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RESUMO

MELHORIA DA ESTIMATIVA DE PERMEABILIDADE ATRAVES DA INTEGRAQAO
DE DADOS DE RMN E MICP EM ROCHAS ANALOGAS A RESERVATORIOS DE
HIDROCARBONETOS

Na exploracdo de hidrocarbonetos, a permeabilidade (k) de rochas reservatorios é
comumente estimada através de medicdes de relaxometria de Ressonancia Magnética Nuclear
(RMN), ao assumir que o parametro da relaxatividade superficial (p) — que escala a
distribuicdo dos tempos de relaxagao provindas das medidas RMN com os tamanhos de poros
da rocha — é constante e homogéneo por toda a formacdo. Entretanto, esta afirmacdo
normalmente ndo é vdalida quando em rochas litologicamente complexas (como nos
carbonatos), e portanto, a falta de informacdo quanto ao valor deste parametro pode resultar
em baixa acuracia quando k for estimada a partir de dados RMN. Uma solucdo para este
problema seria utilizar a correlagdo entre medicdes RMN e de Presséo Capilar por Injecédo de
Mercurio (Mercury Injection Capillary Pressure — MICP) para estimar um valor efetivo de p,
para que este possa ser aplicado em modelos estimadores de k e melhorar suas performances.
Este trabalho revisa os conceitos béasicos por trds das medicdes RMN e MICP, suas
correlacdes, e aplicacdo de seus dados em diferentes modelos estimadores de k. Em seguida,
estes modelos s@o usados para estimar a permeabilidade de 21 amostras de formacdes (8
carbonatos e 13 arenitos) analogas a rochas reservatdrios. Finalmente, os desempenhos destes
modelos estimadores de k sdo avaliados, comparando as performances obtidas entre um
modelo que emprega p e outros modelos classicos utilizados na industria do petréleo, e

discutindo as vantagens e desvantagens desse método.

Descritores: RMN, MICP, Petrofisica, Permeabilidade, Porosidade, Perfilagem de Pogos.



ABSTRACT

IMPROVEMENT OF PERMEABILITY ESTIMATION THROUGH NMR-MICP DATA
INTEGRATION ON ROCKS ANALOGOUS TO HIDROCARBON RESERVOIRS

In hydrocarbon exploration, the permeability (k) of reservoir formations is often
estimated using Nuclear Magnetic Ressonance (NMR) relaxometry measurements, by
assuming that the surface relaxivity parameter (p) — which scales the NMR’s time relaxation
distribution measurement to the rock’s pore sizes — is constant and homogeneous throughout
the formation. However, this is usually not valid when considering complex lithologies (such
as carbonates), thus the lack of information about the value of this parameter may result in
poor accuracy when estimating k through NMR data. One solution to this problem is to use
the correlation between NMR and Mercuty Injection Cappilary Pressure (MICP)
measurements to estimate an effective value for p, so it can be employed on k estimation
models and improve their performance. This work reviews the basic concepts behind the
NMR and MICP measurements, their correlation, and the application of their data in different
k estimation models. Then, these models are used to estimate permeability in 21 rock core (8
carbonates and 13 sandstones) that are analogous to reservoir formations. Finally, the
performances on these k estimation models are evaluated, comparing the performances
obtained between a model that employs p with the other classic models used in the oil

industry, discussing the advantages and disadvantages of this method.

Key words: NMR, MICP, Petrophysics, Permeability, Porosity, Well Logging
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1 INTRODUCAO

1.1 INTRODUCAO

Na exploragdo de reservatorios de hidrocarbonetos e aquiferos, o mapeamento
preciso da permeabilidade das formacGes € crucial para a elaboracdo de estratégias de
producdo. No entanto, a permeabilidade é um dos parametros petrofisicos mais dificeis de ser
obtido diretamente por ferramentas de perfilagem de poco, sendo entdo comumente estimado
através da aplicacdo de outras grandezas fisicas a modelos geofisicos semi-empiricos (ELLIS
& SINGER, 2008). A equacdo de Kozeny-Carman é um importante modelo matemaético
aplicado para este intuito, no qual, em uma das suas simplificacGes, a permeabilidade de uma
formacdo pode ser calculada a partir de sua porosidade e da razéo superficie-volume do seu
sistema poroso (RIOS et al, 2014). Nesse ambito, a ferramenta de perfilagem por
Ressonancia Magnética Nuclear de Prétons (RMN tH) tem ganhado destaque na industria
petrolifera por oferecer ambas as medi¢bes simultaneamente (PRAMMER et al, 1996),
permitindo uma avaliacdo razoavel da permeabilidade em um reservatorio.

Uma das equagdes mais utilizadas na industria petrolifera na obtencdo da
permeabilidade através da RMN é a equacdo KSDR, que provém do modelo de Kozeny-
Carman. O principal pressuposto da equagdo é que o parametro da relaxatividade superficial p
— que escala a relacdo entre os tempos de relaxacdo medidos pela RMN com a razdo
superficie-volume dos poros — é considerado homogéneo para cada formacdo (SOUZA et al,
2013). Porém, em litologias mais complexas, grandes variagdes na intensidade de p podem
ocorrer em pequenas escalas dentro da formacdo, o que compromete ndo s6 a acuracia do
modelo KSDR, mas também outras predi¢Ges petrofisicas derivadas da RMN (ARNS et al,
2006). Portanto, p € um importante pardmetro para a petrofisica de RMN H.

Vaérios pesquisadores desenvolveram técnicas diversas para a obtencdo de valores da
p em rochas, no intuito de aplica-los a equacdo do KSDR e melhorar sua acuracia. Uma
dessas técnicas baseia-se na correlagdo entre a distribuicdo de tempos de relaxacao transversal
de rochas medidas por RMN (distribuigcdes de T2) com a distribuicdo de raios de garganta de
poro destas, provindas da técnica de medicéo de Pressdo Capilar por Injecdo de Mercurio, ou
“MICP” (do inglés Mercury Injection Capillary Pressure). Esta correlagdo permite a
estimativa de um valor efetivo para a p de uma rocha, que também pode ser utilizado para

melhorar outras predicGes petrofisicas da técnica RMN.
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Apesar da correlagio RMN-MICP normalmente gerar estimativas de permeabilidade
mais precisas quando comparadas aos estimadores classicos, ela também pode resultar em
valores incoerentes de p, em certos casos. Isto se deve as diferencas na resposta fisica de
ambas as medicdes, que sdo naturalmente potencializadas a medida que a complexidade das
rochas aumenta. Nesse &mbito, torna-se necessario uma analise mais profunda sobre as ideias
por trés da correlacgdo RMN-MICP e sobre suas possiveis aplicacBes, principalmente para a
estimativa da permeabilidade em rochas reservatorios. Tal andlise auxiliaria o

desenvolvimento destas técnicas ou de novas abordagens sobre o tema no futuro.

1.2 OBJETIVOS

O trabalho tem como principais objetivos:

1. Revisar os temas de Petrofisica, RMN, MICP e a integracdo das duas técnicas na
melhoria da permeabilidade.

2. Avaliar técnicas de correlacdo entre dados de RMN e de MICP, aplicando-as em
amostras de rochas analogas a reservatorios areniticos e carbonaticos.

3. Obter estimativas do valor da relaxatividade superficial das amostras, baseados na
correlagdo RMN-MICP.

4. Comparar a estimativa de permeabilidade do KSDR melhorado por p com os
estimadores classicos que utilizam RMN e/ou MICP (KPHI, Winland-Pittman, KSDR
e Timur-Coates).

5. Discutir a utilidade e a validade desta abordagem, considerando as limitacfes, as

vantagens e a aplicabilidade destes métodos na industria do petroleo.

O trabalho também visa construir um sumario tedrico e pratico que possa ser utilizada
futuramente pelo aluno ou por um especialista na area, com o intuito firmar e/ou desenvolver

este tema.
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2 REVISAO DE LITERATURA

2.1 PROPRIEDADES DAS ROCHAS SEDIMENTARES RESERVATORIOS

As rochas sedimentares sdo agregados solidos naturais formados pelos processos de
deposicéo e subsequente compactagéo e diagénese de sedimentos. Este tipo de rocha compde
mais de 50% da superficie terrestre, e seu estudo é fundamental em diversas ciéncias, como a
Geologia, Geofisica, Construcdo Civil, Exploracdo de Recursos Minerais e Petroliferos,
Agricultura, entre outras (SCHON, 2016).

Na industria do petréleo, destacam-se o0 estudo das rochas areniticas e carbonaticas,
ja que estas litologias representam a grande maioria dos reservatérios de hidrocarbonetos
encontrados na natureza. Em geral, tais litologias sdo excelentes para a exploracdo petrolifera
por serem comumente porosas e permedaveis para permitir a armazenagem e a passagem de
fluidos. Consequentemente, também séo classificadas como rochas reservatorios.

A caracterizacdo das propriedades fisicas das rochas reservatorios € amplamente
empregada na elaboracdo e otimizacdo de estratégias de producdo de 6leo e gas. As
propriedades de interesse direto a esta aplicacdo estdo relacionadas a caracterizacdo do
sistema poroso e a disposicdo de fluidos nas rochas, como a porosidade, permeabilidade e a
saturacdo de fluidos. Tais propriedades sdo dificeis de ser obtidas diretamente in situ, sendo
assim calculadas a partir de ensaios laboratoriais em amostras de rocha retiradas do poco, ou
estimadas a partir da interpretacdo de outras propriedades fisicas das formacdes, como a
densidade, propriedades elétricas, elasticas, magnéticas, térmicas, etc. Estas Ultimas podem
ser obtidas in situ mais facilmente através de diversos métodos geofisicos aplicaveis neste
meio. Desta forma, é comum estimar as propriedades de interesse direto a partir de dados
geofisicos aplicados em modelos — tedricos e/ou empiricos — que relacionem essas
propriedades (SCHON, 2016).

2.1.1 Porosidade

A porosidade (¢) é uma propriedade volumetrica fundamental das rochas e é
definida como a raz&o entre o volume de espacos ndo constituidos por matriz sélida (como
poros, fendas, fraturas, etc.) e o volume total da rocha (AMY X et al, 1960). Trata-se entdo de

uma grandeza adimensional, que normalmente é expressa por fracdes entre 0 e 1, ou como
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porcentagens. Ela também pode ser expressa em p.u. (do inglés, porosity units), onde 1 p.u.

equivale a 1%. Pela definicdo, temos que:

Vporos . Vporos

¢ = (2.1.1)

Vtotal Vporos + Vgréos

na qual ¢ € a porosidade, Vs € 0 Volume poroso, V;4.q; € 0 Volume total da rocha e Vg, €

0 volume de grdos ou matriz da rocha.

Matrix m

N

Y
11 > vm 1 -¢’
TV, g ) ¢

Pore p

Figura 2.1.1: Definicdo da porosidade nas rochas. Fonte: Schon (2016).

A porosidade é inicialmente formada durante a deposicdo do sedimento, sendo
chamada neste estagio de porosidade priméaria. A medida que o sedimento sofre
compactacdo, esta porosidade inicial € alterada em decorréncia dos processos diagenéticos,
como a cimentacdo, o crescimento de minerais argilosos, dissolucdo, faturamento, dissolugéo
e re-deposicdo de minerais, entre outras alteracfes fisico-quimicas na rocha. A porosidade
resultante destes processos é denominada porosidade secundaria (HOOK, 2003).

A porosidade de uma rocha é também diferenciada em efetiva ou total. A porosidade
total é referente a todos 0s espacgos porosos da rocha, independente de estarem conectados ou
ndo, enquanto que a porosidade efetiva remete apenas a porosidade conectada, sem considerar
0s poros isolados e inacessiveis. Por definicdo, a porosidade efetiva é sempre menor que a
total (HOOK, 2003).

E possivel obter a porosidade através de métodos diretos (laboratoriais) ou indiretos
(geofisicos), em que o volume total e 0 volume de poros e/ou de grdos s@o medidos ou
estimados a partir de outras propriedades petrofisicas. A determinacdo da porosidade das

rochas é extremamente importante para a exploracao de reservatérios de hidrocarbonetos e/ou
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agua, porque ela indica o volume potencial destes fluidos que podem estar armazenados nas
rochas. Além disso, esta propriedade influencia a maioria das demais propriedades
petrofisicas, como a compressibilidade, resistividade e densidade, entre outros (SCHON,
2016).

2.1.2 Saturacdo de Fluidos

Na natureza, o volume poroso das rochas encontra-se preenchido por fluidos como
agua, ar, Oleo, gas, além de outros. No cenario em que diversos tipos de fluidos estdo
presentes, a distribuicdo destes no espaco poroso estard relacionada as propriedades fisico-
quimicas dos fluidos e da matriz rochosa, considerando as interacGes fisico-quimicas entre
eles e as paredes dos poros.

A saturagdo de um determinado fluido “f” nas rochas (Sy) € definida como a razéo

entre o volume deste fluido (V) e o volume poroso:

S = (2.1.2)

S|

Assim como a porosidade, Sy € adimensional e expressa como um valor percentual
ou fracdo entre 0 e 1. No caso em que a rocha contém mais de um tipo de fluido, a soma das
saturacdes de cada fluido devem ser igual a 1 (em um reservatorio com agua, gas e 6leo por
exemplo, S;guq + Sgas + Ssieo = 1).

Em rochas molhaveis a agua, esta pode ser encontrada em trés formas diferentes,
dependendo de sua interacdo com os minerais da rocha: movel e livre pelo espaco poroso,
capilar e ligada a superficie dos grdos, ou associada a argila (clay-bound-water). Esta
subdivisdo é importante, pois em cada caso a agua contribuird de maneira diferente a outras
propriedades fisicas da rocha (SCHON, 2016).

A saturacdo dos fluidos nas rochas pode ser determinada diretamente através de
ensaios laboratoriais em amostras e testemunhos de poco (extracdo de fluidos, medicGes de
pressdo capilar), ou indiretamente pelas ferramentas de perfilagem (resistividade, medicgdes
dielétricas, RMN).
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2.1.3 Permeabilidade

A permeabilidade (k) é uma propriedade petrofisica fundamental das rochas,
referente a capacidade destas de permitir a passagem de fluidos através do seu sistema poroso.
Ela, portanto, depende de como os poros estdo interligados, considerando principalmente as
conexdes entre cada poro (denominadas garganta de poro). Por isso, ela esta relacionada a
porosidade efetiva e aos processos que influem sobre esta. Devido ao alto grau de
complexidade das conexdes ao longo do sistema poroso das rochas, € comum que a
permeabilidade seja anisotropica (SCHON, 2016).

