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Definição

O que é um reservatório?

● Porosidade

● Permeabilidade

Então:

Principais rochas reservatório:

● Arenitos

● Carbonatos

“É uma rocha que possui poros que 
possam conter óleo ou gás, e que também 
permite o fluxo dos fluídos; deve ser 
permeável”



  

Porosidade

Porosidade (Ф): mede o potencial 
do volume de estocagem de 
hidrocarbonetos. Expresso em %

onde Vb= volume total e Vs= volume sólidos 

Porosidade Absoluta(Фa)=(
Vb−Vs
Vb

)×100

Porosidade Efetiva (Фe)=(
Vi
Vb

)×100

 onde Vi= volume de poros interconectados

Em estudos de reservatório: 
representa o volume máximo 

recuperável da rocha



  

Porosidade



(Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em arenitos

Porosidade primária



(Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em arenitos

Porosidade secundária



(Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em arenitos

Porosidade secundária



Calcário esqueletal com porosidade intragranular 
primária (Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em carbonatos

Porosidade primária



(Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em carbonatos

Porosidade secundária



(Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em carbonatos

Porosidade secundária



(Fonte: Selley, 2000)

Porosidade em carbonatos

Porosidade secundária



Diagênese

(fonte: Selley, 1998)



Fonte: Selley & Sonnenberg, 2015

Tipos de poros

Relação entre porosidade e permeabilidade entre os diferentes 
tipos de poros.

Note que o fraturamento irá aumentar a 
permeabilidade dramaticamente em qualquer tipo 
de reservatório



Valores de referência

cut-off: 8~10%

0-5%

5-10%

10-15%

15-20%

>20%

Insignificante

Ruim

Razoável

Bom

Excelente

Hyne (2001 apud Feijó 2005)



  

Permeabilidade

É a medida da capacidade de uma rocha permitir o fluxo de 
fluidos, sendo definida pela equação de Darcy:

onde:
K = permeabilidade
Q = vazão do fluxo
L = comprimento do meio poroso
µ = viscosidade do fluido
A = área cross-sectional
P1-P2 = diferencial de pressão

A unidade é o Darcy, definida como permeabilidade (K) que permite um fluído de 1 
centipoise (cP) fluir a 1 cm/s em um gradiente de pressão de 1 atm/cm 

Para maioria dos reservatórios é expressa em milidarcy (mD)

K=
QµL

A (P1−P2)



  

Propriedades da permeabilidade

a)teste de formação - é a medição da taxa de fluxo de um fluido do 
reservatório para o poço. Promove uma medida média da 
permeabilidade através de um certo intervalo de reservatório.

b)perfilagens de poços – medição qualitativa, através dos perfis de 
porosidade.

c)análises de testemunhos – amostragem da parede do poço, plugs do 
testemunho e todo o testemunho, que permite uma medição direta da 
porosidade e permeabilidade com análises em laboratório.



  

Propriedades da permeabilidade

A Lei de Darcy é válida para 3 casos:
● se há somente a presença de um tipo de fluido
● se o sistema de poros é homogêneo
● não há reação entre o fluido e a rocha



  

Propriedades da permeabilidade

Em reservatórios pode haver presença de mais de um tipo de fluido, 
como óleo (ko), gás (kg) e água (kw)

Aqui a lei de Darcy não é suficiente para se medir a facilidade com que 
cada fluido se move no meio poroso, pois cada fluido apresentará 
viscosidade e taxas de fluxos diferentes

As permeabilidades aos fluidos dependem das saturações de cada um 
dos fluido no meio poroso

A cada valor de saturação de um fluido corresponde um valor de 
permeabilidade efetiva àquele fluido



  

Propriedades da permeabilidade

Saturação o percentual do volume poroso ocupado por cada fluido: ex- 
óleo, gás e água

Saturação de Óleo:  So = Vo/Vp
Saturação de Gás: Sg = Vg/Vp
Saturação de Água (Água Conata): Sw = Vw/Vp

So + Sg + Sw = 1

As permeabilidades aos fluidos dependem das saturações de cada um 
dos fluido no meio poroso

A cada valor de saturação de um fluido corresponde um valor de 
permeabilidade efetiva àquele fluido



  

Curva de permeabilidade efetiva

São os valores de saturação com os seus correspondentes valores de 
permeabilidade, obtidas através de ensaios de laboratório

O inverso: injetamos água continua num meio com 100% saturado em óleo. A água começa a fluir 
somente qdo sua saturação irredutível for atingida. Quanto ao óleo, a sua saturação vai 
decrescendo até atingir a chamada “Saturação de Óleo residual – Sor”, quando então para de fluir

1- Em uma das extremidades de um cilindro poroso, com 
100% saturado em água, injeta-se óleo continuamente.

