torna limitados para diferenciar a presencga de argila
da presenca de gas.

O segundo pico, que se encontra na parte inferior do reservatério, tem um
comportamento distinto. Neste pico, tanto o modelo de Clavier et al. (1971), quanto os
modelos de Kamel-Mabrouk, Mabrouk-Kamel e a metodologia proposta apresentam um
aumento nos valores de estimativa de argilosidade. Desta vez o pico ndo se restringe apenas
as estimativas obtidas pelos modelos de Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel, mas também a
metodologia proposta. Tal pico correlaciona-se com um aumento da porosidade sonica que se
afasta da porosidade de néutrons e passa a registrar valores maiores do que os registrados pela
porosidade estimada pelo perfil de densidade. Uma hipOtese para a superestimativa de
argilosidade dos modelos petrofisicos é a presenca de uma matriz diferente em relacdo ao
restante do reservatério, que poderia ndo se adequar aos parametros de densidade e tempo de
transito na matriz (p,,, e Atn,) escolhidos a priori. Uma possibilidade para explicar isto € a
presenca de um arenito menos cimentado e com um maior conteudo de argila, ocorrendo,
entdo, uma transicdo de arenito limpo para folhelho passando por arenito argiloso e folhelho

arenoso.
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6 CONCLUSAO

O presente trabalho alcangou seu objetivo de propor uma nova metodologia para a
estimativa de argilosidade. Para verificar a metodologia proposta, algumas atividades foram
realizadas, iniciando pela interpretacdo de trés pocos do Campo de Namorado, a fim de escolher
um pogo portador de hidrocarbonetos leves (gas). A interpretacdo dos pogos permitiu identificar
que apenas o0 po¢o NA-07 possui gas. Em seguida, verificou-se a correlagdo entre a porosidade de
Gaymard e a aproximacdo binomial da mesma. A porosidade binomial apresentou um erro
percentual médio de 6,17% em relacdo a porosidade de Gaymard, o que mostra uma boa

correlacdo entre as duas porosidades.

Um estudo das estimativas de argilosidade usando modelos empiricos e os modelos
petrofisicos de Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel permitiu verificar a performance da
metodologia proposta frente aos demais modelos. A avaliacdo dos modelos empiricos,
considerando a idade do sedimento e o menor valor estimado, fez com que o modelo de
Clavier et al. fosse escolhido como o mais adequado a geologia local. A analise comparativa
entre 0 modelo empirico de Clavier et al. e os modelos petrofisicos de Kamel-Mabrouk,
Mabrouk-Kamel e Castro & Martins permitiu identificar que no intervalo do reservatério o
modelo empirico apresentou uma superestimativa de argilosidade. J& os modelos petrofisicos
de Kamel-Mabrouk e Mabrouk-Kamel apresentaram uma superestimativa de argilosidade na
parte superior da zona de gas, corroborando uma limitacdo dos modelos para zonas portadoras
de hidrocarbonetos leves. Tal fato se deve a uma maior sensibilidade destes modelos a altas
variacdes da porosidade sonica que, no poco analisado, fez com que os modelos confundissem
a presenca de gas com a presenca de argila. Em contrapartida, o0 modelo Castro & Martins
mostrou-se mais robusto com relacdo a alta variacdo da porosidade sénica e,
consequentemente, a estimativa de argilosidade gerada a partir desta metodologia apresentou
ser mais satisfatdria para a zona com gas. Dessa forma, o0 modelo Castro & Martins para a
estimativa de argilosidade em zonas portadoras de hidrocarbonetos leves mostrou ser mais
robusta que os demais modelos petrofisicos e empiricos analisados. Como sugestao,
recomenda-se a analise dos modelos em outros pogos portadores de gas, a fim de corroborar

as contribuigdes apresentadas neste trabalho.
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ABSTRACT

The estimation of shaliness & fundamental for oil reco-
very management. The occurrence of shales in dastic
sodimentary basins generates the neaed for estimating
tha shale content (i.e., shaliness). Classically, empirical
models are the tools incorporated into the welldog inter-
pretation softwares for estimating shaliness. Neverthe-
lpss, empirical models overestimate shaliness, leading
1o poor efiective porosity evaluation and, conseguently,
ermoneous volume of mcoverable o, We compare the
dassical empirical models o two pe trophysical models
for estimating shaliness in clhstic basins. The results
of both patrophysical modals confirm their robustness in
terms of estimating shaliness more reliably even in highly
shaly reservoirs.

