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RESUMO

A andlise petrofisica € essencial para caracterizacdo de reservatérios de hidrocarboneto,
fornecendo parametros para avaliacdo do potencial econdmico do campo. Este estudo foi
realizado em um reservatorio carbonético fraturado da Formagao Quissama, Bacia de Campos,
composto predominantemente por calcarenitos e calcirruditos da Formacao Quissama, o qual foi
denominado de Campo B. Este reservatério € essencialmente microporoso, com porosidade
média a alta (15-30%) e, em geral, apresenta baixa permeabilidade de matriz (0,1-10 mD). As
relagdes petrofisicas podem ser bastante complexas em reservatorios carbondticos, em funcio da
maior heterogeneidade na distribuicdo de facies e porosidade nestas rochas. O grau de
complexidade torna-se ainda mais elevado para o caso de reservatdrios fraturados. Foi
desenvolvido neste estudo um fluxo de trabalho para caracterizacdo petrofisica da matriz deste
reservatorio carbonatico, através da utilizacdo de dados de perfis elétricos e de plugues. O
objetivo do trabalho foi identificar possiveis comportamentos de fluxo distintos e definir regides
do campo com provével contribuicdo de fluxo intergranular. Para isto, é indispensdvel entender a
relacdo entre os controles geoldgicos e o comportamento dindmico do reservatdrio. A partir da
andlise das propriedades petrofisicas da matriz foram reconhecidas duas regides do reservatorio
com comportamentos de fluxo distintos, diretamente influenciados pela heterogeneidade do
sistema poroso. Na drea sul foi constatado baixissima permeabilidade de matriz, decorrente do
amplo predominio de microporosidade, que confere esta caracteristica de fluxo as rochas. Na area
norte foram observados os melhores indices de permeabilidade de matriz para o campo,
associados a contribuicao de fluxo intergranular, devido a preservacdo de por¢des significativas
de macroporosidade original. As altas taxas de produtividade registradas nos dados de producao
para pocos da regido sul indicam a presenca de fraturas. O sistema de fraturas tem pequeno
impacto sobre a porosidade total deste reservatdrio, porém tem grande contribui¢ao para o regime
de fluxo, desempenhando um importante papel na produciao comercial do campo. Foi investigado
também o impacto associado aos parametros de Archie - coeficientes de cimentacdo (m) e
saturagdo (n) - no célculo de saturag@o de dgua (Sy,) para este reservatorio carbonatico fraturado.
Para investigar este impacto foram gerados e comparados quatro cendrios de S,, baseados em
valores de m e n distintos. Foram realizadas trés andlises principais: (I) valores de S, e espessura
porosa com Oleo (HPhiS,) foram comparados para cada cendrio. Os resultados mostraram
considerdvel variacdo nos valores obtidos para ambos os pardmetros (Sy, - HPhiS,). (II) Analise
baseada nos valores de corte e Net Pay. Foi observado que os valores de corte devem ser
redefinidos de acordo com a variagdo da curva de saturacdo de dgua, para que seja mantida a
mesma espessura de Net Pay em um dado reservatério. (III) Anélise da influéncia dos valores de
corte individual e global na variagdo de espessura de Net Pay foi avaliada para todos os pocos
para o cendrio C2. Variagdes pequenas indicam que um valor de corte global é vdlido para este
campo. Os resultados do estudo mostram que valores imprecisos dos parametros de Archie
podem conduzir a erros na avaliagdo de reservas.

Palavras-chave: Caracterizacao Petrofisica, Rochas Carbondticas, Reservatorios Fraturados,
Permeabilidade, Bacia de Campos, Parametros de Archie.
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ABSTRACT

Petrophysical analysis plays a vital role in reservoirs characterization, providing parameters to
evaluate the economic potential of the field. This study was performed in a fractured carbonate
reservoir of Quissamd Formation, Campos Basin, mostly composed of calcarenites and
calcirudites of Quissama Formation, which it was named B Field. This reservoir is essentially
microporous, characterized by medium to high porosity (15-25%) and, in general, low matrix
permeability (0.1-10 mD). The petrophysical relationships can be considerably complex in
carbonate reservoirs, due to the greater heterogeneity in facies and porosity distribution of these
rocks. The complexity became even higher in particular case of fractured reservoirs. It was
developed in this thesis a general workflow for petrophysical characterization of this Albian
carbonate reservoir, using well log data and plugs samples. The goals of this paper were to
identify different flow behaviors and to define areas of the field with possible intergranular flow
contribution. It is extremely important therefore to understand the relationship between the
geological controls and the dynamic behavior of the reservoir. The petrophysical analysis of
matrix properties enabled to recognize two reservoir zones with distinct flow behaviors, directly
influenced by the porous system heterogeneity. In the southern area it was found very low matrix
permeability, due to the large occurrence of microporosity. In the northern area it were found the
best matrix permeability values of B Field, related to the contribution of intergranular flow due to
the original macroporosity preservation. The high initial production rates obtained from
production data of wells located in the southern portion indicate the presence of fractures. The
fracture system has a small impact on the percentage of total reservoir porosity, but it has a large
contribution to the flow domain, playing an important role in the commercial production of the
field. It was also investigated the impact associated with Archie’s parameters - Cementation
Factor (m) and Saturation Exponent (n) - in the determination of water saturation (Sw) in this
fractured carbonate reservoir. To investigate this impact, four Sy, scenarios were generated by
applying different m and n values and compared with one another. Three main analyses were
performed according to m and n variations: (I) the average values of S,, and Hydrocarbon Pore
Volume Height (HPhiS,) were compared for each scenario. The results showed a considerable
variation in the average values for both. (II) The second analysis was based on the cut-off and
Net Pay values. The results showed that cut-off values must be changed according to the
variation given by a water saturation curve, whatever the S, scenario, in order to keep the same
Net Pay values. (III) The differences between global and individual cut-offs on Net Pay thickness
were analyzed for all wells for the scenario C2. Insignificant variations indicate that a global cut-
off value is acceptable for this field. The results show that inaccurate values of Archie’s
parameters can lead to gross errors in reserves evaluation.

Keywords: Petrophysical Characterization, Carbonate Rocks, Fractured Reservoirs, Campos
Basin, Archie’s Parameters.
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1. INTRODUCAO

1.1. Aspectos Gerais

Na industria de 6leo e gés, a caracterizacdo petrofisica de reservatdrio envolve a definicdo e
distribuicdo dos fluidos (6leo, gds ou dgua) e suas interacdes com o sistema poroso das rochas.

O termo petrofisica foi introduzido por Archie em 1950 para descrever “o estudo das
propriedades fisicas das rochas que dizem respeito a distribuicdo de fluidos em seus espacos
porosos.” O trabalho de caracterizagdo petrofisica tem particular interesse nas propriedades que
permitem determinar porosidade, permeabilidade e saturacdo de fluidos em uma rocha-
reservatorio. Estas propriedades sdo utilizadas para identificar, caracterizar e avaliar um
reservatorio de hidrocarboneto. As caracteristicas petrofisicas sdo resultantes de toda a histéria
geolégica dos sedimentos que constituem esta rocha, em particular das condigdes de
sedimentacdo e fendmenos diagenéticos.

Os métodos de caracterizagdo petrofisica de reservatdrios encontram-se em constante
evolucdo, exigindo o desenvolvimento de novas ferramentas e o aprimoramento de técnicas na
busca por respostas mais precisas e quantitativas na avaliacio de reservatorios.

A busca por métodos quantitativos mais eficientes tem como marco os primeiros perfis
elétricos que foram obtidos pelos irmaos Schlumberger na década de 1920, fornecendo a base em
que foi construida a perfilagem elétrica de pocos. O primeiro trabalho técnico de interpretacdo de
perfil reconhecido descrevia o perfil de resistividade elétrica, e foi publicado em 1934 pelos
irmaos Schlumberger e por Leonardon.

Em 1941, Gus Archie introduziu o conceito de "fator de formacao”, termo usado para
relacionar porosidade, resistividade e saturacao de dgua. Isto revolucionou a anélise de perfis de
poco, fornecendo um diagndstico quantitativo e ndo mais apenas qualitativo. Porém, foi na
década de 1950 que a ciéncia Petrofisica destacou-se, com uma série de trabalhos de perfilagem
elétrica e medidas de plugues em laboratério. O maior expoente foi o trabalho realizado por
Archie, cuja famosa “Equagdo de Archie” revolucionou o processo de avaliagao de reservatorios,
e permanece até os dias de hoje como a equagdo mais utilizada em petrofisica (DOVETON,

2001).



O trabalho de caracterizacdo petrofisica visa a identificacdo e quantificacdo de potenciais
zonas de reservatorio, fornecendo informacdes essenciais para determinacdo da estimativa de
reservas e do entendimento do comportamento de fluxo do reservatério.

A andlise petrofisica € desenvolvida a partir de dados de varios tipos de perfis de pogo. A
suite basica de perfis elétricos € composta por: raios gama (GR), sonico (DT), resistividade
(ILD), densidade (RHOB) e neutrdo (NPHI). Os perfis elétricos registram informagdes sobre as
propriedades fisicas da rocha em condi¢des de reservatdrio e constituem o conjunto de dados
mais continuo adquirido durante os trabalhos de perfuragdo dos pocos. Os dados de plugue
também constituem uma valiosa fonte de informagdes geoldgica e petrofisica, porém nem sempre
estdo acessiveis.

A integragdo entre os dados de perfilagem e de plugue, conhecida como correlagdo rocha-
perfil, e o uso de relacdes empiricas aceitas pela induastria do petrdleo, t€m sido utilizados para
estimar valores quantitativos dos parametros petrofisicos de interesse, como porosidade,
saturacdo de dgua e permeabilidade, nas rochas reservatério (BUST et al., 2009).

Para ser classificada como reservatério a rocha deve apresentar espagos vazios
interconectados que possibilitem acumulacdo e circulagdo de fluidos, portanto porosidade e
permeabilidade sdo consideradas as propriedades petrofisicas fundamentais das rochas
reservatorio.

A defini¢do de saturacdo de fluidos é outro parametro essencial para avaliacdo petrofisica,
pois possibilita quantificar a saturagdo de hidrocarbonetos e avaliar a distribui¢do de fluidos em
um reservatorio (CHARDAC etr al., 1996). As maiores complexidades para o cdlculo de
saturacao estdo associadas aos parametros de Archie, principalmente Fator de Cimentacdo (m) e
Expoente de Saturacdo (n). Estes pardmetros estdo diretamente relacionados a caracteristicas das
rochas reservatdrio e tém influéncia considerdavel na avaliacao de reservatorios.

Arenitos e carbonatos sdo os principais tipos de rocha reservatdrio, contendo a maioria
absoluta do total de reservas de petréleo no mundo. O grande interesse econdmico nos carbonatos
reside no fato de que mais de 50% das reservas de dleo e gds no mundo estdo contidas nesse tipo
de rocha (SPADINI, 2008). Na Bacia de Campos, grande parte das acumulacdes em rochas
carbonadticas pertence aos carbonatos albianos do Grupo Macaé.

Os sedimentos carbondticos diferem dos silicicldsticos em vdrios aspectos, como origem,

deposicdo, diagénese, preenchimento de 6leo etc. De acordo com LUCIA (2007), sedimentos
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carbondticos sdo compostos por particulas que podem mostrar uma ampla variedade de tamanhos,
formas e mineralogias. As rochas carbondticas sdo formadas no interior da prépria bacia
deposicional através da acdo biogénica e/ou precipitacdo de material quimico a partir de dguas
superficiais. Apds a formacdo, estas rochas sio afetadas por processos diagenéticos, uma série de
processos fisicos e quimicos que podem alterar significativamente as caracteristicas hidrdulicas e
mecanicas do sistema com o tempo (OLSON et al., 2007). Os principais tipos de rochas
carbondticas sdo calcario, composto predominantemente por calcita (CaCOs3) e o dolomito,
composto principalmente por dolomita (CaMg(COs),).

Devido a maior reatividade quimica, os carbonatos formam uma multiplicidade de texturas
e composi¢des quimicas que fornecem uma ampla gama de qualidades de reservatério, baseada
na variacao acentuada e distribuicdo de tamanho de poros, conectividade entre os poros, grau de
fraturamento e de dolomitizacdo. Em esséncia, a qualidade de reservatorios silicicldsticos €
regida pela mineralogia e textura, enquanto que nos reservatorios carbondticos € dada pelo carater
dos poros (BUST et al., 2009).

A classificacdo de porosidade em carbonatos de LUCIA (1983) enfatizou aspectos
petrofisicos da rocha, reconhecendo duas classes de acordo com os tipos de poros: porosidade
interparticulas e porosidade vugular. COSENTINO (2001) baseou-se no processo genético
responsdavel pela formacdo de porosidade, distinguindo dois tipos principais: primdria e
secundéria. Porosidade primaria € a porosidade intergranular original preservada nos sedimentos
apos a deposicdo e compactacao inicial. Porosidade secundéria pode estar relacionada a esforcos
tectonicos que afetaram os sedimentos apos a deposicdo (ex.: fraturas) e/ou circulagdo de dguas
(ex.: dissolucdo).

A descricdo e a quantificacdo do espago poroso sdo muito importantes no processo de
caracterizacdo de reservatério carbondticos, pois, na maioria dos casos, as heterogeneidades
nestes sistemas estdo essencialmente relacionadas a ocorréncia de diferentes tipos de porosidade
em um mesmo campo (COSENTINO, 2001), como por exemplo, porosidade primdria
intergranular, microporosidade intercristalina, porosidade de fraturas, porosidade vugular, etc. A
influéncia dos sistemas de multipla porosidade nos indices de permeabilidade proporcionam um
grande desafio para o estabelecimento das relagdes petrofisicas nos reservatdrios carbondticos

(BUST et al., 2009).



Sistemas de fraturas sdo feicdes muito caracteristicas em rochas carbondticas devido a
fragilidade destas rochas (LUCIA, 2007; DEHLER, 2009), e representam um importante tipo de
heterogeneidade interna ao reservatério que também contribui para a complexidade na
determinagao das propriedades petrofisicas destas rochas.

Estas feicoes, quando abertas ao fluxo e interconectadas, melhoram o desempenho de fluxo
do reservatorio em relacdo a uma rocha com baixa permeabilidade de matriz, sendo, por vezes,
responsdveis pela viabilidade econdmica de um campo (BUST et al., 2009). As fraturas podem
ocorrer em dreas especificas do campo, nas quais o comportamento hidrdulico do sistema de
fratura tende a ser dominante em relagdo a matriz da rocha.

O sistema de fraturas geralmente responde pela maior capacidade de fluxo em reservatdrios
fraturados, enquanto que a principal fonte de armazenamento de hidrocarbonetos esta
concentrada na matriz (FRANZ, 1987; LUCIA, 2007). A fragcdo do espaco poroso representada
pelo sistema de fraturas estd relacionada com a densidade e o espacamento destas feicdes, e, na
maioria das vezes, é muito pequena em relacdo a porosidade de matriz (REISS, 1980; VAN
GOLF-RACHT, 1996; NELSON 2001; DARLING, 2005; FANCHI, 2005; JOLLEY et al., 2007,
LONERGAN et al., 2007).

