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Figura 49- Modelo para distribuição de argilas na zona C-6 

 
Legenda: evidencia de argila dispersa nbo reservatório usando modelo de Thomas Steiber (1975). 
Fonte: O autor, 2016. 
 
Figura 50 - Modelo para distribuição de argilas na zona C-7 

 
Legenda: evidencia de argila dispersa nbo reservatório usando modelo de Thomas Steiber (1975). 
Fonte: O autor, 2016. 
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Uma vez identificados os reservatórios, foram calculadas as porosidades totais a partir 

dos perfis de densidade (DPHI) e neutrão (NPHI). 

A porosidade DPHI foi estimada a partir de um valor de densidade de matriz de 

2,68g/cc, obtido pelo histograma das densidades de matriz aparente para os dois intervalos 

(Figura 26).  

As porosidades obtidas pelos perfis de densidade e neutrão foram consideradas baixas 

nos intervalos mais arenosos, como nas zonas C-6 e na base da zona C-7 (Figura 47). A 

separação observada em alguns trechos, principalmente na porção superior da Res4, fornece 

uma indicação do aumento progressivo da argilosidade reservatório para cima, uma vez que 

as porosidades neutrônicas são muito afetadas pela presença de micas e/ou argilas, 

superestimando-as. 

O cálculo de volume de argila foi feito utilizando uma combinação dos perfis de raios 

gama e dos perfis de densidade e porosidade neutrônica. Os gráficos das figuras 49 e 50 

sugerem que a argila predominante nas areias da zona C-7 seja a dispersa, ao passo que na 

parte superior da zona C-6 ocorre uma leve predominância de argila laminar. Considerou-se a 

argila dispersa como predominante neste estudo. 

Utilizou-se como resultado de argilosidade a curva VshaleND (através da 

densidade/neutrão), que pode ser considerada de menor ação da argila no reservatório por 

considerar os valores mais baixos do que o modelo através do GR. Optou-se por esta curva 

pelo fato do perfil de raios gama estarem afetados pela radioatividade dos arenitos arcosianos  

do reservatório. 

O parâmetro “m” foi obtido a partir do Picket Plot (Figura 31) feito num reservatório 

com água da zona C-3 e representa o gradiente linear, o valor encontrado (1,8) é coerente, 

uma vez que estas areias estão moderadamente cimentadas. O fator de tortuosidade “a” e o 

expoente de saturação “n”, também utilizados nas equações de saturação, foram os usuais (1 e 

1.8, respectivamente). 

O Rw utilizado para os reservatórios Eocênicos foi de 0,5 ohm.m @ 75ºF (10400 ppm 

NaCl), obtido através do perfil de Picket Plot. O Rwa foi calculado através do software IP, e 

apresenta valores contínuos que podem auxiliar nos modelos de saturação.  

Os cálculos de saturação de água foram efetuados utilizando as equações de Dual-

Water, Simandoux, Waxman-Smits e Juhasz (figura 51), e em função da argilosidade do 

reservatório não foi utilizado o modelo de Archie. Dentre eles, o Dual-Water foi mais otimista 

em relação à peculiaridade citada na utilização do perfil de ressonância magnática nuclear, 

enquanto nos demais foram utilizados os perfis básicos. O modelo de saturação Simandoux 

http://turmalina.igc.usp.br/img/revistas/rbg/v38n1s1/html/1s1a15f12.jpg
http://turmalina.igc.usp.br/scielo.php?script=sci_arttext&pid=S0375-75362008000200015&lng=en&nrm=iso#fig13
http://turmalina.igc.usp.br/scielo.php?script=sci_arttext&pid=S0375-75362008000200015&lng=en&nrm=iso#fig14
http://turmalina.igc.usp.br/scielo.php?script=sci_arttext&pid=S0375-75362008000200015&lng=en&nrm=iso#fig15
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foi o mais pessimista, seguido pelo Juhasz e Waxman-Smits (figura 51). A resistividade 

evidência a presença de fluidos, com valor de corte em torno de 20 ohmm (Figura 51). 

Nos reservatórios argilosos, a utilização de um modelo adaptado é necessária pois se 

desconta a contribuição da argila no cálculo da saturação de água, aumentando a saturação de 

óleo no reservatório. Para tal, é necessário calcular a porosidade total do folhelho (φT), 

resistividade da água da argila (Rwb) e a saturação da água da argila (Swb), onde todos os 

parâmetros foram retirados da ferramenta de ressonância magnética. 

