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RESUMO

PASSARELLA, Camila Andrade (2012)ntegracdo de dadogle pocos emétodos
geoestatisticos para a modelagem geoldgica do Campo de Nam@aadhpinas:
Faculdade de Engenharia Mecéanica e Instituto de Geocigndiasersidade
Estadual de Campinas. Dissertacao de Mestfatip.

O presente trabalho foi direcionado para a caracterizacdo e modelagem geoldégica d
reservatoridurbiditicodo Campo de Namoraddisto que os depoésitage hidrocarbonetos
formaramse a partir de processos sedimentares e tectdnicos complexos que atuaram
durante milhdes de anos nas bacias e que as informacOes obtidas destes depdésitos sdo
bastante restritagornouse consengl a idéia de que antegracdode metodologias e
ferramentagossibilita a melhocompreensados reservatérios @éesuas heterogeneidades
Neste trabalho optou-se por integrar os dados oriutelggofisica dperfis de pogos e dos
testemunhos, através dos métodeeestatisticos de melagem estocastiaam o intuito
de gerar modelos equiprovaveis do Campo de Namorado que auxiliardo no entendimento
da distribuicdo das principais unidades do reservatire influencianna estimativa do
volume de 6leo.

A analise faciolégicateve comoenfoque osmétodos qualitativo, apoiadna
descricaadas 29 litofacies descritams testemunhos, e quantitativo, baseado nas analises
dos perfis geofisicode 54 pocosCom base nesta correlacéo rogieafil, as facies arenito,
arenito argiloso, carbonaw folhelhoforam definidascomo sendo os provaveis litotipos
presentes no reservatari®ara a modelagem geoldgica e estrutural do Campo de Namorado
todos os dados disponiveis foram tratados com o auwsliorsoftwarede modelagem de
reservatoriosAs dapas de trabalho foram: delimitacde topo ebase dos 54 pocos do
reservatorio; interpretac@ios trés ciclos deposicionaidgentificagdo dasalhas e, por fim,
geracdo deum grid 3D que servirA como base paea realizacdodas modelagens
estocasticasubsequentes.

Com a aplicacdo do método estocastico de simulacdo sequencial de indioatriz
definida adistribuicdo espaciatlas facies As propriedadesle porosidade efetiva e
saturacdo de agueelacionadas a cada litotipforam modeladas a partir da técnica de
simulacdo gaussiana sequencfaldefinicdo estes parametros possibilitauobtencéo do
volume dedleoin situdo Campode NamoradoComo resultado final foram obtidegirios
modelos equiprovaveigue representa toda a estrutura do reservatégopossibilitam a
quantificacdo da incerteza associada a estimativa do volume de 6leo

Palavras Chaveperfis de pogos, caracterizagéo de reservatorios, modelagem estocéstica
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ABSTRACT

PASSARELLA, Camila Andrade (2012)Well log data and geostatistical methods
integration forgeologic modeling of the Namora@l Field. Campinas: Mechanic
Engineering Facultand Geoscience InstigjtState University oCampinasMaster
Dissertation 144p.

This workfocusedthe geologic characterization and modeling of the Namorado Oil
Field. Sedimentary and tectonic complex processes formed the hydrocarbon deposits for
millions of years in the basin®ut the information obtained from these deposstyery
narrow In this matter, the opportunity to study the integration of methodologies and tools
enables a better understanding of the reservoirs and their heterogermestywdrk
integrats the data derived from well logs and cores by the geostatistietthods of
stochastic modeling to generate equiprobable models oN#nmeoradoOil Field, which
will assist in the understanding of the distribution of the main reservoir unitstiugince
in the oil volume estimation.

The facies analysisisedthe qualitative method, based on the description of 29
lithofacies dscribed in the coresand the quantitative methpgupported by the well log
analysis of54 wells. Based on this correlation between logs and rocks, was dedmed
probable reservoir litotypes tliacies sandstone, shaly sandsiaa@bonateandshale For
the geologic and structural modeling of the Namorado Oil Field all the bhleadata were
processed with the aidf a reservoir modelingoftware. The steps of the work were:
delimitation ofthe top and bottom of the 54 reservoir wells; theerpretation of thehree
deposicional cycleghe identification of failuresand finally, the generation of a 3Drid
for the base of the stochastic modeling.

The application of the stochastic methodsefiuential indicator simulation defined
the spatial distribution of the facid®s the other hand, the properties of effective porosity
and water saturation related to each lithotype were modeled using the tecbhique
sequential Gaussian simulatiorhe cefinition of these parameters allowed the oil volume
estimaion of the NamoradoOil Field. As a final result, several equiprobable modetse
obtained represeing the entire structure of the reservoirdaallowing the uncertainty
quantification associadewith oil volume computation.

Key Wordswell logs reservoir characterization, stochastic modeling.
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CAPITULO 1 —INTRODUCAO

1.1.ASPECTOSGERAIS

Como os depositos de hidrocarbonetos formessama partir de processos
sedimentares e tectbnicos complexos que atuaram durante milhdes de anos nas bacias
sedimentareg tendo em vista que as informacfes obtidas destes depodsitos sa@ bastant
restritas, chegae ao consenso de que a integragcdo de metodologias e ferramentas que
permitam compreender melhor os reservatorios e suas heterogeneidades é de grande
relevancia.

A analise geologica (modelos deposicionais, diagenéticos e estruturais), a
engenharia de reservatério (modelos de fluxo), os métodos estatisticos (classicos e
geoestatistica), os métodos sismicos (modelos elasticos) e a informadtick (@américo
e computacao grafica) constituemetodologias e ferramentas importantes que pbatadas
entre si, permitem a melhor compreensdo dos reservatérios e suas heterogeneidades
(Baldissera, 1992).

Neste trabalho, optese por integrar os dados oriundos da geofisica de perfis de
pocos e dos testemunhos, através dos métodos estocasticosntoito de gerar modeso
geoldgice equiprovaveidlo Campo de Namoradgue auxiliaéio no entendimento da
distribuicdo das principais unidades do reservatéraomo estas unidades interferem na
estimativado volume de 6lem place

As informacbeprovenientes dgerfilagem geofisica dos testemunhos sao obtidas
durante a perfuracéo do poc¢o. Enquanto os dados de perfis sdo respons&veisqaras
propriedades fisicas das rochas atravessadas ao longo dpogomem relacdo a
profundidade, a andlise de testemunfimhece a descricdo em detalhdos litotipos
presentes na area de estudo.

As informagfes de pocos, testemush® perfis geofisicosconstituemse em
importantes ferramentas exploratorias possibilitarem @orrelacdaeoldgicaentre pocos
vizinhose propriedades petrofisicas das rochas

Entretanto, oproblema encontrado para se modelar um reservatt&idorma
deterministicaesta na distancia entre os poc¢os que, geralmente, ndo permite que as
correlagbes sejam confiaveis. Por mais detallzadaalise dos perfis deocos, sta nao
fornece informacdes sobre a extensao lateral das variaveis analisadas (Norf@6)do, 2



De acordo com Kronbauer (2003), o conhecimento geoldgico obtido com os dados
de pocos e testemunhos geralmené® ¢ suficiente para predizer com exatiddo a
arquitetura do reservatério no espaco interpogcos, o que justifica o emprego de uma
abordagem probabilistica, para gerar um certo nimero de modelos equiprovaveis que
honrem os dados de pocos (informachasd) e satisfagam também o modelo geoldgico
conceitual da area construido a partir da experiéncia acumulada com deposigwessinil
afloramentos analogos, histérico de producédo e levantamentos sismicos (o&ssoé).

A modelagem estocastica auxilia na caracterizagdo das heterogeneidades do
reservatorio criando muitas representacbes plausiveis de um atributo dssenfee
acordo com Baldissera (1992), enquanto as descricbes de reservatorios geram modelos
deterministicos, a modelagem estocéastica pode germeras possibilidades de modelos
de reservatorio, respeitando os dados limitados disponiveis (condicionaliza¢éo) e podendo
incluir informacdes interpretadas.