INTRODUGAD

A grande maioria das badas s dimentares clasticas do
mundo sao formadas, predominantemente, por interca-
lagbes de arenitos e folhelhos, Mo entanto, ndo & raro
que evapor tos, @ ar mesmo calcareos, ocorram nesses
ambientes sedimentares (Dewan, 1983; Ellis and Singer,
2007). Tipicamenrte, os folhelhos ocorrem nos siste mas
petroliferce dessas bacias como rochas salantes, favore-
oo ndo o armazename nto do dleo gue migra a partir das
rochas geradoras,

Os blhelhos possuem propriedades e spacilicas que os
habilitam a atuar como rochas selntes, Cu sef: sao ro-
chas com porosidade baixissima (ie., guase imperma &-
vels), onde os an lo-minemis (lita, caulinita, smectita @
dorita) &0 os prindpals formadores da matriz da rocha
(Wiyllie et al, 1958). Uma vez gue a granulometia dos
argilo-mineria i & muito paquena, e, possuem déme-
tro médio da ordem de 102 mm, a ocorfncia desses
minarais & encontrada de tés brmas napratica (Dewan,
1983; Schan, 1996, Ellis and Singer, 2007): (1) formando
laminas (ie., dando origem a blhelhos laminams); (2)
formando pelatas (i.e., dando origem a argila estrutural),

e (3) ervolvendo os graos minerais de maior granulome-
tria {i.e., formando a argila disparsa). Das trés formas
de ocorincia das argilas em badas sadimentares dés-
tcas, a agilk depesa é a que desperta mak interesse.
Por ser encontrada obstruindo as conaxdes porosas, a
argila disparsa causa impacto negative na producao de
petrélec @ gas de um reservatdrio (Wyllie et al., 1958),

Ma prética, os perfis geofisicos permitern a estimativa
do parcentual volumético de argila (i.e., a argilosidade )
prasents em reseratirics chsticos. Especificamente,
os registros do padil de potencial esponténes (5P) e/ou
do parfil de ralos gama naturais (GR) constituem infor-
magaes primordiais aos fluxo s de interpretagao do parfis
geofisicos. A partr do uso de modelos empiricos corrn-
tes, é possivel estimar a argilesidade e avaliara capaci
dade do reservatério e miermos de produgao de petrdleo
e gas (Elis and Singer, 2007 ).

E notério que ce modelos empiricos superestimam a ar-
gilosidade. Como conseqiiénda, a estimativa da poro-
sdade efefiva pode ficar comprometida, conduzindo a
uma avaliagio amdnea do valume de dleo recupefvel
do reservatério (Dewan, 1983). Neste trabalho compa-
ramos dois modelos pe rofisicos com os modelos empi-
ricos usados dassicamente. Segundo seus autores (Ka-
mel & Mabrouk, 2003; Mabrouk & Kamel, 2011), os mo-
dele petrofisicos em questao sao robustos em termos
de conduzirem a estimativas confidveis de argilosidade.
Alxm disso, esses modelos sdo aplicdveis a rochas m-
sovatdrios clasticas atamante argilosas. Os resultados
obtidos a saguir comprovam a robustez dos modelos pe-
tofisicos estudadeos, o os eleg em como potenca ks ferma-
mentas para estimar argilosidade am bacias sedimernta-
mes dasticas.

METODOLOGIA

Mesta segao fazemos um resumo dos modelos empin-
cos mais usados nos fluxeos de inlerpetacio de perfis
geofisicos para estimativa da argilcsidade em mserva-
térios désticos, Em seguida, apresentamos os modelos
perofisicos de Kamel & Mabrouk (2003) e de Mabrouk
& Kamel (2011), ambos propostos com a mesma finali-
dada.

Modelos empiricos

Os modelos empircos para esimatva de argilosidade
poesuem em comum a dependéncia do chamado indice
de ralos gama, (IGH), expresso por:
- GR— GR wia
IGR = ————. 1
GRuax — GRuin 0

O termo GR & o registo do perfil de raice gama (GR) a
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um dada profundidade. Para o inervalo sedimen tar sob
investigagao, CR we @ GHue 580 as kituas maxdima
minima do perfil GR, mespadivamante.

Larionow (1969) propés duas relagdes para aestimativa
da argileaidade, V., . Pam rochas do Terciano,

Vet = 0,085 [ 25 79IGR _q ) ()
o para rochas mais antigas,
Viony = 033 [2%5188 _q ], i3

Para rochas do Qligoceno-Mioceno, Brock (1984) pro-
poe uma relagdo que possui uma estrutura semelhante
as equagies do Ladonaoy (1969), dada por:

Vony = 021 227188 _ 7, (4)

Também considerando aidade darocha, Steber (1970)
derivou uma equacao ge @l
IR

A—(A-1) % IGR' (8)

Velay =
onde o parametro A = 3 pararochas do Terciario A = 2
para rochas mais antigas, @ A = (.15 para rochas do
Cretaceo.