2- E, na outra extremidade, coleta-se os fluidos 
produzidos (óleo e água)

3- Enquando a quantidade de óleo é suficientemente pq, 
o óleo não forma uma fase contínua e não consegue fluir 
(a Perm Efetiva é nula e nesta fase apenas a água é 
produzida)

4- A partir de uma certa saturação de óleo (Saturação 
Crítica) o óleo começa a fluir, iniciando o fluxo bifásico de 
óleo e água.

5- Com o aumento da saturação do óleo (ko) diminui a 
saturação da água (kw). O experimento acaba qdo a 
água para de fluir (saturação irredutível Kw=0) e, assim, 
a partir deste ponto, somente o óleo flui

Curvas de permeabilidade efetiva ao óleo e à água versus a 
saturação da água (Fonte: Thomas, 2001)



  

Curva de permeabilidade relativa
Em estudos de reservatórios, os valores de permeabilidades são utilizados após 
submetê-los a um processo de normalização ou seja, divide-se todos os valores de 
permeabilidade efetiva por um mesmo valor de permeabilidade escolhido como base 
(geralmente é o valor da permeabilidade absoluta). Assim obtemos a Permeabilidade 
Relativa

Curvas de permeabilidade relativa ao óleo e à água versus a 
saturação da água (Fonte: Thomas, 2001)

Permeabilidade Relativa ao Óleo: K
ro
 = K

o
/K

Permeabilidade Relativa ao Gás: K
rg
 = K

g
/K

Permeabilidade Relativa à Água: K
rw

 = K
w
/K

A permeabilidade relativa varia de zero 
(inexistência de fluxo) a 1 (meio poroso 
100% saturado



  

Propriedades da permeabilidade

A maioria dos reservatórios são do tipo water-wet (com água), onde há 
uma película de água separando o óleo dos limites dos poros.

Reservatórios oil-wet (sem qualquer película de água conata)  são 
menos comuns 

(fonte: Selley & Sonnenberg , 2015)



Valores de referência 
(permeabilidade)

1-10 mD

10-100 mD

100-1000 mD

Ruim

Bom

Excelente

Hyne (2001 apud Feijó 2005)



  

Textura de rochas X Permeabilidade

Em rochas siliciclásticas, a permeabilidade é relacionada ao 
tamanho das gargantas de poros e ao número de poros 
interconectados.

A permeabilidade varia com o tamanho dos grãos, e grãos 
maiores resultam em maiores gargantas de poros

Em rochas siliciclásticas e carbonáticas, a permeabilidade é 
relacionada à diagênese

Os estudos de reservatórios envolvem também as relações 
da Porosidade e da Permeabilidade com a textura: forma, 
tamanho e orientação dos grão, seleção, empacotamento e 
processos deposicionais



  

Forma dos grãos
A porosidade pode diminuir com a esfericidade, pois grãos esféricos podem ter 
empacotamento mais fechado do que grãos subesféricos.

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Tamanho dos grãos

Teoricamente, a porosidade independe do tamanho dos grãos 
mas, na prática, arenitos mais grossos possuem maiores 
porosidades. 

A permeabilidade diminui com a diminuição dos tamanhos dos 
grãos, pois o tamanho de poros diminui e, assim, a pressão de 
capilaridade aumenta.

Assim, um arenito e um folhelho podem ter 10% de porosidade, 
sendo o primeiro um reservatório permeável e, o segundo, um selo 
impermeável



  

Seleção dos grãos

A figura mostra os 
efeitos da seleção e 
do tamanho do grão 
na permeabilidade e 

porosidade de um 
arenito inconsolidado 

e sem cimento 
(fonte: Selley, 1998)



  

Empacotamento dos grãos
Em areias com grãos esféricos e de mesmo tamanho, a porosidade, independente do 
tamanho dos grãos, pode variar de ~47% a ~23% (empacotamento artificial)

● O empacotamento influencia fortemente a porosidade e é relacionado diretamente 
aos processos deposicionais

● Depósitos gravitacionais (fluxos fluidizados e turbiditos) exibem empacotamento 
mais aberto que depósitos de correntes trativas

● Compactação pós-deposicional provavelmente causa rápido ajuste do 
empacotamento e perda de porosidade durante o início do soterramento 



  

Orientação dos grãos
Nem sempre os reservatórios possuem grãos esférios e bem selecionados (com exceção 
dos oólitos). 