Segundo Chamberet. al. (200(0b), devido ao fato dos processos naturais
responsaveis por gaem reservatorios de petréleo ndo serem randdmicos, muitos
geocientistas rejeitam completamente a utilizacdo de métodos estocasticosagteaza
reservatorios.

Entretanto, embora se tenha conhecimento de que os reservatorios de petrdleo néo
sdo deorrentes de processos randémicos, € notério que estes reservatorios possuem
atributos que fazem com que eles se comportem como se fossem alé@tiainberset.
al., 200). As heterogeneidades geoldgicas ocorrem em multiplas escalaslifiaque o
seuconhecimento preciso e detalhado, gerando, assim, uma incerteza. Esta impaossibilida
representa o carater estocastico do modelo.

Normando (2005afirma que mesmo ndo sendo possivel reproduzir exatamente as
caracteristicas dos reservatorios, as técnicas geoestatisticas de modelacasticassao
utilizadas para auxiliar na representagias heterogeneidades dos reservatérioda e
variabilidade espacial das variaveis, inferindo estas propriedades nas areasaonde h
auséncia de dados.

A escolha de um método geoestatistico de modelagem estocastica depende d
fatores como o objetivo do projeto, a disponibilidade e o tipo dos dados, o ambiente
deposicional @ escala na qual o modelo deve ser usado.

Os métodos de modelagem estocasticadicionalmente apladbs a campos
petroliferos normalmente ressaltam a necessidade de empregar uma abordagem em duas
etapas para que se tenha uma descricdo consisterttetdesgeneidadedo reservatério
(Alabert & Massonnat, 1990; Haldorsen & Damsleth, 1990; Dametedh, 1992 Alabert
& Modot, 1992; Dubrule, 1993; Bahar & Kelkar, 1997).
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Na primeira etapa, modete a distribuicdo facioldégica dentro do reservatoério que
interfere na quantificacdo do volume de Oleo e na segunda etapielase o
comportamento das propriedades petrofisicas em cada facies anterioroaeliEdaEste
tipo de abordagerpermiie maior controle na quantificacdo do volume de d@ewido ao
fato de representar diversos resultados equiprovaveis.

1.2.MODELAGEM GEOLOGICA

A caracterizacdo de reservatérios compreenddetrminacdo quantitativa e
tridimensional do limite, volume, heterogeneidades e distribuicdo das propsedade
rocha e fluido, tendo como objetivo final a construgdo de um modelo capaz deqrever
comportamento do reservatdrio.partir do modelo geradé possiveplanejar de maneira
mais eficiente a locacdo de pocos, reduzindo, assim, 0s custos inerentes a perfuraca
(Bankhead, 2002pudSancevero, 2003).

Os modelos geologicos sdo provenientes da integracdo de varias areas do
conhecimento, como geologia, geofisica e engenharia de reservatorio, envolvend@ ass
juncéo de diversos tipos de dados. Os dados geolégiooexemplo,correspondem a
génese e caracterizacao fisica do reservatorio e podem ser obtidos atraves alehtestem
interpretacfes sedimentoldgicas e estratigraficas da area estudada

Os dados geofisicos podem ser provenientes perfis geofisicosde pocgose
sismicague fornecem informag3 sobre onodelo estruturaljtotipos, petrofisica e tipo de
fluidos. Por fim, os dados de engenharia de reservatorio correspondem ao comportamento
do fluxo no meio poroso e envolvem dados P{glessédo, volume e temperatueale
producao.

De acordo conBryant & Flint (1993), a metodologia normalmente empregada para
a modelagem de reservatorios clasticos consiste em: definir o espaco ocupado pelo
intervalo estratigrafico no qual o reservatério se encontra; reconhecer asleanida
geoldgicas dentro desse espaco; identificar a geometria dessas unidadézaroegaas
unidades dentro do espaco definido (arquitetura); e identificar as propsedade
reservatorio.

A definicdo do espaco ocupado pelo reservatério normalmente é realizada atraves
da integracdo ddados sismicos (escala regional) e de perfis de pocos (escala local). Nesta
etapa, sdo defidos os horizontesque podem ser correlaciormsd com as unidades
litoldgicas e superficies de inundacdo ou inconformidades. Além disso, conhecendo o
contexto est#grafico no qual o reservatorio se encontra peelenodelar a arquitetura
sedimentar dentro do intervalo.



O reconhecimento das unidades geolégicas baseigprimeiramente na
determinacao de qual tipo de objeto (caoegrbank e/ou camada que serd modelaEsta
identificagdo pode ser realizada através de afloramema®gosou de testemunhos e
perfilagem (em subsuperficie). Em seguida, identifisgnas caracteristicas inerentes de
cada unidade nas escalas macro, meso e microscopica.

A identificacdo dageometria das unidades geoldgicas reconhecidas consiste em
determinar tanto a extensao lateral e vertical (distribuicdo e mudancas nos<sjtdbsto
objetos e camadas modelados bem como estabelecer a continuidadkegntre

O passo seguinte consiste em determinar a disposicdo no espaco das unidades
geoldgicas identificadas. Segundo Bryant & Flint (1993), o principio basico é dasque
rochas sedimentares sdo depositadas de forma sistematica (ndo randdmica)adevido
interacdo dos processos auto e alamislique afetaram o ambiente deposicional. A
representacdo tridimensional da arquitetura sedimentar € essencial para a pievisao
comportamento do reservatorio, porém, para que esta representacao seja plamsavel c
realidade, € preciso considerar, aléms dados de superficie e subsuperficie, 0s processos
gue controlam a arquitetura sedimentar.

Por fim, considerando que aformacdesdo reservatério ndo sdo uniformemente
distribuidas dentro das unidades geoldgicas, a modelagem das variacdess idtern
reservatorio se faz necesséria para identificar a interacdo das propriedades dtrieserv
com as suas estruturas sedimentares. A existéncia de barreiras de fluxo e de variagoes n
permeabilidade sdo dois principais aspectos que devem ser consideraaitt® @ur
modelagem de reservatorios.

1.3. AREA DE ESTUDO

A éarea de estudé o Campo de Namoraddrigura 1.1), situado na por¢cao ceniro
norte da zona de acumulacéo de hidrocarbonetos da Bacia de Campos, a 80 km da costa,
em laminad’agua situada entre 140 e 250m. Este campo enesmtrecompartimento
exploratério intermediariola Bacia de Campos e é caracterizado por possuir grande parte
de sua area coberta por levantamento sismico @Daguantidade significativa de pogos
amostrados.






Utilizacdo da perfilagem geofisicale pocospara obter e analisar as propriedades
petrofisicas e demais parametros considerad@ievantespara a definicdodo
reservatorio;

Aplicacdo da simulaéo sequencialde indicatriz para definir a distribuicdo dos
litotipos;

Aplicacdo da simulacdo gaussiasaiienciapara modelar as propriedades petrofisicas
em cada facies litdbica

Célculo do volume de oleo e definicAo dos cenarios de incerteza ineweraste
atributo do reservatorio.



CAPITULO 2 —MATERIAIS EMETODOS

2.1.ASPECTOSGERAIS

O momento crucial da elaboracédo de um projeto de pesquisa concerne na selecéo de
quais dados e ferramentas sao relevantes para o desenvolvimento do projeto e na definicao
de como estes dados serdo tratados plrancaro objetivo proposto. Este capitulo
especfica quais os dados e ferramentas que foram disponibilizados para a realizagdo dest
dissertagéo, bem como as principais tarefas desenvolvidas em cada etapa.

2.2.BASE DE DADOS

A base de dados utilizadeste estudo compreende os perfis geofididessidade,
raios gama, porosidade neutrbnica, resistividadricoe calipej de 54 pocos do Campo
de Namoradpdos quais 14 possuem AnaliSequenciakde Testemunhos (ANASETE).
Além disso, informacdes oriundas da sisndPacomo dados de falhasherizontes foram
utilizados para realizar a modelagem estrutural e geoldgica do reservagiadase de
dados foi disponibilizada pela Agéncia Nacional de Petrdleo, Gas Natural e
Biocombustiveis (ANP).