Usando andlise de regressao, Clavier et al. {1971) ob-
tivaram o saquinte mlacionama nto para a estimatva da
argilcsidade:

Ve = 1.70 — /338 — [IGR + 0.7 i5)

Maodelos petrofisicos

C=modeles petrofisices propostos por Kamel & Mabrouk
(2003 @ Mabrouk & Kamel (2011), para a estimativa da
argilcsidade, usam como dades de entmdace trés poedis
de porosidade: o peril de porosidade de neutrons (e ),
o perlil de litodensidades (p, e o peril de vagarosidades
sonicas deondas compressionai (At). Ambos os taba-
lhos inidam aformulagao mate matica a partir darelagao
da amgilceidade envolhend o porcsidades:
r = g

W elay = W l:?:l
onde gy, g 8 fu wepesentam, respactivaments, a po-
rosidade total, a porosidade efetiva e a porosidade apa-
rente no ‘ponta de folhelha'. Tanto ¢, como ¢, podem
sar estimadas usando cs pedis de densidades e de va-
garosidades sdnicas, A partir do perfil de densidades,
P = an B g = gyon, cups mlagdes Ao dadas, res-
pectivamente, por (Dewan, 1983 Schén, 1996)

M= Peia
o= = Pas 8
‘h . = Pma t :I

e =ty D — ‘ur.-lu_rM. (=)

Pt — fmas
Mas equaghes premdenies o, denota o registro do par-
fil de densidades, puaw & 0 regstro de densdade no

‘ponto da Blhelha', g, & adensdade madia dos grios
minerais que formam a matriz, @ pr & a densidade do
filtrado de lama. For sua vez, usando o perfil de vaga-
meidades sdnicas, ¢ = fus @ b = ¢z 520 dadas,
respectivamente, por (Dewan, 1983, Schan, 1996)

At — Atge 100

- s 10
Atr — Atmn Atolay | (10)

.8

gue inclul o fator de compadt agao paraformagdes pouco
consolidadas (Ellis and Singer, 2007), e

At glay — At

WAy At )

Pus =g — V
para Ately denotando a vagarosidade sonica no ‘pon-
to de Blhelho', At a vagarosidade média dos grios
minerais gque formam a matriz, e Atr, avagarcsidade do
filtrado de lama.

Kamel & Mabrouk (2003) @ Mabrouk & Kamel (2011)
considemram que, formagdes muito argilosas, Ve =
1005 @ ¢ &= 0. Nessas drounstandas, g & deluy, CON-

duzindo, a partir da equagao 7, ao seguinte rebciona- -

mento:
W
Vil = 1 — —, 12
= - (12)
onde a porosidade total pode ser estimada a partr de
uma com binagao dos perfis de porsidade de neutrons
e de densidades. Messe caso, ¢, = ¢ np, gue & relaci-

onada por (Dewan, 1983):

W+ D

. (13)

Gy, NI =

O modelo patrofisico pam estimativa da argllosidade pro-
posta em Kamel & Mabrouk (2003) & obtido a partir da
substituicio da equagao 9 na equagao 13, o fzendo
iy = i, 5, OUSEJA, usando asguagao 11 naeguagan 12,
Crresultado & a spquinte equadio do segundo grau:

ALV +B1 Ve + 01 =100 (14)
onde ce coeficientes A,, 5, e S50 expresscs a seguir.

Ay = an—Pnh. “5!
P —

Peon — Pb Pes — Psh

By = —gy — _

: e Poma — OF Pma — M

Aty — A,
o Bt - .
R Bt (16)

a
ms — Pb Mt — My, 100

Cr= g+ s P _, : (17)

Dum — p1 Ot — At Ay

Fesolvendo a equacio 14 @ tomando apeanas a raiz po-
sitha, Bscevemos:

. _ =B+ VA
Vo = 22, (18)
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onde & = B* — 44,0,

Uzando uma abordagem mak simplificada, Mabmouk &
Kamel (2011) assumiram, na equagao 13, ¢, o (@qua-
Ao 8) no lugar de ¢ o (equagio 9) e repetram o uso
da equagac 11 na equagao 12. O modelo petrofisico
para a argilosidade & entdo expresso por (Mabrouk &
Kamel, 2011

i 4 Az — paa) — Bal &b — At

Vo, =
- @ + Azl pb — pea) — 20

o 19

onde o copficientes Aa, Ba, @ Cs 330 6XpRSSCS, res-
poctivaments, por:

1

Ag = ——, (200
21— Pma

AN
e — 21
B Bty (Abr — Atinn)' @1

¢ riy A

Siteh — Sbma

g = —— 22
T Afr — At €2)

Seqgundo Kamel & Mabrouk (2003) @ Mabrouk & Kamel
(2011}, os modelos patrofisicos acima apresentam re-
sultados robustos am formagies dasticas, mesmo que
outros materiais radioativos, além de folhelhos, estejam
presantes. Os msultados a seguir confirmam a robustez
dos modelos petrofisicos em questao.

COMPARAZAT COS MCDELDS BAPRICCS

w4 =
—*—Linaar P It
md —— Laorionow () 1928] - B2 ____.--' o _.'l E
—8— Lavionow i 1928] - Eoil) =
A— ok [1584) - Eqid)

£l || —8—simar (1570) - Eq - &

ARDILAOSTWIE

Figura1: Comparagao dos modelos amp iicos repress n-
tadces pelas Egs. 2-6. A curva linear é o préprio valor de
IGR (vide Eq. 1).