Ha trés classificacbes para a permeabilidade: k absoluta (k) — referente ao fluxo
laminar de um Unico tipo de fluido que ndo reage com a matriz da rocha (ndo reativo); k
efetiva — relacionada ao fluxo de um fluido na presenca de outros, sendo estes imisciveis; e a
k relativa — a razdo entre as duas anteriores (TIAB & DONALDSON, 2004).

O fluxo (ou vazao) Q de um fluido é descrito pela lei de Darcy (DARCY, 1856):

k
Q= —= —ﬁgradP (2.1.2)

na qual A é a area da secdo transversal, t € o tempo, n € a viscosidade do fluido e grad p é 0

gradiente de pressao do fluido, que € dado por:

grad P = T (2.1.3)

na qual P; e P, sdo as pressdes de entrada e saida, e L é o comprimento do trajeto dos fluidos

através da rocha. Finalmente, k é dado por:

Qe _ oL
grad P 77P1P2

k=n (2.1.4)
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Figura 2.1.2: Definicdo da permeabilidade de uma rocha (cilindro cinza). Fonte: Glover (2000).

No SI, a unidade de permeabilidade é dada em m?, mas a indUstria do petréleo adota
a unidade de medida Darcy (d), onde 1d = 0.9869 10712m? ~ 1 um?. A permeabilidade
encontrada em rochas reservatorios pode variar em diversas ordens de grandeza, podendo ser
107> d para rochas quase impermeaveis, ou chegar 4 d em rochas muito permeaveis. Sendo
assim, a permeabilidade também é expressa em milidarcy, ou md (1073d) (TIAB &
DONALDSON, 2004; GLOVER, 2000).

Em laboratério, a permeabilidade de uma amostra de rocha pode ser medida
diretamente em células especiais que permitem o controle do gradiente de pressao do fluido
nas extremidades da amostra, e garantem que ele flua somente pela amostra. Ao aferir o fluxo
provocado pelo gradiente aplicado, a permeabilidade pode ser entdo calculada utilizando a
equacdo 2.1.4. Neste tipo de ensaio, o fluido empregado pode ser um liquido ou um gas nédo
reativo. Porém, as medicbes a gas devem ser compensadas pelo efeito Klinkenberg. Este
efeito causa um aumento consideravel no fluxo do gas em decorréncia do efeito da
“aderéncia” dele nas paredes dos poros, o que causa uma superestimativa da permeabilidade.
Para corrigir esse efeito, varias medi¢cdes do fluxo sdo feitas em diferentes pressdes, a fim de
extrapola-las para uma pressdo infinita (COSENTINO, 2001). Com isso, a permeabilidade
corrigida do efeito Klinkenberg tera aproximadamente o mesmo valor que a permeabilidade
medida por um liquido, independente do tipo de gas empregado no ensaio (SCHON, 2016).

Por outro lado, a medicdo direta da permeabilidade in situ € extremamente
complicada, envolvendo custosos testes de formacdo. Por isso ela é comumente estimada
através de métodos geofisicos que empregam as respostas fisicas das ferramentas de
perfilagem de poco (ELLIS & SINGER, 2008).
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2.1.4 Arenitos e Carbonatos

O arenito (em inglés, sandstone) € um tipo de rocha clastica, formada basicamente
por sedimentos arenosos compostos principalmente por quartzo e/ou feldspato, além de
quantidades variadas de outros tipos de minerais de sodio, potassio e calcio. Assim como as
demais rochas clasticas, os arenitos sdo formados pelo processo de erosdo (quimica e/ou
fisica) e retrabalhnamento de fragmentos provenientes de outras rochas, seguido pelo
transporte (por agua, vento, gravidade, etc.), deposicdo e litificacdo (por compactacéo,
cimentacdo, etc.) destes materiais. No entanto, o arenito diferencia-se das demais rochas
clasticas por sua matriz possuir grdos relativamente maiores, devido a presenca de minerais
mais resistentes. ApOs a deposicdo, a composicdo mineralégica dos arenitos ndo é
intensamente afetada por processos diagenéticos, mesmo que esta seja amplamente variada
(SCHON, 2016).

O carbonato € um tipo de rocha sedimentar ndo-clastica formado pela precipitacdo
quimica e/ou bioquimica de minerais carbonaticos. Ele ocorre geralmente em ambientes
marinhos rasos e quentes, que favorecem este tipo de deposicdo. Dentre os minerais
formadores de carbonatos destacam-se a calcita (CaC05) e a dolomita (CaMg(C03),), 0 que
faz com que os carbonatos sejam classificados como calcarios (mais de 50% calcita) e
dolomitos (mais de 50% dolomita). Normalmente a composicdo mineraldgica é simples em
relacdo as rochas clasticas, mas pode ser afetada mais facilmente por processos diagenéticos.

Em relacdo aos seus sistemas porosos, 0s arenitos possuem uma estrutura porosa
simples e predominantemente intergranular, apresentando geralmente uma forte correlacédo
com outras propriedades da formacdo (permeabilidade, velocidade da onda elastica,
resistividade elétrica, entre outras). Entretanto, a porosidade em carbonatos €
consideravelmente mais complexa, podendo ser composta por diversos tipos de poros, como
por exemplo: intergranulares, intragranulares, intercristalinos, cavidades (vulgs), fraturas,
entre outros. Em ambos 0s casos, processos diagenéticos e geologicos como compactacéo,

cimentacéo, faturamento e dissolucdo afetam o sistema poroso, ampliando sua complexidade.
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2.2 RESSONANCIA MAGNETICA NUCLEAR

A Ressonancia Magnética Nuclear (RMN) é um fendmeno fisico descoberto em
meados do século 20, mas o tema logo se desenvolveu em uma das mais sofisticadas e
poderosas técnicas cientificas, com diversas aplica¢des em areas da fisica, quimica, medicina,
geofisica e a petrofisica. Sua utilidade provém da capacidade da RMN em permitir a
investigacao de processos e interagdes microscopicas em materiais, abrangendo desde a escala
milimétrica a atdmica. Na petrofisica, a RMN ¢é empregada no estudo do sistema poroso de
formagdes saturadas por fluidos e possui a vantagem de poder ser aplicada tanto em
laboratério quanto in situ. Esta secéo introduzira alguns conceitos basicos sobre a RMN e suas

aplicacdes no estudo de meios porosos.

2.2.1 Magnetismo Nuclear e Spin

O fenbmeno da RMN refere-se basicamente a resposta magnética de nucleos
atdbmicos a influéncia de campos magnéticos externos, e ocorre exclusivamente em sistemas e
materiais cujos nlcleos atdbmicos possuem momento magnético i e momento angular j (ou
spin) ndo nulos. Tal caracteristica é encontrada em isdtopos que dipdem de um ndmero impar
de prétons efou de néutrons, como por exemplo: H, 2H, °Li, *°B, 3¢, N, Y70 e **Na.

Os momentos angular e magnético de um nacleo atbmico sdo paralelos e relacionados por:

i=v] (22.)

na qual y é a razdo giromagnética do nucleo. O valor de y é constante e Gnico para cada tipo
de nucleo (DUNN, 2002), como por exemplo: y = 42,576 MHz/T para 0 nlcleo de
hidrogénio ( 'H) ey = 11,262 MHz/T para o de sodio (**Na).

Considerando o 4tomo de hidrogéneo, seu nucleo é formado por um dnico préton
com spin igual a 1/2. O momento magnético faz com que o proton se comporte como uma
espécie de barra magnética com os polos norte e sul alinhado na direcédo de ji (Figura 2.2.1,
a). Em um sistema com muitos atomos de hidrogéneo e sem a influéncia de campos
magnéticos externos, a orientagdo dos spins € cadtica e regida apenas pela dindmica do
movimento Browniano (COATES, 1999) (Figura 2.2.1, b). Consequentemente, a

magnetizacéo resultante desse sistema é nula em qualquer instante (Figura 2.2.1 c).
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Figura 2.2.1: a) o nlicleo de H age como uma barra magnética, em decorréncia de seu magnetismo intrinseco;
¢) na auséncia de um campo magnético externo, o alinhamendo do ji dos protons é aleatdrio (adaptados de NMR
Logging — Principles and Applications, 1999). c) cada vetor na figura indica uma direcéo aleatéria de i, ficando
evidente que o somatdrio destes vetores se anula (baseado em ilustracBes no livro Spin Dynamics: Basics of

Nuclear Magnetic Resonance, 2001).

2.2.2 Precessdo do Spin e a Frequéncia de Larmor

Quando um ndcleo atdmico com spin ndo nulo é submetido a um campo magnético
homogéneo B_O), este exerce um torque em seu momento magnético de valor uB,, que faz com
que ele tenda a se orientar na direcdo de B_O’ lembrando uma barra magnética. Porém, o nucleo

precessiona em torno de BT) similarmente ao movimento de um giroscopio, devido ao seu

momento angular ndo nulo. Este movimento de precessdo esta esquematizado na Figura 2.2.2.

BO

i
y

Figura 2.2.2: Esquematizacdo da precessdo do spin de um proton sujeito a um campo magnético B, (baseado em

ilustracBes do livro NMR Logging — Principles and Applications, 1999).
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Ao descrever 0 movimento de precessao de um spin sujeito a B, temos que:

ai .
7~ lixB, (2.2.2)

Ao derivar a equacdo 2.2.1 em relacdo ao tempo e junta-la a equacéo 2.2.2:

-

du -
ar 1 x (¥Bo) (2.2.3)

A equacdo 2.2.3 indica que para cada instante de tempo dt, 0 vetor i move um

angulo de valor yB,dt. Finalmente, obtém-se a expressao da taxa de precessao do spin em

torno de B,, chamada de Frequéncia de Ressonancia ou Frequéncia de Larmor:

f — Wiamor — )/BO (2-2-4)
Larmor 2T 27

Através da equacdo 2.2.4, observa-se que para uma populacdo de atomos de *H, a

frequéncia de Larmor dos spins estara relacionada apenas a magnitude de BT,, contanto que

este seja homogéneo. Por outro lado, em um sistema com diferentes elementos, cada espécie

de ndcleo precessionara em uma frequéncia distinta, visto que estes possuem razdes

giromagnéticas proprias. Além disso, caso seja aplicado um campo gradiente ao invés de um

homogéneo, a frequéncia de Larmor torna-se entdo dependente da posi¢éo do spin no campo.
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Figura 2.2.3: Grafico da distribuicdo das frequéncias de Larmor em um plano submetido a um campo magnético

gradiente unidirecional (gerado considerando a equacéo 2.2.4 e o valor de y do hidrogénio).
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A frequéncia de Larmor é uma caracteristica chave para o experimento RMN, pois é
nela em que os spins absorvem/emitem radiacdo eletromagnética (energia) com maxima
eficiéncia. Isto permite que a ferramenta possa ser configurada e utilizada para interagir
exclusivamente com um determinado tipo de ndcleo atémico (com y diferentes) e/ou uma

regido no sistema (pela aplicacdo de gradientes). Este fato sera tratado nas proximas secdes.

2.2.3 Polarizacdo e Magnetizacdo Resultante

De acordo com a fisica quantica, um proton sujeito a um BT, é forcado a um entre

dois estados energéticos distintos, dependendo da orientacdo do eixo de precessdo do seu spin
em relacdo a E; (Figura 2.2.4 a). Quando a direcdo do eixo é paralela a Eg 0 proton esta em
seu estado de baixa energia, enquanto que quando ela é anti-paralela a B_(;, 0 proton esta em

seu estado de alta energia. Considerando agora uma populacdo de 'H sujeita a um B_O’
orientado no eixo longitudinal (eixo z), mais spins tenderdo a precessionar no estado de baixa
energia do que o de alta, como ilustrado na Figura 2.2.4 b. A diferenca entre o nimero de

protons orientados paralelamente e anti-paralelamente a BT, gera uma magnetizacéo resultante

VO do sistema, na mesma direcdo que ES (Figura 2.2.4 c) (COATES, 1999).

baixa

energia

Alta

energia

Figura 2.2.4: a) A precessdo de dois spins sob dois estados energéticos: baixa energia (orientagdo do eixo de
precessdo paralela a 1_3;) e alta energia (orientacdo do eixo de precessdo anti-paralela a Eg). b) llustracdo do
alinhamento preferencial dos spins em direcdo do campo magnético externo Eg em um determinado instante. O
angulo entre a orientacdo dos spins e B, esta relacionado a energia deles. ¢) A magnetizacio resultante do

sistema E; paralela a 1_3; e decorrente da orientacdo preferencial dos spins em dire¢cdo ao campo. Baseados em
ilustracdes nos livros NMR Logging — Principles and Applications (1999) e Spin Dynamics:Basics of Nuclear

Magnetic Resonance (2001).
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A intensidade desta magnetizacdo (M,) é observavel e proporcional a quantidade de

protons no sistema (N), a razdo giromagnética do nucleo, a intensidade de ES e ao inverso da
temperatura absoluta do sistema (T). Tais grandezas estdo relacionadas pela Lei de Curie,

dada por:

v2h?I(I1 + 1)

My= Nb—ou-"
0 3T(4n2)kB ~°

(2.2.5)

na qual kB é a constante de Boltzmann, h ¢é a constante de Planck e | € o nimero quantico de
spin do nucleo (COATES, 1999).

O processo de alinhamento dos spins a B_(; — também ¢é chamado de polariza¢éo — nao
ocorre instantaneamente, mas desenvolve-se gradualmente até que o sistema atinja o seu
equilibrio térmico e uma magnetizacdo resultante com intensidade M,. A taxa de variacdo da
magnetizacdo resultante no eixo longitudinal em relacdo ao tempo - M, - foi descrita por
Bloch por (BLOCH, 1946):

= (2.2.6)

-t
M, = M, (1 - eT_1> (2.2.7)

na qual t é o tempo de exposicdo do sistema a B_O) e a contante T, € chamada de tempo de
relaxacdo longitudinal. O valor de T, é uma propriedade relacionada as caracteristicas do
sistema de spins e ao meio em que se encontram, refletindo no qudo efetiva é a troca de

energia magnética dos spins no sistema (DUUN, 2002).