2.3.FERRAMENTAS UTILIZADAS

Para realizar a caracteriZa; e modelagem geoldgica do Campo de Namorado
foram utilizadosdois softwareso programa Excehara preparar os dados provenientes dos
perfis geofisicos de pocos e o programa RM&ra realizar a modelagem do reservatério
através da integracdo das informacdes geologicas e geofisicas a partir dzes técni
geoestatisticas de modelagem estocastica.

O softwarelrap RMS’ (Interactive Reservoir Analysis Package Reservoir Moge
System foi desenvolvido pela empresRoxar Software Solution€Este softwareé uma
ferramenta que auxilia na interpretacdo do reservatério através da visualzacdo
modelagem tridimensionéFigura 2.1).

Além disso, o0 RMS permite a integracdo dos dados disponiveis do reservatério,
independentemente de qual seja a fonte e a escala dos mesmos. Esta capacidade de integrar
dados de diferentes escalas e fogneessociada ao conhecimento geoldgico, auxilia o






7

modelos de sedimentacdo turbiditica. Este assunto é apresenta@apiiolo 4 da
dissertagao.

A quinta etapa destirse a apresentacdo dos principais métodos estocasticos
empregados na dissertacdo. O objetivo desta etapa foi descrever a fundameatmgéo t
que concerne aos modelos estocasticos, destacando os trabalhos mais reldwantes so
assunto. Esta descricdo dos aspectos inerentes aos modelos estocasticos éotratada n
Capitulo 5.

A sexta etapa do trabalhdescritano Capitulo 6, consiste na caracterizacédo e
definicdo das principais feicbes geoldgicas do reservatlriprincipio foi realizadh a
descricdodos aspectos mais importantes dos perfisigieos empregados na dissertagéao,
bem como dos principais trabalhos realizados visando a classificacdo daddaCespo
de Namorado. Em seguida determis@uo intervalo estratigrafico que corresponde ao
reservatorio e neste intervalo foi realizada a classificacdo das facies e os caculos d
porosidade efetiva (PHIE) e da saturacdo de agua (SW). A discussao refesente ao
principios que serdo empregados para o calculo das propriedades petrofisicasnbean
definicdo do contato 6ledgua também foram focos desta etapa.

Por fim, a sétima etapa, referente &apitulo 7 da dissertagcdodestinase a
modelagem geolégica do Campo de NamoradsoftwareRMS® a partirdos dados de
pocos tratados na etapa anterior e das informacfes oriundas da sismica 3D,econform
mencionado ngecao 2.2A principio determinotse o arcabouco estratigrafico e estrutural
do reservatorio (horizontes e falhas) que servira como base para a definggéb3I» no
qual seréo realizadas as modelagens estocastiéas.désso, asnformacdes provenientes
dos dados de pocésram ajustadapara a malha dgrid.

Em seguidafoi modeladaa distribuicdo das faciedo reservatorio a partir da
técnica estocastica de simulacdo sequencial de indicatriz. Os modelos de facies gerados p
estatécnica foram posteriormente preenchidos com as propriedades PHIE e SWdatravés
técnica estocastica de simulac@aussiana sequenciaghssim, de posse dos modelos
facioldgicos e petrofisicos foi possivel calcular o volume de 6leo do Campo deddaraor
avaliar a incerteza associada a este atributo sob o enfoque de cenarios de incerteza.









O limite sul da Bacia de Campos é marcado pelm Ale Cabo Friocujaregiao
comportouse como um foco de persistente magmatismo durante a historia evolutiva da
bacia (Milaniet al., 2000). Na porcédooeste, a bacia € limitada por um sistema de falhas
com direcao preferencial NEW, enquanto na regido leste o seu limite € dado pelo talude
da plataforma continental (Schaller, 1973).

Como outras bacias da costa leste brasileira, a Bacia de Canugbassiécada,
segundo a TeoriaadTectonica de Placas, como uma tipica bacia de margem divergente
(tipo V de Klemme 1971in Asmus & Port9 1972), ou ainda do tipo Atlantico, segundo
Asmus & Porto (1972), Asmus (1975), Ojeda (1982), Asmus (1982) e Asmus & Baisch
(1983). Desta forma, asua origemestarelacionada ao rompimento do supercontinente
Gondwana e a consequente formagédo do Oceano Atlabligsdt al, 1990;Flexaet al,

2004).

Nesta bacia, a interligacdo das rochas geradoras e das rochas reservatorios pos
evaporiticas esta relacionada a tectonica profunda associadardt fas& movimentacao
adiastréfica associada a halocinese. A migracédo do hidrocarboneto € fapétadiacao
de “janelas” nos evaporitdfigueiredo & Mohriak, 1984).

Segundo Dia®t al. (1990), o potencial petrolifero da Bacia de Campos apresenta
caracteristicas tectorsedimentares peculiares, fazendo com que a acumulagdo de
hidrocabonetos na bacia segopiciada pela interacdo de varios fatores como: baixo grau
de afinamento crustal, reativagdo das fontes de sedimentos, intensadeatiiastrofica e
asvariacoes globais do nivel do mar no Neocretaceo e Terciario.

3.2.ARCABOUCO ESTRATIGRAFICO

Com base nas informacdes provenientes dos poucos pocos perfurados na area
costeira e na plataforma continental, Schaller (1973) elaborou a priméx@staatigrafica
da bacia Neste trabalho,Schaller divide o pacote sedimentar em quatro unidades
litoestratgréficas: (i) Formacdo Lagoa Feia, constituida de evaporitos e clasficos
marinhos; (ii) Formacdo Macaé, composta por rochas carbonaticas evoalagdes de
folhelhos; (iii) Formacdo Campos, representada por uma variacao faciologio&o&
folhelhos e carbonatos); e (iv) Formacdo Emboré, constituida de arenitos etocarbona

A partir da aquisicdo de um maior volume de dados decorrentes do avanco
exploratorio da bacia, Ranget al. (1994) elaboraram uma carta estratigrafica mais
detalhada, na qual o arcabouco estratigrafico esta divido em seis unidaBesmégao
Cabiunas, (ii) Formacao Lagoa Feia, (iii) Formacdo Macaé, (iv) &gimCarapebus, (V)
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Formacdo Ubatuba e (vi) Formacdo Emboré (as trés ultimas pertencentes ao Grupo
Campos).

Recentementéyinter et al. (2007) desenvolveram uma nova carta estratigrafica
(Figura 3.2) coménfasena analise cronoestratigréafica.

A Formacao Cabiunasesta localizada de forma discordante eaéighaficamente
acima do embasamento gnaissico-gambriano pertencente a Faixa de Dobramentos
Ribeira (FDR) de idade Proterozoli¢Rangelet al, 1994; Winteret al, 2007) Esta
formacdo € representada por derrames basélticos eocretacicos intercaladoshas
vulcanoclasticas e sedimentares (Ramgell, 1994), depositados nos andares Rio da Serra
e Aratu (Winteret al, 2007). As data¢gBes radiométricas utilizando o métodar K
indicaram idades entre 120 e 130 Ma ([&aal, 1990).

Sobreposto diswdantemente a Formacgdo Cabilnas est@rupo Lagoa Feia
(Winter et al, 2007), que anteriormente foi designado por Schaller (1973) e Retragjel
(1994) como formacdo e que possui idades Hauteriviano, Barremiano (Andar Aratu) e
Aptiano (Andares Jiquia Alagoas). Este grupo é atualmente composto pelas formacdes
Coqueiro e Retiro (definidas como membros por Ramgedl, 1994) e Itabapoana,
Atafona, Gargau e Macabu (definidas por Wirteal,, 2007).

A Formacdo Itabapoanaé constituida por conglomeradpslimiticos e arenitos
liticos depositados sob a forma de fandeltas e leques aluviais, em ambientadadtstes
depositos estdo associados aos falhamentos de borda de blocos estrufooaisagéo
Atafona é composta por siltitos, arenitos e folhell@sustres intercalados por camadas
carbonaticas delgadas.

De acordo com Winteet al. (2007), aFormacao Coqueirosesta representada por
intercalacbes de camadas de folhelhos e carbonatos lacustres compostos sr (corch
na definicdo de Ranget al. 1994, por coquinas pelecipodes), que foram depositados em
ambiente de alta energia.