RESULTADOS

Anies do uso dos modelos petrofisicos para estimativa
da amilbsidade propostos em Kamel & Mabrouk (2003) &

Mabrouk & Kamal (2011), apress ntamos o resultado da
compamgao dos modelos empircos rebcionados nas
equagdes 2-6. Para fins de andlise, também represen-
tamee o vakor de [GH como uma estimativa da amikbsi
dade. Os resultados sao mostrados na Figura 1. A ané-
lise da figura revela daramente a impossibilidade dos
madelos empinces serem aplcados am quaisquer am-
bientes sedimentars para fins de estimativa de argilosi-
dade. Ma verdade, este & um maultado esparado, pois
cada modelo empirico @ formulado a partir de registros
fisicos de rochas de uma bada sadimentar especifica.

ALK il LI (1w )

000 = 20m gt 3000 oy
o ___" = e
= = =

k> e =
— = 2
c ] -
= —— T
1 —_— 4
:') . | -
G0 — = e 111 R R " 1
| =" ‘5":
= hES & o
E 2 : i
s a, o
w & - =
E = o =
- i = L
% = =
i g F =
- — 1| —
k] _ 1 3,

3100 N m - e o 3100 S

¢ | -
- — -
I = 73
£ = 5
) A v
— ¥ -
- ' z
k) L, ;
i = =3
T = .
e = o=

NE0+H— T 15—y 15 4—*

I T I - I ' ¢ 8 75 100 125 150
Inl It &

Figura 2: Perfie: fa) mios gama naturais (GR), (b) in-
dugao profunda (ILD), e (c) vagarosidades sdnicas de
ondas compressionias (At).

Par testar os modelos petrofisicos expresscs nas equa-
coes 18 e 19, seledonamos um pogo que alravessa se-
dimentos wrbiditicos pouco consolidado s = predominan-
tamente intercalagdes de amnitcs @ fohelhos, contendo
0s principais perfis geofisicos. As Figuras 2, 3a e 3b
exibem os parfe GR, ILD, At, RHOB & =, mspoctiva-
mente. MNa Figura 3b também & mostrado o perfil de
porosidade total estmado a partr da equagao 13 con-
siderando as abodagens de Kamel & Mabrouk {2003) o
Mabrouk & Kamel (2011). O resultado da aplicagao dos
madelos petrofisicos usando os perfie do pogo selecio-
nada & mostrado na Figura 3c.

Para célculo dos perfis Vwy usando os modelo petrofisi-
cos, adotamos os seguiniesvalores para as densidade s
fem giem®): pua = 265, pr = 105 @ g, = 2.51, e para
as vagarosidades sonicas de ondas compressionais (em
pE M Aty = G550, At = 180008 At,, = 115.0,
Como se trata de sedimentos pouco consolidados, & co-
rmum o uso do modelo e mpirico de Larionov (1969) para
estimativa de agikcsidade. Utilsamos entao o maodelo
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A, () PORDSDA0ES ] Yoy (5
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Figura 3: PFarfis: (@) liodensidades (RHOE), (b) &y
{curva prata), ¢ »p (curva azul), usando a Eq. 13 (Ka-
mel & Mabrouk, 2003), & ¢ xo (curvavermealha), us ando
a Eq.13(Mabrouk & Kamel, 2011 | (c)argilosidade V.,
[curva preta - Eq. 2 curva azul - Eg. 18; @ cura varme-
lha-Egq 19]

empirico de Larionov (equagao 2) para fins de compara-
cao com as asimativas de argilosidade obtidas usando
s modelos petrofisicos.

A Figura 3¢ confirma a suparmstimativa da argilosidada
nos inervalos de arenito, ipicamenie arcose anos, usando
o modelo empirico de Larionov (1989). Quanto acs mo-
dolos petrofisicos, podemos conduir que fornecam re-
alltados equivalentes. MNa verdade, a partir da farmu-
lagao de ambos, notamos que o modelo petrofisico de
Mabrouk & Kamel (2011)é uma simplificagao do modalo
propeeto em Kamel & Mabmou k (2003).

DISCUSSAO E CONCLUSOES

Os resultados obtidos neste frabalho confirmam que os
modelos empliricos classioos supeestimam a argilosi-
dada. Tais modelos foram propostos para ambien s se-
dimentares especificos, tornando seu uso impraticavel
em outras bacias sedimentares. Os modelos patrofisi-
cos de Kamel & Mabrouk (2003) e de Mabrouk & Ka-
mel (2011), embora equivalentes, se evelam mais con-
fidiveis, fornecendo estmativas robustas de argilosidade .
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ABSTRACT

Shaliness is a key pammeter for simulating resenvoir oil
and gas production. Shale content, as itis also known,
& better estimated from interpreting spontaneous poten-
tial and’or natural gamma-ray well logs. For evaluation of
shaliness, empirical models are commonly used in prac-
tice, although it & wel-known that their results are over-
estimated. In order o obtain robust estimatives of shali-
ness with less uncertainty, petrophysical mode ke are pro-
posedin the lierature. Here, we presenta new approach
to the formulation of previously irvestigated petrophy si-
cal modek for shaliness estimation. The resulting petro-
physical model for shaliness estimation is much mone
simple, holing the same properties of both previously
studied models.