A caracterizagdo de reservatdrios carbonaticos fraturados é um desafio multidisciplinar, que
apresenta alguns obstdculos, como respostas pouco eficientes dos perfis convencionais e amostras
de plugue na identificacdo de fraturas (LUTHI, 2001), baixa resolu¢do sismica para a deteccdo
destas fei¢cOes, os processos diagenéticos, a heterogeneidade e as mudancas drésticas de facies das
rochas carbondticas, e a incorporacdo dos modelos de multipla porosidade para simulacdo de
fluxo (TOMASQO et al., 2013). Dados de permeabilidade derivados do histérico de producdo do
campo integrados aos dados petrofisicos podem caracterizar as melhores informacdes para
avaliacdo de reservatorios fraturados (BAKER et al., 2000; LUCIA, 2007).

A correta avaliacdo da heterogeneidade e complexidade do reservatério € essencial, pois €
um dos fatores mais importantes que afeta o comportamento dinamico do campo. Em muitas
situacdes, essa variabilidade coloca desafios significativos para a aquisicdo de dados e as
percep¢oes de complexidade do reservatério precisam ser simplificadas, induzindo a falhas na
caracterizacdo do comportamento de fluxo relacionado a complexidade da arquitetura das

unidades de reservatério (COSENTINO, 2001; BUST et al., 2009).



Simplificacdes excessivas acarretam elevacdo no grau de incerteza do modelo petrofisico
gerado. Porém, é extremamente necessdrio reduzir o nivel de incerteza na avaliacdo de litologias
complexas, uma vez que o resultado final, em qualquer escala, ainda € afetado pela incerteza dos
parametros petrofisicos gerados (TABANOU et al., 2004).

Na industria do petréleo um dos maiores desafios € a reducdo do grau de incerteza destes
parametros, uma vez que os produtos da andlise petrofisica sdo fundamentais para constru¢do dos
modelos estitico e dindmico do campo (DARLING, 2005; SANCEVERO, 2007), diretamente
relacionados com as estimativas de volume de 6leo in place (VOIP) e comportamento de fluxo do
reservatorio. Estimar os parametros petrofisicos com satisfatéria precisao € essencial para reduzir
os riscos associados a exploragdo de petréleo e gas.

O trabalho de andlise petrofisica € uma etapa indispensdvel para caracterizacdo de
reservatorios, desempenhando um papel critico na correta avaliacdo das reservas e defini¢do da
melhor estratégia de exploracdo para maior recuperacdo econdmica de 6leo, fornecendo subsidios

para tomada de decisdo sobre o desenvolvimento do projeto e reducao dos riscos de insucessos.

1.2 Objetivos

Este estudo foi realizado a partir do desenvolvimento de um fluxo de trabalho para
caracterizacdo das propriedades petrofisicas da matriz de um reservatorio carbondtico fraturado
albiano da Formacdo Quissama (Bacia de Campos).

O principal objetivo deste trabalho consiste em identificar os diferentes tipos de porosidade
no campo e sua influéncia nos valores de permeabilidade. Isto possibilita o reconhecimento de
comportamentos de fluxo distintos e a definicio de regides do reservatério com possivel
contribuicao de fluxo intergranular, caracterizado por boa permeabilidade de matriz. Para tal, é
essencial entender a relacdo entre os controles geoldgicos e o comportamento dindmico do
reservatorio. A partir da caracterizacdo das propriedades da matriz, serd realizada uma andlise
integrada dos dados petrofisicos da matriz e dos dados dinamicos de producdo, com intuito de
avaliar indicios da influéncia do sistema de fraturas no fluxo do reservatorio,

Este trabalho também tem como objetivo avaliar o impacto dos pardmetros de Archie -
Fator de cimentacdo (m) e Expoente de saturacdo (n) — na determinacdo da saturacdo de dgua

para o campo carbondtico fraturado. A partir disso serd feita uma andlise da influéncia destes



parametros em relacdo a determinacdo dos valores de corte de saturacdo e estimagdo da espessura

de Net Pay para o reservatorio.

1.3 Organizacao da Dissertacao

Neste primeiro capitulo sdo apresentados aspectos gerais da caracterizacdo petrofisica de
reservatorios, com destaque para os principais objetivos, dados utilizados e produtos gerados.
Além disso, foram abordadas as principais caracteristicas das rochas carbondticas, com énfase
para o sistema poroso, as complexidades no processo de avaliagdo de reservatdrios devido a
presenca de sistemas de fraturas, e as principais dificuldades para caracteriza¢io de reservatdrios
carbondticos fraturados. Por fim, destaca-se a importancia de se desenvolver um estudo de andlise
petrofisica e também os principais objetivos do trabalho.

No segundo capitulo € apresentada a contextualizagdo geoldgica do Campo B, a partir de
uma breve descricdo da Bacia de Campos, com destaque para aspectos estratigraficos e
tectonicos, e do Grupo Macaé, representante dos campos carbondticos albianos desta Bacia. Apds
a contextualizacdo, sdo descritas também as principais caracteristicas geoldgicas e petrofisicas do
Campo B. Por fim, € analisada a questdo de reservatdrios andlogos sedimentagcdo carbondtica
albiana do Grupo Macaé.

No terceiro capitulo sdo expostos alguns conceitos e complexidades envolvidos na
caracterizacdo de um reservatorio carbondtico fraturado. Na sequéncia sdo apresentados os
métodos e as técnicas empregadas para andlise petrofisica do Campo, uma etapa indispensavel
para a caracterizacdo de reservatdrios. Pode-se observar a heterogeneidade do sistema poroso e
comportamentos de fluxo distintos, e também constatar também a influéncia do sistema de
fraturas no comportamento dinamico do campo.

No quarto capitulo é apresentado um estudo para avaliar o impacto dos parametros de
Archie, Fator de cimentacdo (m) e Expoente de saturacdo (n), no célculo de saturagdo de 4gua.
Estes parametros podem ter influéncia considerdvel na determinagdo da curva de saturagdo 4gua,
bem como também nos valores de corte de saturacdo e de espessura de Net Pay para os pogos.

No quinto capitulo sdo apresentadas as principais conclusdes e consideragdes obtidas com o

desenvolvimento do trabalho.



2. CARACTERIZACAO GEOLOGICA

2.1. Bacia de Campos

A Bacia de Campos estd localizada no sudeste do Brasil, predominantemente offshore nos
estados do Rio de Janeiro e Espirito Santo (Figura 2.1a), ocupando uma drea de 115 mil km2 —
desde a linha de costa até lamina d’agua de 3.400 m (BRUHN, 1998).

E uma das doze bacias marginais brasileiras, englobando dezenas de campos produtores de
petréleo na plataforma continental (Figura 2.1b). Estes campos compreendem uma ampla
variedade de reservatorios, incluindo basaltos neocomianos, coquinas barremianas e calcarenitos
e turbiditos albianos (BRUHN et al., 2003). As acumulagdes econdmicas de hidrocarbonetos na
Bacia de Campos tém como geradoras as rochas do Grupo Lagoa Feia do sistema rifte
(Cretaceo).

Com mais de 1600 pocos perfurados em mais de 30 anos de exploracdo, a Bacia de Campos
€ considerada a bacia brasileira mais prolifica economicamente, compreendendo mais de 75% da

producdo e das reservas brasileiras (ANP, 2013).

Figura 2.1: Localizagdo da Bacia de Campos (a) (modificado de RANGEL e MARTINS, 1998, in
SOUZA, 2005). Distribui¢ao dos campos produtores de 6leo da Bacia de Campos (b) (TAIOLI,
2000).



E uma bacia tipica de margem continental passiva que tem sua origem e evolugdo tectdnica
e estratigrifica associada a quebra do Gondwana e a subsequente formacao do Oceano Atlantico
Sul (GUARDADO et al. 1989; DIAS et al., 1990).

Dois estilos estruturais principais estdo presentes na bacia: (1) falhamentos de blocos,
relacionados a fase rift e representados por horsts, grabens e semi-grabens limitados por falhas
normais de alto angulo, envolvendo o embasamento e os sedimentos do pré-sal; e (2) estruturas
originadas pela movimentacdo de sal, principalmente falhas listricas, que afetaram os sedimentos
do pés-sal (FIGUEIREDO et al., 1983, in SPADINI, 1992; FIGUEIREDO e MOHRIAK, 1984;
GUARDADQO et al., 1989; DIAS et al., 1990). O basculamento progressivo da bacia para leste,
associado a sobrecarga diferencial dos sedimentos, ocasionou a movimentagdo do sal,
propiciando o desenvolvimento de uma intensa deformacdo adiastréfica (DEMERCIAN et al.,
1993). A tectbnica salifera desempenhou papel crucial para a maioria das acumulagdes de
hidrocarbonetos na bacia de Campos, como na formacao de almofadas de sal e estruturas do tipo
rollover que controlaram a distribui¢do facioldégica dos carbonatos albianos de dgua rasa do
Grupo Macaé (GUARDADO et al., 1989; SPADINI, 1992).

A evolucdo tectono-sedimentar da Bacia de Campos € caracterizada por trés
megassequéncias (PONTE e ASMUS 1976; GUARDADO et al., 1989; DIAS et al. 1990;
HORSCHUTZ et al., 1992; CAINELLI e MOHRIAK, 1998): (1) megassequéncia continental,
relacionada a fase rifte, composta por basaltos neocomianos e uma sequéncia lacustre; (2)
megassequéncia transicional, relacionada a uma fase drifte inicial, composta por uma Sequéncia
Terrigena na base e evaporitica no topo; e (3) megassequéncia marinha, relacionada a fase drifte
tardia, representada por sedimentos albianos na base e silicicl4sticos no topo, com deposicdao
fortemente afetada pela tectonica salifera. Cada megassequéncia estd intimamente relacionada
aos estagios tectonicos da Bacia, correspondendo a distintos ambientes deposicionais e diferentes
fases de rifteamento crustal e evolucdo da bacia (GUARDADO et al. 1989).

De acordo com o trabalho de WINTER er al. (2007), com énfase na andlise
cronoestratigrafica, a estratigrafia da Bacia de Campos pode ser dividida em Formacao Cabitinas,
Grupo Lagoa Feia, Grupo Macaé e Grupo Campos (Figura 2.2). O campo de estudo estd inserido

no contexto das rochas albianas do Grupo Macaé.
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Figura 2.2: Carta estratigrafica da Bacia de Campos simplificada. (Modificada de GUARDADO
et al., 2000, e parcialmente atualizada ap6s WINTER et al., 2007).

2.2. Grupo Macaé (Albiano-Cenomaniano)

O Grupo Macaé constitui a porcao inferior da sequéncia pds-sal e representa a instalagao do
ambiente marinho na Bacia de Campos, com a deposi¢ao carbondtica em condi¢cdes de dguas
rasas (ROBAINA et al., 1991). E composto pelas Formacdes: Goitacds, Quissamd, Outeiro,
Imbetiba e Namorado. Segundo WINTER et al. (2007), a Formacdo Imbetiba representa o
afogamento da plataforma carbondtica albiana. Dominado pelos carbonatos marinhos de dguas

rasas, o Grupo Macaé € caracterizado por uma associacdo de calcarenitos, calcirruditos e



calcilutitos, depositados em ambiente de moderada a alta energia, com grande influéncia dos altos
do embasamento (FRANZ, 1987).

A descoberta de petréleo nas rochas carbondticas albianas da Bacia de Campos marca o
inicio do sucesso exploratério na Bacia, com maior relevancia para os carbonatos da Formacgao
Quissama. Os reservatdrios carbondticos albianos sdo formados por bancos de areia carbondtica
alongados na direcdo NE, compostos principalmente de grainstones e packstones contendo
odlitos, oncolitos, peldides e raros bioclastos (SPADINI et al., 1988).

A condicionante estrutural teve um importante papel no controle da deposicdo dos
sedimentos (FIGUEIREDO et al., 1983, in SOUZA CRUZ, 1995). O sistema de plataforma
consiste de bancos de calcarenitos de alta energia justapostos, na regido de interbancos, por
bandas com predominio de sedimentos finos de ambiente mais profundo de baixa energia, como
calcilutitos (CAROZZI et al., 1979). A principal diferenca entre esses ambientes € a
granulometria, com predominio de sedimentos finos nas dreas de baixa energia da plataforma
carbondtica e texturas arenosas nos bancos rasos.

Blocos falhados associados ao movimento do evaporito subjacente controlaram a evolugdo
facioldgica das sequéncias carbonaticas albianas de plataforma rasa do Grupo Macaé (SPADINI
et al., 1988). De acordo com SPADINI (1992), o padrio deposicional destas sequéncias &
constituido por uma série de ciclos inframaré bem definidos, limitados por picos de afogamento,
que respondem a sucessivas e rapidas subidas do nivel do mar.

Os ciclos definem um padrdao de arraseamento para o topo (shoaling upward), com uma
sequéncia tipica formada por wackestones e packstones peloidais com planctonicos (registro do
afogamento) na base, sobrepostos por packstones/grainstones oncoliticos e, no topo grainstones
ooliticos que representam condicdes de dguas mais rasas (SPADINI, 1992). Esse padrao de
ciclicidade € definido tanto nas secdes depositadas em bancos rasos, formadas por calcarenitos,
como nos pacotes formados por calcdrios de granulacdo fina, depositados em depressdes dentro
da plataforma rasa.

No final do ciclo de sedimentagdo carbondtica, no final do Albiano, um afogamento
significativo levou a deposicao de margas e folhelhos em um ambiente de mar relativamente mais
aberto e profundo.

De acordo com SPADINI (2008), reservatérios carbonéticos albianos mostram geralmente

alta porosidade e uma grande variacdo na permeabilidade. Estas rochas abrangem uma variada
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gama de facies deposicionais e um complexo meio poroso. As altas permeabilidades respondem a
porosidade intergranular deposicional, enquanto as baixas permeabilidades das rochas refletem a
predominancia de microporosidade, indicando um papel fundamental da textura deposicional nos
parametros petrofisicos.

Os melhores reservatdrios ocorrem nas facies ooliticas de alta energia, com boas condic¢des
permo-porosas relacionadas a preservacdo da porosidade primdria intergranular. Carbonatos de
granulacdo fina também constituem reservatdrios e, apesar das elevadas porosidades (20-30%),
possuem permeabilidades relativamente baixas (GUARDADO et al., 2000). A boa produtividade
deve-se a presencga de fraturas. Segundo BRUHN ez al. (2003), as acumulacdes de petréleo t€m
controle estrutural, por falhas e dobras, e também estratigrafico, dado por variacdo lateral de
facies, com calcarenitos e calcirruditos gradando para calcarenitos, calcissiltitos e calcilutitos

ricos em lama.