As Formacdes Gargaue Macabu séo caracterizadas por sedimentos carbonaticos,
margas e arenitos, depositados em ambiente raso e transicional. PorFommagao
Retiro € representada por uma suite evaporitica composta por camadas de halita que foram
remobilizadas, formando domos salinos.
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Sobreposto de forma gradacional & Formacao Retiro éstapm Macaé (Winter
et al, 2007), que anteriormente foi designado por Schaller (1973) eeRetngl. (1994)
como formacédo e que possui idades Albiano e Cenomaniano. Este grupo € composto pelas
formacgdes Quissam@oitacas e Outeiro (definidas como membros por Ratge] 1994)
e Namorado e Imbetiba (definidas por Wirdeal, 2007).

A Formacdo Quissamad também conhecida como Macaé Aguas Rasas,
corresponde aos sedimentos carbonaticos depositados em ambientes de eaeggia alt
moderada e caracterizados por depdsitos de calcarenitos ooliticos. &Yiale(2007)
definiram dentro desta fimacdo oMembro BuUzios para representar os depoésitos
dolomiticos derivados da diagénese dos carbonatos basais.

A Formacgdo Goitacascomposta por conglomerados polimiticos e arenitos e a
Formagcdo Outeiro caracterizada por calcilutitos constituidos por fordferos e
calcisferulideos sao conhecidos como Secao Botkorhacdo Namoradoé representada
por depdsitos arenosos decorrentes de sistemas de fluxos hiperpicnais. Os degfsitos de
formacao ocorrem encaixados em baixos deposicionais gerados e costpaladiectonica
salifera. Por fim, aFormacdo Imbetiba € constituida por sedimentos peliticos com
predominio de margas. Segundo Wirgeal. (2007) esta unidade representa o afogamento
da plataforma carbonatica albiana.

Sobreposto discordantemente a Fagio Imbetiba estd®rupo Campos(Rangel
et al. 1994, Winteret al. 2007), que anteriormente foi designado por Schaller (1973) como
formacdo e que possui idades entre Turoniano e Pleistoceno. Este grupo é composto pelas
formacgbes Ubatuba (definida como membro por Schaller, 1973), Carapebus e Emboré.

A Formacdo Ubatuba € caracterizada por secdes peliticas (folhelhos, argilas,
margas e calcilutitos) depositadas em ambiente marinho. Na porcéo infe@oiodesicao
as rochas apresentss® mais litificadas, sendo denominallembro Tamoios. A
Formacgdo Carapebuseé constituida por arenitos finos e conglomeraticos intercalados com
os pelitos da Formacado Ubatuba. Por firkrpamacdo Emboréé representada por arenitos
e carbonatos depositados em ambientes fldeltaicos e plataformal. Esta formacgéo é
dividida nos Membros S&o Tomé (facies clastica),Siri e Grussai (ambos facies
carbonatica).

3.3.ARCABOUCO ESTRUTURAL

Na Bacia de Campos observam dois estilos estruturais (Schaller, 1973,
Figueiredo & Mohriak, 1984; Guardadad al, 1989) caracteristicos de bacias marginais
divergentes e que foram influenciados pelos lineamentos proterozoéicogixda de
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Dobramentos Ribeira, com direcao 1$&V/, o que sugere uma evolucao controlada pela
reativagcdo de estruturas direcionaism@sozoicas.

Em seu trabalho, Schaller (1973) afirmaega Bacia de Campos apresenta um
sistema binario de alinhamentos estruturais regionais que afetam tantbasasranto
cristalino quanto os sedimentos sobrejacentes, sugerindo que a movimentacdoadas plac
tectdnicas persistiu por longos periodos. Estes alinhamentos sdo predominanteggioa dire
NE-SW (Schaller, 1973; Asmus & Ponte, 1973), sendo que 0S menos expressivos estao na
direcdo NWSE (Schaller, 1973; Diast al, 1990).

O primeiro estilo estrutural esta relacionado a fase rifte que ocorreu durante o
Cretaceo Inferior em decorréncia do rompimento do supercontinente Gondwana. Este
sistema rifte é representado ploorsts grabense semigrabenslimitados por falhas
normais gitéticas e antitéticas que possuem direcdo preferenci@WFo que demonstra
seuparalelismo com o embasamento-painbriano anteriormente citado (Asmus, 1982;
Figueiredo & Mohriak, 1984; Guarda@b al, 1989; Diaset al, 1990; Changt al, 1992;

Rargel & Martins, 1998; Mohriak, 2003; Ponte & Asmus, 2004).

Segundo Guardadet al. (1989),Diaset al. (1990) e Rangel & Martins (1998), o
horstmais proeminente originado nesta fase é o Alto de Badejo que erseffdrsqueado
a oeste pelo Baixo de S&o Joado da Barra e a leste pelo Baixo RavatiaFigura 3.3).
Estes baixos contém mais de 9 km de sedime@isa feicdo estrutural originada nesta
fase é a linha de charneira (Asmus, 1982; Asmus & Baisch, 1983; Guatdaldd 989)
que tratase de uma feicdo linear que separa areas caracterizadas por depositos continentais
espessos de areas com embasamento raso. Esta linha de charneira é definida pela Falha de
Campos, uma falha normal sintética.

O segundo estilo estrutural desenvoblgeu depois de unperiodo de relativa
guiescéncia tectonica que ocorreu durante o Aptiano (Andar Alagoas). Estestistilorad
estd relacionado ao basculamento da bacia para leste que, associado a sobrecarga
diferencial dos sedimentos, ocasionou a movimentacdo do es@ndyp uma intensa
deformacédo adiastréfica (Figueiredo & Mohriak, 1984; Guarddadd, 1989; Diaset al,
1990; Changt al, 1992; Mohriak, 2003).

Com a tectdnica salifera, desenvolveram falhas listricas e de crescimento que
controlaram a deposicao de sedimentos e a formacéo de trapas nos reservat@us da B
de Campos entre o Albiano e o Holeceno. Estruturas dedilover e antiformes falhados
estdo associados a este tipo de falhamento.
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Asmus (1975) reconheceu quatro estagios-i(fte rifte, intervalo médio evaporitico e
intervalo superior marinho); Ojeda (1982) prop0s quatro estagiosriffpré rifte,
transicional alrift); Asmus (1982) identificou trés estagios (embrionario, jovem e maduro);
Asmus & Baisch (1983) propuseram quatro estagios-r{jpee rifte, proteoceéanico e
oceanico); Diaset al. (1990) estabeleceram trés estagios (rifte, transicioniifg; e
Cainelli & Mohriak (1999) deerminaram trés estagios (piée, rifte e margem passiva).

Desta forma, com base nos trabalhos anteriores, a evolucao estratigraficaada Baci
de Campos compreende quatro megassequéncias tseintentares que correspondem a
trés estagios evolutivos (Barboza, 2005). Segundo Mohriak (2003), estas megassequénc
sao normalmente separadas por discordancias angulares e erosivas.

A Megasseqiéncia Continenta(Ojeda, 1982; Changt al, 1988; Changet al,
1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que corresponde ao
estagio rifte, desenvolvese durante o Cretaceo Inferior (Neocomiano tardioCeetaceo
Superior (EeAptiano), sendo caracterizada por intensas atividades ignea e tectonica,
responsavis pelo rifteamento das areas anteriormente soerggigagerou falhas normais,
altos estruturais e rotacdo de blacksta megasseqiiéncia apresenta rochas siliciclasticas,
carbonatas evulcanoclasticas, intercaladas por derrames basalticpsrtencentes a
unidade clastica basabdsrupoLagoa Fei, que foram depositadas em ambiente fluvial e
lacustrino.