INTRODUGAQ

Arenitos e folhe lhos constituem os litatipos mais freque n-
tes em bac s sedimentares clasticas, embora, nac rara-
mente, evaporitos e calcarsos também possam ser en-
contrados nesses ambientes sedimentares (Wyllie et al.,
1958). Tipicamente, ce argilo-mineras (caulinita, ilita,
dorita @ smectita) ocorrem formando os folhelhos (De-
wan, 1983; Ellis and Singer, 2007), que, nos sktemas
petolileros de tais bacias, fundonam como rochas se-
lartes. Isto é: os folhelhos s o0 quase sempre encontra-
dos como bameims ao processo de migragio de dleca
partir das rochas geradoras, favorecendo o acimulo nas
rachas reservatonio.

A gmanulometria dos agilb-mineriis ¢ muito pequena,
possuindo diametro médio da ordermn de 10 mm {Schén,
1996). Napratica, quando ocormem am laminas, os argilo-
minemis formam cs folhelhce laminares, a occoméncia
das argilas na forma de pelotas, & denominada por argila
estrutural, ao passo gue a argila dispersa @ encontrada
emvolvendo os graos minerais de malor granulometria 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 inérpretes de per-
fis geofisicos. Esse fipo de argila obstrui as conexde s
porosas, impedindo o fluxe de fluidos no reservaténo
&, como consequéncia, causando impacto negativo na
produgdo de dleo e gas (Wyllie etal., 1958). Defini-=,
assim, a argilosidade como o percentual volumétrico de
ami| presente em resenatorios clasticos cbetniindo as
CONEX 02s Porosas,

A argilosidade pode ser estimada a partir da inte rpre-
tagio dos mgistos do perfil de potencial espontineo
(5P) efou do perfil de raios gama naturais (GR). Através
de modelos em piricos & possivel estimar a argilcsidade,
fadlitando a avaliagao do reservatrio em ®Brmos de ca-
pacidade de produgio de petrdleoe gas (Ellis and Singer,
2007). De uma iobrma geml, os modelos empiricos ut
lizados em interpretagéo de perfis geofisicos superes-
timam a argiksidade, o que compromete a estimativa
da porosidade ek tva - agquela que considera apenas as
conexdes porosas. Consequentemente, as incertezas
na avaliagho do volume de dleo recupervel do reser
vatério crescem enormemente (Dewan, 1983),

Meste trabalho, investigamos modelos petrofisicos, aqui
meferenciados por Kamel-Mabrouk [Kamel and Mabrouk,
2003) & Mabrouk-Kamel (Mabrouk and Kamel, 2011},
respectivam ente propostos para estimar a argilosidade.
Esses modelos petofisicos incorporam informagoes de
tiés peris geofisicos: do pedil de porosidade de neu-
tons (PHIN), do perfil de densidades (RHOB ) e do perfil
de vagarosidadas sbnicas (At). Quando comparados
a modelos empiricos correntes, os modeks petrofisicos
em questao apre sentam estimatvas confidveis de argi-
losidade (Castro et al., 2014). A partir de uma aprai-
magio binomial pam a férmula da porcsidade que com-
bina os registros dos perfis PHIN @ RHOB, derivamos
um modelo petofisico pam estimativa da argilosidade
mais simples que incorpora as mesmas propriedade s
dos modelos Kamel-Mabrouk e Mabrouk+ amel. Os re-
sultadcs obtidos mostmm a equivaléncia dos modelos
petrofid cos agui investigados.

METODOLOGIA

Mesta secao infroduzimos algumas das relagbes empiri-
cas mais utilizadas nos fluxos de interpretagao de per-
fie geofisicos pam estimativa da amgilbeidade em reser
vatdrios clasicos. Em seguida, reladonamos os mo-
deles petrofisicos para estimativa da argilcsidade, aqui
meferenciados por Kamel-Mabrouk [Kamel and Mabrouk,
2003) & Mabrouk-Kamel (Mabrouk and Kamel, 2011).
Uma wvez que a formubgao matematica desses ultimos
modelosincorporam informagdes de rés perfis de porosi-
dades, i.e., do perfil de porcsidade de neutons (PHIN),
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do peril de densidades (RHOE) & do perfil de vagarosi-
dades sdnicas (At), inkcialmente apresentamcs as for-
mulas basicas para esfimativa de porosidades. Mote que
somente o pefil 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 farmulas e specificas
para cada perfil sob irvestigagao,