A figura 51 exibe um layout das curvas de volume de argila (Vshale) com valor de 

corte de 10% evidenciando zonas de reservatório areno argilosos, e saturação de água (SW) 

para os reservatórios analisados com corte de 50%, o que mostra a desvantagem de utilizar os 

métodos Simandoux, Juhasz e Waxman-Smits para o cálculo de saturação, devido a seu 

menor volume de óleo estimado, possívelmente ignorando zonas que podem contribuir para 

produção do intervalo (net-pay). 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

http://turmalina.igc.usp.br/img/revistas/rbg/v38n1s1/html/1s1a15f20.jpg
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Figura 51 - Modelo de saturação utilizados em VNZ-A 

 
Legenda: Comparação dos modelos de satuação utilizados no Poço VNZ-A, o que mostra a desvantagem de utilizar os métodos Simandoux, Juhasz e 

Waxman-Smits para o cálculo de saturação, (track 11 a 13), pois apresenta menores saturações (corte de 0.5% SW), utilizando dados de 
ressonância magnética nuclear (RMN). 

Fonte: O autor, 2016.
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7.11 Análise petrofísica através de ferramentas especiais (RMN e Imagem 

resistiva) 

 

 

Nesta etapa, foi realizada a análise conjunta dos perfis básicos (raios gama, densidade, 

neutrão) e dos perfis de ressonância, além da identificação de estruturas e direção de camadas 

pelo perfil de imagem resistiva.  

Vale destacar que as curvas de volume de argila e saturação de água calculada a partir 

do MRIL PRIME, ferramenta de RMN da Halliburton à base água, foram utilizadas somente 

nos intervalos de reservatório. Nas outras zonas foram mantidos os resultados obtidos através 

dos perfis básicos. A curva de saturação de água (SW) obtida a partir dos perfis básicos se 

ajustou aos resultados de Sw irredutível obtidos pelo RMN. 

O critério para a escolha do modelo de saturação de Dual-Water se deve ao fato da 

utilização das respostas de fluido livre representativo através do perfil de ressonância 

magnética, colorido de amarelo na Figura 53. Na figura 52 observa-se a distribuição dos 

tempos de relaxamento T2 em que ocorre um deslocamento para a direita no reservatório C-7, 

que aponta para uma mudança de fluido abaixo de 2755m. 

Os resultados obtidos mostraram que as utilizações do perfil de ressonância magnética 

em conjunto com perfis básicos no modelo de Dual-Water foi capaz de aumentar de 13% a 

37% a saturação de hidrocarbonetos (SWo), na zona C-7.  A saturação de água pelos demais 

modelos são significativamente maiores do que aquelas baseadas no modelo de Dual-Water. 

O aumento de net-pay encontrado para a zona C-6 e C-7 foram de 15% e 25% 

respectivamente (figura 52 e 53). Esta ferramenta permitiu não somente aumentar zona com 

porosidade efetiva exploratória (net-gross) do intervalo, mas também calcular a saturação de 

água com base num valor de resistividade mais realista, uma vez que as presenças de 

folhelhos condutivos levam a uma diminuição da resistividade lida pela ferramenta de 

indução convencional. 

A totalização dos resultados para o poço está apresentada no quadro 8, onde estão 

representados os valores de corte (cut-off) usando os perfis de volume de argila (VshaleND),  

porosidade efetiva (φe através de RMN), saturação de água (SWT),  foram de: Vsh = 50%; φe 

= 9% e Sw = 50% respectivamente. 



93 
 

Figura 52 - Perfis básicos mostrando zonas de reservatório C-6 e C-7 

 
Legenda: Perfis básicos mostrando as evidentes zonas de reservatório C-6 e C-7 em conjunto com perfis especiais de RMN e Imagem resistiva, que 

evidenciam a presença de fluidos. Através do cut-off  dos espectros de T2 separamos 2 tipos de fluidos no reservatório e através da imagem 
resistiva, interpretamos zonas de fraturas ou falhas controlando o reservatório pela mudança de dips nas camadas. 

Fonte: O autor, 2016.
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Nota-se que o reservatório da zona C-7 inferior (RES1) foi a região com mais 

características favoráveis ao armazenamento e presença de hidrocarbonetos, possuindo 18.4m 

de intervalo reservatório e net-pay de 5m, apesar de ter menor saturação média SWo (quadro 

8). 
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Quadro 8 - Resultados petrofísicos encontrados. 
 