2.2.4 Perturbacdo Eletromagnética e Relaxacdo Transversal

Suponhamos que seja colocada uma bobina de radio frequéncia (RF) em torno do

sistema descrito na secdo anterior, orientada em uma direcdo perpendicular & B, (eixo X, por

exemplo). Se uma corrente elétrica oscilatoria for aplicada na bobina, esta produzira um

campo magnético oscilatério e linearmente polarizado B, orientado na mesma direcdo do
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eixo da bobina. E conveniente expressar este campo como a soma de dois campos polarizados

circularmente, que rotacionam em torno do eixo X, em dire¢des opostas:

1=

i [Pt I @29
= 1 By o

By (% cos wp, t — ¥ cos wp, t)

na qual B; é a magnitude do campo, wp, € a frequéncia angular da oscilagdo e X e y so
vetores unitarios dos eixos x e y. Um desses campos circulares gira no sentido contrario a
precessao dos spins do sistema e seu efeito sob este pode ser negligenciado se B; < B,. Em
contrapartida, o outro rotacionara no mesmo sentido da precessao e interagira com os spins do
sistema se wp, = Wpamor- NESte caso, 0 campo B, fara gue os spins precessionem em fase e
transferira energia a eles, o que configura de fato o fenbmeno da Ressonancia Magnética.
(COATES, 1999; DUUN 2002).

Para explicar melhor o efeito de B, sob a magnetizacdo resultante, é interessante
considerar um novo sistema cartesiano rotatorio, em que as coordenadas x e y (ou o plano

transversal) giram em torno do eixo z com velocidade angular @y gmer- COM 1SS0, temos as
novas coordenadas giratorias x’ ¢ y’, € B; € considerado estaciondrio e orientado no eixo x’,
como ilustrado na Figura 2.2.5. Ao aplicar um pulso na bobina, B; exercerd um torque na

magnetizacdo resultante, fazendo com que esta rotacione em torno de x' um angulo 6

€Xpresso por:
0 = yBio (2.2.9)

na qual o é o tempo de aplicacdo do campo B,. Devido a essa deflexdo, a magnetizacédo

resultante do sistema ganha uma componente no plano xy, chamada de M, e com seu valor

igual a M, sen 6. Sendo assim, M., tera seu valor maximo M,, = M, quando 8 = =+ g

Apos a deflexdo desejada, a corrente da bobina é entdo cortada e o campo B, é

desligado. Desta maneira, 0 Ginico campo magnético restante sera novamente B, e 0s spins do
sistema voltardo a ser polarizados e precessionar em torno do eixo z, assim como ilustrado na

Figura 2.2.6. Durante este processo, havera uma perda gradual de M,,, e um crescimento em

M,, até que o sistema atinja o equilibrio térmico novamente.
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Figura 2.2.5: Esquematizacdo da aplicacdo de um campo magnético oscilatério Ef gerado por uma bobina de
radio frequéncia colocada em torno do sistema de spins e orientada no eixo x. Considerando um sistema de
coordenadas girantes com velocidade angular igual 2 ®;gmor E’ ¢ estacionario e produz uma rotagdo na
magnetizacdo resultante do sistema, defletindo-a para o plano xy (baseado em ilustracdes no livro Nuclear
Magnetic Resonance: Petrophysical and Logging Applications, 2002).

Lot VOVIIES

-® el X l-.-::::’

Figura 2.2.6: Esquematizacdo do processo de relaxacdo transversal (baseado em ilustracdes no livro Nuclear
Magnetic Resonance: Petrophysical and Logging Applications, 2002).
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O decaimento de M, também foi descrito por Bloch como:

dM, M, M, M,
— __x —v_ 2 2.2.10
dt T, & dt T, ( )
-t
M,y = MyeT: (2.2.11)

na qual a constante T, é chamada de tempo de relaxagao transversal. Assim como T;, o0 valor
de T, esta relacionado as interacdes magnéticas dos spins no sistema durante a relaxacéo,
remetendo a fendmenos que promovem a perda da magnetizacdo transversal. Um destes é a
defasagem da precessdo dos spins, que faz com que a orientacdo destes perca sua coeréncia
inicial, enfraquecendo assim o vetor da magnetizagcdo resultante no plano transversal. Tal
fendmeno, assim como outros, ndo influi na relaxacdo longitudinal. Por isso, é importante

ressaltar que T; e T, podem ser diferentes, onde T; serd sempre maior ou igual a T,.
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Figura 2.2.7: Gréafico demonstrando a intensidade normalizada das magnetizagdes longitudinal e transversal
durante a relaxacéo, utilizando valores diferentes para T; e T, (baseado em ilustracbes do livio NMR Logging —

Principles and Applications, 1999).

2.2.5 FID e Eco de Hahn

Como descrito anteriormente, quando o campo B; € desligado, os spins voltam a

precessionar em torno de B, enquanto as relaxacOes transversal e longitudinal transcorrem. A

variagdo na magnetizacao resultante causada pela precessdo no plano transversal induz uma
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corrente elétrica na mesma bobina que gerou o campo _Ef cuja amplitude decai junto com
M,,,. Consequentemente, esse sinal elétrico corresponde ao decaimento de M,,, em relagéo ao
tempo, e é chamado de Decaimento Livre de Inducdo ou FID (Free Induction Decay).
Quando o pulso RF aplicado causa a deflexdo de & = 90°, os primeiros valores de amplitude

do sinal FID podem ser utilizados para estimar M,,.

Em um cenério ideal onde B, é perfeitamente homogéneo ao longo de todo o
sistema, o FID seria regido pela equacgéo 2.2.11, ou seja, dependeria diretamente do valor de
T,. No entanto, isto geralmente ndo acontece em uma medicdo de RMN real, e 0s spins
“sentirdo” as imperfei¢cdes de B_(; ao longo do sistema e precessionardo em frequéncias de
Larmor ligeiramente distintas. Isto provoca a defasagem deles durante a relaxagdo, pois
alguns spins precessionam mais rapido que outros, resultando assim na dispersdo de suas
orientacOes e na atenuagdo de M, . (Figura 2.2.8 a). Como a ndo homogeneidade de BT, néo
esta relacionada as caracteristicas fisico-quimicas do sistema, a relaxagdo observada no FID
ndo é atribuida ao T, “natural” do sistema, e sim a um T, que inclui a influéncia instrumental.
Porém, essa relaxacdo € geralmente mais intensa do que a do T, “natural” do sistema, e seu
efeito precisa ser anulado para se obter T, corretamente. A Figura 2.2.8 b demonstra um FID e
a curva T, de uma simulacdo do experimento RMN através das equacdes de Bloch

(MORAES, 2014), onde nota-se a diferenca entre a curva T, e a curva T, descrita pelo FID.

10 Sinais de RMN apos o pulso de 90°
i i A N S
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Figura 2.2.8: a) llustragdo da defasagem dos spins ap6s a aplicagdo de um pulso de 90°, devido a
inomogeneidade de BT Essa defasagem causa um espalhamento da orientagdo dos spins no plano xy giratdrio,
que atenua o sinal de M,,, (Fonte: COATES, 1999). b) Grafico gerado a partir de uma simulagdo do experimento
RMN (baseado em MORAES, 2014), onde o “x”, “y” e “z” sdo as magnetizagdes M,, M, e M,, e o tracejado
verde € a curva T, da simulagdo. Pela figura fica nitido que o decaimento delineado pelo FID é mais rapido que o

decaimento de Ts,.
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Uma maneira de contornar esse efeito é a aplicacdo de um pulso de 180° no sistema
apos um tempo 7 do primeiro pulso de 90°. O pulso de 180° invertera a orienacdo dos spins
no plano transversal girante, colocando os que estavam inicialmente atrasados em relacdo a
rotacdo do plano (que precessionam mais devagar) "na frente™ e os spins adiantados (que
precessionam mais rapido) "atras”. Dessa maneira, considerando que a taxa de defasagem
manteve-se igual, a orientacdo dos spins tenderd a convergir, colocando-os em fase
novamente apds 0 mesmo tempo 7. A medida em que os spins sdo refocalizados, a magnitude
de M,, cresce até atingir um maximo no momento em que os spins entram em fase. Apds
isso, a defasagem continua e M,,, decai novamente na mesma taxa observada apos o pulso de
90°. Este fendbmeno (esquematizado na Figura 2.2.9) produz um eco no sinal do FID,

chamado de Eco de spin ou Eco de Hahn, em homenagem ao seu descobridor (Hahn, 1950).

90° Pulse 180° Pulse

i P

Time (ms)

2t
Time (ms)

Figura 2.2.9: Esquematizag¢do das “etapas” do eco de Hahn: 1- o pulso de 90° é aplicado e a magnetizacdo

resultante é defletida para o plano xy girante; 2- os spins come¢am a defasar devido a imonogeidades em B; 3-
o0 pulso de 180° é aplicado, e a magnetizacdo no plano xy se inverte; 4- a defasagem continua, mas agora 0s spins
com maiores frequéncias de Larmor estdo atrasados e 0s com menores frequéncias estdo adiantados; 5- depois do

tempo 27, 0s spins entram em fase novamente, o que induz o eco de Hahn no FID. Fonte: COATES (1999).

O eco de Hahn permite reverter a defasagem causada por efeitos instrumentais

(imperfeicdes em B_(;) que contribuem para o valor de T,. No entanto, os efeitos que
dependem do tempo T, sdo irreversiveis e a relaxacdo transversal acontece independente da
geracdo dos ecos de Hahn (DUNN, 2002). Dessa forma, se ap0s o primeiro pulso de 90°

forem aplicados varios pulsos de 180° consecutivos, espacados no mesmo intervalo de tempo
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27 (ou TE — Tempo ao Eco), a amplitude méxima dos ecos gerados corresponderdo a curva de
relaxacdo transversal, ou da “curva T,” (Figura 2.2.10). Essa sequéncia de pulsos descrita é a
denominada sequéncia Carr-Purcell-Meiboom-Gill, ou sequéncia CPMG (CARR &
PURCELL, 1954; MEIBOOM & GILL, 1958), que é o método mais utilizado para a medi¢do
dacurva T,.

No caso dos fluidos, a difusdo das moléculas em campos heterogéneos tambem
provoca uma defasagem nos spins. Isso acontece porque as moléculas do fluido se
movimentam aleatoriamente em regides do sistema sob diferentes magnitudes de B,. A
contribuicdo deste fendmeno na relaxacdo transversal é considerdvel se o coeficiente de
difuséo do fluido analisado e/ou o valor do 7 na sequéncia CPMG forem muito grandes. Por
outro lado, o emprego de valores T pequenos consegue minimizar a contribuicdo desse efeito
principalmente em liquidos, por terem o coeficiente de difusdo menores. J& nos gases, 0

coeficiente de difusdo costuma ser muito grande, e essa contribuicdo ndo pode ser anulada.

e
<
2
=
£
<

90° 180° 21 180° 4t 180 Time (ms)

Figura 2.2.10: Esquematizagdo da sequéncia de pulsos CPMG, em que um trem de ecos de Hahn € obtido pela
aplicacdo de um pulso de 90° seguido de vérios pulsos de 180° consecutivos, intervalados pelo tempo 2t (ou 0
tempo ao eco “TE”). A linha azul no grafico corresponde a curva T,, que coincide com 0s picos nos ecos de

Hahn, e por isso a sequécia CPMG permite a obtencdo da curva T,. Fonte: COATES (1999).

2.2.6 RMN em Meios Porosos

RMN *H de baixo campo (RMN do proton) é amplamente aplicada na petrofisica no
estudo de meios porosos saturados por fluidos. Nesse caso, a ferramenta é configurada para

emitir e detectar sinais que estejam na frequéncia de Lamor do hidrogénio, considerando a

magnitude do B, aplicado. No contexto de rochas reservatérios, *H é raramente encontrado na
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matriz, mas é abundante em fluidos que naturalmente saturam as formac6es (hidrocarbonetos
e/ou &gua), e enquanto que os tempos de relaxacdo sdo extremamente curtos para *H ligados a
matrizes solidas, *H em fluidos possuem T; e T, longos e facilmente mensurdveis no
experimento de RMN. Considerando estes fatores, pode-se afirmar que as medi¢des de RMN
IH em rochas reservatorios podem ser relacionadas quase que exclusivamente a resposta
magnética dos fluidos nos poros.

Nos ensaios laboratoriais comuns, a amostra de rocha é saturada por um fluido como
agua ou Oleo antes de ser colocada no espectrometro de RMN. Este consiste em um tubo
envolvido por uma bobina RF e posicionado perpendicularmente entre dois magnetos

permanentes, com polarizagdes opostas (Figura 2.2.11 esquerda). Os magnetos sao

responsaveis pela geracdo do campo Eg gue deve ser o mais homogéneo possivel. Por outro
lado, a bobina é conectada a circuitos eletrdnicos responsaveis pela emisséo dos pulsos RF do
campo B, eda deteccdo do sinal induzido pelas variages de M, . Estes circuitos também sdo
conectados a um computador que controla a aplicacdo das sequéncias de pulsos e recebe os
sinais do FID digitalizados.

Nas medic¢des in situ, as ferramentas de perfilagem RMN também utilizam um arranjo
de magnetos permanentes e bobinas RF, mas sua principal diferenca é que os campos sdo
propagados em volta da ferramenta, para realizar as medicdes nas paredes do poco (Figura
2.2.11 direita). Em ambos os equipamentos, a sequéncia CPMG pode ser aplicada para a

obtencdo da curva T, e de M, para cada amostra ou intervalo (profundidade) do poco.

a) b)

Permanent
8, Magnets

Transmitter and \ .
Receiver Coil Sensitive
Volume

Figura 2.2.11: Esquematizacdo da ferramenta RMN: a) Em laboratdrio (ilustracdo gerada utilizando o programa

VPython); b) Em poco (Fonte: www.aramcoexpats.com).
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Como descrito anteriormente, M, é proporcional ao nimero de prétons presentes no
sistema. Ao considerar um fluido com *H em sua composicdo e sob temperatura e presséo
constantes, M, pode ser considerado como proporcional ao volume desse fluido. Deste modo,
o valor de M, pode ser calibrado a um determinado volume de fluido ao medir uma amostra

“100% saturada” (Mg ,,,,)- APOS esta calibracdo, podemos entdo obter a porosidade de uma

rocha pela RMN, ao calcular:

_ Morocha
Prun = 3 (2.2.12)
0100%

na qual M, . € a medida da magnetizagdo resultante de uma rocha com seus poros

totalmente saturada por fluido. ¢y trata-se entdo de uma medida da porosidade total da
amostra, sendo bastante confiavel em relacdo a outros métodos, principalmente pelo fato de
ser uma medida independente da litologia.

Para fluidos confinados no espaco poroso, existem trés mecanismos principais que
promovem relaxacdo magnética:

e Relaxacdo bulk (intrinseca): depende da interacdo entre os spins do sistema, e por
isso estd relacionada as caracteristicas fisico-quimicas do fluido (viscosidade,
composicao, etc.).

e Relaxacdo superficial: causada pelas interacbes entre os spins e a matriz da rocha,
gue acontecem no contato rocha-fluido.

¢ Relaxacao difusional: relacionada a difusdo das moléculas quando sob a influéncia de

gradientes no campo B, — estes mecanismos afetam apenas a relaxacéo transversal.