A Megassequéncia Transicioal (Ojeda, 1982; Changt al, 1988; Changet al,
1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que corresponde ao
estagio golfo proto-oceanq desenvolvetse entre a metade do Aptiano até o inicio do
Albiano (Andar Alagoas) e € caracterizada por uma relativa quiescéncia tectbnida seg
de processos halocinéticos que controlaram a migracéo e distribuicdo de hidracarbone
dos depdsitos posteres através das falhas listricas. Esta megasseqiéncia apresenta rochas
siliciclasticas, carboniias eevaporiticas pertencentes ao topo do Grupo Lagoa Feia e
depositados em ambiente transicional continental-marinho.

A Megassequéncia Carbonatica Marinha(Ojeda, 1982; Changt al, 1988;
Changet al, 1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que
corresponde aestagio oceanicodesenvolvetse no inicio do Albianaté o Cenomaniano
sendo caracterizada pela subsidéncia da bacia associada a elevacao eustatica ao nivel d
mar. Este ambiente marinho raso, sob condicbes anodxicas e hipersalinas, permitiu a
deposicdo de uma plataforma carbonatica e de corpos arenosos turbiditicos pesteacen
Grupo Macaé e influenciados pela tectdonicéesal.

A Megassequiéncia Clastica MarinhdOjeda, 1982; Chanegt al, 1988; Changgt
al., 1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que também
corresponde aestagio oceanicodesenvolveise entre dleocretace® o Pleistoceno e é
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caraterizada por um ambiente tectonicamente pouco ativo, com continua subsidéncia. Esta
megassequéncia apresenta calcilutitos, margas, folhelhos e turbiditos arenosos
conglomeraticos pertencentes ao Grupo Campos e depositados em ambiente marinho
profundo, alude e plataforma.

3.5.CAMPO DE NAMORADO

O Campo de Namorado, enconse na parte central da Bacia de Campos, na costa
norte do Rio de Janeiro. Cooma area de 2 km?, consistse em um dos campos
petroliferos mais importantes desta bacia na area da plataforma conbresitaira

O poco pioneiro do campo-@JS19) foi perfurado em 1975 numa lamina d’agua
de 166 m (Bacoccoét al, 1980 e 1985) e para o seu desenvolvimento foram perfurados 56
pocos, sendo 14 exploratérios e 42 de desenvolvim@giemeses & Adams, 19%0
Segunddacoccoliet al. (1985), Souza Jr. (1997)Barbozaet al. (2003), a descoberta do
Campo de Namorado basa@ na interpretacdo sismica de um alto estrutural presente no
topo da Formacgdo Macaé (acima dos carbonatos alpianos

O reservatorio de Namorado produz cerca de 10.500 m3/dia de OE&® °dé°l,
sendo que o volume de 6leo recuperavel é de 43 ril6m um volume de éleia situde
106x 10° m®, que corresponde, portanto, a um fator de recuperacdo de 40% (Baebccoli
al., 1985; Guardadet al., 1989; Meneses & Adams, 1998puza Jr., 1997Barboza,
2005).

Com relacdo ao posicionamento estratigrafc@€ampo de Namorado esta inserido
na FormacaoNamorado(Winter et al, 2007), porcdo superior do Grupo Macaeg, e €
constituido por arenitos arcoseanos turbiditicos, informalmente conhecidos conto Areni
Namorado, cuja idade compreende desde o Albiano Superior até o Cenomastano.
reservatorio turbiditico faz parte da fase transgressivaatgmssequéncia clastica maa
que se desenvolveu sobre os carbonatos albianos de plataforma.

z

O sistema turbiditico de Namorado é composto, basicamente, por brechas
polimiticas conglomerados, arenitos, argilas, margas e calcilutitos (Souza Jr., 1997), sendo
gue oArenito Namoradaconsistese de varias camadas de areias turbiditicas intercaladas
com camadas de folhelhos e margas, que localmente se coalescem para formar um banco
arenoso mais espessBagoccoliet al., 1985; Guardadeet al., 1989. Os arenitos sao
normalmente macicoscom granulometria média, ricos em feldspatos e localmente
conglomeraticos.

A porosidade do Arenito Namorado varia de 20 a 30% (com média de 26%),
enquanto a sua permeabilidade podessgrerior a 1 Darcy (com média de 400 mD).
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Localmente, o arenito apredase em finas camadas nas quais a porosidade foi
completamente obliterada pela cimentagéo carbon@aoccoliet al.,1985; Guardadet
al., 1989.

Com relacdo as heterogeneidades, Souza Jr. (1997) considera o reservatorio do
Campo de Namorado comorfancente ao tipo intermediaripgéaw-puzzIg por tratarse
de uma sucesséao turbiditica constituida pelas alternéncias de turbiditcargspsse
turbiditos finos e, por fim, de margas e argilas. Na concepcao de Weber & Geuns (1990),
reservatorios doifo jigsaw puzzlesdo compostos de varios corpos areniticos que se
coalescem e que podem se encontrar intercalados por corpos de baixa ou nenhuma
permeabilidade.

O Campode Namorado se apresenta sob a forma de uma esttdtareaalongada
de direcao NWSE, dividida em quatro blocos por falhas norn{&igura 3.5), sendo que a
sua acumulacéo de Oleo é controlada tanto pelo acunhamento estratigratibouy do
arenito turbiditico quanto pelas feicOes estrutul@esta forma, o reservatoério é limitado
pdos acunhamentos estratigraficos a norte e a sul; pelas falhas normaise, swdesste
e sudoeste; e por mergulho estrutural a nordeste (Guaetial989 Meneses & Adams,
1990;Souza Jr., 1997).

Com relacéo a divisdo em blocos do Campo de Nampvadficou-se que o bloco
principal, aqui denominado de Bloco Alto, esté localizado na parte aegte do campo e
corresponde a por¢gdo que mais produz Oleo. Os demais blocos configuram o chamado
Bloco Baixo e apresentam 0leo em menor quantidade.

O forte controle tectdnico associado a movitagdo halocinética conferem ao
Campo de Namorado uma estratigrafia complexa. Segundo Cruz (2003), os corpos
turbiditicos encontrame encaixados nos falhamentos halocinéticos que sédo os
responsaveis por controlar sedimentacdo. Assim, a tectbnica halocinética influencia a
migracéo e acumulacdo de hidrocarbonetos.

Embora a caracterizagdo do Arenito Namorado comopanotede deposicio
turbiditica ter sido realizada com base em suas relagfes estratigraficas e nas destudo
perfis e testemunhos, o seu modelo deposicional € bastante atipico daqueles dstabeleci
pelos turbiditos classico8écoccoliet al.,1985).De acordocom estes autores, isto deve
se ao fato de que, quando o Arenito Namorado foi depositado, a superficie carbonatica ja
era bastante irregular devido a movimentacdo do sal e ao desenvolvimento sleléalha
crescimento, o que fez com que os turbiditos seadrassem nos baixos e contornassem
os altos dessa superficie erosiva.
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O sistema turbiditico de Namorado apresenta trés sistemas de deposicdo que
representam as diferentes fases do reabastecimentoalduaiditico (Souza Jr., 1970
sistemade canal, representado pelwscroconglomerados e arenitggos®s a médios,
corresponde aos depositos turbiditicos de alta densidade que mforongos
granodecrescentes e que foram depositados durante os periodos de queda relativa do nive
do mar.

O sistemacanatdique marginal, que corresponde a fase inicial do abandono do
sistema turbiditico devido a subida relativa do nivel do éneepresentado pelos depdsitos
de correntes de turbidez de baixa densidatke predominam as alternancias de arenitos
finos elamitos com raras intercalagbes debris flowse slumps E o sistemaargilo-
margoso, quecorresponde ao sistema de odggdo de mar alto, constitse de uma
associacdo de facies peliticdargilas, margas e calcilutitosjjue representam a
sedimentacao hemipelagica da bacia.