Estimativas de porosidade

Osregistros do perfil de densidade s sao utiizados para
estimativa das porosidades total e efetiva, & = o e
iy = by, MEspectivamente, a partir das seguintes re-
lagoes (Dewan, 1983, Schén, 1996):

¢|:_IJ— = r"'um. |:1:|
M = P
e
Pald = P = "rl:lu,'\‘ P elay - |:2:|

onde a porosidade aparente no ‘ponto de folhelho' u-
sando o perfil RHOB, ¢, 1 oy, & BXpressa por:

P Doy = Loluy — Proa (2
A = P

Os pardmetros pn 8 gy denotam o registro do perfil
de densidades e o registro de densidade no ‘ponto de
folhelho', respectivamente; g, ¢ adensidade média dos
graos minerais que formam a matiz, e x ¢ a densidade
do fitrado de lama.

Por outro lado, se a estimativa de porcsidade envolver
os registros do perdil de vagarosidades sdnicas, repre-
sentaremeos a pomsidade total e a porosidade efetiva
COMO &y = Pre 8 Py = &y e, Eepectivamente. A relacio
para ¢y = & expressa por (Dewan, 1983; Schin, 1996)

i At = At 10
hE = Aty — Atgun Abgyey

@ i4)
incorporando o fator de compactagio no caso de for-
magoes pouco consolidadas (Ellis and Singer, 2007). Pa-
ra gy, g, BSCIEVE MOS!

tes = 8 — Vasy o 5 clay. (5

A porosidade aparente no ‘ponto de folhelho' usando o
perfil At ¢y 5 10y, © 8Xpressa por:

Abotgy — Mtima
Atr — Atwa |

onde Aty Aty, @ Aty e presentam, respectivamente,
avagarosdade sonica no ‘ponto de olhelho', avagaros -
dade média dos graos minerais que formam a matriz, e
avagamsidad e do fitmdo de Bma.

P8 ehy = (8]

Umarelagio mais robusta paraestimativa de porosidade
ervolve a combinagio dos registros do perfil PHIN e
do perfil de porosidade total estmado a partr do perfil

RHOEB. Messe caso, ¢ = dy,np, onde o relacionamento
& expresso por (Dewan, 1983):

Penp =y n+ (1 = 8) ¢y, )

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

PN t@:.l:_ &)

P ND =

O uso daporosidade de Gaymard | Gay mard and Poupon,

1970) & recomendada em zonas de gas,

b+ P
— El

2
PLND =

Mote que nas equagbes 7, & e 9, & possivel considermar a
estimativa da porosidade efetiva ¢, xo.

Argilosidade usando modelos empiricos

A dependéncia do chamado (ndice de ralos gama(1GR),
& o ponto comum entre os dive rsos modelos empiricos
utilizados na pratica para estimativa de argilosidade. O
parametro IGH & relbcionado por:

GRug — GRiagmin

IGR = ,
GRigmume — GHRicg, min

(10)

onde GRi.g epresenta o registo do perfil de raios gama
naturais considerado para uma dada profundidade. Para
05 mesmo intervalo sedimentar em estudo, GRiog mae @
GR g mi denotamas lefturas maxima e minima do perfil
GR, respectvameants.

Sequndo Larionoy (1969), a estimativa da argilosidade
Vi1 pam rochas do Terciario (i e, sedimentos recentes)
pode ser calculada usando

Vo = 0.083[ 28775 _ g, 1)

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

Ve = 033 [2579R 1], i12)

Segundo Brock (1 984), a estimativa de V.., em rochas
doOligocenc-M ioceno possui uma estrutura semelhante
asequagbes de Larionoy (1969), a saber:

Vel = 021 [2F*ISR 7] i13)

Por sua wvez, Stieber (1970) derivou uma equacio geral
também considerando a idade da rocha, ie.,

IGR

A—(A-1)=ICR (14)

Vely =

Cevalbres A = 3, A =2e A =0.15se aplcama rochas
do Tercidrio, rochas mais antigas e rochas do Cre tioeo,
res pectivamente.

Finalmente, segue a relacio para estimativa de V.,
proposta em Clavier etal. (1971):

Vewy =170 — /338 —[IGR+07F.  (15)
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A validade dos modelos empiricos reladonados acima
& sempre questiondvel. 1sto porgque os coeficientes de
cada modelo empirico estio assodados a rochas es-
pecificas, que poesuem camcteristicas sedimentolgi-
cas distintas daquelas sob investigagao.

Argiloesidade usando mode los petrofisicos

A formulacio matematica dos modelos petrofisicos para
a estimativa da argilosidade usam o reladonament o fun-
damental entre a porosidade total (4,), a porcsidade efe-
tiva () & a porosidade aparentz no 'ponto de lhelho'
el , 8 SADEC

da = v — Velay Pelay (6]

que pode ser reescrito como

L el 17

Vels
t gy

Mote que iy, @ 8 dewy podem ser estimadas usando os
trés perfis de poeidade, e, PHIN, RHOB e At.