Tais mecanismos influem nos valores de T, e T, de acordo com (COATES, 1999):

! = ! + ! (2.2.13)
T leulk Tlsuperfl’cie o

1 1 1 1

— + + (2.2.14)

T T bulk T, superficie T, difusio

Como discutido anteriormente, o efeito da relaxatividade difusiva pode ser

negligenciado em T,, caso sejam utilizados valores de T muito pequenos na sequéncia CPMG,
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e o fluido saturante ndo tenha um alto coeficiente de difusdo (ou seja, ndo seja um gas). A
relaxagdo bulk sempre acontece, mas esta relacionado exclusivamente ao fluido saturante, e
por isso podemos medir T,, . diretamente pelo experimento, colocando uma amostra do
fluido num recipiente largo (removendo assim o efeito da relaxatividade superficial), e
aplicando a sequencia CPMG. Em geral, T, . Vvale cerca de 3 segundos em salmouras, € a
relaxagdo transversal observada destas pode ser  descrita como um decaimento
monoexponencial longo e simples (COATES, 1999).

O efeito da relaxagdo superficial nos poros esta atribuido a existencia de minerais
para- ou ferro-magnéticos nas matrizes das rochas, onde a presenca de elementos como o
ferro, magnésio, cromo e outros intensifica a relaxacdo dos spins (DUNN, 2012). No caso de
rochas saturadas por agua e molhaveis a ela (e do emprego de 7 curtos na sequéncia CPMG),
a relaxacgdo superficial domina os demais mecanismos.

Em uma importante andlise tedrica realizada por BROWSTEIN & TARR (1979), foi
definido o que hoje é conhecido como “regime de difusdo rapida”, que essencialmente diz
que os poros do sistema sdo pequenos o suficiente e os mecanismos de relaxacdo superficial
sdo fracos o suficiente para garantir que as moléculas do fluido difusionem e percorram toda a
extensdo do poro varias vezes antes de seus spins relaxarem completamente. No mesmo

trabalho, os autores concluiram que quando o sistema se encontra neste regime, temos que:

1 S
= P12 (V) (2.2.15)
poro

T
1'Zsuperfl’cie

na qual S € a superficie do poro, V é o volume do poro e p;, e forca da relaxatividade

superficial no poro (1 para longitudinal e 2 para transversal) (COATES, 1999). Para poros

. ~ S AT .
com formatos simples, a razdo (;) é diretamente proporcional ao tamanho do poro.
poro

2.2.7 Distribuicdo de Tamanho de Poros

As rochas reservatorios normalmente possuem um sistema poroso com diversos tipos
e tamanho de poros diferentes, além de que estes podem conter mais de um tipo de fluido.

Portanto, o decaimento de M, ndo é descrito com um Unico valor de T, (decaimento mono-

exponencial), e sim por uma distribuicdo de valores de T, (decaimento multi-exponencial),
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onde cada T, esta relacionando a uma familia de poros com o mesmo tamanho e mesma

disposicao de fluidos. Este decaimento pode ser descrito como:

t

Mey(®) = ) My (0)e T (2.2.16)

na qual M, (t) € a magnetizacdo transversal no tempo t e Mxyi(O) e T,; sdo a magnetizagao

transversal inicial e o tempo T, na i-ésima componente da relaxacdo transversal (COATES,
1999).

Como dito anteriormente, os mecanismos de relaxacdo superficial dominam o0s
decaimentos de T, em casos onde as rochas estdo saturadas por salmoura e 0s tempos T sdo
curtos. Neste cendrio, os valores de T, sdo entdo tidos como diretamente proporcionais ao
tamanho dos poros das rochas, como ilustrado na Figura 2.2.12. Portanto, nesse caso a

distribuicdo de T, pode ser considerada como uma pseudo-distribui¢cdo de tamanho de poro.

Figura 2.2.12: Esquema da relacdo dos decaimentos do sinal RMN e os valores de T, com o tamanho de poros de
uma rocha saturada por salmoura (Fonte: NMR Logging — Principles and Applications, 1999). Pela figura, vemos
que poros grandes resultam em grandes valores de T, e decaimentos longos, enquanto que 0s poros menores
resultam em T, pequenos e decaimentos curtos. Finalmente, em um sistema com diversos tamanhos de poro, 0

decaimento € o somatdrio da contribuicdo de varias exponenciais, descrito por uma distribuicdo de valores de T,.
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Expandindo mais um pouco a equagéo 2.2.16, temos que para o tempo t = O:

M, = ZMxyi(O) > My, (0) = Mof;, onde Efi —1 (2.2.17)

na qual f; é a fragdo da amplitude do sinal referente a i-ésima componente da relaxacéo
transversal, ou seja, a fracdo de volume de fluido que relaxa nos poros correspondentes ao

tempo T,. Finalmente, temos a equacao:

t
My (/Mo = ) fie T (2.2.18)

Portanto, os valores de f; sé@o as amplitudes das distribuicbes de T,, e indicam a
fracdo da contribuicdo de determinada familia de tamanhos poros para a porosidade do
sistema. Como ), f; = 1, podemos multiplicar estes valores pelo valor de porosidade obtida da
rocha, e gerando assim uma distribuicdo de porosidades incrementais por T,.

Para determinar os valores de f;, é feito uma inversdo matematica nos trens de ecos
obtidos pela sequéncia CPMG, através da equacdo 2.2.18. Na inversdo, é predefinido um
dominio discreto de m valores de T,;, resultando em m valores de f;. Em laboratorio, este
dominio é definido comumente como um espaco logaritmico entre 0.1 ms e 10s, com centenas
de pontos, enquanto que na RMN de perfil, sdo utilizados menos pontos (normalmente 30)
numa janela de tempo mais curta. Vale ressaltar que a inversdo RMN é um problema mal
posto, e precisa ser regularizado para gerar solucdes estaveis. Por isso, as curvas de T,

normalmente sdo bem suaves, como ilustrado na Figura 2.2.13.

Mt Pi)
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Raw Data: Echo Train t Processing Result: T, Distribution Ty

Figura 2.2.13: Esquematizacdo da inversdo de um trem de ecos obtido pela sequéncia CPMG (esquerda) em uma

distribuicdo de T, (direita) (Fonte: NMR Logging — Principles and Applications, 1999).
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2.2.8 Determinacédo de BVI e FFI

Uma das primeiras aplicacbes da RMN de meio porosos é a determinagdo do “BVI”
(em inglés, Bulk Volume of Irreducible water) de uma formacdo. O BVI pode ser definido
como o volume de agua contida no espago poroso que esta “presa por capilaridade” e por iSso
ndo fluira para fora da rocha durante a producdo (COATES, 1999). Em outras palavras, a
agua esta presa em poros cujas conexdes sejam muito pequenas, impedindo seu fluxo pelo
sistema. Este volume esta relacionado com a molhabilidade e outras propriedades da rocha, e
serve como uma referéncia do volume de um reservatorio que ndo podera ser produzido
(fluido irredutivel) durante a exploracdo. Além do BVI, existe a definicdo do FFI (em inglés,
Free Fluid Index), que por outro lado é o volume de fluido que esta livre para fluir pelo
sistema poroso e ser produzido. Os dois se relacionam fazendo “Vyy,i4o = BVI + FFI”.

O BVI pode ser obtido pela RMN ao aplicar um valor de corte nas curvas de T,,

chamado de ”, segregando assim os poros ocupados por fluidos livres dos poros

“Tzcutoff
ocupados por fluidos irredutiveis. O BVI é entdo estimado ao integrar a curva T, até o corte
aplicado. Tal abordagem se baseia na presuncdo de que fluidos livres residem em poros
grandes, enquanto que fluidos irredutiveis estdo nos poros pequenos.

Na literatura, o valor do T2 cutos é tido como 33 ms para arenitos, e 90 ms para

carbonatos. Estes valores foram definidos a partir de numerosos estudos realizados em

diversos conjuntos de rochas. Contudo, &€ mais aconselhavel calcular diretamente T, . f

sempre que possivel para estimar melhor os valores de BVI e FFI, ja que aplicar um valor
generalizado de literatura pode gerar erros.

O calculo do valor de T2 cutos pela RMN envolve a comparagdo de duas curvas de

T,: uma com a rocha estando 100% saturada por salmoura, chamada de “T, SW1”; e a outra
com a rocha com sua saturagdo irredutivel, chamada de “T, SWI”. No ultimo caso, esta
saturacdo irredutivel pode ser atingida ao desaturar parcialmente a amostra, até o ponto de que
“ndo seja mais possivel” produzir fluido nela. Em geral, isto ¢ obtido ao processar a amostra
100% saturada em uma centrifuga a 100 psi, o que faz com que o fluido livre saia da amostra.
Depois do processo, 0 volume de fluido que restou na rocha corresponde a sua saturacéo
irredutivel, e a medida de RMN pode ser refeita com 0s mesmos parametros de aquisicdo para
comparar o T, SW1 e SWI. A Figura 2.2.14 esquematiza o calculo feito para estimar o valor

de T2 cutor s Basicamente, o calculo consiste em plotar as curvas acumuladas das distribui¢fes
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de T, SW1 e SWI, e marcar na curva SW1 o valor maximo obtido na curva SWI. O valor de

T, neste ponto é Tzcuwff, que em geral deve ser interpolado no dominio de Ts,.
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Figura 2.2.14: Esquematiza¢do do método estimador do valor do T cutopsr AUE utiliza a comparacao entre as

curvas SW1 e SWI (Fonte: NMR Logging — Principles and Applications, 1999).
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2.3 PRESSAO CAPILAR POR INJECAO DE MERCURIO

A medicdo de Pressdo Capilar por Injecdo de Mercurio, abreviada comumente de
MICP (do inglés, Mercury Injection Cappilary Preassure), € um poderoso ensaio laboratorial
proposto por Washburn (1921) para caracterizar meios porosos. O experimento permite a
obtencdo da curva de pressdo capilar por volume dos poros, o que pode ser convertida para
uma distribuicdo do tamanho dos raios de garganta de poro, ou R;, de uma amostra de rocha.
Apesar de bastante antiga, esta técnica € uma das mais confidveis para a obtencdo das
distribuicOes de R, por ser considerado um método “direto” e de ter sido bastante validado

desde sua criacdo. Devido a isso, ele ainda é amplamente empregado na industria petrolifera.

2.3.1 Ensaio de Pressdo Capilar por Injecdo de Mercurio

O experimento consiste na injecdo gradual de mercurio em uma amostra porosa sob
pressdo variavel, a fim de se obter a relacdo entre a pressdo capilar dos poros e o volume de
mercurio intrudido na amostra. 1sso é possivel gracas ao fato de que o mercuario é um liquido
ndo molhante para a grande maioria dos solidos e, portanto, ndo invade espontaneamente 0s
poros a menos que se aplique uma presséo sobre ele.

Um experimento MICP comum inicia-se com a amostra previamente desaturada em
um recipiente fechado sob vacuo (Figura 2.3.1 a), que é posteriormente preenchido por
mercurio (Figura 2.3.1 b). Depois, a pressao atmosférica € aplicada ao mercurio, fazendo com
que este entre nos poros maiores enquanto seu nivel volumétrico diminui (Figura 2.3.1 c).
Finalmente, a curva de pressdo capilar é produzida ao realizar acréscimos na pressao do
mercurio, observando o volume intrudido no sistema a cada passo. A medida que a pressdo
aumenta, o mercurio invade 0s poros de raios cada vez menores, até que a pressao seja alta o
suficiente para invadir todos os poros (Figura 2.3.1 d). Com isso, considerando o formato dos
poros como predominantemente cilindrico, podemos relacionar a pressao capilar dos poros
com 0s raios de suas gargantas através da expressdo (WASHBURN, 1921; SOUZA 2012):

20|cos0|
P=— (2.3.1)
t

na qual P. € a pressdo capilar (dinas/cm?), o € a tensdao superficial do mercurio (480

dinas/cm), 8 € o angulo de contato da interface Hg-ar (140°) e R; é o raio das gargantas de
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poros (em um). Ao realizar essa transformacdo, obtemos a distribuicdo de R, por volume
intrudido de mercudrio, como demonstrado na Figura 2.3.2. A distribuicdo de R, é plotada em

um gréafico semi-log no eixo x, assim como as distribui¢cdes de T,.

Pressure
Oil in
Valve E=
Closed |
we Drop
in Hg
Glass _ Level
Holder
Sample —

() (b) (©) (d)

Figura 2.3.1: Esquematizagdo do experimento MICP dividido em etapas. Fonte: www.perminc.com.
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Figura 2.3.2: Graficos do experiemento MICP feito na amostra “Austin Chalk”. Na esquerda, a curva de
saturacdo percentual de mercurio (normalizado pelo volume total de mercdrio intrudido) vs. a pressao de injecdo
do mercdrio. Na direita, as curvas de saturacdo incremental (linha solida) e acumulada (linha tracejada) de
mercurio vs. o raio de garganta de poro (R;) obtido pela equacdo 2.3.1. Nota-se a similaridade entre as

distribuicdes de R, e T, para essa amostra de carbonato.
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2.3.2 Aplicacbes do MICP na Petrofisica

Assim como as distribuicbes de T, obtidas pela RMN, a distribui¢do de R; provinda
da técnica MICP oferece uma analise do sistema poroso quanto as familias de poros que
compdem a rocha, desta vez considerando ndo o tamanho dos poros em si, mas a quantidade
de volume poroso acessivel ap6s a aplicacdo de determinada pressdo, ou seja, 0 volume
poroso conectado por gargantas de poro (capilaridades) de determinado tamanho. Tal
avaliacdo também permite a anélise de facies baseada nos R, caracteristicos das amostras,
além de outras. Como exemplo de parametros petrofisicos quantitativos derivaveis de dados
de MICP, podemos obter o valor da porosidade efetiva — através do volume total de mercdrio
intrudido apds que a pressdo maxima seja aplicada — e uma estimativa da permeabilidade, que
serd discutida na proxima segao.