Em seu trabalho, Souza Jr. (199¥@ntificou a partir da correlacdo de pocos e da
analise das curvas de proporgcédo vertical, apoiadas ipipretacdosismica de alta
resolucdo do Campo de Namoradalesenvolvid por Johann (1997), trés ciclos
deposicionaigjue ele denominou deidades geéticas Segundo este autarada unidade
genética pode ser decomposta em trés intervalos estratigraficos: (1) unalonterv
principalmente arenitico na base; (2) um intervalo onde predominam as alterrtncias
arenitos e argilas; e (3) um intervalo formaumw sedimentos argilosos e/ou margosos no
topo. Este empilhamento vertical pode ser associado a evolugdo no tempo dos trés sistemas
de deposicao: o sistema de canais, o sistema dedignal marginal e o sistema argilo
margosahemipelagico)

Através da sismica de reflexdo, Barboza (2005) também definiu trés sequéncias
deposicionais para o Campo de Namorado que correspondem a refletores sismicos de
baixas amplitudes. A sequéncia 1 indica um forte controle deposicional associado a um
geometria de depésitde canal confinado, sendo composta essencialmente pelas facies
mais arenosasla a sequéncia 2, apresenta geometria deposicional na forma de lobos
retrogradacionais, enquanto a sequéncia 3 é caracterizada por depositcsialaesor.

SegundoSouza Jr. X997) o arranjo vertical dos depdsitos sugere um aumento
progressivo da lamina d’agua e uma diminuicdo progressiva do volume de depodsitos
gravitacionais ao longo do tempo, ocasionando um padrdao de empilhamento
retrogradacional das facies sedimentakss Barbozaet al. (2003), foi apresentado um
modelo turbiditico do Campo de Namoraég(ra 3.6).
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CAPITULO 4 —SISTEMAS DE SEDIMENTACAO TURBIDITICA

4.1. ASPECTOSGERAIS

Os sistemas de sedimentacdo turbiditcmarespodem aos mais importantes
reservatorios de petréleo do Bradile acordo com Bruhet al. (2003), os sistemas de
sedimentacao turbiditica brasileiros compreendem diferentes tipos, podendo ter mui
complexos e heterogéneos. Além dijsses podem ser discriminados com base no tamanho
dos graos, razawet to grossgeometria externa e nos preses e ambientes deposicionais.

A maioria dosreservatoriogurbiditicosbrasileiros sdo depositados em ambientes
marinhos profundos por correntes de turbidez e retrabalhados por correntes de fundo
(Pedreiraet al, 2008), sendo qugrande parte estasacumulagdes turbiditicas enconrsea
distribuida ao longo da costa leste brasileira cuja evolugcédo tectbnica e sadiesta
relacionada ao rompimento do supercontinente Gondwana e a subsequente abertura do
Oceano Atlantico (Bruhn, 1998).

Por se tratar dem sistema deposicional complexo e heterogéneo que apresenta
caracteristicas peculiares que diferem de acordo com o contexto geolégico eravgua ho
deposicdo, cada sistema turbiditico deve ser tratado como um caso especiiictorbes
entender a eVocado do conhecimento deste sistema deposicional-serressencial para
compreender tanto a sua geometria quanto a distribuicdo das suas facies sedimentar

4.2.SSTEMAS TURBIDITICOS

Os turbiditos sdo depdsitos sedimentares profundos, formados adpaftirxos
gravitacionais (correntes de turbidez), que se depositam em taludesse dhawitp origem
a canais e lobo@Mutti, 1992; Walker& James 1992; Muttiet al, 1999) Estes depdsitos
tambémsao importantes indicativos do ambiente de deposicéo.

Corforme relatado por Barboza (2005) e Shanmugan (2000;200¢)irosiros
trabalhos desenvolvidos sobre os depésitos turbiditos datam da déca@dkdenen &
Migliorini, 1950;Natland & Kuenen1951;Heezen & Ewing1952) Nestes trabalhos, os
autores corluem que areias grossas podem ser transportadas em aguas profundas por
correntes de turbidez e depositadas em camadas gradacionais.

Em 1962, Boumaonstatouque as camadas de turbidito apresentagesmlacao
normal e uma sucessdo vertical de estrutsedimentaresA sequéncia deposicional
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volumes de areias para as regides marinhas profundas, mostra que os turbidiéns de
mecanismos de transporte e deposi¢cdo mais complexos do que aqueles que deram origem a
sequUéncia de Bouma.

Na concepcéao de Mutti (1992), o sistema turbiditico € uma unidade genética, isto €,
uma unidade estratigrafica que registra uma seérie ddosverosionais e deposicionais
geneticamente relacionados que ocorreram na peticaontinuidade estratigrafioa que
sao representad@®r elementos erosioise deposiciona respectivamente.

O componente erosional esté localizado na porcéo superiatutle e representa a
principal fonte de sedimentos. Em contrapartida, o componente deposicional edtérstua
porcao descendente do talude onde os sedimentos removidos pelo processo erosional sao
depositados através de fluxos gravitacionais.

Os sisteras turbiditicos sdo normalmente limitados por uma superficie basal
relativamente abrupta e por vezes erosional que esta correlaceonata superficie de
descontinuidade erosion@\utti, 1992). Ja a superficie limitrofe superior pode ser tanto
brusca quanto transicional.

Os sistemas turbiditicos diferem entre si tanto em termos de tamanho, geometria e
tipo de sedimento, como através das relagOes estratigréficas lateral e egisizaites
entre as facies e as associacdes de fadiésn disso, a maioria destes sistemas est
propensaa apresentar uma tendéncia geral de afinamento e espessamento ascendente dos
seus componentes areniticos.

Segundo Mutti (1992), muitos sistemas turbiditicos mostram que ha uma tendéncia
na disposicao vertical dos sedimentos sugerindo que houve diminuicdo no volume dos
fluxos gravitacionais no decorrer do tempo. Este processo leva ao engpitbarartical de
diferentes elementos deposicionaigue indicaa progressiva retrogradacao do sistema.

O modelo dhssicoassociado a nova classificagdo de facjge representa os
sistemas de sedimentacao turbiditcajuetém sido empregads em diversostrabalhos
foram propostogpor Mutti (1992. A classificacdo de facies basai@ no entendimento dos
processos setlientares atuantes na época da deposicao.

De acordo com Mutti (1992), os sistemas turbiditicos apresentam uma grande
variacdo em termos de tamanho, geometria, organizacdo interna e tipos de facies e
associacoes de facies que resultam de diferentes configuracdes tectonicas.

Com base nas feicdes geométricas e faciologicas, Bruhn (1998) individualzou oit
tipos de depdsitos turbiditicos ndacias da margem leste brasileijae encontrarse
estratigraficamente posicionados conforme moskigara 4.2.
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CAPITULO5 —MODELAGEM ESTOCASTICA

5.1.ASPECTOSGERAIS

A geoestatistica € uma area que incorpora fenébmenos geoldgicos com sonceito
estatisticos(espacializacdo da informacaopm o intuito de quantificar e modelar a
variabilidade espacial das variaveis naturais. Ou seja, ela estabelece as relacdes espaciai
entre asvariaveis estimando seus valores nos locais ndo amostrados, e possibilita a
quantificacdo da incerteza espadigrente a cada variavielkar & Perez, 2002).

Segundo Chiles & Delfiner (1999) eatatistica empregadporqueas distribuicdes
de probabilidadesdo aforma mais significantgpara representas intervalo de valores
possiveis deim parametro de intesse. Além disso, um modelo estatistico € bem adequado
para a aleatoriedade aparente das variacdes espaciais. A incorporacdo do prefixo "geo"
enfatiza o aspecto espacial do problema. Variaveis espaciais ndo sado completamente
aleatérias mas normalmente exibelguma forma estrutural, que reflete o fato de que
pontos proximos no espaco tendem a assumir valores proximos.

A geoestatistica bases® na teoria das Varidveis Regionalizadas '¢YR
desenvolvida por GeorgeMatheron em 1965, que podem ser interpitadomo uma
funcdo que varia de um lugar a outro no espaco apresentando uma aparéncia de
continuidade, ou seja, sdo variaveis cujos valores sao relacionados de algum modo com a
posicao espacial que ocupéBuerral988).

As VR’s podem ser consideradas veeid aleatérias espaciais. Aleatéria porque os
valores numéricos observados podem variar consideravelmente de um ponto a outro do
espaco; e espacial porque, embora sejam muito variaveis dentro do espaco,ess valor
numéricos observados ndo sao inteiraméerdependentes (Guerra, 1988). As facies e as
propriedades porosidade efetiva e saturacdo de agua, que serdo posteriootelattam
neste trabalho, sdo exemplos de VR’s.