2.3. Campo B

O Campo B € um reservatério carbonatico albiano, situado aproximadamente a 85 km da
costa na porgdo offshore da Bacia de Campos, cobrindo uma 4rea de 14 km?, em lamina d’4gua
entre 100-130 metros (Figura 2.3). O limite inferior do reservatério é dado pelo contato
6leo/dgua, nao sendo possivel identificar limites litolégicos (FRANZ, 1987).
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Figura 2.3: Localizacdo do Campo B no contexto regional da Bacia de Campos (Modificado de

Agéncia Petrobris).
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E composto predominantemente por calcarenitos e calcirruditos da Formacdo Quissama,
distribuidos em bancos de areias carbondticas com direcdo NE, depositados em ambiente de
plataforma rasa de moderada a alta energia. As rochas capeadoras do reservatério sdo calcilutitos
e margas da Formagdo Outeiro, depositadas em &dgua relativamente profunda e ambiente de
menor energia, resultado do continuo afogamento do sistema plataformal (FRANZ, 1987).

A distribuicdo de facies € caracterizada pelos ciclos de arraseamento anteriormente citados
(SPADINI, 1992). De acordo com BLAUTH (1993), a superposicao destes ciclos é responsavel
pela imposicao de heterogeneidades verticais aos reservatorios.

O reservatdrio ocupa um bloco falhado, inserido em uma anticlinal de rollover, associado a
duas falhas principais de crescimento que ocorrem a oeste e leste-sudeste do campo. Na porcao
sul, o campo € limitado por falhamentos secundarios, aproximadamente perpendiculares as falhas
principais, enquanto que na por¢do norte, o fechamento da acumulagdo € dado por mergulho
(FRANZ, 1987).

A atuacdo dos processos diagenéticos foi responsavel por importantes transformacdes nas
rochas do reservatdrio. Durante a eodiagénese houve criacdo de microporosidade nos graos
aloquimicos e destruicdo de boa parte da porosidade intergranular original. Durante a
mesodiagénese, cimentacdo da porosidade intergranular remanescente e das fraturas geradas na
estruturacdo inicial do reservatério. Estas fraturas foram reabertas por um evento estrutural tardio
e sofreram recimentacgdo parcial (FRANZ, 1987).

Baseado em estudos prévios (FRANZ, 1987; TOMASO et al., 2013), o reservatério foi
dividido em duas zonas principais, de acordo com o grau de fraturamento: area sul, dominada por
microporosidade e presenca de fraturas; e drea norte, regido ndo fraturada, porém com
preservacdo da porosidade primdria intergranular em alguns intervalos. H4 uma baixa
comunicacdo de fluxo entre as duas areas do reservatorio.

Trés tipos principais de porosidade foram identificados: microporosidade intercristalina,
porosidade de fraturas e porosidade primdria intergranular. O reservatério é essencialmente
microporoso, com preservacdo da porosidade original apenas na por¢do norte do campo. De
acordo com FRANZ (1987) e ROBAINA et al. (1991), a cimentagdo por calcita espatica foi
extremamente ativa no Campo B, obliterando a porosidade deposicional intergranular. As
melhores porosidades sdo representadas por facies grainstones segundo SPADINI e MARCAL
(2005).
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Apesar de ser caracterizado pela boa porosidade (15 - 30%), em geral, o reservatorio
apresenta baixa permeabilidade (0,1 - 10 mD) (FRANZ, 1987; NEUMANN et al., 2006).
Entretanto, este parAmetro pode mostrar extrema variabilidade em funcdo da heterogeneidade do
sistema poroso da rocha. Isto pode ser observado pelos baixos valores de permeabilidade de
matriz registrados na regido dominada por microporosidade e pelos bons indices na por¢do em
que houve preservacdo de macroporosidade. As fraturas desempenham um importante papel na
producdo deste campo, controlando e criando as condi¢cdes necessdrias para a produgao de dleo
(FRANZ, 1987).

A origem destas fraturas estd intimamente ligada aos eventos causadores dos falhamentos,
sendo possivel inferir no minimo dois estdgios principais de fraturamento no reservatério Macaé.
No estédgio inicial, logo ap6s a litificacdo da rocha, as fraturas foram totalmente cimentadas por
calcita espdtica. No segundo estdgio ocorreu a reabertura e alargamento do sistema de fraturas,
que se tornou via preferencia de fluxo de fluidos, e forneceu uma caracteristica secundéria de
permo-porosidade no reservatorio. A entrada do O6leo nas fraturas inibiu o processo de
recimentacdo que ji estava atuando. No entanto, abaixo do contato Oleo/dgua os processos

diagenéticos continuaram atuando ap6os a migragdo do 6leo (FRANZ, 1987).

2.4. Reservatorios Analogos

Um ponto importante no processo de caracterizagcdo de reservatorios € a utilizacdo de dados
de afloramentos andlogos que reproduzem determinadas caracteristicas dos reservatdrios de
interesse. A partir do estudo direto destes ambientes andlogos € possivel extrair informacgdes
cruciais para o desenvolvimento dos modelos aplicados a caracterizacdo de reservatorios
(SANCEVERO, 2007).

De acordo com SPADINI (1992), a sedimentagdo carbonatica albiana do Grupo Macaé
encontra nas Bahamas um excelente andlogo moderno, mais propriamente na drea de Joulter
Cays. As diversas féacies sedimentares encontradas nos bancos rasos e a relagdo entre odlitos e
peldides, podem ser enquadradas nos diversos modelos de sedimentagcdo recente das Bahamas.
Joulter Ooids Shoal nas Bahamas € um bom exemplo recente de barras ooliticas alongadas,

criando um ambiente protegido (HARRIS, 1979; WILSON e JORDAN, 1983). Segundo FRANZ

(1987), pode-se reconhecer os ambientes e prever os modelos deposicionais para as diferentes
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litofacies, pelos aspectos texturais e de fabrica da rocha, e por analogia com sedimentos recentes,
principalmente Bahamas e Golfo.

Apesar de constituirem um sistema carbondtico isento de siliciclasticos e de se inserirem
em um contexto tectonico distinto, as Bahamas apresentam caracteristicas similares ao albiano
brasileiro, tais como: 1) deposi¢do em bancos rasos e planos; 2) constituem bancos offshore
(WILSON, 1975), livres da influéncia de siliciclasticos; 3) caracterizam de certa forma um
ambiente "restrito" em fun¢@o de sua grande extensdo e baixa profundidade; 4) sedimentos de
fundo incluem predominantemente peldides e odlitos, os quais juntamente com oncdlitos
constituem a maior parte da sedimentacao albiana de dguas rasas das bacias marginais brasileiras;
5) os condicionantes da deposi¢do dos odlitos e peldides s@o bastante similares aos observados

nas porcoes offshore do Grupo Macaé.
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3. CARACTERIZACAO PETROFISICA DE UM
RESERVATORIO CARBONATICO FRATURADO DA
FORMACAO QUISSAMA, BACIA DE CAMPOS

Resumo

Em reservatdrios carbondticos as relagdes petrofisicas podem ser bastante complexas, grau de
complexidade que aumenta no caso de reservatdrios fraturados. Neste estudo foi desenvolvido
um fluxo de trabalho de caracterizagdo petrofisica para um reservatorio carbondtico da Formacao
Quissama, através da utilizacdo de dados de perfis elétricos e de plugues. Denominado de Campo
B, este reservatorio € essencialmente microporoso € com baixa permeabilidade de matriz. O
objetivo do trabalho foi identificar comportamentos de fluxo distintos e definir regides do campo
com possivel contribuicdo de fluxo intergranular, sendo fundamental para isto entender a relacao
entre os controles geoldgicos e o comportamento dindmico do reservatorio. A andlise das
propriedades petrofisicas da matriz permitiu distinguir duas regides do reservatério em funcao do
comportamento de fluxo das rochas, diretamente influenciado pela heterogeneidade do sistema
poroso. Na drea sul predomina microporosidade, que confere baixissima permeabilidade de
matriz as rochas. A drea norte apresenta porcdes significativas com macroporosidade preservada
e os melhores indices de permeabilidade de matriz para o campo, reflexo da contribuic¢do de fluxo
intergranular. Altas taxas de produtividade registradas nos dados de producdo para pocos da
regido sul, indicam a presenca de fraturas. O sistema de fraturas tem pequeno impacto sobre a
porosidade total deste reservatorio, porém tem grande influéncia no regime de fluxo,
respondendo pelas altas vazdes de produgdo e proporcionando as condi¢des necessdrias para a
producdo comercial do campo.

Palavras chave: Andlise petrofisica, Reservatorio fraturado, Permeabilidade de matriz.
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3.1. Introducao

A descoberta e exploracdo de um reservatorio de hidrocarbonetos compreende uma
atividade de risco devido ao elevado grau de incerteza na definicdo de parametros criticos para a
exploracdo do reservatério. (NIKRAVESH, 2004; SANCEVERO, 2007). A avaliacdo de
reservatorios € governada pelas estimativas de volume de hidrocarbonetos recuperaveis associado
ao grau de incerteza (BUST et al., 2009). A defini¢do dos parametros petrofisicos representa uma
etapa indispensdvel para caracterizacdo de reservatorios, fazendo-se necessaria a busca de
técnicas que visam diminuir o grau de incerteza para uma anélise mais confidvel.

A caracterizacdo de reservatérios carbondticos é geralmente mais complexa do que nos
siliciclasticos (BUST et al., 2009). Os carbonatos apresentam maior heterogeneidade na
distribuicao de fécies, porosidade e permeabilidade, tornando as propriedades geoldgicas menos
previsiveis em relacdo a reservatorios siliciclasticos (LUCIA, 2007; BUENO et al., 2014). E, de
fato, a extrema heterogeneidade geoldgica e petrofisica tipica dos reservatdrios carbondticos que
os distinguem dos reservatorios siliciclasticos (LUCIA et al., 2003). Ainda de acordo com
LUCIA et al. (2003), esta heterogeneidade petrofisica de rochas carbonaticas pode ser observada
pela ampla variabilidade na correlacdo entre de porosidade e permeabilidade obtidas de
laboratério (plugue).

Além disso, encontrar um reservatorio andlogo para sistemas deposicionais carbondticos é
uma dificil tarefa, porque estas rochas sdo reflexo ndo apenas de processos deposicionais fisicos,
mas também de processos quimicos e bioquimicos, que podem variar durante o periodo
geoldgico (BLAUTH et al., 2012).

A incerteza na estimativa de parametros petrofisicos é dependente das heterogeneidades do
reservatorio (BUST et al., 2009), sendo mais critica em reservatorios de elevada complexidade
geoldgica. Este é o caso do reservatdrio albiano foco deste estudo, caracterizado por rochas
carbondticas fraturadas e sistema de multipla porosidade (FRANZ, 1987), acarretando desafios

significativos na constru¢do dos modelos petrofisicos.
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Em reservatérios fraturados, geralmente, a matriz da rocha € responsdvel pela maior
capacidade de armazenamento de hidrocarbonetos e o sistema de fraturas responde pelo controle
do dominio de fluxo devido a maior facilidade para transmitir fluido (LUCIA, 2007). A
porosidade de fratura € menor em relacdo a porosidade de matriz (REISS, 1980; VAN GOLF-
RACHT, 1996; NELSON 2001; DARLING, 2005; FANCHI, 2005; JOLLEY et al., 2007,
LONERGAN et al., 2007). A contribuicdo das fraturas para a porosidade do reservatério é
geralmente menor que 1% (LUCIA, 2007) e sempre inferior a 2% (VAN GOLF-RACHT, 1996;
NELSON, 2001).

De acordo com BUST et al. (2009), a presenca de sistemas de fraturas torna ainda mais
complexo o processo de avaliacdo dos pardmetros petrofisicos. Esta afirmacdo estd relacionada
ao fato da maioria dos perfis convencionais terem respostas pouco eficientes na detec¢do de
fraturas (LUTHI, 2001) e, também, das amostras de plugue geralmente nao detectarem a presenga
de fraturas, devido ao tamanho de abertura destas feicdes. Dessa forma, a utilizacdo de dados de
laboratdrio torna-se limitada para avaliar a influéncia das fraturas nas propriedades petrofisicas
dos reservatorios, dificultando a construcdo de um modelo consistente (LUCIA, 2007).

As melhores informacdes de permeabilidade para reservatorios fraturados sao derivadas dos
dados de producdo, nos quais os valores obtidos sdo geralmente muito maiores do que o0s
encontrados para permeabilidade de matriz (LUCIA, 2007). Isto estd de acordo com as
observagdes de AGUILERA (1980), nas quais reservatérios com permeabilidade superior ao
esperado em relacdo as propriedades de matriz sdo definidos como reservatorios fraturados.

A geracdo de modelos geoldgicos para reservatdrios carbondticos dominados por fraturas
exige métodos distintos daqueles aplicados para reservatdrios nao fraturados ou silicicldsticos. De
acordo com BLAUTH et al. (2012), no caso dos campos albianos, podem ser grandes os desafios
para definicdo dos pardmetros para modelagem dos processos diagenéticos e geracdo de um
modelo discreto de fraturas. Somando-se a isso, rochas carbondticas apresentam essencialmente
heterogeneidade do sistema poroso, exigindo geralmente a introdu¢do de modelos de mudltipla
porosidade. Para PULIDO et al. (2007), € necessario desenvolver um modelo de multipla
porosidade com a finalidade de aumentar a precisdo na estimativa de permeabilidade e na

predi¢dao do comportamento de fluxo do sistema.
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Este trabalho foi desenvolvido no Campo B, um reservatdrio carbondtico albiano fraturado
da Formacdo Quissamd, Bacia de Campos. Trata-se de um reservatdrio essencialmente
microporoso, caracterizado por porosidade média a alta (15-30%) e, em geral, baixa
permeabilidade (0,1-10 mD) (NEUMANN et al., 2006).

Considerando a dificuldade na caracterizacdo de reservatdrios carbondticos devido a
heterogeneidade destas rochas, é essencial entender a relacdo entre os controles geoldgicos e o
comportamento dinamico do reservatério (MOHAMED, 2011), reconhecendo os diferentes tipos
de porosidade no campo e sua influéncia nos valores de permeabilidade. Dessa forma, os
objetivos deste trabalho compreendem identificar comportamentos de fluxo distintos no
reservatorio e definir regides do campo com possivel contribuicio de fluxo intergranular,
caracterizado por uma boa permeabilidade de matriz. Isto serd possivel a partir do
desenvolvimento de um fluxo de trabalho de caracterizacdo das propriedades petrofisicas da
matriz para este reservatorio carbondtico, através da utilizacao de dados de perfis de pocgos e de
plugue. Além disso, com base na andlise conjunta da capacidade petrofisica da matriz e dos dados
dindmicos de produgdo, visa-se constatar indicios da influéncia do sistema de fraturas no fluxo do

reservatorio.

3.2. Caracterizacao Geologica

O Campo B € um reservatorio carbonatico do Albiano, situado na por¢ao offshore da Bacia
de Campos, cobrindo uma darea de 14 km?, em ldmina d’agua entre 100-130 metros. O limite
inferior do reservatério nao apresenta litologia caracteristica, sendo, portanto limitado pelo
contato 6leo/dgua (FRANZ, 1987).