Apesar de suas vantagens, a técnica do MICP é limitada ao experimento laboratorial e
ndo pode ser implementada in situ. Além disso, as amostras precisam ser descartadas logo
apos o ensaio, por conta da dificuldade de se retirar o mercurio intrudido e da alta toxicidade
deste, que pode oferecer riscos a satde. Consequentemente, a técnica tem sido substituida por
medicdo de RMN e a utilizagdo de centrifugas para a obtencdo de curvas de presséo capilar, ja
gue ambas as técnicas sdo mais seguras e nao destroem a amostra apds a medicdo (SOUZA,
2012).
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2.4 ESTIMADORES DE PERMEBILIDADE POR RMN E MICP

Todos os modelos estimadores de permeabilidade discutidos nesta secdo sao derivados
da equacdo de Kozeny-Carman. Este modelo matematico descreve o sistema poroso como
uma rede de tubos capilares tortuosos, onde a permeabilidade é definida como uma funcédo de
diversos parametros petrofisicos e outras quantidades fisicas (KOZENY, 1927; CARMAN,

1936). Sua formulacdo original € bastante complexa, mas pode ser simplificada por:

(o

K = ag? (g)p 2.4.1)

na qual K € a permeabilidade, ¢ a porosidade efetiva, “a”, “b” e “c” sdo coeficientes
litologicos e (V/S),0re € a razédo volume-superficie caracteristica dos poros da formagcéao.
Este ultimo parametro pode ser reduzido a um valor efetivo da razdo volume-superficie do
sistema poroso, ou seja, um V/S referente a um tipo ou familia de poro que melhor representa
a rocha. Tal simplificacdo permite que dados provindos das medicdes RMN ou MICP possam
ser aplicados na equacdo, na forma de valores de T, ou de R; que melhor representem suas
distribuicBes. Neste ambito, geralmente sdo utilizados valores como médias e/ou cortes de

saturacdo critica obtidos através das distribuicfes de T, e R, como ilustrado na Figura 2.4.1.
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Figura 2.4.1: Graficos das distribui¢des incrementais (esquerda) e acumuladas (direita) de T, (superiores, com
linha azul) e R, (inferiores, com linha vermelha) da amostra de carbonato “Austin Chalk”. Em todas as
distribuicdes, os valores das médias (harménica, geométrica, aritmética, e a moda) e dos “cortes” de saturagido

(de 5% até 95%) foram calculados, e estdo exibidos na forma de linhas verticais e pontos sobre as curvas.
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Por outro lado, os coeficientes litoldgicos estdo relacionados as particularidades do
tipo de modelo empregado, das formagGes e da natureza do valor de (V/S),re aplicado. Por
isso, eles geralmente sdo otimizados em estudos semi-empiricos, utilizando Regressdo

Mudltipla em grandes conjuntos de dados de amostras.

2.4.1 Permeabilidade por MICP

Desde a concepcdo do experimento de MICP, numerosos autores procuraram
métricas para correlacionar a permeabilidade absoluta das rochas com a distribuicdo de raios
de garganta de poros. Uma das abordagens mais conhecidas e bem sucedidas nesse ambito foi
desenvolvida por Winland (KOLODZIE, 1980) e melhorada posteriormente por Pittman
(1992), onde centenas de amostras de rochas foram avaliadas em ambos os trabalhos. A

equacdo do modelo é comumente chamada de equacgdo de Winland-Pittman, e é descrita por:
Kumicp = a¢b(Rt5at)C (2.4.2)

na qual R, . € um raio de garganta associado a um nivel critico de saturagdo de mercurio.

Nos trabalhos, Winland e Pittman obtiveram os melhores resultados ao utilizar os cortes de
saturacdo de mercurio de 35% e 25%. O primeiro é comumente referenciado na industria do

petréleo como R;s.
2.4.2 Permeabilidade por RMN

Como discutido na secdo 2.2.6, ¢ e V/S podem ser obtidos através medicdo RMN
'H. Juntando as equagdes 2.2.14 e 2.4.1, temos:

Krun = a¢b(P1,2effT1,2rep)c (2.4.3)

na qual Tl'zrep € um valor médio ou representativo das distribuicdes de T, ou T, e P12, é

um valor efetivo para a relaxatividade superficial longitudinal e transversal. A abordagem

mais comum na induastria é atribuir Tl'zrep a meédia logaritmica (geomeétrica) dessas

distribuicdes, porém Rios et al (2014) demonstraram que € possivel obter estimacfes de



53

permeabilidade satisfatorias utilizando outras métricas também, como por exemplo as demais
médias pitagdricas, e/ou cortes de saturacdo como na abordagem de Winland e Pittman para
MICP.

Ao considerar que a relaxatividade superficial é constante e homogéneo, ao longo de

uma formac&o determinada, é possivel estimar a permeabilidade nela por:
Krun = ald’b(Tl,zrep)C (2.4.4)

na qual agora a’ é o parametro litoldgico “a” que também inclui a contribuicdo de p€. Este
modelo é representa a forma mais geral da equacdo de permeabilidade Schlumberger-Doll
Research ou KSDR, que é uma das equacgdes de permeabilidade mais utilizadas na industria

do petréleo. O KSDR é expresso por:
Kspr = a,¢4(Tzlogmean)2 (2.4.5)

na qual b=4, c=2 e Tllzrep é a media logaritmica. Estes valores foram escolhidos a partir do

estudo feito por Kenyon et al (1986), onde este modelo foi avaliado e otimizado utilizando
centenas de rochas areniticas.

De modo geral, a equagdo KSDR oferece uma boa estimativa da permeabilidade
guando aplicadas em litologias simples. Porém, em rochas mais complexas (como
carbonatos), variacdes consideraveis na relaxatividade superficial podem ocorrer em pequenas
escalas dentro das formacdes. Portanto, a falta de conhecimento deste pardmetro pode resultar
em baixa acuracia na estimativa de k pelo Kpg. Nesse caso, é necessario obter o valor efetivo
de p para cada amostra e utiliza-los como input na equacéo 2.4.4.

Outro importante estimador de permeabilidade é a equagdo de Timur-Coates, que
utiliza como entrada a porosidade e a razéo entre o volume de “fluido livre” (free fluid) e o de
fluido preso por capilaridade (bound fluid), descrita por (TIMUR 1968, COATES et al,1991):

FFI

Kcoates = (B_VI * (% )b (2.4.6)

na qual FFI é denominado free fluid index e BVI é denominado bulk volume index.
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2.5 INTEGRACAO RMN-MICP

As técnicas de integracdo de dados RMN e MICP de rochas visam correlacionar as
dimensoes da distribuicdo de T2 com as de R, provindas dos dois experimentos numa mesma
escala (Souza, 2012). Para este objetivo, € necessario supor que 0s poros das rochas possuem
geometrias predominantemente cilindricas, ja que a interpretacdo das distribuicdes MICP
segue 0 modelo de poros cilindricos (MARSCHALL, 1995). Ao calcular a razdo V/S do

cilindro, T, pode ser relacionados a R; por:

S 2nrl
<_> = = 2/7‘ = Teimaro = 2P2712 (2-5-1)
cilindro

Vv tr2l

sendo [ o comprimento do cilindro. O valor “2” na equagao acima € o termo que converte a
razdo (S/V)poro da equagdo 2.2.14 para raios de garganta de poro, e € chamado de pore
shape fator f. Apesar do valor 2 ser o mais aceito, também é possivel utilizar outros valores,
como, por exemplo, 3 para poros esféricos.

Considerando que ambas as amplitudes nas distribuicdes sdo visualmente

correlacionaveis, um valor de P2esr pode ser ajustado para que a correlacdo cruzada das

distribuicBes T, e R, seja méxima:
max CC(p,) = maXZ'AMICP(Ti) Apyn (17 = szefsz) (2.5.2)
l

na qual Ay cp € Agmy Sa0 as amplitudes das distribuicdes de R, e T, respectivamente, sendo a
ultima dimensionada a tamanhos de raios de garganta de poros, enquanto que os valores de r;
representam o dominio comum entre as duas distribuicdes. Para calcular CC(p,), as
amplitudes de ambos os experimentos séo interpoladas para com os valores r;, a fim de serem
devidamente correlacionadas, com a mesma taxa de amostragem (MARSCHALL, 1995).

O método de correlagdo R;-T, geralmente permite estimativas razoaveis do valor
P2gppr AUE podem ser entdo aplicadas na equacdo 2.4.3 para melhorar a estimativa de
permeabilidade. Porém, a confiabilidade do método esta diretamente relacionada a qualidade
da correlacdo R;-T,, 0 que ndo sO depende da habilidade das tecnicas RMN e MICP de

refletirem rigorosamente as distribuicGes de tamanho e de garganta de poro, mas também da
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afinidade destas duas propriedades no sistema poroso. Sendo assim, a correlagdo néo
produzird bons valores de relaxatividade superficial caso ndo seja possivel amarrar fielmente
familias de tamanho de poros observadas nas curvas de T, as suas familias de garganta de
poro correspondentes nas curvas R;. Outro fator que também deve ser considerado é a
diferenca no tamanho relativo das amostras que seguem para os ensaios RMN e MICP, uma
vez que no ultimo caso, estas sdo consideravelmente menores — normalmente subamostradas a
partir de amostras “gémeas” (provindas da mesma formacéo ou testemunho que as originais,
com as mesmas caracteristicas geoldgicas) ou das mesmas que seguiram para 0S ensaios
RMN. Portanto, a correlacdo entre as curvas R, e T, pode estar comprometida em casos onde

esta sub amostragem n&do englobe todas as caracteristicas do sistema poroso estudado.
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3 MATERIAIS E METODOS

Neste trabalho foram utilizados dados petrofisicos de 22 amostras de rochas analogas
a reservatdrios de hidrocarbonetos cedidos pelo Laboratério de Aplicagbes da Ressonancia
Magnética Nuclear e Petrofisica da Universidade Federal Fluminense (UFFLAR). O conjunto
consiste em 9 carbonatos e 13 arenitos extraidos de diversos afloramentos localizados nos
Estados Unidos, pela Kocurek Industries. Todas as amostras — também chamadas de plugues -
possuem formato cilindrico, com cerca de uma polegada de diametro e uma polegada e meia
de comprimento, que é considerado o tamanho padrdo na inddstria para analises petrofisicas.
Neste conjunto, foram efetuadas as medi¢Ges petrofisicas de rotina (porosidade,
permeabilidade, volume, massa, etc.), medi¢Oes da distribuicdo de T, pela RMN com
diferentes saturaces, e as medicdes de MICP.

3.1 PREPARACAO DAS AMOSTRAS E PETROFISICA DE ROTINA

3.1.1 Limpeza

Primeiramente, os plugues passaram por um processo de limpeza e extracdo de seus
fluidos saturantes, com o intuito de remover possiveis “contaminacdes” em seu espaco
poroso. Para isso, foram empregados extratores do tipo Soxhlet, utilizando como solventes o
tolueno (para a remocédo de hidrocarbonetos) e o metileno (para a remoc¢édo de sais e agua).
Esses aparatos possuem a vantagem de promover a extracdo continua e ndo supervisionada
dessas impurezas, sem causar alteracdes fisicas na amostra. ApOs a extracdo, as amostras

foram secadas em uma estufa a 80° Celsius, por um periodo de 12 horas.

Figura 3.1.1: Extrator Soxhlet fazendo a limpeza de 3 amostras.
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3.1.2 Petrofisica de Rotina

Apos a limpeza, o comprimento (1) e o didmetro (dim) das amostras foram medidas
por um paquimetro, e utilizados calcular o volume total da amostra (considerando o volume
de um cilindro V, = Im(dim)?/4). Em seguida, as amostras foram pesadas em uma balanca
de precisdo para a medi¢do da massa seca (M,,.,). Para medir a porosidade efetiva, densidade
de gréos e permeabilidade das amostras, foram utilizados o porosimetro ULTRAPORE 300 e
0 permeametro ULTRAPERM 500. Ambos os equipamentos foram fabricados pela CoreLab

(EUA), e utilizam o gas Nitrogénio (He) sob altas pressdes para efetuar as medicoes.

Figura 3.1.2: a) Foto do porosimetro ULTRAPORE 300, com o permeametro ULTRAPERM 500 no laboratdrio

de petrofisica do UFFLAR; b) Célula Hassler em destaque, acoplada ao dois equipamentos.

Para medigdo no porosimetro, a amostra é colocada e selada em um recipiente de
volume V; conhecido, que é conectado por vasos e valvulas a outro volume V, no interior do
equipamento. A medicdo é entdo efetuada ao pressurizar V, com He a uma pressdo inicial p;,
e depois liberar as valvulas que conectam V; a V,. O gas entdo pressurizara também o
recipiente com a amostra, invadindo os poros até que uma pressdo de equilibrio p seja
atingida. Considerando que a variacdo de temperatura é negligenciavel, o volume de graos

(V;) da amostra pode ser obtido pela Lei de Boyle-Mariotte, que € dada por:

piVi = prVs (3.1.1)
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Como o volume inicial V; é igual a V, e o final V, vale (V, + V; — 1), temos que:

%
= Vo4 V- B2 (3.1.2)
Py

O valor de V; € entdo empregado no calculo da porosidade (via equagdo 2.1.1) e da
densidade de graos (dgraos = Mseca/Vy)-

Na medicdo da permeabilidade absoluta, a amostra € inicialmente inserida na célula
Hassler, que esta conectada ao permeametro. A célula serve para produzir pressdes radiais na
amostra, impedindo assim a passagem de fluido pelas laterais desta. Em seguida, o
permeametro aplica diferentes fluxos de gas pela amostra, e mede o gradiente entre as
pressdes observadas no topo e na base da amostra. Com isso, 0 gradiente de pressao e a taxa
do fluxo observados em cada medigdo sdo empregados para obter a permeabilidade via
equacéo 2.1.4, corrigida pelo efeito Klinkenberg.

3.1.3 Saturacdo das amostras

Antes de seguirem para as medicdes RMN, as amostras foram saturadas por uma
salmoura com 50.000 ppm de cloreto de potassio (KCI). A saturacdo foi feita de duas formas:
aplicando-se vacuo com as amostras encontrando-se mergulhadas na salmoura (método
aplicavel em amostras com boa permeabilidade), ou aplicando-se pressdes de até 2000 psi
durante cerca de 24 horas, com elas também mergulhadas na salmoura (ideal para amostras
pouco permedveis). A Figura 3.1.2 ilustra os aparatos utilizados nos dois casos.

Para garantir que a saturacdo foi bem sucedida, as amostras sao pesadas novamente e
sua massa molhada M,,,inq0qq € Subtraida de M,,.,, obtendo assim a massa da solucdo
Momcao Que entrou na amostra. Com isto, € feito entdo o calculo do volume de solugéo

Vsotucao Presente na amostra (dividindo Mg,,,c5, Pela densidade da salmoura), e finalmente o

calculo da saturagdo, através da equacdo 2.1.2. Tal saturagdo deve ser maior que 95% para

assegurar uma boa medi¢cdo RMN.