De acordo com Chiles & Delfiner (1999, geoestatistica tem @pacidadede
associar aleatoriedade com a variavel regionalizada utilizando um modelasgstono
qual a variavel regionalizada é considerada como uma entre muitas possiveisteslie
uma variavel aleatoria.

Um fenbmeno ou variavel estocastica caractesezgpéa propriedade de que,
submetido as mesmas condi¢cdes, nem sempre leva a mesma realizacao (ndo hadegularid
deterministica), mas as diferentes realizagfes apresentam uma regularidedieastati
seja, eventos complexos envolvidos nos processos sedne® (sedimentagcdo, erosao,
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soterramento, compactacao fisica, deformacdo e cimentacdo por diagénese) cawderem
reservatorios propriedades fisicas (porosidade e permeabilidade) quentapresen
comportamento totalmente aleatério quando analisadas num conjunto pequeno de medidas,
porém a analise estatistica de um numero grande de medidas destas propriedades revela
uma regularidade no seu comportamento, o que permite modelar as suas distribuicdes
espaciais através da analise geoestatistica de seuqemdzauer, 2003).

A variabilidade espacial € uma fonte da incerteza espacial. De acordGluites &
Delfiner (1999), ajuantificagéo da incerteza espacial requer um modelo que especifique o
mecanismo no qual a aleatoriedade espacial é gerada. A aproximacdo mais sirafaes é tr
a variavel regionalizada como deterministica e as posi¢cdes das amostoasleatdrias,
assumindo por exemplo que elas sdo selecionadas de maneira uniforme e independente
sobre uma érea de referéncia.

Neste contexto, o objetivaadnodelagem estocastica estd em gerar uma distribuicdo
que tenha um determinado nivel de variabilidade defiaigoiori e também reproduza o
padrédo de correlacéo espacial desejado (Paraizo, 1993).

Nas proximas secOes serd realizada uma revisdo da fundamentacdo teorica da
modelagem estocastica, bem como dos métodos usualmente empregados na industria de
petroleo para modelar as heterogeneidades (distribuicdo faciologlea propriedades
petrofisicas) dos reservatorios.

5.2.M ODELAGEM ESTOCASTICA

A impossbilidade de modelar as heterogeneidades geologicas presentes em um
reservatorio com leis fisicas deterministicas tem tornado atrativo o0 uso de stécnica
estocasticas para descrever e predizer as propriedades dos reservatoriasefH&do
Damsleth, 1990).

As técnicas de modelagem estocastica de reservatorios apresentam duas
caracteristicas (Omret al. 1988 apud Dubrule 1993): possibilitam a elaboracdo de
modelos 3D mais realisticos das heterogeneidades do reservatorio e permitegé@adgera
varios modelos equiprovaveis que honram os dados disponiveis e fornecem subsidios para
avaliar o impacto da incerteza geoldgica sobre um atributo de interesse.

De acordo com Haldorsen & Damsleth (1990), existem seis razfes princigags par
utilizacdo de técnicas estocasticas para descrever reservatorios:

1°) Informacgbes incompletas sobre as dimensdes, a arquitetura interna e iidaatéatlas
propriedades das rochas em todas as escalas;
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2°) Complexa organizacgéo das facies geologicas;

3°) Dificuldades para entender amriabilidades das propriedades das rochas e suas
estruturas em funcdo da posicao e direcao espacial,

4°) Desconhecimento das relacdes entre o valor da propriedade e o volume de rocha
utilizado para sua definicaorfblemas com transferéncia de escala);

5° Relativa profusdo de dados estaticos, como porosidade e permeabilidade, quando
comparados com dados dinamicos, como pressdo e saturacdo de fluidos (variaveis que
dependem do tempo);

6°) Conveniéncia e velocidade.

Dubrule (1989) subdividiu os métodogaEsisticos em duas categorias. Os métodos
baseados em objetos (booleanos) geram a distribuicdo dos corpos no@spaderando
as informacgdes estatisticeeferentesa forma e dimensadzstes métodos sduuito Uteis
nos estagios iniciais de producdo dampo quando os dados de pocesparsosnao
permitem a descricdo detalhada das heterogeneidades geoldgicasméetodos baseados
em sequénciaggeram valores de uma propriedade em cada célulayridlp estando
relacionados as informacfes estatisticas que mostram as relacbes entre as valor
localizados na vizinhangca atrave$ uso de variogramas ou da distribuicdo de
probabilidade condicional. Estes métodos sao aplicados nos estagios tardios do
desenvolvimento do campo quando o conhecimento detalhado das heterogeneidades torna
se necessario e possivel de se estimar visto que ha muitos dados de pocos disponiveis.

Haldorsen & Damsleth (199 dividualizaram duas classes principais de modelos
estocasticos: discreta e contin@s.modelos discretodescrevem as feicoes geologicas de
natureza discreta, como a geometria dos comsareiae sua localizacadcanais,
crevasses)distribuicdo e dimensdo dos folhelhos dispersos nas areias; a distribuicao,
extensao e orientacéo de fraturas e falhas; e modelagem deH&tieslos estes casos, um
ponto no espaco pertence a apenas um de um numero limitado de classes e o modelo
estocastico controla como os valores da classe em cada pontgemtdPar exemplo, o
modelo pode controlar como um corpo de areia erode outro, como as fraturas podem se
cruzar e como diferentes facies se atraem ou se repelem.

Ja osmodelos continuodescrevem a distribuicdo espacial de um fenbmeno que
assume valores distos, mas tém variagcdo continua, tais como: propriedades das rochas
(permeabilidade, porosidade, saturacao residual, argilosidade etc.), veloctadieas e
parametros dimensionais (topo e base do reservatério e contatagdBeoO modelo
estocastio descreve: (1) nivel médio ou possiveis tendéncias lateral ou vertical para a
variavel; (2) a variabilidade em torno da média; (Bfa@ fortemente pontos vizinhos
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tendem a ter valores similares; e éQovariacdo das varaveis estudgdaso haja mais de
uma variavel) ou seja, como o conhecimento de uma varidvel melhora a predicdo das
outras Haldorsen & Damsletil990).

Damslethet al. (1992 discutem a possibilidade de se usar uma abordadeanmda
para modelar reservatorios, combinando modelos discrejue descrevem as
heterogeneidades de grande escala (blocos da arquitetura sedimentolodaEedasu
unidades de fluxo) e modelos continuos dentro de cada classe, esses, por sua vez,
descrevendo a variagdo espacial das propriedades petrofisicas.

Alabert & Massonat (1990) aplicaram algumas técnisasestatisticade simulacao
condicionalpara representar as heterogeneidades de um reservatorio turbiditico complexo.
Estes autores utilizaram uma abordagem rpetdpas, na qual inicialmente modekmia
distribuicdo dos corpos sedimentaraspartir da simulagcdo sequencial de indica&iz
posteriormenteinferiu-se a variacdo da permeabilidade dentro das facies geradas
anteriormenteaitilizando a simulacédGaussian&equencial.

Alabert & Modot (1992)apresentam algumas técnicas estocasticas usadas para
modelar as heterogeneidades internas dos reservatesies. autores individualizam tanto
as técnicas baseadas em objetos quamtelas baseadas em pixels e mostram que elas
podem ser utilizadas tanfiara modelar as propriedades petrofisicas (como porosidade e
permeabilidade) quanto as feigcbes geoldgicas que afetam o comportamentooddof
fluidos (como unidades genéticas, variacdes faciologicas e falhas).