O reservatorio é composto predominantemente por calcarenitos e calcirruditos da Formacgao
Quissama, distribuidos em bancos de areias carbondticas com trend NE, depositados em
ambiente de plataforma rasa de moderada a alta energia (FRANZ, 1987). A distribuicdo de facies
€ caracterizada por uma série de ciclos de arraseamento, formados em resposta a sucessivas
subidas do nivel do mar (SPADINI, 1992). De acordo com BLAUTH (1993), a superposicao
destes ciclos € responsdvel pela imposicdo de heterogeneidades verticais aos reservatorios.

SPADINI (1992) propde os bancos carbondticos das Bahamas como um excelente andlogo

moderno aos carbonatos albianos do Grupo Macaé da Bacia de Campos.
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As rochas capeadoras sdo formadas por calcilutitos e margas da Formacgdo Outeiro,
depositadas em ambiente mais profundo e com menor energia, resultado de um continuo
afogamento do sistema plataformal.

Baseado em estudos prévios (FRANZ, 1987; TOMASO et al., 2013), o campo B foi
dividido em duas zonas principais, de acordo com o grau de fraturamento: drea sul, dominada por
microporosidade e presenca de fraturas; e &rea norte, regido ndo fraturada, porém com
preservacdo da porosidade primdria intergranular em alguns intervalos. Segundo os autores, ha
uma baixa comunica¢ao de fluxo entre as duas dreas do reservatorio.

Trés tipos principais de porosidade foram identificados no reservatdrio, microporosidade
intercristalina, porosidade de fraturas e porosidade primdria intergranular. O reservatério é
essencialmente microporoso, caracterizado por bons indices de porosidade (15-30%). De acordo
com FRANZ (1987) e ROBAINA er al. (1991), a cimentagdo por calcita espatica foi
extremamente ativa no Campo B, obliterando a porosidade deposicional intergranular. Apenas na
por¢do norte do campo ocorre preservacdo de macroporosidades. As melhores porosidades sdao
representadas por facies grainstones (SPADINI e MARCAL, 2005). De acordo com os bons
indices de porosidade observados, as fraturas ndo contribuem significativamente com a
porosidade total do Campo e sdo pouco importantes como armazenadoras de 6leo.

Em geral, o reservatdrio apresenta baixissima permeabilidade (0,1-10 mD) (FRANZ, 1987;
NEUMANN et al., 2006), entretanto pode ocorrer extrema variabilidade neste parimetro em
funcdo da heterogeneidade no sistema poroso das rochas. Isto reflete a ocorréncia de uma regiao
com alta permeabilidade em funcdo da preservacdo de macroporosidade; e outra com baixa
permeabilidade dominada por microporosidade, porém com contribuicdo do sistema de fraturas.
Segundo DARLING (2005), reservatorios carbondticos com baixa permeabilidade tipicamente
apresentam permeabilidade de matriz extremamente baixa e sdo controlados por fraturas.

As fraturas desempenham um importante papel e controlam a producdo do Campo B,
criando as condi¢des necessdrias para a producao comercial (FRANZ, 1987). Esta constatacao foi
devido as altas vazdes iniciais de produ¢ao do Campo, incompativeis com os baixos valores de
permeabilidade apresentados pela rocha, o que permitiu concluir que a qualidade do reservatério

depende, fundamentalmente, da presenca de fraturas.
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A origem destas fraturas estd ligada a dois estdgios principais de fraturamento no
reservatorio Macaé. No estdgio inicial, logo apds a litificacdo da rocha, as fraturas foram
totalmente cimentadas por calcita espdtica. No segundo estigio ocorreu a reabertura e
alargamento do sistema de fraturas, que se tornou via preferencial de fluxo de fluidos, e forneceu
uma caracteristica secunddria de permo-porosidade no reservatério. A entrada do 6leo nas
fraturas interrompeu os processos diagenéticos, que por sua vez continuaram atuando abaixo do
contato 6leo/agua (FRANZ, 1987).

NELSON (2001) classifica os reservatorios fraturados com base nas contribui¢des relativas
da matriz da rocha e do sistema de fraturas para porosidade e permeabilidade do reservatério. De
acordo com essa classificacdo, o Campo B pode ser definido como um reservatério do tipo II, no

qual as fraturas fornecem a permeabilidade essencial para a produtividade.

3.3. Materiais e Métodos

A base de dados é formada por 21 pocos contendo as informacdes dos perfis raios gama
(GR), sonico (DT), porosidade neutrdo (NPHI), densidade (RHOB) e resistividade (ILD). Os
dados foram disponibilizados pela Petrobras, e a andlise e interpretacio dos dados foram
realizadas com a utilizacao do software PowerLog® da Jason-CGG.

Os pocos sdo distribuidos de forma irregular na drea do campo, com maior concentragdo na
porcao centro-sul (Figura 3.1). Quatro poc¢os cont€ém informacdes de testemunho e dados
petrofisicos de laboratério (B_17, B_29, B_30 e B_38).

Os dados de porosidade e permeabilidade de laboratério s@o importantes para estabelecer
modelos de correlacdo rocha-perfil, que de acordo com SARZENSKI e TOLEDO (1990, in
BLAUTH, 1993), ap6s a validagdo, tem como principal finalidade estimar a permeabilidade das
rochas-reservatério em regides nao amostradas. Entretanto, geralmente ndo ha uma relagcdo
simples entre estes parametros em reservatorios carbondticos, devido a grande variabilidade dos

tipos de poros (LONOY, 2006).
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Figura 3.1: Mapa de topos do reservatdrio, com a localiza¢do dos pocos utilizados no estudo. A

(B_17), B (B_29), C (B_38) e D (B_30) indicam o local dos po¢os com amostras de plugue.

A andlise petrofisica baseia-se nas respostas dos perfis elétricos, aliados as informagdes de
testemunho, para fornecer a qualidade das potenciais zonas de reservatério, indicar composi¢ao
da matriz dos reservatdrios, tipo litolgico, além de estimativas de porosidade, permeabilidade e
saturacao dos fluidos presentes na rocha. A Figura 3.2 mostra o fluxo de trabalho desenvolvido

para caracterizagdo petrofisica deste reservatério carbondtico.
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Fluxo de Trabalho de Analise Petrofisica

Carregamento e controle de qualidade
dos dados de poco e rocha

Defini¢cao da zona de reservatorio

Calculo de Porosidade

Cilculo de Saturacéo de Agua

Defini¢csio do Contato Oleo-Agua

Modelos de Eletrofacies

Calculo de Permeabilidade

Geracao do Modelo Petrofisico

Geracaode Unidades de Fluxo

Estudo de Cortes (Phie S,)

Totalizacao dos Resultados

Figura 3.2: Fluxo de trabalho desenvolvidos na andlise petrofisica deste reservatdrio.

a) Definicao da Zona de Reservatdério

Na primeira etapa foi definido o intervalo reservatorio apds a determinagdo dos limites de
topo e base. O topo foi delimitado com base na variagdo do comportamento das curvas dos perfis,
as quais indicam queda nos valores de GR, RHOB e NPHI, e aumento de DT e ILD ao adentrar a
zona reservatorio. A definicdo da base implica em maior dificuldade, pois ndo ha uma indicacdo

litolégica e o contato 6leo/dgua € transicional. O limite inferior do reservatdrio foi definido pelo

contato 6leo-dgua (OWC), apds a definicdo dos valores de Sy,.

Para realizacdo dos cdlculos dos parametros petrofisicos foi considerado o intervalo

denominado neste trabalho de zona de interesse, o qual contempla as zonas de dleo e transi¢ao.
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b) Porosidade

A andlise prévia dos perfis permitiu constatar a baixa influéncia de argilas nestas rochas.
De acordo com FRANZ (1987), os valores de raios gama relativamente baixos indicam a pequena
argilosidade destes carbonatos. HILCHIE (1978) sugere que o impacto da argila na qualidade do
reservatorio s6 € significativo quando os volumes de argila forem maiores que 15%, portanto os
célculos para estimar a porosidade desconsideram o volume de argila (Vg, < 15%). Dessa forma,
a densidade de matriz da rocha assume papel mais relevante na determinagdo da porosidade.

Foram geradas trés curvas de porosidade, baseadas nos perfis sonico (PHIS) e densidade
(PHID). A diferenca entre as curvas obtidas a partir do perfil densidade estd no valor de
densidade de matriz considerado para os cdlculos, sendo utilizada densidade de matriz fixa de

2,71 g/cm3 para calcita (PHID,7;) e varidvel (PHID), a partir do grafico NPHI-RHOB.

¢) Saturacao de agua

Para o célculo de saturacao foi possivel aplicar o modelo de Archie, pois o volume de argila
nao excede a 15% nos niveis de melhor reservatorio.
. @aXRw
SW' = Phim x Rt
onde: Sy (saturacdo de &agua), a (coeficiente de tortuosidade), m (fator de cimentagcdo), n
(expoente de saturagdo), R, (resistividade da dgua de formacao), R, (resistividade da formacao) e
Phi (porosidade).

A complexidade no uso desta equacdo estd na obtencdo dos parametros de Archie:
coeficiente de tortuosidade (a), fator de cimentacdo (m) e coeficiente de saturacdo (n). De acordo
com LUCIA (2007), valores precisos do fator de cimentagdo sdo necessdrios para calcular
saturacOes de dgua a partir dos registros de resistividade.

Valores de m inferiores a dois podem estar relacionados a reservatérios fraturados,
enquanto altos valores de n estdo relacionados a molhabilidade preferencial a 6leo das rochas
(AGUILERA, 1980; ELIAS e STEAGALL, 1996). Na auséncia de dados de laboratério, foi
assumido valor constante para o coeficiente de tortuosidade (a = 1). A resistividade da dgua de
formacdo (Ry) foi estimada a partir dos valores de salinidade e temperatura em condi¢des de
reservatorio, e posteriormente corrigida para a temperatura de formacdo de acordo com a

varia¢do da profundidade.
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Para estimar o parametro m foi empregado o Pickett Plot (Figura 3.3), um método muito
utilizado na determinacdo dos parametros necessdrios para o cdlculo de Sy,. Para aplicacdo deste
método, deve-se considerar uma zona do reservatdrio saturada em dgua. Em um gréfico log-log
de resistividade x porosidade, pontos de saturacdo de dgua constante definem uma linha reta nos
menores valores plotados no gréfico, a qual representa a linha de 100% saturado em dgua (Sy =
1). A inclinacdo negativa desta linha de dgua corresponde ao valor de m. Neste caso, como Sy, =
1, a interseccdo entre a linha de dgua e a linha de 100 % porosidade (PHI = 1), fornece o valor de
Ry, lido na posicao correspondente no eixo da resistividade (R;). Uma vez que a linha de dgua foi
estabelecida, linhas paralelas que representam porcentagens mais baixas de S, podem ser
plotadas, sendo que o espalhamento destas linhas representa o valor do parametro n

(HARTMANN et al., 1999; ELLIS e SINGER, 2008).
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Figura 3.3: Pickett Plot utilizado na determinacao do fator de cimentacdo (m = 1,77), com auxilio

do parametro R, para um melhor ajuste de m.
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d) Contato ()leo-Agua (OWO)

Os contatos de fluidos correspondem a niveis de profundidade, determinados com base em
dados de pogos, que definem o limite entre hidrocarboneto e 4gua (BEUCHER et al., 2008). Esta
transi¢do entre as zonas produtoras de 6leo e dgua pode ser gradativa, caracterizando uma zona
de transic¢do, conforme pode ser observado no Campo B.

A zona de transic@o representa um intervalo em que hd variacdo significativa da saturacdo
de 4gua com a profundidade, no qual, podem ser produzidos 6leo e 4gua. Zonas de transicdo mais
espessas estdo relacionadas a heterogeneidade dos reservatorios (BROWN, 1993), quanto mais
heterogéneos forem os capilares, ou tamanho dos poros, mais espessa serd a zona de transicdo. A
espessura da zona de transi¢cdo depende da conectividade dos poros, didmetro das gargantas de
poros, densidade dos fluidos e permeabilidade da rocha, sendo que baixa permeabilidade
proporciona zonas de transi¢do maiores (CRAIN, 2010). Segundo FRANZ (1987), o perfil de
resistividade fornece uma boa visualiza¢io da zona de transi¢do para o Campo B.

O contato 6leo-4gua representa a menor profundidade em que pode ocorrer 6leo mével, ou
seja, abaixo deste limite o reservatorio produz apenas dgua. O contato 6leo-dgua geral do modelo
foi estabelecido com auxilio do grafico Profundidade x Sy. A presenca de saturacdo residual de
hidrocarbonetos abaixo da zona de transi¢do € um fator complicador que pode conduzir a uma

determinacdo incorreta do contato 6leo-4dgua.

e) Classificacdo de Facies

O termo eletrofécies é usado para descrever tipos de rocha identificados através dos perfis
elétricos (SERRA e ABBOTT, 1980).

As eletrofacies foram estabelecidas principalmente com base no perfil de raios gama,
utilizando o método dos vizinhos mais proximos (k-NN - k-Nearest Neighbors). Este método
supervisionado baseia-se na ado¢do do rétulo que aparece mais vezes entre os vizinhos mais
proximos, no espaco n-dimensional, segundo a métrica adotada. O método consiste na
classificagdo de cada ponto w através dos k pontos do conjunto de treino que se encontram mais
préoximos a w, chamados de vizinhos. O ponto w serd entdo classificado de acordo com os seus
vizinhos mais frequentes. Geralmente o valor de k£ € pequeno para evitar que pontos muito

distantes tenham influéncia sobre o ponto w (HECHENBICHLER et al., 2004).
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Foram gerados dois modelos para classificacdo de facies:

Modelo de Fdcies Deposicional: baseado na descricdo de testemunho e andlise de perfis que
respondem as caracteristicas litoldgicas, como GR, predominantemente, RHOB e DT. O perfil

GR ¢ a principal varidvel para a definicao das diferentes eletrofacies.

Modelo de Fdcies Deposicional/Diagenético: Por ser um processo pds-deposicional foi realizada
outra classificacdo considerando a diagé€nese, com a inclusdo da ficies cimento. Para avaliar o
impacto da diagénese na qualidade do reservatdrio € atribuido um peso maior aos perfis RHOB e
DT. A partir do griafico PHI x GR foram estipulados teores de corte para a facies cimento: GR <

25 ¢ RHOB > 2,42 g/em™

f) Permeabilidade

A permeabilidade ndo pode ser obtida diretamente a partir de perfis elétricos. LUCIA e
FOGG (1990) salientam que um dos maiores problemas na determinacdo das propriedades
petrofisicas dos reservatorios estd em estimar a permeabilidade em pogos ndo testemunhados.

O método mais comum consiste em estimar a permeabilidade através da correlacdo entre
permeabilidade e porosidade obtidos em laboratério. Como a permeabilidade estd diretamente
associada a textura deposicional, a relacdo k x Phi € influenciada pela diagénese e também pelo
tamanho e selecdo das particulas.