 
 

Fonte: O autor, 2016.
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Figura 53 – Perfil final das zonas de reservatório com net-pay. 

 
Fonte: O autor, 2016. 

 

Outra análise realizada foi avaliar qualitativamente as sequências laminadas de 

arenitos e folhelhos utilizando perfis de imagens resistivas à base água (XRMI da 

Halliburton). A figura 52 exibe o perfil de ferramentas especiais obtidas para dois intervalos: 

C-6 e C-7, que engloba as ferramentas RMN e Imagem Resistiva. As imagens possuem alta 

resolução, diferenciaram o arenito maciço do interlaminado, e foram capazes de distinguir as 

zonas de reservatório C-6 e C-7 (Figura 53). Não foi realizada contagem de areia pela imagem 

resistiva, pois os perfis não possuem resolução vertical suficiente para seqüências finamente 

laminadas. Ao todos foram interpretadas 47 fraturas que possuem alto ângulo de mergulho e 

296 acamamentos com baixo ângulo e direção variando de Sudeste a Nordeste na zona C-6, e 

Sudeste a Leste dentro da zona C-7 (Figura 52 e 53). 

 

 

http://turmalina.igc.usp.br/img/revistas/rbg/v38n1s1/html/1s1a15f28.jpg
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CONCLUSÕES 

 

 

A avaliação dos reservatórios areno argilosos do poço VNZ-A foram realizadas com 

base nas equações derivadas das respostas das ferramentas básicas e avançadas, utilizando 

diversas técnicas para retirar influência da argila nos cálculos petrofísicos, como o cálculo do 

volume de arigla, o conhecimento de sua distribuição e seu efeito nos cálculos de saturação de 

fluidos. 

O perfil de ressonância magnética mostra adequada correlação com a resistividade 

profunda, em que uma análise conjunta entre as duas ferramentas possibilita um melhor 

entendimento do reservatório.  

Os atributos das cinco fácies petrofísicas analisadas através do perfil SOM 

representam finas camadas de areia, intercalados com folhelhos condutores que reproduzem 

características dos reservatórios da região o que pode ser adicionado futuramente num modelo 

geológico incluindo a análise de novos poços. 

Os parâmetros utilizados para os cálculos de porosidade efetiva e saturação de água 

para os dois intervalos (C-6 e C-7) expoem suas características do reservatório areno argiloso. 

Os resultados mostram que as zonas com hidrocarbonetos seriam substancialmente 

subestimadas utilizando somente uma análise com perfis básicos (Waxman-Smits, Simandoux 

e Juahz) nos casos de reservatórios areno argilosos.  

O net-pay encontrado mostra um aumento de espessura e da saturação de óleo chegam 

a 25% na zona C-7 e 15% na zona C-6. As imagens resistivas mostram um fator estrutural 

controlador dos melhores reservatórios, que deve ser estudado em conjunto com a sísmica.  

Finalmente é importante destacar que integração de métodos é o melhor meio para 

caracterização de reservatórios complexos, como o areno argiloso da Bacia de Maracaibo. 

Uma sugestão para outras pesquisas seria incluir dados de resistividade multi 

componente, trazendo o benefício de ter uma precisão maior na saturação de fluidos com a 

aquisição de uma resistividade verdadeira em zonas laminares, através da interação de 

resistividade horizontal e vertical, podendo retirar dessa relação à anisotropia. A perfilagem 

do intervalo com o perfil de indução multi-componente, cujas medidas integram todas as 

resistividades de todas as camadas dentro de um intervalo poderia iluminar as 

heterogeneidades do reservatório. 
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APÊNDICE A – Cabeçalho informativo com parâmetros de aquisição da perfilagem 

do poço VNZ-A 
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APÊNDICE B – Parâmetros para cálculo de gradiente de temperatura 

 

 

 
Fonte: O autor, 2016. 
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APÊNDICE C – Perfil completo disponível das zonas C-1 e C-2  

 

 
Fonte: O autor, 2016. 
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APÊNDICE D – Perfil completo disponível da zona C-3 
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APÊNDICE E - Perfil completo disponível da zona C-4 
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APÊNDICE F - Perfil completo disponível da zona C-5 
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APÊNDICE G - Perfil completo disponível da zona C-6 (C-6-S / C-6-I) 
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APÊNDICE H - Perfil completo disponível da zona C-7 
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APÊNDICE I - Saturação zona reservatório 2. 
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APÊNDICE J - Saturação zona reservatório 3. 
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APÊNDICE K - Saturação zona reservatório 4. 
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