A orientação dos grãos pode ter uma pequena influência na porosidade, mas a 
permeabilidade é grandemente influenciada.

Sedimentos estratificados possuem uma permeabilidade vertical menor do que a 
horizontal. A razão entre permeabilidade vertical e horizontal em um reservatório é 
importante parâmetro na produção de hidrocarbonetos, por influenciar a drenagem do 
reservatório para o poço. 

Também há variação da permeabilidade paralela ao acamamento.

O tamanho e a orientação dos grãos estão relacionados aos processos deposicionais 
(devido às estruturas sedimentares), que influenciam fortemente na variação da 
permeabilidade.

Assim, a geometria das camadas e sua(s) continuidade(s) lateral e vertical interferem na 
permeabilidade.



  

Orientação dos grãos

Exemplos:
Em camadas horizontais, os grãos são elongados paralelos à direção da corrente. 
Neste caso, a permeabilidade será maior paralela à orientação do grão (Selley & 
Sonnenberg, 2015)



  

Orientação dos grãos

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Impacto da diagênese em 
Reservatórios em arenitos 

A pouca quantidade ou ausência de 
cimentação (geralmente de calcita ou de 
sílica) em uma rocha arenítica gera um dos 
melhores reservatório de hidrocarbonetos 
dentre os tipos de arenitos

Quanto maior é a maturidade mineralógica 
da rocha, durante a compactação, melhor 
será sua habilidade de reter a porosidade

Arenitos pouco selecionados e com muita 
argila perdem porosidade mais rapidamente 
do que os arenitos mais maturos

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Impacto da diagênese em 
Reservatórios em arenitos 

A pouca quantidade ou ausência de 
cimentação (geralmente de calcita ou de 
sílica) em uma rocha arenítica gera um dos 
melhores reservatório de hidrocarbonetos 
dentre os tipos de arenitos

Quanto maior é a maturidade mineralógica 
da rocha, durante a compactação, melhor 
será sua habilidade de reter a porosidade

Arenitos pouco selecionados e com muita 
argila perdem porosidade mais rapidamente 
do que os arenitos mais maturos

Gradientes geotermais também a fetam o 
gradiente de porosidade pois as reações 
químicas aumentam com a temperatura.

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Perda de porosidade por cimentação
Ocorre por cimentação (sin ou pós-deposicional)

cimentação sintaxial de quartzo
cimentação de carbonato



  

Perda de porosidade por cimentação

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Perda de porosidade por cimentação

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Aumento de porosidade por solução



  

Impacto da diagênese em 
Reservatórios em arenitos 

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Impacto da diagênese em 
Reservatórios carbonáticos

Selley & Sonnenberg (2015)



  

Caracterização de reservatórios

A heterogeneidade de um reservatório pode variar de escalas quilométricas (nível 
estratigráfico) até escalas microscópicas de grão

Estas descrições têm grande importância nos modelos de simulação numérica dos fluxos 
de fluidos nos reservatórios

Análises Petrofísicas

Fácies Sedimentares

Ambientes Deposicionais

Microescala

Mesoescala



  

Caracterização de reservatórios



  

Caracterização de reservatórios



  

Caracterização de reservatórios

Costa (2013)



  

Caracterização de reservatórios



  

Caracterização de reservatórios
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Questões baseadas em Chang et al. 2008:

1.Nomeie as unidades estratigráficas que apresentam rochas 
reservatórios na Bacia de Santos, e compare os reservatórios 
em termos de: tipos de rochas; idades; porosidades e; 
permeabilidades.

2.Qual a hipótese levantada para a grande variação de porosidade 
dos reservatórios da Fm. Guarujá? Esse comportamento se 
repete nos reservatórios da Fm. Itajaí-Açu (e por quê)?
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