Na construcdo da curva de permeabilidade do reservatério foi utilizado o método da
regressao linear, baseado na correlacio entre permeabilidade e porosidade de plugue (k x Phi). O

controle de qualidade dos resultados foi estabelecido pela correlacdo rocha-perfil (Kpiugue X Kperfit)-

g) Unidades de Fluxo

Como forma de delimitar os intervalos produtores do reservatorio, foram definidas trés
unidades de fluxo distintas. Segundo SLATT e HOPKINS (1990), o modelo de unidades de fluxo
integra as propriedades geoldgicas e petrofisicas, sendo a descricdo mais util para simulacio e
gerenciamento de reservatorios.

Cada unidade de fluxo representa uma por¢do mapeavel do reservatorio com propriedades
petrofisicas semelhantes, passiveis de serem reconhecidas e diferencidveis das propriedades de
outras unidades do reservatério (EBANKS, 1987). Segundo MARTIN et al. (1997), a chave para
a constru¢do de um modelo geoldgico de carbonatos, em termos petrofisicos, consiste na selecao
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e representacdo do reservatdrio carbonatico em unidades de fluxo com qualidades petrofisicas
tnicas para mapeamento.

As unidades de fluxo foram definidas de acordo com a qualidade permo-porosa do
reservatorio, através do método de redes neurais de mapas auto-organizdveis (SOM - Self-
Organized-Maps).

As redes neurais artificiais sdo sistemas de processamento de informac¢do inspirados nos
sistemas neurais bioldgicos, que podem armazenar e utilizar conhecimento adquirido, capazes de
implementar métodos estatisticos para reconhecimento de padroes (KOHONEN, 1989;
FUKUNAGA, 1990; DUDA et al., 2000). Os mapas auto-organizaveis de Kohonen (SOM)
caracterizam um tipo especial de rede neural com aprendizado ndo-supervisionado, ou seja, nao
ha imposicdo de classificd-los de alguma maneira pré-estabelecida. O principio fundamental
deste modelo € o aprendizado competitivo, no qual, apds inseridos os dados de entrada, os
neurdnios competem entre si, € o vencedor tem seus pesos ajustados para responder melhor ao
padrao apresentado (HAYKIN, 1999; MESQUITA, 2002).

A rede SOM constitui uma técnica que permite o agrupamento de dados multidimensionais,
com o objetivo de detectar automaticamente similaridades relevantes para descobrir estruturas e
padrées multidimensionais entre as diversas varidveis de grandes bases de dados. Isto ocorre
através da constru¢do de um mapa topografico uni ou bidimensional dos padrdes de entrada a
partir de um espaco multidimensional (HAYKIN, 1999; BENITE, 2003). Como resposta, o SOM
fornece uma representacdo bidimensional topologicamente ordenada dos dados, de maneira que
dados com caracteristicas intrinsecas similares tendem a ficar em regides vizinhas, caracterizando
o reconhecimento de uma classe de dados referente ao que foi colocado na entrada (HAYKIN,
1999). E indicada para problemas de clusterizacio (KOHONEN, 1989; HAYKIN, 1999;
VESANTO et al., 2000), além de ser aplicada para reducdo dimensional (NAUD, 2001),
classificacdo de padroes (HAYKIN, 1999), mineracdo de dados (KOHONEN, 2001), etc. Um
exemplo relevante estd na interpretacdo de perfis de poco, utilizado para estimar parametros
petrofisicos em formagdes geoldgicas altamente heterogéneas (MOHAGHEGH et al., 1995;
MCCORMACK, 1991).
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h) Analise de Cortes

O estudo de cortes tem como finalidade eliminar as zonas que ndo tem qualidade de
reservatorio. Foram definidos cortes de porosidade e saturacdo de dgua, com base na andlise dos
grificos Porosidade x Espessura Porosa Acumulada e Saturacdo de Oleo x Espessura de Oleo
Acumulada, respectivamente. A defini¢cdo dos pardmetros de corte € indispensdvel para a etapa de
totalizacdo do reservatorio.

O estudo de cortes também possibilitou determinar os pardmetros de Net Res e Net Pay do
reservatorio. O Net Res representa toda por¢cdo que € reservatdrio, seja com dgua ou 6leo, sendo
definido apenas pelo corte de Phi. J4 o Net Pay representa toda por¢ao de reservatério com 6leo
que pode ser produzido economicamente (Defini¢do da SPE, in COSENTINO, 2001), definido

pelos parametros de corte de Phi e Sy,

i) Totalizacao

Ao final de uma avaliacdo petrofisica é realizada a etapa de totalizacdo dos dados, com
objetivo de exibir valores dos parametros petrofisicos que expressam o potencial do reservatorio

(FREIRE et al., 2010).

3.4. Resultados

a) Definicao da Zona de Reservatorio

Foram subdividas trés zonas conforme a qualidade de reservatério, comuns a esses campos
albianos, sendo elas: zona de 6leo, de transicdo e de agua (Figura 3.4). Devido a complexidade
geoldgica das rochas carbondticas as curvas dos perfis ndo apresentam um comportamento
padronizado ao longo do campo, o que dificulta 0 zoneamento interno do reservatorio.

Para realizacdo dos cdlculos dos parametros petrofisicos foi considerado o intervalo

denominado neste trabalho de zona de interesse, o qual contempla as zonas de 6leo e transi¢ao.
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Figura 3.4: Zoneamento do reservatdrio Quissama no Campo B. As zonas de 6leo e transi¢cdo

representam o intervalo considerado na andlise petrofisica, denominado de zona de interesse.

b) Porosidade

A andlise das curvas de porosidade indicou maior correlagdo rocha-perfil (r = 0,84) para a
curva PHID (Figura 3.5a), com porosidade média calculada para a zona de interesse de 22%
(Figura 3.5b).

Nao foi observada nos pocos uma tendéncia significativa de variacdo da porosidade de
acordo com o aumento da profundidade no intervalo de reservatério, o que também foi verificado
por FRANZ (1987). Proximo ao topo ha reducdo na qualidade do reservatério, que pode ser

constatada pela queda nos valores de porosidade.
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Pode ser observado um comportamento ciclico na zona de 6leo, analisando-se os perfis de
PHID e GR associadamente. No intervalo de baixa qualidade préximo ao topo do reservatdrio, é
possivel verificar ainda a ciclicidade, mas com aumento gradativo de GR, indicando provével
evidéncia do afogamento da plataforma carbondtica e inicio da deposicdo da Formagdo Outeiro

(Figura 3.5c¢).
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Figura 3.5: Grafico Phipefi X Phipyge - Boa correlacdo entre a porosidade de perfil e de
laboratdrio (a). Histograma com a distribui¢do de porosidade do reservatdério na zona de interesse
(b). Perfis de porosidade (ultima pista) ressaltando o comportamento ciclico préximo ao topo do

reservatorio (c).
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¢) Saturaciao de agua

Para o célculo de saturagdo de dgua foram definidos valores de m = 1,77 e n = 2,4. O valor
de m foi gerado através do método do Pickett Plot, enquanto n representa o menor valor obtido
em laboratério para um campo carbondtico albiano andlogo da Bacia de Campos (ELIAS e
STEAGALL, 1996). A incerteza nestes parametros estd associada principalmente a presenca de
fraturas e a molhabilidade da rocha.

Esta estimativa apresentou boa correlagdo rocha-perfil para saturacdo de dgua (r = 0,98), o
que valida os parametros utilizados. A saturacdo de dgua média obtida para a zona de interesse de

foi 32,40% (Figura 3.6).

Histograma de Saturacéo de Agua (S,)
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Figura 3.6: Distribui¢c@o da curva de saturacio de dgua para todos os po¢os na zona de interesse.

d) Contato ()leo-Agua (OWO)

Os contatos globais do modelo foram estabelecido com auxilio do grafico Profundidade x
Sw, que corroborou com a média estimada dos contatos obtidos para cada poco (Figura 3.7). A
partir da andlise dos contatos nos pocos foi possivel constatar predominio de zona de transicao
espessa no reservatorio, com espessura média de 40 metros considerando os valores pogo a poco.
Segundo FRANZ (1987), o perfil de resistividade fornece uma boa visualizacdo da zona de

transicao para o Campo B.
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As incertezas recaem na determinacdo destes contatos globais para o reservatorio, porém €
importante definir o contato com a maior precisdo possivel para uma estimativa correta do
volume de hidrocarbonetos.

Saturacio de Agua (S,) x Profundidade
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Figura 3.7: Contatos de fluidos definidos para o Campo B: superficies regulares representam o
topo da zona de transi¢do e o contato 6leo-dgua. Observa-se neste reservatorio espessa zona de

transi¢do, com média geral para o campo de 40 metros de espessura.
e) Classificacao de Facies

Foram estabelecidos dois modelos para classificacio de fécies: deposicional e
deposicional/diagenético.

Modelo de Fdcies Deposicional: perfil GR € a principal varidvel para a defini¢do das diferentes
eletrofacies, pois permite a visualizacdo dos ciclos de deposi¢do (Figura 3.8 a e b), principal
caracteristica para definicdo de um modelo de sucessdo de facies. A Figura 3.8c ilustra esta alta
correlacdo, na qual as trés classes de eletrofdacies — grainstones (1), packstones (2) e
wacke/mudstone (3) - adotadas estdo agrupadas de acordo com os valores de raios-gama (GR). A
definicdo de ciclicidade para os pocos do Campo B estabelece uma geometria interna, e é
marcada por picos de afogamento. Um afogamento principal (maior pico de GR) marca o topo do

reservatorio, identificadvel em praticamente todos 0s pogos.
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Figura 3.8: Perfil GR permite a visualiza¢do dos ciclos de deposi¢do, refletindo no modelo de
facies estimado (a). Histograma mostrando a distribuicdo das facies baseado no perfil de raios-
gama (GR) (b). Distribuicdo das eletrofdcies mostra alta correlagdo do valor de raios-gama na
determinacdo das trés classes. No eixo da porosidade, € possivel constatar uma maior

concentracao dos pontos entre 0,2 e 0,25 (c).
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A principal variacdo espacial do modelo de fécies, considerando apenas informacdes de
pocos, é marcada pelos maiores valores de GR na por¢ado central do campo, indicado pelos pogos
B_49D e B_5D. A concentracio de argila na regido central pode ser considerada a
heterogeneidade mais significativa para maior escala, o que denota um aumento na argilosidade
para essa regido e diferentes condi¢des deposicionais comparado as zonas com predominio de
rochas com baixo contetido argiloso. Dessa forma, devem-se definir valores médios para as

regides do reservatdrio com caracteristicas deposicionais semelhantes.

Modelo de Fdcies Deposicional/Diagenético: foi gerada uma facies cimento, para avaliar o
impacto da diagénese na qualidade do reservatdrio. Na andlise do grafico PHI x GR (Figura 3.9),
observa-se que as ficies cimentadas correspondem a uma porcao de GR limpo (valores baixos) e
baixas porosidades (PHI < 17%, no geral). E importante ressaltar que h4 uma maior incidéncia
destas facies abaixo do contato 6leo-dgua, o que de acordo com FRANZ (1987), evidencia a

continuidade dos processos diagenéticos de subsuperficie nas rochas saturadas por dgua.

Elétrofacies Diagenética - Grafico GR x Phi

Modelo de Facies Deposicional/diagenético
[] 1- Grainstone—Alta Energia

[] 2- Packstone—Moderada Energia

. 3 — Wacke/Mudstone — Baixa Energia

B 2-Rochas Cimentadas

0 0.05 0.1 0.15 0.2 0.25 0.3 0.35 0.4
PHI

Figura 3.9: Distribuicio do modelo de eletroficies deposicional/diagenético. As fécies

cimentadas apresentam baixo valor de raios gama e de porosidade.

f) Permeabilidade

Na constru¢do da curva de permeabilidade do reservatério foi utilizado o método da
regressao linear, baseado na correlacio entre permeabilidade e porosidade de plugue (k x Phi). O
controle de qualidade dos resultados foi estabelecido pela correlag@o rocha-perfil (Kpugue X Kperit),

apresentando uma boa correlagdo tratando-se de rochas carbondticas, com valor de r = 0,79.
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No geral, as amostras de plugue apresentam baixa permeabilidade apesar de boa
porosidade, devido a influéncia da textura deposicional. A permeabilidade de matriz média para o
reservatorio na zona de interesse € de apenas k = 5,81 mD. A caracteristica de baixa
permeabilidade destas rochas representa o grande volume de microporosidade sobre a porosidade
total, ndo efetiva para o fluxo de fluidos. Uma observag¢do importante na andlise dos valores de
permeabilidade de plugue € a ocorréncia de dois comportamentos distintos, em que um conjunto
de amostras se afasta da tendéncia geral de baixa permeabilidade e fornece indices mais elevados
(Figura 3.10). Os pontos em vermelho apresentam permeabilidade de matriz acima da média em
relacdo ao campo, e representam as amostras de plugue de um pogo (B_30) situado na regidao
norte do campo. Os pontos em azul correspondem a plugues de trés pocos (B_17, B_29, B_38)

situados na por¢ao sul do reservatorio.

A Porosidade de Plugue x Permeabilidade de Plugue

Amostras: 43
Coeficiente de Correlagdo: r=0.8397
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Figura 3.10: Correlagdo entre porosidade e permeabilidade de plugue mostra dois
comportamentos distintos. No geral, as amostras de plugue apresentam boa porosidade e
predominio de baixa permeabilidade (Azul - k,, = 1,94 mD), porém pode ser observado um grupo

de amostras que exibe valores de permeabilidade mais elevados (Vermelho - k;,, = 70,65 mD).
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g) Unidades de Fluxo

Baseado no comportamento das curvas dos perfis foram classificadas trés unidades de fluxo
distintas, denominadas boa, média e ruim de acordo com as caracteristicas permo-porosas de cada

unidade (Figura 3.11).

a) Grafico RHOB x DT b)
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Figura 3.11: Distribui¢do das unidades de fluxo de acordo com o grafico DT x RHOB. A melhor
UF estd concentrada na regido do grafico de maior DT e menor RHOB (a). Tabela com os valores
médios de porosidade, saturagdo e permeabilidade para cada UF na zona de interesse. Como ja

esperado, a UF1 apresentou os valores mais otimistas para estes parametros (b).

A distribuicdo das unidades de fluxo em cada uma das zonas do reservatério mostra uma
ampla predominancia da unidade de fluxo com melhores caracteristicas permo-porosas (UF1) na
zona de 6leo. Nas zonas de transicdo e de dgua, ocorre uma redugdo na ocorréncia da UF1 e um
aumento das outras duas unidades, UF2 e UF3 (Figura 3.12). Da mesma forma que BLAUTH
(1993), a classificacdo das unidades de fluxo ndo levou em conta a saturagdo de fluidos. Desta
maneira, a mesma unidade de fluxo pode ocorrer tanto na zona de 6leo quanto nas zonas de
transicdo e de dgua, pois rochas com caracteristicas permo-porosas semelhantes ocorrem
distribuidas em todo intervalo do reservatério.