Em formagdes sedimentares clasticas muito angiksas, &
possivel aproximar Ve == 100%, resultando em ¢, =0
(Kamel and Mabrouk, 2003; Mabrouk and Kamel, 2011).
Messe caso, ¢ & dewy, 8 aequagio 17 evolui para:

Vo =1-22, (1)
!
A poreidade ¢, é estimada combinando os perfie PHIN
e RHOE (e, ¢ = ¢y up — vide equagdes 7, 8 e 9
para avaliar a porosidade ¢, podemos usar os registros
do perfil RHOB (i.e., ¢, = &, ) ou do perfil At (ie.,
o = gha,s).

() Modelo petrofisico Kamel-Mabrouk

O modelo petrofisico Kamel-Mabrouk para estimativa de
Versy (Kamel and Mabrouk, 2003) assume gy = d o,
incorporando ¢ ¢ = ¢ NAa equacac & Ao mesmo
BMpo, &, = ¢, = NAequacio 18, Apds as devidas subs-
tituigdes, a manipulagio algébrica da equagao 18 evolui
para (Castroetal., 2014):

i ‘n"ﬁ..w + By Vaay +C1 =10, (19

onde A1 = dr oy, B = —(dn + Po + PeD cay —

Dty getay ), 8 C1 = dn + dyp — 2 dy s Tomando ape nas

araiz positiva, escrevemos:

—Bl -+ \.-E
24

onde o discriminante A = 8 —4 4,0,

Veny = (20)

(Il) Modelo petrofisico Mabrouk-Kamel

O modelo Mabrouk-Kamel para estmativa de argilos-
dade (Mabrouk and Kamel, 2011) apresenta uma for-
mulagio matematica mais simplificada, assumindo ¢, =

dy,wp (equacgao B) e e = &= naequacao 18, O al-
gebremo que se seque apis as devidas substituigSes
omeos:

dn 4 Anlpn = pmal = Bl At = At

Vi = 21
Ay P+ Aalpp = Pma) — Xa &
onde Ay = 1/(pt — pua), By = 200/ [Ab ciay(Ste — Aba)],
€8 Ca = ¢by g chuy-

(I Uma nova formulagao

O trabalho de Castroetal. (2014) mostra que os maode-
los petrofisicos KamelMabrouk e Mabrouk4amel para
estimativade amilbeidade fornece m resultados mais pre-
dsos em formagdes dasticas, ainda que outros mate-
riagis radioativos akm de folhelhos estejam presentes.
Mas, supondo a presenca de hidrocarbonetos leves na
formagao, faz-se necessario ouso da porosidade de Gay-
mard {equagio 9) na formulgio matematica de V.
Assim, usando o bindmio de Mewton para aproximar o
termo (¢35 + ¢f Y7 a dwe 4 (ff n/2¢m) (ie., apradi-
magio de sequnda omem), reescrevemos a equagio 9
Como !

| =] =]
| Ak,
HrND = E,'I%. (22
Da mesma forma que no modelo Mabrouk-Kamel, as-
SUMIMOS ¢y = ¢y wp (UsAando a equacao 22) e ¢y = dus
na equacgao 18. Obtemos assim,

Pinp Vil = P — Py wn P g, 123)

resultando numa formulagio ainda mais simples. Apisa
substituicio da relagio para & »n (equacio 22), ama-
nipulagio algébrica fornece:

P, HND — 8 |:24:|

Vel = .
e B ND = S clay

Mes resultadcsa sequirverificaremosa periorma nce des-
te dttimo modelo petrofisico para estimativa de Ve .

RESULTADOS

A fim de verificar a performance do modelo petofisico
apresentado na equagao 24 em relagao aos modelos
Kamel-Mabmouk (equagao 20) e Mabmouk-Kamel (equa-
cao 21), selecionamos perfis geofisicos de um pogo que
atravessa um reservatdrio turbiditico na bacia de Cam-
pos. Os sedimentos atmvessados por esse pogo, entre
3060 e 3120 m, sao pouco consolidados e, predominan-
temente, constituem intercabgdes de amrenitcs e folhe-
lhos. A Figura 1a exibe os perfis GR e At registados
nesse pogo; na Figura 1b, o perfil ILD esta sobreposto a
um arenito produtor (Area hachurada em amarelo). Para
fins de andlise, usamos os modelos empiricos relaciona-
dos nas equagdes 11-15 e avaliamos a variagao da argi-
losidade nos sedimentos atravessados pelo pogo — vide
o Gftimo painel, Figura 1c. A obtencgdo de distintos per-
fie para o mesmo intervalo sedimentar revela que o uso
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Figure 1: Ferfis geofisicos do pogo em estudo: (a) GR
funidades API) em preto, e At, (ps/ft) em azul; (b)
ILD {Chm.m) - a area hachurada em amarelo é um in-
tervalo produtor; & (o) Estimativas de 1., usando os
modelos empiricos. legenda de cores para as curvas!
em preto, Lanonoy (1969) - (Eq. 11); em verde, Lar-
onov (1969) - (Eg. 12); em vermelho, Brock (1984)
- (Eq. 13} em cyan, Stieber (1970) - (BEq. 14} A =
3.0; em amarelo, Stieber (1970) - (Eq. 14), A = 2.0;
em mangenta, Steber (1970) - (Eg. 1431 A = 0.15; em
azul, Clavier et al. (1971) -(Eqg. 15).