60

3.2 MEDICOESDE T2ERT

3.2.1 Experimentos RMN

Os experimentos RMN foram realizados pela Schlumberger, empregando o
espectrometro de RMN de baixo campo Maran Ultra 2.2 MHz, desenvolvido pela Oxford
Instruments (Reino Unido). Os decaimentos T, foram obtidos empregando a sequéncia de
pulsos CPMG (Carr-Purcell-Meiboom-Gill) com tempo entre ecos de 400 ps, que é
considerado um valor padrdo na industria. Antes da medi¢do das rochas, o equipamento foi
calibrado a partir de medicbes RMN em uma amostra padrdo, cujas dimensdes, porosidade,
valores de Ty, T, e de outros parametros sdo conhecidos. A partir destas medicdes, o tempo de
aplicagédo dos pulsos de 90° e 180° foram ajustados, assim como a relagdo entre a intensidade
do sinal detectado pelo equipamento e o volume de fluido presente, garantindo assim que a
porosidade das amostras fosse aferida corretamente. Todo o controle operacional do
equipamento e do pré-processamento dos dados foi feito através do software RINMR, também
desenvolvido pela Oxford Instruments.

Para o experimento, as amostras de rochas 100% saturadas sdo envolvidas por uma
fita de teflon e colocadas em suportes (“holders”) especiais, no intuito de minimizar a perda
de fluidos durante o experimento. Em seguida, as amostras sdo posicionadas entre 0s
magnetos (como esquematizado na Figura 2.2.9) e o experimento é entdo iniciado. Para
garantir uma boa razao sinal-ruido, a sequéncia CPMG foi aplicada diversas vezes usando 0s
mesmos parametros, e 0s decaimentos adquiridos foram somados, resultando em um
decaimento menos ruidoso.

Apo6s as medices RMN com saturacdo de 100%, ou “medigdes SW1”, as amostras
foram processadas por uma centrifuga a uma pressdo de 100 psi, com o intuito de serem
parcialmente dessaturadas até sua saturacdo irredutivel (SWI). Finalmente, as medigdes RMN
foram repetidas nestas amostras, utilizando os mesmos parametros de aquisi¢do, condi¢des
experimentais e etapas de pré-processamento das medicdes anteriores, de forma que as duas

possam ser comparadas.

3.2.2 Experimentos MICP

Os experimentos MICP também foram realizados pela Schlumberger, utilizando

subamostras de plugues considerados gémeos aos do conjunto (obtidos nas mesmas
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formagBes que as amostras originais, proximas a estas). As subamostragens foram realizadas
visando preservar as caracteristicas geologicas das amostras. Os valores de porosidade e as
curvas de saturacdo, pressao e raio de garganta de poro (convertida pela equagdo 2.3.1)

também foram processados e cedidos pela Schlumberger.

3.3 PROCESSAMENTO DE DADOS

3.3.1 Inversdo dos dados RMN

Os decaimentos obtidos nos experimentos RMN foram invertidos em distribuicfes
de T, utilizando o software WinDXP, desenvolvido pela Resonance Instruments (Reino
Unido). O software tem como principais vantagens a sua integragdo nativa com arquivos
exportados pelo RIMNR e sua capacidade de tratar e inverter dados RMN utilizando uma
implementacdo da Transformada Inversa de Laplace com regularizacdo automatica. A etapa
de regularizacdo é extremamente importante tendo em vista que a inversio RMN ¢é
considerada um problema mal posto. Para a inversdo, os valores de T, foram escolhidos como

um espaco logaritmico entre 100 e 120000 ms (10 s), com 256 pontos.

3.3.2 Estimativa da Relaxatividade Superficial Efetiva e da Permeabilidade através do
Software NMIP

A avaliagdo dos dados petrofisicos, RMN e MICP das amostras estudadas e o calculo
dos diversos modelos estimadores de permeabilidade foi feita através o software NMIP
(NMR-MICP Integration and Permeability). O software foi desenvolvido em Python 2.7 pelo
autor deste trabalho em conjunto com a equipe do UFFLAR, e tem como principal objetivo
facilitar o processamento e analise de diversos modelos estimadores de permeabilidade que
utilizam dados RMN, MICP e/ou a combinacgdo destas, como descrito nas se¢bes 2.4 e 2.5. O
software possui uma interface interativa que simplifica 0 manuseio de grandes datasets, e
emprega diversas bibliotecas cientificas desenvolvidas para o Python (como por exemplo:
Numpy, Scipy e Matplotlib) para calcular interpolagdes, otimizagGes e regressoes, além de
criar graficos diversos (Mesquita, 2016). Dentre as rotinas utilizadas, vale destacar: o
algoritmo de interpolacdo “Piecewise Cubic Hermite Interpolation Polynomial” ou “PCHIP”
(FRITSCH & CARLSON, 1980), utilizado para calcular os cortes de saturacdo e a correlacao

R:-T,; e os algoritmos de otimizagdo “Sequential Least Squares Programming” ou “SLSQP”
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(KRAFT, 1988), e “Limited-Memory Broyden—Fletcher-Goldfarb—Shanno B” ou “L-BFGS-
B” (ZHU et al, 1997), onde o primeiro é utilizado para resolver os estimadores de

permeabilidade e segundo para otimizar os valores de p, . da correlagdo R;-T5.
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Figura 3.3.1: Captura de tela do programa NMIP com o conjunto de dados Kocureck carregado, com uma janela
interativa mostrando um grafico dos valores de porosidade vs. permeabilidade aberto. Pela figura, é possivel
desenhar retangulos para selecionar amostras no dataset.

Para estimar p, . pela correlagdo R;-T, 0 software normaliza ambas distribuigdes
pelos seus maximos e resolve a equacao 2.5.2, visando correlacionar preferencialmente os
pontos de maxima amplitude. Os valores de r; sdo definidos por um espaco logaritmico de
1000 pontos, delimitado entre os raios de garganta minimo e maximo da distribuicédo R;.

O “kernel” principal do software para estimar a permeabilidade esta descrito como:

kose = ad®(param0 * param1)© (3.3.1)

na qual k., é a permeabilidade estimada e paramO e paraml1 podem ser quaisquer parametros
presentes no dataset que o usuario gqueira combinar. Por exemplo, tomando param0 = 1 e

paraml = temos a equacgédo Kspr (2.4.5), enquanto que param0O = p, e paraml =

Tzlogmean’
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TZzogmean nos da uma variante da equacdo 2.4.6. Para solucionar os valores de a, b e c em um

conjunto de diversas amostras, o software resolve o seguinte problema:
min (Z (log Kabs; — loga + blog ¢; + clog(param0; * paramli))2> (3.3.2)
i

que descreve o Método dos Minimos Quadrados aplicado aos logaritmos de ks € k.. Para
avaliar e comparar o desempenho de diferentes estimadores, o software também calcula a
partir destes valores o coeficiente de correlagdo produto-momento R? (coeficiente de Persons)

e 0 erro RMSEP (Root-Mean-Square Error of Prediction), definidos como:

2

| _ _ |
R2 = I §V=1(10g kesti - log kest)(log kabsi - log kabs) I (3 3 3)
l\/( ?I:l(log kesti - lOg Eest)z) (2?21(108 kabsi - log Eabs)z)J
1 N
RMSEP = antilog NZ(log kese; — log kabsl.)z (3.3.4)
i=1

sendo N o nimero de amostras, e ks € k.5 as médias aritméticas dos valores de k,ps € Ko
De modo geral, quanto mais o valor de R? for préximo de 1 e RMSEP for de 0, melhor sera o

estimador.
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4 RESULTADOS E DISCUSSOES

Como primeira etapa deste estudo, foi feita uma simples avaliacdo petrofisica das
amostras, visando verificar a diversidade do conjunto de dados com relacdo a andlise de
petrofisica de rotina, e também a relagdo das porosidades medidas a g&s e por RMN e MICP.

Em sequéncia, foram avaliadas as distribuicGes de R, e T, e os valores de P2esf obtidos pela

correlagéo de ambas. Finalmente, as permeabilidades foram estimadas utilizando os modelos
descritos na secdo 2.4 e 2.5.

Todos os dados obtidos das amostras estudadas através dos experimentos
petrofisicos, RMN e MICP foram importados para o programa NMIP, para serem analisados e
processados com mais rapidez. A grande maioria dos graficos apresentados neste capitulo
foram gerados no préprio programa, onde as amostras foram diferenciadas entre carbonatos e
arenitos pelas cores azul e laranja, respectivamente. Os dados organizados no programa
também foram exportados em planilhas Excel, que serviram para criar as tabelas presentes

nesta secao.

41 CARACTERIZAGCAO PETROFISICA

4.1.1 Andlise de Petrofisica de Rotina

As medicBes de petrofisica de rotina sdo as primeiras a serem realizadas apos a
limpeza e a secagem das amostras. Estas consistem em medi¢fes basicas de massa, volume,
densidade de grdos, porosidade e permeabilidade, sendo as duas Ultimas medidas a gas
(Nitrogénio). Tais propriedades foram aferidas a partir de métodos diretos bastante precisos
(como descritos na se¢do 3.1), e por isto sdo usadas como valores de referéncia. Os resultados
obtidos de densidade de gréos, porosidade e permeabilidade das amostras estdo dispostos na
Tabela 1.

Pelos resultados expostos na Tabela 1, é possivel verificar a grande diversidade de
valores de densidade, porosidade e permeabilidade que o conjunto de dados apresenta. Nos
arenitos, a densidade de gréos e a porosidade variam consideravelmente: entre 2,61 e 2,71
g/cm3 e entre 6,5% e 27,5%, respectivamente. Mas a maior dispersdo pode ser observada na
permeabilidade, cujas medi¢cdes variam entre 0,09 (Crab Orchad) a 3900 (Briarhill) mD —

cerca de 5 ordens de grandeza. Por outro lado, os carbonatos apresentaram maior dispersédo
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quanto as suas densidades e porosidades, variando de 2,61 a 2,86 g/cm?3 e de 7,9% a 30,5%,
respectivamente. As permeabilidades encontradas nos carbonatos sdo relativamente menores

que as dos arenitos, com valores entre 0,42 e 165 mD.

Tabela 1 - Resultados das medigdes de petrofisica de rotina das amostras estudadas.

Litologia | Amostra ID | dyraos (g/cm®) | $gas(%) | kgas (MD)
Austin Chalk AC 2,7 23 9,99
Desert Pink DP 2,71 30,5 95,5
Edwards Yellow EY 2,61 22,9 165
Guelph Dolomite GD 2,84 7,9 4,27
Carbonatos | Indiana 2-4 mD IL 2,7 13,8 1,97
Indiana 8-10 mD IM 2,69 9,1 0,42
Leuders LU 2,73 16,2 1,03
Sillurian Dolomite 1 | SD 2,86 12,4 18,3
Texas TO 2,71 26,3 20,7
Bandera Brown BB 2,71 20,8 1,21
Bentheimer BN 2,65 23,2 2490
Berea Stripe BS 2,67 21,2 415
Boise Idaho Brown | 1B 2,61 27,5 1510
Briarhill BR 2,65 24,3 3900
Buff Berea BU 2,67 24,4 698
Arenitos  ["Carbon Tan CT 2,68 17,1 38
Castlegate CA 2,67 26,3 1080
Crab Orchad Cco 2,69 6,5 0,09
Kirby Kl 2,68 21,8 17,3
Leapord LE 2,68 20,5 1610
Nugget NU 2,66 10,8 8,61
Sister Gray Berea SG 2,68 20,8 149

As figuras 4.1.1 e 4.1.2 também demonstram a diversidade dos valores de densidade,
porosidade e permeabilidade do conjunto estudado: na primeira, os valores estdo dispostos em
gréficos de barras, enquanto que na segunda € feito um crossplot entre os valores de
porosidade e permeabilidade do conjunto de dados, onde o didmetro dos circulos é
proporcional & densidade da amostra. Em ambos os gréficos, nota-se que h& pouca correlagdo
direta entre as trés propriedades, mesmo para 0s arenitos que, teoricamente, possuem sistemas

porosos mais simples.
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Figura 4.1.1: Grafico em barras dos valores de densidade de grdos, porosidade e permeabilidade obtidos na
analise de petrofisica de rotina.
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Figura 4.1.2: Crossplot dos valores de permeabilidade vs. porosidade do conjunto de dados analisados. O
tamanho dos circulos é proporcional a densidade de grdos das amostras.

4.1.2 Porosidades por RMN e MICP

Além de ¢ 445, Novas medidas de porosidade foram obtidas a partir dos experimentos

RMN (¢rmn) € MICP (¢picp), cOmo descrito na secdo 3.2. Estes valores estdo dispostos na
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Tabela 2 junto as medidas de ¢4, que servem como referéncia para avaliar para a acuracia
destas medidas. Também estdo dispostos crossplots de g5 VS. ¢pryny (Figura 4.1.3) e ¢yss

VS. ¢ucp (Figura 4.1.4), que, junto a Tabela 2, permitem uma primeira analise da

correspondéncia e da qualidade das medidas por RMN e MICP.

Tabela 2 - Resultados das porosidades provindas da petrofisica de rotina (¢445) € medidas

atraves dos experimentos RMN (¢gyn) € MICP (¢pcp), do conjunto de amostras estudado.

Litologia | Amostra ID | ¢gas(%) | Prun (%) | Price(%)
Austin Chalk AC 23 23,7 20,5
Desert Pink DP 30,5 31,8 21,3
Edwards Yellow EY 22,9 27,5 15,4
Guelph Dolomite GD 7,9 10 4,1
Carbonatos | Indiana 2-4 mD IL 13,8 13,4 11,7
Indiana 8-10 mD IM 9,1 10,8 8,2
Leuders LU 16,2 15,4 14,5
Sillurian Dolomite 1 | SD 12,4 13,2 5,6
Texas TO 26,3 26,5 17,2
Bandera Brown BB 20,8 20,8 13,6
Bentheimer BN 23,2 22,8 20,9
Berea Stripe BS 21,2 21,3 18,9
Boise Idaho Brown | IB 27,5 27,2 25,2
Briarhill BR 24,3 23,3 21,3
Buff Berea BU 24,4 23,8 21,3
ATenitos  "Carbon Tan CT 17,1 18 133
Castlegate CA 26,3 25,8 23,7
Crab Orchad Co 6,5 6,7 58
Kirby Kl 21,8 21,9 11,7
Leapord LE 20,5 20,2 17,9
Nugget NU 10,8 10,3 7.8
Sister Gray Berea SG 20,8 21 15,7

Pela Figura 4.1.3, nota-se que todas as amostras exceto a Edward Yellow (EY)
apresentam uma excelente correspondéncia entre os valores ¢ 5 € ¢drpy. 1SS0 € esperado, ja

que as medidas de porosidade por RMN normalmente se equiparam com as medidas a gas
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com diferengas de aproximadamente = 1%. (SOUZA, 2013). A correlagdo entre as medidas
indica boa qualidade nos experimentos RMN, enquanto que a amostra Edward Yellow — cuja
diferenca foi de 4,6% — foi considerada como um outlier experimental, provavelmente
causado por algum erro na limpeza da amostra ou no proprio experimento RMN. Portanto, a

amostra foi excluida das demais analises de trabalho.
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Figura 4.1.3: Crossplot da porosidade medida a gas Nitrogénio e por RMN. No grafico é possivel verificar que a
amostra EY (Edward Yellow) teve uma baixa correlagdo em relacdo as demais, e portanto foi considerada com
uma outlier experimental.