A importancia de subdividir um reservatério em unidades de fluxo pode ser vista de duas
maneiras: (I) permite o mapeamento das porcdes dos reservatdrios em relacdo a capacidade de
fluxo, e (II) fornece embasamento para definicdo do zoneamento a ser utilizado na simulagdo

numérica de fluxo (TYLER e FINLEY, 1992).
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Histogramas de Unidades de Fluxo
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Figura 3.12: Distribui¢do das unidades de fluxo em cada nas zonas de 6leo, transicdo e dgua.

h) Analise de Cortes

A partir do gréfico Porosidade x Espessura Porosa Acumulada, foi definido uma porosidade
minima de producdo de 14% (Figura 3.13a). O corte de saturacdo de dgua foi estabelecido com a
anélise do gréfico de Saturacio de Oleo x Espessura de Oleo Acumulada, através do uso da curva
de saturacdo (m = 1,77 e n = 2,40), indicando uma satura¢do de 6leo minima de producdo de 34%
ou saturacdo de 4gua méaxima de 66% (Figura 3.13b).

A defini¢c@o dos parametros de corte nao € uma tarefa f4cil para carbonatos albianos, e sem
a disponibilidade de testemunhos ndo € possivel afirmar com total confianca um valor de corte

para saturacdo de dgua do campo.

Porosidade x Espessura Porosa Acumulada Saturacio de Oleo x Espessura de Oleo Acumulada
a) o 14% b) 1000
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Figura 3.13: Defini¢ao dos valores de corte de porosidade (a) e saturacdo de dgua (b), através de

gréficos de espessura acumulada.
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A partir da defini¢do dos valores de corte foi possivel calcular os parametros de Net Res
(Phi > 14%) e Net Pay para o reservatério (Phi > 14% e S,, < 66%) (Figura 3.14). A determinacgdo

do Net Pay é um parametro chave para o cdlculo do volume esperado de hidrocarbonetos de um

campo.
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Figura 3.14: Plot com os principais perfis gerados. Os parametros Net Res e Net foram

estabelecidos ap6s a definicdo dos teores de corte.
i) Totalizacao

Os resultados obtidos na totalizacdo deste campo representam médias dos pardmetros
petrofisicos da matriz para a zona de interesse (Tabela 3.1). O reservatério apresenta bons indices
de porosidade e saturagdo de dgua média, entretanto, a permeabilidade de matriz apresenta

valores muito baixos.

Tabela 3.1: Totalizacdo do reservatdrio - Valores médios dos parametros para a zona de interesse.

Espessura Espessura  Net/Gross Phi Sw K HPhiS,
Reservatorio (m) Net Pay (m) (%) (%) (%) (mD) (m)
99,10 88,02 88,82 22,18 31,10 5,81 14,09
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3.5. Discussao dos Resultados

Considerando a andlise do modelo petrofisico da matriz, os dados de permeabilidade
fornecem indicios de heterogeneidade no comportamento dinamico do reservatério (Figura 3.15).
Os comportamentos distintos ocorrem em fun¢do da heterogeneidade do sistema poroso da matriz
carbondtica. Segundo AMERI et al. (1993), em reservatorios com sistema poroso heterogéneo
cada comportamento de permeabilidade responde a um tipo de porosidade. DOVETON (2014)
observa que a dispersdo na distribuicdo dos dados de plugue, como constatado neste estudo, é

tipica de sistemas de multipla de porosidade.

Porosidade de Plugue x Permeabilidade de Plugue
A 10000
K=70,65 mD I
] 1000
£
S
P4 §,100
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Figura 3.15: Amostras de plugue apresentam comportamentos de fluxo diferentes que refletem a
heterogeneidade do espago poroso da matriz das rochas. Em funcdo disso, a distribuicdo dos
valores de permeabilidade de matriz ndo € uniforme dentro do reservatdrio, possibilitando separar

0 campo nas dreas norte e sul de acordo com a caracteristica ao fluxo.

A heterogeneidade do sistema poroso e regime de fluxo possibilitou separar o reservatorio
em duas zonas distintas. A drea norte do campo caracteriza a por¢cdo do reservatério com 0s
melhores indices de permeabilidade (valor maximo de 2100 mD), resultando em um valor médio
de 35,79 mD (Figura 3.16a). Estes valores mais elevados representam a contribuicdo do fluxo
granular no reservatério e derivam principalmente da ocorréncia de por¢cdes com maior

preservacao de macroporosidade original.
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Na darea sul do campo, a contribuicdo da permeabilidade de matriz registra valores bem
inferiores em relacdo a drea norte, atingindo um valor médio de 1,76 mD. Isto ocorre em razdo do
amplo predominio de microporosidade e auséncia de uma cadeia interconectada (FRANZ, 1987),
que confere caracteristicas de permeabilidade extremamente baixas as rochas (Figura 3.16b).
Estes resultados confirmam a influéncia dos controles geoldgicos sobre o comportamento de
fluxo do reservatério, e estdo de acordo com BLAUTH (1993), que afirma que permeabilidades
altamente varidveis decorrem ndo apenas das diferencas de granulometria, mas também das

heterogeneidades impostas pelo ambiente diagenético.

Histogramas de Permeabilidade (k)
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Figura 3.16: Distribuicdo dos valores de permeabilidade para os pocos das dreas sul

(microporosa) e norte (macroporosa) do campo e os valores médios (k) para cada regido.

A caracterizacdo de dois regimes de fluxo de distintos para permeabilidade de matriz do
campo implica na necessidade de mais de um modelo para constru¢do da curva de

permeabilidade do reservatoério.
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Em funcdo dessa heterogeneidade do campo, algumas propriedades petrofisicas da matriz

foram analisadas com distin¢do para as dreas sul e norte do campo (Tabela 3.2).

Tabela 3.2: Tabela com os valores médios de porosidade (Phi), permeabilidade (k) e saturacdo de

dgua (Sy) para as regides sul e norte do reservatorio.

Area Sul Area Norte
Phi (%) k (mD) Sw (%) Phi (%) k (mD) Sw (%)
22,02 1,76 30,00 23,20 35,79 38,00

Apesar dos diferentes tipos de porosidade observados nas dreas sul (microporosidade) e
norte (porosidade intergranular primdria) do campo, ndo ocorrem variagdes relevantes nos
valores de porosidade de matriz para as duas regides (Figura 3.17). De acordo com COSTA
(2006), dois sistemas porosos diferentes podem apresentar as mesmas porosidades, mas

diferentes permeabilidades, devido, por exemplo, a variacdo no diametro das gargantas de poros e

grau de conectividade dos poros.

Histogramas de Porosidade (Phi)
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Figura 3.17: Distribuicio dos valores de porosidade para os pogos das dareas sul

(microporosidade) e norte (porosidade intergranular) do reservatoério e os valores médios (Phi,)

para cada regido.
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Os valores de saturagdo de dgua também apresentam pequena diferenca entre as duas

regides, com maior saturacdo para os poc¢os da drea norte (Figura 3.18).

Histogramas de Saturacio de Agua (S,)
' ' 30 . .

25 ; .
Area Sul Area Norte
—_— _ 25¢ _
g Sum =30 % & Swm =38 %
11
2 g
= s
2 o
S ©
S 2
S ‘@
o ey
o o
L LC

0 0.2 04 06 08 1 0 0.2 04
Sw-m=1.77 n=2.40 (dec)

0.6 0.8 1
Sw-m=1.77 n=2.40 (dec)

Figura 3.18: Distribui¢do dos valores de saturacdo de dgua nas regides sul e norte do campo e os

valores médios (Swm) para cada regido.

A distribuicao das eletrofacies deposicional ndo apresentou grande diferenca entre as duas

regides (Figura 3.19), o que pode ser evidenciado pela proximidade na média dos valores de GR
(Figura 3.20).
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Figura 3.19: Distribuicdo das eletrofacies deposicionais para as duas regides do campo.
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Histogramas de Perfil Raios Gama (GR)
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Figura 3.20: Distribui¢do dos valores de GR nas duas areas, com valores médios (GR,,) muito

proximos.

Na anélise do modelo de eletroficies diagenética observa-se significativa diferenca entre as
regides em relacdo a ocorréncia de ficies cimentada. Na drea norte esta facies praticamente nao
ocorre, enquanto na drea sul representa aproximadamente 10% do total das eletrofacies

diagenéticas, evidenciando a maior atuagdo dos processos diagenéticos nesta regido do campo
(Figura 3.21).

Histogramas de Eletrofacies Diagenética
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Figura 3.21: Distribui¢do do modelo de eletrofacies diagenética para as duas regides do campo,

com destaque para maior incidéncia de facies cimentada na érea sul.
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As unidades de fluxo refletem a qualidade permo-porosa das rochas-reservatério. Como os
valores de porosidade ndo apresentam grande variacdo entre as duas regides do campo, pode-se
induzir maior influéncia da permeabilidade na determinacao das UF. Desta forma, devido a
caracteristica de maior permeabilidade ao fluxo, a regido norte apresenta ampla predominancia da
UF1 (melhor UF). Na regido sul também ha um predominio da UFI1, porém ndo de maneira tao

acentuada, aumentando a representatividade das UF2 e UF3 nesta regido (Figura 3.22).
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Figura 3.22: Distribuicdo das unidades de fluxo para as duas regides do campo. A maior
frequéncia da UF1 na drea norte em relacdo a drea sul mostra o controle da permeabilidade na

determina¢do das UF, pois nesta regido concentram-se os melhores indices de permeabilidade de

matriz.

Estes comportamentos refletem apenas as propriedades de matriz da rocha, sem a
contribuicao do sistema de fraturas, pois perfis de poco e amostras de plugue nio registraram a
presenca destas feicdes. A caracterizacdo da matriz € uma etapa importante, pois possibilita
pressupor a presenca de fraturas e avaliar a contribuicdo do sistema de fraturas no desempenho do
reservatorio. A determinagdo das propriedades da matriz em reservatorios fraturados nao deve

considerar as fraturas (LAMB e FERGUNSON, 1986).
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Desta forma, apds a caracterizagdo petrofisica da matriz, foram considerados os dados de
producdo para avaliar a influéncia do sistema de fraturas no fluxo do reservatorio (Figura 3.23).
A integracdo dos dados estdticos e dindmicos do reservatério possibilita verificar se ha
contribuicdo de fluxo do sistema de fraturas na producdo do campo (LAMB e FERGUNSON,
1986; BAKER et al., 2000; RAWNSLEY et al., 2001; DELORME et al., 2013).
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Figura 3.23: Historico de produ¢do do Campo B, com base em dados disponiveis de 11 pocos da
area sul do campo. A linha azul representa a producdo média de Oleo anual para os pogos
analisados, e a linha preta mostra a produ¢do de 6leo acumulada para estes pocos entre 1983-

2011.

A andlise do gréfico dos dados de produgdo (Figura 3.23) apresenta taxas de produtividade
razodveis em relacdo ao baixo potencial de permeabilidade da matriz, destacando fluxo da matriz
extremamente baixo na porcdo sul do campo. As fraturas abertas, responsdveis pelas altas
producdes dos pocos, ocorrem apenas na drea sul (FRANZ, 1987).

Ha vérios estudos de caso que avaliam a influéncia de fraturas a partir dos dados de
producdo, os quais destacam alta producdo de 6leo em rochas com baixa permeabilidade de
matriz, indicando o controle do sistema de fraturas sobre o fluxo de fluidos dos reservatdrios
(LUTHY et al., 1995; NELSON, 2001; BARKVED et al., 2003; ROGERS et al., 2007). LUTHY
et al. (1995) e BARKVED et al. (2007) ainda descrevem em seus estudos que os valores de
permeabilidade estimados pelos dados de producdo foram, respectivamente, 22 e 10 vezes

maiores que os obtidos para permeabilidade de matriz.
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Pode ser observado também que o histérico de producdo do campo € marcado por um
répido e acentuado declinio da alta produtividade inicial, seguido por um periodo de taxa de fluxo
praticamente constante. De acordo com NEUMANN (2006), o histérico de produgdao da
Formacdo Quissama segue em muitos aspectos alguns campos correlatos no Mar do Norte, como:
Danish Chalk, Valhall e Eldfisk. Todos mostraram alta produtividade inicial, porém ndo
sustentam essa alta produtividade a médio e longo prazo. Este tipo de comportamento ¢ comum
em reservatorios fraturados (RAGHAVAN e OHAERI, 1981; SAGEEYV et al.,1985; CARLSON,
1999; NELSON, 2001; BRATTON et al., 2006).

Alta permeabilidade em teste de fluxo a partir de zonas com relativa baixa permeabilidade
de plugue e taxas de producdo extremamente varidveis ao longo do campo sdo indicios para
determinar se as fraturas desempenham um papel importante na produgdo de fluido (NELSON,
2001).

Sendo assim, o sistema de fraturas tem impacto diferenciado na porosidade e
permeabilidade para o campo B. A pequena variagdo nos valores de porosidade entre as regides
sul, com maior incidéncia de fraturas, e norte, pode ser um indicio do pequeno impacto das
fraturas na porosidade da formacdo. Além disso, segundo FRANZ (1987), em razdo da boa
porosidade de matriz, a porosidade de fratura é pouco importante como armazenadora.
Entretanto, na permeabilidade seu efeito é mais importante, gerando as condi¢des necessdrias as
altas vazdes de 6leo com o aumento da permeabilidade total das rochas. De acordo com VAN
GOLF-RACHT (1996), neste tipo de reservatorio a permeabilidade tem que ser redefinida para

dois sistemas, considerando as contribui¢cdes da permeabilidade de matriz e de fratura.

3.6. Conclusao

A andlise das propriedades petrofisicas da matriz possibilitou dividir o reservatério em duas
regides distintas em fun¢do do comportamento de fluxo das rochas, que reflete a heterogeneidade
do sistema poroso. O fluxo de trabalho de avaliacdo petrofisica baseou-se em métodos ja
consagrados na industria do petréleo e foi desenvolvido com auxilio do software comercial
PowerLog. Nesta etapa foram determinados os principais parametros petrofisicos da matriz,
como porosidade e permeabilidade, que serviram como base para caracterizar as

heterogeneidades do campo e distinguir duas regides do reservatorio.
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Em contraste com a baixa heterogeneidade litolégica, o espaco poroso apresenta maior
variabilidade, com predominio de microporosidade na drea sul e ocorréncia de por¢des
significativas com macroporosidade preservada na drea norte. Foi possivel relacionar as
heterogeneidades do sistema poroso com os dados obtidos para permeabilidade. Os valores
médios de permeabilidade de matriz encontrados para as duas regides permite afirmar que o
regime de fluxo € diretamente influenciado pela heterogeneidade do sistema poroso. Na porcao
sul a caracteristica das rochas confere baixissima permeabilidade ao reservatorio (kp,, = 1,76 mD),
enquanto que na porcao norte foram registrados os melhores indices de permeabilidade de matriz
(km = 35,79 mD). Segundo Franz (1987), apesar das boas caracteristicas permo-porosas na area
norte, ndo foram obtidas vazdes suficientemente altas que justificassem a producdo de dleo
economicamente.

A anélise dos dados de producdo aponta altas taxas de produtividade para a drea sul, em
relacdo ao baixo potencial de permeabilidade da matriz, e mostra um rdpido declinio da alta
produtividade inicial. Estas evidéncias indicam a presenga de fraturas, pois sdo comportamentos
comuns em reservatorios fraturados. A ocorréncia de fraturas também ajuda a explicar a alta
produtividade obtida nos pocos da regido sul do campo.