dos modelos empiricos aumenta as inceriezas da esti-
mativa de amiosdade. |sso se explica pomue um mo-
delo empirico ¢ brmulado a partr de medidas de pro-
priedades de rochas de uma bada sedimentar especi-
fica. Ma pratica, o intérprete adota o menor valor esti-
mado. Mo caso da Figura 1e, a estimativa adotada se-
ria aquela representada pelo perfil de argilosidade cal-
culado com modelo empinco de Larionov (1969) para
sedimentos pouco consolidados, equagao 11.

Os regitros do pedil RHOB também sdo parametros
paraestimativa de argilosidade usando os modelos pe-
trofisicos em andlise. Assim, a Figura 2a mostra a vari-
agio da densidade no interva o sedimentar selecionado
paraestudo. O intervalo produtor — drea hachurada em
amarek — esta correlcionado a um decaimento na vari-
agao da densidade. Uma vez que as porosidades sio
parametros fundament ais naformulagio matematica dos
modelcs petrofisicos agui investigados, representamos
os perfis de porosidades na Fgura 2b. As diBrencas
entre o5 perfis ¢y & & p 530 sempre esperadas, pois
cada um & influenciado distintamente pela argilosidade
e pela presenga de fluidos nos sedimentos. Surpreen-

By [ T3] T
T — i i
..-'_L—":_-' =‘—\_?::) 'fj
= 2+ - -Es
e A~ o - — = A= |
L, & bk
i 4 EE’Q:-
= i - - ———
- M- T L e o . —mm
S < | B
W = 3 ==
E | f; rgé"’ ;!’:::-
g e Pl mmm s o Ml — e
3 / = k.
T o
S P
I T ;
LT 1 e 1L
L =
- “d
- 2 | B
12 . S _..%_-_.J'jﬁ__":‘f____
= ] =
= = o
= qu —— 11 :{::-
¢ 22 24 16 BB 13 o m @ 3 4 0 & E
El b d

Figure 2: Peris: {a) RHOE (g'em®) - a drea hachu-
rada em amarek & um intervalo produtor; (b) Pomsi
dades (%) em azul, $x; em cyan, & (EqQ. 1), em
preto tracejpdo, porcsidade de Gaymard (g ~n, Eq. 9);
em vermalho tracejado, apraximagio de segunda ordem
da porosidade de Gaymard usando o bindmio de New-
ton (Eq. 22), & ic) Vo, (%60 em preto, modelo para
sedimentos recentes (Eq. 11); em azul, modelo Kamel-
Mabrouk (Eg. 20); em oyan, modelo Mabrouk-Kame|
{(Eq. 21 ); em vermelho, novo modelo petrofisico ( Eg. 24).

dentemente, a pomsidade de Gaymamd (& ., EQ. 9)
e a aproximagio de sagunda ordem para a porosidade
de Gaymamr usando o bindmio de Mewton (Eq. 22) ap-
resentam resultados muite semelhanies. E de se es
perar, portanto, que os resultados dos modelos petrofisi-
cos pam estimativa de V', - equagbes 20, 21 e 24 -
omecam resultados equivalentes, como observamos na
Figura 2. Parafins de comparacao, o modelo empirico
para sedimentos recentes proposto por Larionoy (1969)
fequagio 11) também e sta representado nafigura. Os
parametros adicionais usadeos pam estimar os perfis de
Ve usando os modelos petrofisicos sao: pu, = 2.6
glem®, g o= 106 glem’, poy = 2.54 glom®, At =
8560 paft, Aty = 18000 pafte Aty = 11500 pa'ft
Analisando os peris de argilosidade na Figura 2¢, obser-
vameos que o modelo petmofisico na equagao 24 ornece
resultados equivalentes aos fornedidos pelos modelos
petrofisicos KamelMabrouk (equagao 20) e Mabrouk-
Famel (equagao 21).

DISCUSSAO E CONCLUSOES

Cs modelcs em piricos cléss icos utilizados na pratica pa-
ra avaliagio da argilosidade aumentam as inceriezas
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nas estimativas. Os resultados dos modelos petrofisicos
aqui investigados =0 mak preciscs, conduzindo a uma
maior confiabilidade nas estimativas de argilosidade. O
usodos modelo petrofisicos depende de parametres criti-
cosno ‘ponto de folhelho' (e, powy @ Atoyg ) gue, s2 nao
conheddos a prion, podem degradar as estimativas de
argilcsidade.
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