Enquanto que as porosidades RMN corresponderam bem com a petrofisica de rotina,
as porosidades por MICP apresentaram uma dispersdo consideravel, como ilustrado na Figura
4.1.4. De modo geral, os valores de ¢;cp oObtidos sdo significantemente menores que ¢g;4s, €
a correspondéncia em alguns casos ndo segue a mesma tendéncia linear observavel na maioria
do conjunto (por exemplo: as amostras GD, SD, CT, BB, Kl, SG, TO e DP, todas com
diferengas maiores que 3,5%). Tal discrepancia pode estar relacionada a possiveis diferengas
entre os plugues gémeos amostrados, e/ou a problemas relacionados a amostragem. No ultimo
caso, podemos supor que processo de subamostragem possa ter provocado uma leve
compressdo no sistema poroso das amostras, 0 que explicaria o fato dos valores de ¢pcp
serem relativamente menores. Outra hipétese seria a dificuldade na escolha da regido do

plugue na qual foi feita a subamostragem, que pode ndo representar fielmente as
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caracteristicas do sistema poroso da amostra inteira. Apesar de tais discrepancias, nenhuma

amostra do conjunto foi excluida nesta etapa, ja que a influéncia delas na estimativa de P2esr

e da permeabilidade deve ser estudada.
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Figura 4.1.4: Crossplot da porosidade medida a gas Nitrogénio e por MICP. As amostras identificadas no grafico

apresentam diferengas entre ¢gss € Puicp de mais de 3,5%, enquanto que as demais apresentaram uma

correlagdo mais linear.

4.2 CORRELACAO RMN-MICP E A RELAXATIVIDADE SUPERFICIAL EFETIVA

As correlacbes RMN-MICP foram realizadas pelo software NMIP a partir das curvas
de T, SW1 e Ry, utilizando 2 como pore shape fator, como demonstrado nas equagdes 2.5.1 e

2.5.2. Os valores de P2esf obtidos estdo dispostos na Tabela 3 e ilustrados na Figura 4.2.1.
Pela Tabela 3, nota-se a grande disparidade no valor de P2esr obtido no arenito

Leapord (92,44 um/s) em relacdo as demais amostras do conjunto, cujos valores se
encontram entre 0,4 e 14 um/s. Em geral, os carbonatos possuem as menores relaxatividades,
sendo estas iguais ou inferiores a 4,4 um/s, com excecdo da amostra Texas (11,43 um/s).

Por outro lado, os arenitos apresentaram uma grande variabilidade nos valores de P2espr

sendo todos maiores que 4,4 um/s, exceto a Crab Orchad (1,7 um/s).
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Tabela 3 - Resultados dos valores de P2esr estimados a partir da correlacdo RMN-MICP.

Litologia Amostra ID | ps, 11 rpt, (um/s)
Austin Chalk AC 3,437
Desert Pink DP 4,402
Guelph Dolomite GD 2,031
Indiana 2-4 mD IL 0,433
Carbonatos | Indiana 8-10 mD IM 0,475
Leuders LU 0,939
Sillurian Dolomite 1 | SD 0,943
Texas TO 11,436
Bandera Brown BB 7,651
Bentheimer BN 4,405
Berea Stripe BS 5,472
Boise Idaho Brown | IB 6,276
Briarhill BR 11,789
Buff Berea BU 14,827
Arenitos  "Carbon Tan CT 5,168
Castlegate CA 7,308
Crab Orchad CoO 1,708
Kirby Kl 5,501
Leapord LE 92,444
Nugget NU 10,361
Sister Gray Berea SG 5,947
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Figura 4.2.1: Grafico em barras dos valores de P2ers estimados a partir da correlagdo RMN-MICP. A amostra

Leapord foi removida do grafico devido a grande divergéncia do seu valor encontrado (92,44 um/s) em relagdo

as demais amostras, o que prejudicaria a visualizagdo do gréafico.
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Durante a analise das correlagbes produzidas, 4 amostras do conjunto foram
selecionadas — Boise Idaho Brown, Austin Chalk, Crab Orchad e Leapord — para
exemplificar os principais cenarios identificados nos resultados, visando simplificar o estudo
destes. Neste ambito, uma figura foi criada para cada amostra, contendo os graficos das
curvas normalizadas e acumuladas de suas distribuicbes de R, e T, (SW1 e SWI), além da
correlacdo destas. Ao ilustrar as correlacdes, as distribuicbes de T, foram plotadas tomando o

eixo das abcissas como igual a szefsz, colocando-as assim no mesmo dominio que as

distribuicbes de R;. Tais figuras estdo dispostas abaixo, onde as amostras Boise Idaho Brown,
Austin Chalk, Crab Orchad e Leapord correspondem as Figuras 4.2.2, 4.2.3, 4.2.4 e 4.2.5,
respectivamente.

A correlacdo R; x T, do arenito Boise Idaho Brown exemplifica os casos em que 0
sistema poroso da amostra é simples, possuindo em geral apenas uma familia de tamanho e de
garganta de poros predominante. Consequentemente, a correlacdo R,-T, foi bem sucedida na
amostra, como ilustrado na Figura 4.2.3. Amostras similares a este exemplo sdo os arenitos
BN, BR, BS, BU, CA, Kl e SG, e o carbonato DP — o unico do conjunto que apresentou

distribuicdes de R; e T, predominantemente uni-modais.

PLOT RMN, ID: IB, Group: Sandstone RMN-MICP CCp MATCH, ID: IB, Group: Sandstone
Porosity: 0.275, NMRphi: 0.272, Kabs: 1510.0 mD NMR-MICP CCp: 6.27635245728, in pm/s
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Figura 4.2.2: Correlacdo R, x T, do arenito Boise Idaho Brown. Do canto esquerdo superior, em sentido anti-
horério: as curvas acumuladas e normalizadas (pelo méximo) das distribuicdes de T, com amostra 100%
saturada (azul) e SWI (roxo); as curvas normalizada e acumulada da distribuicdo de R;; a correlacdo T,-R, das

curvas acumuladas; a correlacdo T,-R, das curvas normalizadas.
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No caso do carbonato Austin Chalk, sua correlacdo R,-T, caracteriza 0s cenarios em
que o sistema poroso € visivelmente multiforme, possuindo duas ou mais familias de tamanho
e garganta de poro caracteristicas. No entanto, apesar de tal complexidade, suas distribuicdes
de R, e T, exibem uma correlacdo razoavelmente boa, indicando que h&a uma afinidade
consideravel das duas propriedades no sistema poroso. Amostras deste caso sdo os carbonatos
GD, IL, IM, LU e SD, e o arenito NU. Dentre estas amostras, a propria Austin Chalk foi a que

apresentou a melhor correlacdo, como ilustrado na Figura 4.2.3.

PLOT RMN, ID: AC, Group: Carbonate RMN-MICP CCp MATCH, ID: AC, Group: Carbonate
10 Porosity: 0.23, NMRphi: 0.237, Kabs: 9.99 mD 10 NMR-MICP CCp: 3.43693357018, in um/s
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Figura 4.2.3: Correlagdo RMN-MICP do carbonato Austin Chalk. Do canto esquerdo superior, em sentido anti-
horério: as curvas acumuladas e normalizadas (pelo méximo) das distribuicbes de T, com amostra 100%
saturada (azul) e SWI (roxo); as curvas normalizada e acumulada da distribuicdo de R;; a correlacdo T,-R, das

curvas acumuladas; a correlacdo T,-R, das curvas normalizadas.

No terceiro caso, o arenito Crab Orchad exemplifica 0s casos em que o sistema
poroso também é complexo, mas ndo apresenta uma correspondéncia bem definida entre as
diferentes familias de tamanho de poro e garganta de poro caracteristicas. Portanto, a

correlacéo R;-T, resultante & ambigua, assim como o valor de p, £ obtido por ela. Isto fica

evidente na Figura 4.2.4, onde podemos observar que a curva R, da amostra Crab Orchad
sugere a existéncia de uma Unica familia de garganta de poro predominante, enquanto que a
sua curva T, indica uma grande variedade de tamanho de poros diferentes, distribuidos entre 1
e 130 ms (mais de duas ordens de grandeza). Além da Crab Orchad, os arenitos BB e CT, e 0

carbonato TO apresentaram problemas similares. Curiosamente, estas ultimas 3 amostras
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também apresentaram discrepancia entre as medicGes de porosidade por RMN e por MICP,
indicando que a nao-correlagdo RMN-MICP pode estar relacionada a possiveis problemas de
amostragem, sejam por diferencas entre os sistemas porosos dos plugues gémeos
confrontados e/ou pela insuficiéncia da subamostragem (realizada para o ensaio MICP) em
representar fielmente o sistema poroso da amostra inteira. Infelizmente, ndo foi possivel

determinar pelos dados somente quais desses problemas causaram tal discrepancia.

PLOT RMN, ID: CO, Group: Sandstone RMN-MICP CCp MATCH, ID: CO, Group: Sandstone
Porosity: 0.065, NMRphi: 0.067, Kabs: 0.09 mD NMR-MICP CCp: 1.70803990455, in um/s
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Figura 4.2.4: Correlacdo RMN-MICP do carbonato Crab Orchard. Do canto esquerdo superior, em sentido anti-
horario: as curvas acumuladas e normalizadas das distribui¢cdes de T, com amostra 100% saturada (azul) e SWI
(roxo); as curvas normalizada e acumulada da distribuicdo de R;; a correlagdo T,-R; das curvas acumuladas; a

correlacéo T,-R, das curvas normalizadas.

O ultimo caso analisado é o do arenito Leapord, onde é possivel verificar pela Figura
4.25 que a amostra também apresenta uma correlacdo razoavel entre suas familias

predominantes de tamanho e garganta de poro. No entanto, o valor obtido de P25 POT eSte

método é altissimo com relacdo as demais amostras do conjunto. De fato, a Figura 4.2.5
mostra que o arenito possui majoritariamente gargantas de poro com cerca de 10 um de raio,
refletindo bem a alta permeabilidade encontrada na amostra (de 1610 mD). Porém, a familia
de tamanho de poro correspondente na curva T, esta centrada em aproximadamente 50 ms, o
gue poderia ser interpretado equivocadamente como uma familia de poros relativamente
pequenos. Isso fica mais evidente se compararmos este amostra a Boise Idaho Brown (Figura

4.2.2): ambas sdo arenitos com raio de gargantas em torno de 5-10 um, com permeabilidades
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altas e muito préximas, mas enquanto a primeira possui seu T, caracteristico centrado em 50
ms, a outra tem T, centrado em 485 ms. Isto acarretaria em ma acuracia na estimativa de

diversos parametros estimados a partir da RMN, principalmente a permeabilidade.

PLOT RMN, ID: LE, Group: Sandstone RMN-MICP CCp MATCH, ID: LE, Group: Sandstone
10 Porosity: 0.205, NMRphi: 0.202, Kabs: 1610.0 mD 10 NMR-MICP CCp: 92.443536236, in pm/s
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Figura 4.2.5: Correlagdo RMN-MICP do arenito Leapord. Do canto esquerdo superior, em sentido anti-horario:
as curvas acumuladas e normalizadas das distribuicdes de T, com amostra 100% saturada (azul) e SWI (roxo); as
curvas normalizada e acumulada da distribui¢do de R;; a correlagdo T,-R, das curvas acumuladas; a correlacéo

T,-R; das curvas normalizadas.

4.3 ESTIMATIVA DE PERMEABILIDADE POR RMN E MICP

Ap6s o calculo dos parametros necessarios aos modelos descritos nas secdes 2.4 e
2.5, estes foram utilizados para estimar a permeabilidade, com diversos graus de sucesso. Em
todos eles, a permeabilidade foi estimada inicialmente usando somente os arenitos, depois
apenas os carbonatos, e por fim o conjunto todo, gerando diversas analises. Esta secéo dispde
e aborda estes resultados, empregando o coeficiente de Pearson e 0 RMSEP para compara-los.

4.3.1 Modelos Classicos de Estimativa de Permeabilidade

Primeiro, foi feita a analise de 3 modelos “classicos” na industria do petroleo: a
equacdo kgpr, que € a mais utilizada para estimar permeabilidade por RMN; a equacéo de

Timur-Coates, onde 0 Tzcutoff aplicado foi calculado a partir das curvas de T, SW1 e SWI do

conjunto; e a equagdo de Winland-Pittman R5s, aplicando o corte de saturagdo de mercdrio de



RESULTADOS E DISCUSSOES 76

35%. Além destes, foi calculado o modelo “kg ”, que estima a permeabilidade considerando
apenas a porosidade (neste caso, tomando ¢ = 0 na equagdo 3.3.1.). O desempenho de kg
serve como base as demais, indicando o maximo de correlacdo possivel entre porosidade e
permeabilidade sem considerar os tamanhos, a saturagdo e/ou as gargantas do sistema poroso.

A Tabela 4 apresenta os valores de R?, RMSEP, a, b e c, obtidos em cada um dos
modelos estimados. Nela, nota-se que o aumento desempenho dos modelos segue a mesma
ordem —Ky < Kgpr < Timur-Coates < Rs5 — independente do subconjunto utilizado. Isso era
esperado, pois 0 MICP traz consigo informacdes precisas da disposi¢do de gargantas de poro,
0 que esta intimamente ligado a permeabilidade do sistema. Além disso, 0 MICP é um método
laboratorial direto. Por outro lado, a RMN € um método indireto que remete ao tamanho de
poros no sistema, que pode ndo refletir tdo bem como esta disposta a conexao entre eles.

Tabela 4 — Resultados das regressfes dos estimadores classicos de permeabilidade.