Foi observado também que o sistema de fraturas tem uma influéncia muito maior na
permeabilidade do que na porosidade do reservatdrio. A porosidade de fratura é pouco importante
como armazenadora, enquanto a permeabilidade é responsdvel pelas altas vazdes de dleo,

viabilizando a produ¢@o econdmica do campo.
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4. THE IMPACT OF ARCHIE'S PARAMETERS IN THE
CALCULATION OF WATER SATURATION FOR
CARBONATE RESERVOIR, CAMPOS BASIN

Abstract

The main goal of this paper is to demonstrate the impact associated with Archie’s parameters —
Cementation Factor (m) and Saturation Exponent (n) — in the determination of water saturation in
a fractured carbonate reservoir. The need to estimate the Archie’s parameters accurately is
important because uncertainties in these parameters can lead to significant errors in the values of
water saturation. The parameters m and n are strongly affected by pressure and temperature of the
reservoir, mineralogy, geometry and pore throat size, rock wettability, and others reservoir
characteristics. The data were extracted from well logs of a fractured Albian carbonate reservoir
of Quissama Formation, Campos Basin. To investigate the impact of the variation of Archie’s
parameters, four S, scenarios were generated by applying different m and n values, assuming a
constant value for the tortuosity factor (a = 1), and compared with one another. Three main
analyses were performed according to m and n variations. The aim of the first analysis was to
compare the average values of S,, and Hydrocarbon Pore Volume Height (HPhiS,) for each
scenario. The results showed a considerable variation in the average values of Sy, and HPhiS,.
The second analysis was based on the cut-off and Net Pay values. The results showed that cut-off
values are not invariable to a given reservoir interval, and must be changed according to the
variation given by a water saturation curve in order to keep the same Net Pay values, whatever
the S, scenario. The third analysis checked the differences between global and individual cut-offs
on Net Pay thickness for all wells for the best scenario (C2). Insignificant variations indicate that
a global cut-off value is acceptable for this reservoir. The results confirm the influence of m and n
in water saturation determination, and show that inaccurate values of Archie’s parameters may
underestimate or overestimate reserves, increasing uncertainties in reserves quantification and in
the economic evaluation of the field.

Keywords: Fractured Reservoirs, Archie Equation, Saturation Exponent, Cementation Factor.
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4.1. Introduction

The complexity of carbonate rocks is a challenge for reservoir characterization, mainly due
to the high heterogeneity in facies changes and porosity distribution, which are very complex
when compared to siliciclastic reservoirs (LUCIA, 2007; BUST et al., 2009; BUENO et al.,
2014). These heterogeneities can increase uncertainty when determining petrophysical
parameters.

The understanding of carbonate rock heterogeneities and reservoir controls is an essential
step for the construction of a reliable geological model and volumetric estimation (WARDLAW,
1996; SERAG EL DIN et al., 2010), which are the primary goal of a formation evaluation
program.

The high geological heterogeneity contributes to increasing uncertainty when estimating
water saturation, which can lead to significant errors in the volumetric calculation. A large
number of investigations have focused on reducing uncertainty caused by Archie’s parameters -
cementation factor (m) and saturation exponent (n) — when determining saturation, e.g.
HAMADA and AL-AWAD (2001), ASADOLLAHI et al. (2008), among others. Usually, the
saturation exponent (n) ranges from the common value 2 in water-wet rocks to higher values in
oil-wet reservoir rocks, whereas the cementation factor (m) can be lower than 2 in fractured
reservoirs (AGUILERA, 1980; ANDERSON, 1986; ELIAS and STEAGALL, 1996; GLOVER,
2009).

When laboratory data are not available, the values usually accepted for these parameters are
m = n =2 (DARLING, 2005). However, these parameters show a wide variability according to
certain reservoir rock properties, such as pressure and temperature, mineralogy, pore geometry,
pore throat size and wettability of the reservoir rock (JACKSON et al., 1978; RASMUS, 1986;
LONGERON and YAHYA, 1991; ELIAS and STEAGALL, 1996; ADISOEMARTA et al.,
2001; HAMADA et al., 2010).

An accurate water saturation determination is crucial for a meaningful petrophysical
analysis and relies on the accuracy of Archie's parameters (ARCHIE, 1942; BORI, 1987;
DERNAIKA et al., 2007). Small changes in the cementation factor () and saturation exponent
(n) can produce drastic differences in the hydrocarbon reserve estimations (WORTHINGTON
and PALLAT, 1992).
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The main goal of this paper is to discuss the impact of the cementation factor (m) and
saturation exponent (n) in the petrophysical analysis of a fractured carbonate reservoir of the
Campos Basin. To evaluate the impact of these parameters, four scenarios of water saturation
were generated by varying the Archie’s parameters and compared with one another. By reason of
confidentiality this Albian field is called B Field and no coordinates or depth information can be

presented.

4.2. Geological Setting

The Campos Basin encompasses dozens of oil-producing fields and is the most prolific oil
basin of Brazilian continental margin, representing more than 75% of the national production
(ANP, 2013). The discovery of oil in the Albian carbonate rocks marks the beginning of a
successful exploratory program in the Campos Basin.

The Macaé Group (Albian-Cenomanian) is dominated by shallow marine carbonates,
characterized by an association of calcarenites, calcirudites and calcilutites, deposited in a
moderate to high-energy environment, with the major influence of the basement highs (FRANZ,
1987).

The Albian carbonate reservoirs of the Macaé Group are part of NE-trending, elongated
shoals, composed mostly of grainstones and packstones containing oncolites, peloids, oolites, and
rare bioclasts (SPADINI ez al., 1988).

The platform system consists of juxtaposed high-energy oncolitic calcarenite shoals of high
energy and calcilutite bands of deeper water and low energy environment in the interbank region
(CAROZZI et al., 1979). In the Late Albian, the deposition of open deep water marine calcilutites
and marls (Outeiro Formation) represents the drowning of the carbonate platform.

The best reservoir units are related to oolitic facies, deposited in a high-energy
environment, but fine-grained limestones also constitute reservoirs (GUARDADO et al., 2000).
Oil accumulations are structurally (faulting and folding) and stratigraphically (facies variations)
controlled (BRUHN et al., 2003).

The B Field is located offshore Brazil in the Campos Basin, in waters depths between 100-
130 meters. The Quissama reservoir of B Field covers an area of 14 km?, with the lower limit

defined by the oil-water contact (OWC).
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The field is composed mostly of oncolitic calcarenites and calcirudites of the Quissama
Formation, distributed in NE-trending bars. The reservoir cap rocks are calcilutites and marls of
Outeiro Formation, as result of a continuous drowning of the coastal platform system. The facies
distribution is characterized by a series of shoaling-upward cycles, deposited in a moderate to
high energy environment (SPADINI, 1992).

The reservoir is essentially microporous, characterized by medium-high porosity (15-30%)
and, in general, low permeability (0.1-10 mD). The fractures are fundamental to the commercial
production of this field. Mainly in the southern area, these fractures are responsible for the good
productivity of some wells. The origin of fractures is related to the faulting process responsible
for the deformation of the Macaé Group in the Albian-Turonian. In the northern area of the field,

some intervals comprise macroporosity and high permeabilities.

4.3. Database

The data consist of conventional logging suite for 21 wells: gamma-ray (GR), sonic (DT),
density (RHOB), neutron porosity (NPHI) and resistivity (ILD). Core plug samples are available
for only four wells. The database was provided by Petrobras and the petrophysical analysis was

carried out using the software PowerLog® from Jason-CGG.

4.4. Archie’s Parameters

In 1942, Archie established an empirical relationship between rock resistivity (Ry),
formation water resistivity (Ry), porosity (Phi) and water saturation (Sy,) in clean formations.
Since then, the Archie Equation has been used to calculate the hydrocarbon saturation of the
reservoir rock and hence hydrocarbon reserves, and remains the most widely equation applied in
petrophysics:

5" = a. RW’
d™MR,
where: Phi (effective porosity), Ry, (formation water resistivity), R, (true formation resistivity), a

(tortuosity factor), m (cementation factor) and n (saturation exponent).
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The major source of uncertainty in Archie equation is associated with Archie’s parameters
a, m and n, largely affected by reservoir pressure and temperature conditions, mineralogy, pore
throat size distribution, pore geometry, tortuosity of the pores, clay content and the wettability of
reservoir rock, among other relevant factors (JACKSON er al, 1978; RASMUS, 1986;
LONGERON and YAHYA, 1991; ELIAS and STEAGALL, 1996; ADISOEMARTA et al.,
2001; HAMADA et al., 2010). Laboratory measurements using core samples have been the most
typical and accurate method to determine these parameters (ELIAS and STEAGALL, 1996;
JACKSON et al., 2007; ASADOLLAHI et al., 2008).

The exponents m and n play a significant role when evaluating a formation: even a tiny
uncertainty of 0.01 in the saturation exponent (i.e., 0.5%) can result in an important
misestimation of reserves (GLOVER, 2011). The tortuosity factor (a) increases with decreasing
of porosity, amount of fine grains and degree of brine saturation, and with increasing cementation

factor (ATTIA, 2005). The parameters a and m are inter-related.

4.4.1 Cementation Factor (m)

According to PULIDO et al. (2007) and ASADOLLAHI et al. (2008), the cementation
factor is the most important parameter for petrophysical characterization of carbonate reservoirs.
The cementation factor is a measurement of the degree of cementation and consolidation of the
rock, and also represents a measure of pore system tortuosity of current flow (GUYOD, 1944).
This parameter is related to the connectedness (availability of pathways for transport) of the pore
and fracture, and conceptually, represents the “efficiency” of a brine saturated pore system to
conduct electricity when compared to the conductivity of the brine itself.

A large number of factors affect the cementation factor, such as: shape, sorting and packing
of the particulate system, pore throat size, cement, tortuosity, type of pore system (intergranular,
intercrystalline, vuggy, fractured), conductivity of water and minerals and compaction due to
overburden pressure (WARDLAW, 1980; RANSOM, 1984; RASMUS, 1986). TOWLE (1962)
showed that m values are fundamentally linked to changes in pore geometry (i.e.: shape and
distribution of the pores, packing of particles, rock compaction and interconnection of pores and
vugs). JACKSON et al. (1978) affirm that the cementation factor is little affected by grain-size
and sorting, but is sensitive to grain shape. KELLER (1982) summarized different values for m,
as a function of lithology, porosity, compaction, cementation, and age of sediments or rocks.
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SALEM and CHILINGARIAN (1999) concluded that the degree of cementation is not as
significant as the shape of grains and pores.

Cementation factor is highly variable, especially in carbonate rocks. The cementation factor
usually increases as the degree of connectedness of the pore network decreases. Higher m values
are related to vuggy porosity (TOWLE, 1962; LUCIA, 1983) and associated with lower
connectivity (ELLIS and SINGER, 2008). On the other hand, fracture porosity has an opposite
effect, conceptually forming a “short circuit”, represented by a decrease in m value. This concept
of reducing m in fractured zones is in agreement with AGUILERA (1976, 1980). Low porosity
rocks with a well-developed fracture network tend to show lower m values, because the network

has fairly direct flow paths.

4.4.2 Saturation Exponent (n)

Saturation exponent is the term in Archie’s equation that establishes the relationship
between water saturation of the rock and fluid filled rock resistivity (ADISOEMARTA et al.,
2001). Conceptually, it represents the efficiency of the current flow to conduct electricity through
a conductive brine phase in the presence of a non-conductive hydrocarbon phase.

ANDERSON (1986) and LONGERON (1990) concluded that reliable n values can only be
obtained with preserved samples at reservoir conditions (wettability, pressure and temperature).

There are many factors affecting saturation exponent such as grain pattern, presence of
clays, texture roughness (DIEDERIX, 1982) and microporosity. However, the rock wettability is
the main factor (SWEENY and JENNINGS, 1960), and therefore, it depends on the distribution
and connectivity of the water phase in the porous system, which controls the saturation exponent
(MONTARON and HAN, 2009).

In the absence of laboratory measurements, the saturation exponent has been traditionally
assumed as 2. This assumption can lead to gross errors (TREWIN and MORRISON, 1993;
GLOVER, 2011). Saturation exponent is about 2 in water-wet rock, where the brine is continuous
and electrically conducting. In contrast, for oil-wet rocks the value of n is generally higher than 2
(ANDERSON, 1986), because the brine may not be continuous and the current flow is less

‘efficient’, once the pathway is more tortuous.

58



ANDERSON (1986) indicated two reasons for the sharp increase of n values in oil-wet
rocks: (I) brine trapping by oil and (II) brine fingering. STALHEIM and EIDESMO (1999)
demonstrated that an oil-wet condition will have a significant impact on n parameter and,
consequently, on the estimated water saturation. An exact value for the saturation exponent is
necessary for a good log interpretation analysis, when aiming to obtain a precise water saturation

determination.

4.5. Methods

According to petrophysical and geological properties of B Field, the reservoir interval was
divided into three zones. The analyses were performed for the portion above the OWC,
comprising the oil and transition zones. This interval is named here zone of interest.

The Archie's equation was used to calculate S,,, which is valid for the Albian carbonates of
Campos Basin, considering the non-representative volume of shale (Vg, < 15%) of these rocks.

An accurate water saturation determination depends on many uncertainty parameters,
mainly cementation factor and saturation exponent. All the analyses in this paper were performed
considering the uncertainty introduced only by m and n parameters. The variation of the
tortuosity factor (a) was not tested in this work because there were not available laboratory data
for this parameter, then constant value for the tortuosity coefficient (a = 1) was assumed. The
formation water resistivity (R,,) was estimated based on salinity and temperature at reservoir
conditions, and corrected to formation temperature at the depth of interest.

To investigate the impact of the variation of Archie’s parameters on water saturation, four
uncertainty scenarios were created based on different values of m and n (Table 4.1) and compared
with one another. In the scenario Cl1, classic values of Archie equation for clean carbonate
reservoirs (m = n = 2) were used. In the scenario C2, m was obtained from the Pickett plot, and n
was the lowest value measured in the laboratory for a similar carbonate field of Campos Basin
(ELIAS and STEAGALL, 1996). In the scenario C3, m and n were the average of laboratory
measured values for two wells of B Field and for the similar carbonate field, respectively.
Finally, in the scenario C4, m and n were the maximum values measured for these parameters in
the similar carbonate field. Values of m lower than 2 can be related to fractured reservoirs,

whereas high values of n are related to oil-wet rocks.
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Table 4.1: Water saturation scenarios and the m and n values for each scenario.

. Archie’s Parameters
Scenarios Sy

m n
C1 2 2
C2 1.77 24
C3 1.95 3.43
C4 2.25 4.24

The Pickett plot was used for estimate the m parameter for scenario C2 (Figure 4.1). This is
a very useful graphic technique for estimating the parameters required for S, calculation, based
on the analysis of a clean water bearing zone of the reservoir. In this method, in a log-log plot of
resistivity vs. porosity, points of constant water saturation (Sy) will plot on a straight line, which
represents the line of 100% water saturation. This water line has a negative slope whose value is
the cementation exponent (m). In this case, as Sy, = 1, the intercept of water line with the 100%
porosity (Phi = 1) point gives the value of Ry, read in the correspondent position at R axis. Once
the water line is established, parallel lines representing lower percentages of S, can be plotted,
and the spread of these lines represent the value of saturation exponent (HARTMANN and
BEAUMONT, 1999; ELLIS and SINGER, 2008).
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Figure 4.1: Pickett Plot for estimating the reservoir m using all wells.
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The impact of Archie’s parameters was also checked on cut-off and Net Pay values. Net
Pay is a key parameter in reservoir characterization and consequently used to estimate reserves. It
comprises those reservoir intervals that contain significant hydrocarbons, described broadly as
thickness of oil through which hydrocarbons are economically producible. According to
WORTHINGTON (2009), Net Pay should be designated “Net Hydrocarbons”.

To be defined as pay, each oil zone must meet certain cut-off criteria. Cut-offs are limiting
values of specific petrophysical parameters, eliminating rock volumes that will not contribute
significantly to the economic evaluation of the reservoir. In this analysis, porosity and Sy, cut-offs

were used to define Net Pay.

4.6. Results and Discussion

The analysis was carried out in three steps: (I) the average values of the S,, and HPhiS,
were compared for each scenario, (II) the impact on cut-off values and Net Pay according to m
and n variation, and (III) the differences between global and individual cut-offs on Net Pay

thickness for all wells for the best scenario (C2).

4.6.1. Analysis I — Sw and HPhiSo

The impact of the variation of Archie’s parameters on the water saturation and HPhiS,
values was evaluated based on different values of m and n. In order to compare the results
obtained, the scenario C2 was considered the best scenario in all the analyses. The rock-log
correlations () for water saturation plugs for all scenarios were: C1 = 0.944, C2 = 0.975, C3 =
0.640 and C4 = 0.502. The plugs indicated a best match for the C2 scenario (12 = 0.975), therefore
C2 was defined as the best scenario.

The C1 and C3 were not the best scenarios, but they make sense when it comes to analyze
Campos Basin carbonate reservoirs. Scenario C4 was the worst scenario and represents the
maximum values measured in a Campos Basin carbonate field. This scenario can be analyzed as
the more pessimistic situation in a risk analysis of the reservoir.

The wells B_17, B_1 and B_38 were mostly used because of the good quality and
satisfactory thickness of reservoir interval, and also because two of them (B_17, B_38) have

core-plug data.
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The results clearly indicate the effect of the parameters when computing water saturation,
showing a considerable variation in the values of S, curves for each scenario, although the curves
maintain the same pattern for all of them (Figure 4.2). When entering in the water zone, water
becomes the main pore-filling fluid causing a reasonable reduction of R; values. It can be
observed that below the Oil-water contact, the Sy, (C1) curve shows higher values than the S,

(C2) and similar values of Sy, (C3) curve.
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Figure 4.2: Water saturation curves for well B_17. C3 and C4 clearly demonstrate the increasing

of water saturation values above the oil-water contact.

The average Sy, of all wells for each scenario showed a similarity between C1 and C2
scenario (Table 4.2). When compared to C2, the average S, for scenarios C3 and C4 were
meaningfully higher, reaching up to 86% for the C4 scenario, the maximum variation observed in
the average values of Sy,. This result suggests that the reservoir evaluation would be strongly

underestimated if the petrophysics analysis was performed using inappropriate values of m and n.
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Table 4.2: The reservoir average Sy, for all scenarios and S, variation compared to scenario C2.

Scenarios Sy

C1 C2 C3 C4
Reservoir Sy, (%) 32.30 32.40 47.70 60.40
Sy variation (%) -0.48 - 47.11 86.11

The estimation of hydrocarbon pore volume height (HPhiS,) (Table 4.3) shows that C1 and
C2 scenarios are quite similar and represent the two most optimistic scenarios, based on lower Sy,
and higher HPhiS, values. There is a great difference for C3 and C4 scenarios. The maximum

reduction was 30.59% and 55.03%, respectively, both observed in well B_322.

Table 4.3: Values of HPhiS, calculated for each scenario for three wells of B Field and compared

to scenario C2.

Scenarios Sy

Wells Parameters C1 C2 C3 ca
H (m) 136,60 136,60 136,60 136,60
Phi (%) 23,20 23,20 23,20 23,20
B_17 Sw (%) 19,30 20,50 34,20 45,70
HPhiS, (m) 24,24 23,89 19,78 16,32
HPhiS, variation (%) 1,47 - -17,18 -31,70
H (m) 159,60 159,60 159,60 159,60
Phi (%) 23,00 23,00 23,00 23,00
B_1 Sw (%) 16,10 17,90 30,80 42,10
HPhiS, (m) 22,06 21,62 18,21 15,26
HPhiS, variation (%) 2,02 - -15,77 -29,45
H (m) 99,20 99,20 99,20 99,20
Phi (%) 22,20 22,20 22,20 22,20
B_38 Sw (%) 26,00 26,90 40,60 52,50
HPhiS, (m) 15,56 15,38 12,49 9,98
HPhiS, variation (%) 1,19 - -18,76 -35,07
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4.6.2. Analysis II — Cut-off and Net Pay

The influence of Archie’s parameters on Net Pay value was analyzed keeping the same cut-
off value obtained from C2 for all scenarios (66%). To test the influence of parameters on
variation of Net Pay for the others scenarios, the values obtained for C2 scenario were considered

as reference (Table 4.4). The results showed an expected, but unreasonable variation of Net Pay.

Table 4.4: Net Pay values for all scenarios using the same S,, cut-off value and the percentage Net

Pay variation obtained for scenario C2 (taken as the real Net Pay value).

. B_17 B_1 B_38
Scenarios Sw
Net Pay Variation Net Pay  Variation Net Pay  Variation Cut-off
Interval (m) (%) Interval (m) (%) Interval (m) (%)
C1 127.10 -1.78 108.70 -2.16 81.70 -7.89
C2 129.40 - 111.10 - 88.70 66%
C3 123.50 -4.56 103.90 -6.48 68.90 -22.32
C4 110.00 -15.00 94.40 -15.03 58.50 -34.05

If the cut-off value is the same for all scenarios, it is possible to define the minimum Net
Pay thickness for each well analyzing the results for C4, considered the most pessimistic
scenario.

However, Net Pay must be a constant and unchangeable parameter for a given reservoir
interval, because the oil bearing interval cannot be changed. Thus, to preserve a fixed Net Pay
value, if m and n parameters vary, the cut-off values have to be redefined according to the new
water saturation curve.

Once the Net Pay interval is constant, the following analyses considered the same Net Pay

for each well, in order to observe the variation of Sy, cut-off values for each scenario (Table 4.5).

Table 4.5: Sy, cut-off values calculated for all scenarios considering a single Net Pay value for

each well.
Well Sw Cut-off Net Pay Interval
C1 C2 C3 C4 (m)
B_17 0.73 0.64 0.79 0.92 129.40
B_1 0.73 0.65 0.82 0.97 111.10
B_38 0.74 0.68 0.84 0.98 88.70
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The results showed a considerable variation of estimated Sw cut-off values among the
scenarios and validated the analysis of various scenarios of water saturation for a field, because

Net Pay value was preserved, independently of which scenario was applied.

4.6.3. Analysis III — Global and individual cut-offs on Net Pay value for C2

A global cut-off value considering all wells is desirable in reservoir characterization, even
for a very heterogeneous carbonate field. Table 4.6 shows the percentage Net Pay variation for

C2 scenario, comparing the values obtained from individuals and global cut-off.

Table 4.6: Percentage Net Pay variation for scenario C2 comparing Net pay values obtained from

specifics Sy, cut-off for each well (individual cut-off) and global cut-off.

Scenario C2

Net Pay
Wells Individual Cut-off Individual Global Net Pay Variation (%)

1 0.65 111.10 111.10 0.00
17 0.64 129.40 129.40 0.00
19 0.65 100.05 100.72 0.67
22 0.63 64.40 64.40 0.00
24 0.65 24.22 24.54 1.30
25 0.60 62.68 62.68 0.00
27 0.68 99.92 99.07 -0.85
29 0.67 111.90 111.30 -0.54
30 0.67 94.70 94.50 -0.21
31 0.67 84.93 84.55 -0.44
322 0.70 39.36 37.61 -4.45
33 0.69 138.52 134.72 -2.74
35 0.67 114.13 113.49 -0.57
36 0.68 101.89 101.26 -0.61
37 0.70 110.85 107.39 -3.12
38 0.68 91.30 88.70 -2.85
39 0.66 82.88 82.88 0.00
40 0.65 117.89 117.89 0.00
49 0.68 85.30 84.70 -0.70
4 0.62 7.59 7.59 0.00
5 0.66 89.96 89.96 0.00
Average 0.66 88.71 88.02 -0.78
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Small Net Pay variations for all wells indicate that a global cut-off value is acceptable for
reservoir evaluation in this field. It was not possible to relate the main differences in Net Pay
variations (%) with any specific area of B Field. Most of the wells of relative small Net Pay
thickness (< 80 m) show high average S,, values. The wells with higher Net Pay thicknesses are
relatively concentrated in the south portion of B Field, whereas the worst are close to the limits of

the field. The Net Pay thicknesses for each well show good relation with HPhiS,, values.

4.7. Conclusions

Cementation factor and saturation exponent are probably the most important uncertain
parameters in the petrophysical characterization of a reservoir. Small variation in cementation
factor and saturation exponent values can affect the results of water saturation considerably. To
find consistent and reliable values for these parameters, reservoir rock type and certain features of
the reservoir must be considered.

The reservoir type may contribute to a wide variation of the cementation factor, especially
in fractured carbonate reservoirs. In turn, the saturation exponent is dependent on the wettability
of the rock. In the absence of laboratory data, the traditional values m =2 and n = 2 are frequently
used. However, this study showed that estimated values from well log analysis, by the Pickett
Plot in this case, are more acceptable and appropriate when compared to traditional values. This
can be an alternative when the traditional values are incompatible with the reservoir
characteristics.

The best scenario (C2), obtained from the pickett plot (m) and laboratory data (n) had the
best match with plug data. Scenario C1 considered the standard Archie’s parameters for
carbonates and the results were close, but slightly different from scenario C2. Scenarios C3 and
C4 showed the worst results when compared to C2. Scenario C4 can be important to define a
pessimistic situation in a risk assessment of the reservoir.

The results presented in this paper confirm the importance of a reliable determination of the
cementation factor and saturation exponent, in order to accurately estimate water saturation and
determine the oil-water contact. Such practice can reduce uncertainty in reservoir evaluation.
Incorrect values for these parameters may underestimate or overestimate reserves, thus affecting

an economic evaluation of the field.
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Nomenclature

Sw - Water saturation

R, - Resistivity of rock at S,=100% (€2.m)

F - Formation resistivity factor

Ry, - Formation Water resistivity (€2 m) / Resistivity of the brine

R - True rock resistivity (2 m) / Formation Resistivity / True resistivity in unflushed zone
Phi - Porosity

a - Tortuosity Factor

m - Cementation Factor

n - Saturation Exponent

H - Reservoir thickness

S, — Oil saturation

HS, — Oil thickness

HPhiS, - Hydrocarbon Pore Volume Height (total oil meters from saturation and porosity)
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5. Consideracoes Finais

A realizacdo deste trabalho teve como principal elemento a constru¢do de um modelo
petrofisico para um reservatério carbondtico Albiano. Os principais objetivos definidos para este
estudo foram: (I) reconhecer a influéncia da heterogeneidade do espaco poroso no
comportamento dos valores de permeabilidade, (II) verificar indicios da influéncia de fraturas no
fluxo do reservatério e (III) analisar os impactos dos pardmetros de Archie no calculo de
saturacao de dgua para este reservatorio fraturado.

O reservatorio Quissamad do Campo B € composto predominantemente por calcarenitos e
calcirruditos. Os grainstones ooliticos constituem os melhores reservatorios. A sedimentacao
carbondtica de plataforma rasa € caracterizada por um padrio de ciclos de arraseamento (shoaling
upward) limitados por picos de afogamentos. Os ciclos puderam ser evidenciados através da
observacdo do perfil de GR.

Pode-se observar que, apesar de um bom valor médio de porosidade na zona de interesse
(22%), a anélise do espaco poroso mostra que o Campo B € essencialmente microporoso na area
sul, com ocorréncia de por¢cdes de macroporosidade preservada na drea norte. Isto ocorre em
funcdo das heterogeneidades impostas pelo ambiente diagenético. Como resultado, os valores de
permeabilidade de matriz, apesar de serem predominantemente baixos, mostram uma grande
variacdo dentro do campo (0.ImD - >1.000mD). Portanto € necessario aplicar um modelo de
multipla porosidade/permeabilidade para melhor representar os diferentes comportamentos da
permeabilidade de matriz do reservatorio.

As fraturas estdo presentes no campo apenas na por¢ao sul, mas ndo foram detectadas pelos
métodos de perfilagem ou por amostras de plugue. De acordo com FRANZ (1987), os bons
indices observados nos dados de producdo dos pocos da drea sul devem-se a presenca de fraturas,
que aumentam substancialmente a permeabilidade total do reservatério. Em razdo da
permeabilidade de fraturas o campo apresenta produ¢do economicamente vidvel. Nao considerar
a presencga de fraturas, pode levar a uma subestimacao dos valores de produgdo do reservatorio.

O sistema de fraturas tem pequeno impacto na porosidade, porém controla o fluxo de
fluidos no reservatério. O modelo de permeabilidade do campo B deve considerar as

contribuicdes da permeabilidade de matriz e de fratura.
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E imprescindivel estimar com maxima precisio possivel os parimetros de Archie para um
resultado mais confidvel de saturagdo de dgua. Na auséncia de dados de laboratério, ndo se deve
utilizar os valores tradicionais sem uma andlise prévia, pois estes valores podem ser
incompativeis. E importante considerar as condi¢des do reservatério em estudo, como o tipo de
rocha, a presenca de fraturas, o grau de cimentacdo, molhabilidade da rocha, etc. Os valores
estimados com base na andlise de perfis de poco, a partir do método do Pickett Plot, sio mais
aceitdveis e apropriados em comparagao com os valores tradicionais.

Os resultados mostraram que valores incorretos para os parametros m € n podem
subestimar ou superestimar as reservas, comprometendo a avaliagdo econdmica do campo. Para
este campo, as reservas seriam superestimadas com a utilizacdo dos valores tradicionais para
saturacdo desse reservatorio.

Em suma, € fundamental o desenvolvimento de um programa de andlise petrofisica que
aborde todas as complexidades para determinacdo dos parametros petrofisicos em reservatorios
carbondticos fraturados. O modelo petrofisico serd empregado na construcio dos modelos
estatico e dindmico do campo, que fornecem uma previsdo volumétrica e de producdo,

importantes para o planejamento, desenvolvimento e a gestao do reservatorio.
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