Conjunto Estimador R2 RMSEP (mD) | a b c
kg 0,631 7,067 | 16447803,862 6,973 | 0,000
Apenas kspr 0,741 5,242 669,731 4,646 | 1,429
Arenitos | Timur-Coates | 0,879 3,255 0,271 | -0,716 | 3,695
R3s 0,961 2,153 41,081 | 0,723 | 2,633
kg 0,464 3,475 1211,436 | 2,772 | 0,000
Apenas Kspr 0,515 3,248 270,371 3,496 | 0,623
Carbonatos | Timur-Coates | 0,595 2,972 70,250 | 1,527 | 1,150
R3s 0,978 1,489 4908,645 2,902 | 1,726
kg 0,520 8,359 484993,488 5,391 | 0,000
Arenitos e kspr 0,644 6,247 2174,786 5173 | 1,135
Carbonatos | Timur-Coates | 0,816 3,767 5,084 0,452 | 2,782
Rss 0,949 2,062 1417,087 | 2,398 | 1,860

A Figura 4.3.1 mostra os resultados dos 4 modelos, utilizando apenas 0s arenitos.
Nela, nota-se que o desempenho das estimativas evolui gradativamente junto aos modelos
empregados. O kgpr apresenta um bom resultado, apesar de algumas amostras nao terem se
ajustado bem (BB e KI por terem alta porosidade e baixa permeabilidade, e LE pela alta
relaxatividade), enquanto que o modelo Timur-Coates apresenta resultados melhores, mas néo

chega a ajustar rigorosamente 0s arenitos que possuem alta permeabilidade (>1000 mD).
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A Figura 4.3.2 dispde os resultados obtidos nos carbonatos. Diferentemente dos
arenitos, o desempenho dos modelos nos carbonatos s6 aumentou consideravelmente quando
utilizando a equacdo do R;s, enquanto que nos demais modelos, o valor de R? ndo passa de
0,6. Tal fato permite inferir que a relacdo da permeabilidade com a porosidade e os tamanhos
de poros é mais difusa nos carbonatos do que nos arenitos. Além disso, os valores de b sédo

maiores em relagdo aos obtidos nos arenitos, enquanto que 0s de ¢ menores.

KPHI R2=0.631 RMSEP=7.067 a=16447803.862 b=6.973 c=0 Rt 35% R2=0.961 RMSEP=2.153 a=41.081 b=0.723 ¢=2.633
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Figura 4.3.1: Estimativas de permeabilidade nos arenitos. Do canto superior esquerdo, no sentido anti-horario:

kg, kspr, Timur-Coates € Rss.
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Figura 4.3.2: Estimativas de permeabilidade nos carbonatos. Do canto superior esquerdo, no sentido anti-horario:

kg, kspr, Timur-Coates € Rss.
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Finalmente, a Figura 4.3.3 mostra os resultados dos estimadores utilizando todo o
conjunto estudado. Ao combinar carbonatos e arenitos, o desempenho dos estimadores
diminuiu consideravelmente em relacdo aos obtidos usando apenas os arenitos, gerando 0s
valores de RMSEP superiores em quase todos os cenarios. Além disso, nota-se que em todos
0s estimadores, exceto 0 R3g, 0S pontos nos graficos se encontram visualmente mais
espalhados e afastados da linha x=y (tracejada) do que nos casos anteriores, 0 que corrobora
com este aumento observado nos erros RMSEP. Tais fatores indicam que hd de fato uma

limitagdo nos estimadores kg, kspr € Timur-Coates, que ndo os permite conciliar bem

litologias contrastantes. Por outro lado, o Rsc apresentou quase a mesma performance em
todos os cenarios e obteve 0 menor erro RMSEP de todos os estimadores quando utilizando o
conjunto todo, o que sugere que ele seja de fato um modelo de permeabilidade
litologicamente livre. Como o experimento MICP sonda diretamente as gargantas dos poros,

essa afirmacédo é bastante viavel.
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- B -7
g 1 DP, -7 g 10° BU®
g LN * .-, e EW G e o
Z BB " - BUA %R Z D2 B
Z w0 R R i = ' KT
a2 . % a2 BB NU gp_ -~
g L - 2 o G Y
g 10 - g 10 [P T T
& " o7 ey P & o
3 w0l o Tl T 100} PP
£ @ .- GD ®ee KPHI (Carbonate) £ PEae ™ S ®®e Rt35% (Carbonate)
= 1 o, = 1 et
g 10 e KPHI (Sandstone) g1y L Rt 35% (Sandstone)
- - o
102 - ~ - L 10-2 _’ - i
107 10" 10° 10 107 10° 10* 107 10" 10° 10! 107 10° 10*
Absolute Permeability (mD) Absolute Permeability (mD)
100 KSDR R2=0.644 RMSEP=6.247 a=2174.786 b=5.173 c=1.135 10¢ Timur-Coates R2=0.816 RMSEP=3.767 a=5.084 b=0.452 c=2.782
i ‘ B _m oP. ey o7

a 97| DPy EECAL a 97| . _-#E
E Y BR E _.-7B .
z K e z -7 BS
£ 10° i e ~%g-BSBU £ 102} Kl BU
- . P - 8 o et
o 2 W .-
g L 13 g et
& My - g e_-* 7 NU @TO
o 3 - . i 1 .
% 100 o 5 U % 10° e . SD
E 10t e e®e KSDR (Carbonate) E 10t ) L. e®e Timur-Coates (Carbonate)
& oo ’CO KSDR (Sandstone) i Pt Timur-Coates (Sandstone)

102k=" - - i i 5 . 102k : 5 o o 3

107 10 10 10° 10 10° 10° 10" 107 10 10 10 10 10°
Absolute Permeability (mD) Absolute Permeability (mD)

Figura 4.3.3: Estimativas de permeabilidade no conjunto todo. Do canto superior esquerdo, no sentido anti-
horario: kg, kspr, Timur-Coates € R3s.
4.3.2 Permeabilidade Melhorada pela Relaxatividade Superficial

Ap0s a andlise dos modelos classicos, a permeabilidade foi estimada pela equagéo

2.4.3, utilizando o valor de P2ef obtido pela correlagdo RMN-MICP, e o T210gmean COMO
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valor representativo das distribuicGes de T, nas amostras (como no kgpr). Este modelo foi
denominado “kgpyn-micp”- Mais uma vez, os resultados foram gerados primeiro para 0s
arenitos, depois com os carbonatos e finalmente no conjunto todo, e estdo dispostos na Tabela
5. Porém, desta vez as figuras geradas ndo diferenciam a litologia das amostras por cores, e
sim por estilos de marcadores diferentes (circulos para arenitos, tridngulos para carbonatos).
Agora, as cores indicam o valor absoluto da diferenca entre as medicoes de ¢ryn € Paicp, NO
intuito de estudar a influéncia deste contraste na amostragem ao estimar a permeabilidade.

Na Tabela 5, vemos que o desempenho do estimador kguyn—_micp Vence todos 0s
modelos classicos, exceto 0 R;s. Mas a diferenca entre os dois é pequena, visto a grande
proximidade dos valores de R? e RMSEP obtidos em ambos. Curiosamente, o maior valor de
R?e 0 menor erro RMSEP do estimador kg n—_micp foi obtido quando aplicado em todo o
conjunto estudado, ou seja, combinando arenitos e carbonatos. Portanto, assim como
observado no estimador Rss, kryn—micp € UM estimador litologicamente independente, por

levar em consideracdo a relaxatividade superficial da amostra.

Tabela 5 — Resultados das regressées do estimador kgyn—micp, que foi melhorado pelo

emprego de P2,5p NO modelo.

Conjunto R2 RMSEP (mD) | a b c
Apenas
Arenitos 0,939 2,437 3089,711 1,100 | 2,427
Apenas

Carbonatos | 0,920 1,767 15955,012 2,212 1,881

Arenitos e

Carbonatos | 0,944 2,126 8216,562 1,840 2,038

A Figura 4.3.4 mostra os resultados do estimador kgun—nicp NOS arenitos. De modo
geral, todas as estimativas coincidem muito bem com k,;s, COm apenas as amostras BR, LE,
BB e CT possuindo valores dispersos a linha x=y. Nota-se que BR e LE foram superestimadas
neste caso, apesar de ambas apresentarem boa correlacgio RMN-MICP. Por outro lado, BB e
CT sdo exemplos de ma correlacéo, que apresentaram discrepancias tanto entre as porosidades
e quanto nas curvas medidas nos dois métodos, como discutido na secdo 4.1.2 e 4.2.
Curiosamente, a amostra CO, tida como um exemplo de ambiguidade na correlagdo RMN-

MICP, apresentou aqui um excelente resultado. Todavia, ela também mostrou bons resultados
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nos estimadores kg € kspg, 0 que indica a proporcionalidade da permeabilidade com a
porosidade e 0 tamanho de poros desta amostra. Podemos entdo inferir que mesmo com o

valor dubio de P2eppr O estimador kgyn_micp CONseguiu gerar uma boa correlacéo,
considerando a influéncia de seus outros inputs (porosidade e T, gmean).

Outro caso curioso destes resultados € a amostra Kl, que apresentou uma étima
correlacdo RMN-MICP, uma estimativa boa de permeabilidade, mas possui uma grande

discrepancia entre ¢pryn € Pumice-

Permeabilidade por Correlagao MICP-RMN (arenitos)
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Figura 4.3.4: Resultado do estimador kguyy_mice, COnsiderando apenas os arenitos do conjunto. As cores

indicam o contraste das porosidades medidas pelas técnicas RMN e MICP.

No caso do estimador kguyn—micp aplicado somente nos carbonatos (Figura 4.3.5),
este também gerou boas estimativas de permeabilidade, com apenas a amostra DP
apresentando discrepancia com k,;,¢. DP, assim como a Kl, possui étima correspondéncia
entre T, e R, mas uma grande diferenca entre ¢pyn € Puicp- AS amostras SD e TO também
possuem discrepancia entre estas porosidades, mas foram estimadas razoavelmente bem,

mesmo TO sendo umas das amostras com P25y ambiguo.

Finalmente, a Figura 4.3.6 demonstra o melhor resultado do estimador kgpn—mice
aplicado no conjunto de dados completo. Agora, as amostra BR e LE, antes levemente
superestimadas, tiveram sua correlagdo melhorada, assim como na maioria das amostras.
Além disso, nota-se que ao considerar o conjunto todo, as melhores correspondéncias

ocorreram em amostras com pouca discrepancia entre ¢ryn € dpicp, OU Seja, nos pontos
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azuis do gréafico. Enquanto isso, os pontos mais afastados tiveram as maiores discrepancias,
com cores amarelas e vermelhas. Isto evidencia a necessidade de verificar a validade das
correlagcdes de RMN e MICP, seja pela comparacédo de curvas ou de porosidades encontradas,

antes de utilizar P2efs Mesmo assim, € notavel o ganho obtido na estimativa de

permeabilidade através deste método, que como descrito anteriormente, venceu todos 0s

modelos cléssicos de permeabilidade estudados que utilizam apenas dados RMN como input.

Permeabilidade por Correlacao MICP-RMN (carbonatos)
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Figura 4.3.5: Resultado do estimador kg n—micp, CONsiderando apenas os carbonatos do conjunto. As cores
indicam o contraste das porosidades medidas pelas técnicas RMN e MICP.

Permeabilidade por Correlagao MICP-RMN (Kocurek)
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Figura 4.3.6: Resultado do estimador kgyn—micp, COnsiderando todas as amostras do conjunto. As cores indicam

0 contraste das porosidades medidas pelas técnicas RMN e MICP.



RESULTADOS E DISCUSSOES 82

4.4 APLICABILIDADE DO METODO DE CORRELACAO RMN-MICP E DE SEU
ESTIMADOR MELHORADO NA INDUSTRIA DO PETROLEO.

Como demonstrado nas segdes anteriores, a correlagédo RMN-MICP e o0 modelo de
permeabilidade kryn—micp geraram excelentes estimativas de permeabilidade, apresentando
preditividade consideravelmente maior do que nos outros estimadores comumente aplicados
em perfis de poco, se equiparando bem com o modelo R3s, que naturalmente gera 6timas
estimativas de permeabilidade. Porém, 0 kzpn—micp ndo pode ser aplicado “diretamente” em
dados de perfil de poco, j& que, assim como 0 Rss, ele ainda necessita da existéncia de
medicdes de MICP, e estas sdo invidveis em pogo.

Contudo, como o método resulta em estimativas razoaveis dos valores efetivos de p,
nas rochas, tais valores podem ser aplicados em pogo para melhorar a estimativa de
permeabilidade, seja de forma interpolada entre as profundidades amostradas no poco, ou de
alguma outra maneira que concilie as caracteristicas destas amostras com outras
profundidades no perfil. Como as formacGes dos reservatdrios em pocos de petréleo séo
naturalmente amostradas e encaminhadas para todas as analises petrofisicas discutidas neste
trabalho (petrofisica de rotina, RMN, MICP, etc.), a aplicacdo do método de correlacgdo RMN-
MICP néo geraria nenhum custo adicional para inddstria.

Em suma, vemos que é bastante relevante a aplicagdo deste método na industria do
petroleo, ja que, como demonstrado neste trabalho, ele proporciona uma grande melhoria na
preditividade da permeabilidade, mesmo em um conjunto de dados bastante diverso, como o

que foi estudado.
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5 CONCLUSOES

Ao avaliar os estimadores classicos que utilizam somente dados RMN, e contrasta-
los a0 modelo melhorado pelo p, obtido na correlaggio RMN-MICP, foi constatado que de
fato o ultimo produz estimativas de permeabilidades mais precisas, que se equiparam muito
bem aos resultados do estimador Rss. Tal fato € bastante notavel, pois revela que o método
apresentado — que utiliza medicdes indiretas e estaticas (RMN), e aproximacdes efetivas de
parametros complexos (p, por correlacdo RMN-MICP) — permite caracterizar bem a uma
propriedade estritamente dindmica (a permeabilidade), tdo bem quanto ao método que utiliza
medicBes diretas e dindmicas (MICP). Outra constatacdo importante € que o método
apresentado também foi bem sucedido mesmo quando aplicado em rochas litologicamente
complexas e contrastantes, evidenciando a robustez do método.

Também foi constatado no trabalho a aplicabilidade e o potencial que este método
oferece na industria do petrdleo, que pode ser aplicado para melhorar o mapeamento da
permeabilidade no poco, sem gerar custos adicionais para as empresas de exploracao.

Entretanto, demonstra-se que problemas nas medi¢cdes de RMN e MICP, e/ou a falta
de correspondéncia entre as amostras medidas pelos dois experimentos ou entre os tamanhos e

gargantas de poros nos sistemas porosos analisados pode gerar valores dubios de P2esr €

permeabilidade, indicando a necessidade da analise de controle de qualidade dos dados e dos
parametros gerados por eles. Tal metodologia deve entdo ser feita com cautela.

Por fim, espera-se que este trabalho sirva como uma base teérica e exemplo aplicado
para o desenvolvimento deste tema no futuro, visando melhorar o entendimento geral da

aplicabilidade dos experimentos RMN e MICP, e da integracdo destes métodos.
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