Dubrule (1993) sugere a utilizacdo de uat@rdagem muHetapas para geracéo
de modelos 3Ddas heterogeneidades do reservatame qualinicialmentemodelase as
unidades genéticas (litofaciesjlo reservatério atravées de modelos discretos e,
posteriormente, simuse a variagcdo espacial dos parametros petrofisicos dentro de cada
unidadeutilizando modelos continuos. Esta abordagem retdipast realizada em quatro
etapas

1°) Definicdo do intervalo estratigrafico a ser modelado: as alteracdes no ambiente
deposicional influenciam no padrédo de distribuicdo das heterogeneidades geoldgicas

2°) Identificacdo das unidades genéticas através da correlacdo entreqogosntuito de
reduzir as incertezas nos locais ndo amostrados

3°) Modelagem das variacdes faciologicas dentraudédades genéas;

4°) Distribuicdo das propriedades petrofisicas no arcabouco deposicioidgiibotiefinido
nas etapas anteriores
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Galli & Beucher (1997) apresentam uma revisdo dos métodos estocasticoedbasea
em pixels e em objetdseqlientementatilizados para a caracterizagdo de reservatoérios. Os
autores afirmam que as informacdes geoldgicas sdo pecas fundamentais paradgéwar mo
estocasticos e que as simulacbes devem ser realizadas em duas etapas para melhor
representar as informacdes gegidas: primeiro modelae a arquitetura geologica e depois
as propriedades de acordo com o arcabouco gerado.

5.3.METODOS BASEADOS EM PIXEL

As técnicasde simulacdobaseadas em pixel estdo fundamentadas uema
discretizagéo fixa do volume do reservatdégeralmente ungrid regularno qual assume
se gue as propriedades sdo homogéneas em cada célula (Alabert & Modot, 18828 Kel
Perez, 2002)A flexibilidade destas técnicas permite quaatb as variaveis geoldgicas
guantoas petrofisicas pssan ser modeldas sendo que estas variaveis sdo consideradas
como uma funcéo do espaco amostradgrith

O objetivo dos métodos baseados em pixel é extrair o maximo de informacéo
possivel dos dados de pocos atraves da utilizacdo das distribuicdes univansdaea
das propriedades do reservatorio (Dubrule, 1989; Kelkar & Perez, 2002). A primeira
distribuicdo referese as distribuicbes de probabilidade das varidveis, enquanto que a
segunda diz respeito as relacbes espaciais existentes entre as variaveis (\ejogram

De acordo com Deutsch (280 a popularidade das técnicas baseadas em pixel
devese aos seguintes fatores: (1) os dados locais sdo reproduzidos atnanvékeldgem
(2) os controles estatisticos (variogramas) requeridos podem ser infepaidis dos dados
de pocos limitados; (3) dados sismicos e tendéncias geoldgicas desleatzasao tratadas
diretamente; e (4) os resultados mostsanrealisticosilo ambiente geoldgico onde ndo ha
geometria evidentes das facies geologicas, ou seja, quando as facies sao diageneticamente
controladas ou onde os depositos originaisécies €m padrdes de variacdo complexos.

Segundo Kelkar & Perez (2002), a maior desvantagem dos métodos baseados em
pixel consiste em presumir que todas as propriedades do reservatorio possamidas defi
de forma conveniente com a discretizacdo do modelo em células. Esta suposicdo ndo pode
ser tomada como verdadeira quando se quer representar objetos geoldgicosnesne for
dimensdes complexas, visto que os meétodos baseadopixel ndo priorizam nem
reproduzem as feicbes geomeétricas dos parametros modelados.

Simulacdo Sequencial de IndicatezSimulacdo Gaussiana Sequenséd algumas
das técnicas baseadas em pixel mais utilizadas na industria do petrdleo. Decanordo
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Alabert & Modot (1992), estas técnicas sdo fortemente sustentadas por um feomalis
probabilistico que modela a variavel como uma funcéo aleatoria espacial.

As duastécnicas supracitadas foram empregadas neste trabalho para modelar a
distribuicdo das facies e das propriedades petrofidcc&ampo de Namorado que servirdo
como base para a estimativa do volume de @&lexscolha destagcnicasdevese a grande
quantidade de dados de pocos disponiveis na area de estudo o que possibilita
conhecimento de sudseterogeneidadedNas secdes seguintes encontisendescritas as
principais inferéncias sobre cada uma destas técnicas.

5.3.1.SIMULACAO SEQUENCIAL DE INDICATRIZ (SIS)

A simulacdo sequencial de indicatriz (SIS) é a técnica de simulacdo condicional
mais comumente empregada para modelar as distribuicbes faciologicas (variavei
discretas).Tratase de uma técnica simples e flexivel, que permite modelar tanto variaveis
discretas quanto continuas, sem a necessidade de transformar os dados em umadlistribuic
normal.

A técnicade SIS usada para simular as distribuicbes de fadieseiase no
formalismo da indicatriz (Alabert & Massonnat, 1990; Journel & Alabert, 19%heM &
Modot, 1992; Galli & Beucher, 1997; Bahar & Kelkar, 1997; Deutsch, R0@2qualcada
facies € codificada como uma varidvel binaria, chamadaadi@vel indicatriz Cada
variavel indicatriz é definida pela sua freqiéncia média e um variognaeneacacteriza a
sua continuidade espacial (Alabert & Modot, 1992). A variavel indicatrimida para
cada célula darid, sera designada com o valor 1 se a correspondente fagiestiver
presente em um dado locat O se estiver ausente, conforme notacéo:

1 O BA O P ELIRNAAND AAJIPTA

D=0 0 BAOPERANAAPA (5.1)

Bahar & Kelkar (1997)»emplificam o formalismo da dicatriz da seguinte forma:
para um sistema deposicional com quatro facigsfAf f; e f;), um valor de indicatriz
correspondente a [0,1,0,0] pode ser interpretado como se a fa@ssvésse presente
naquele local e as demais facies ausentes. Estes autores acrescentam que, em alguns caso
a presenca ou auséncia de uma facies em determinado local é conhecida apenas segundo a
sua probabilidade de ocorréncRara inserir esta informacgéo, softwareé designado a
aceitar ndo s6 os valores de 0 ou 1, como também a probabilidade de determinada facies
estar presente em dado loc#lssim, considerando que o valor da indicatriz seja
[?,0.5,0.25,7], inferse que ha 50% e 25% de chance das fagiedsfexistirem naquele
local, respectivamente, no entanto, nada pode ser inferido sobre as dema({B&haes
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Kelkar, 1997) Esta identificacdo das facies sob o ponto de vista da sua probabilidade de
ocorréncia é bastante Gtil para ajustar a incerteza decorrente da interpretagitogos g

Quando utilizase o formalismo da indicatriz para representar variaveis continuas,
como a porosidade, Alabert & Modot (1992) defendem que a drsg@b prévia da
abrangéncia da variacdo desta variavel deve ser definida. Neste caso, a codificacdo da
indicatriz € dada para cada valor limiay que fornece uma distribuicdo de incerteza na
variavel(v). Assim, a indicatriz sera designada com o valke & variavel estiver abaixo do
correspondente limiar em um dado local O se estiver acima, conforme notagao:

_ OR QXIT
= D(l)OR> VAIT (52)

O algoritmo sequencial de indicatioaseiase em um processo iterativo no qual
cada ponto é simulado sucessivamente, levando em consideracéo tanto os valores dos dados
iniciais quanto aqueles previamente simulados (Emery, 2002). A sua funcionalidade pode
ser descrita de uma maneira simplslfert & Massonnat, 1990; Alabert & Modot, 1992):
uma facies é simulada em um certo pontm qual nenhuma informacéo é conhecida. A
principio estimase a probabilidade condicional de cada facies estar presente n@onto
partir dos dados de facies steantes na vizinhan¢g&m seguida, a indicatriz simulada é
tracada randomicamente a partir da distribuicdo condicional estimada, cujadesula
nova facies simulada. O processo é repetido sequencialmente em outrosdogadstatio
o dominio simuladoseja preenchido. Nesta Ultima etapa, o conjunto de dados
condicionantes inclui todas as simula¢gdes previamente realizadas.

Dentre as vantagens da modelagem de facies por indicatrizspodiar a
flexibilidade de gerar varios padroes de facies independente do numero de facies
envolvidos;a possibilidade de condicionar os resultados aos dados de pogos e sesmicos
incorporacdo de qualquer tipo de tendénaa a rapida velocidade da simulagéo
independente da quantidade de dados condicionantes.

Além disso, &I1S tema possibilidade de modelar tanto padrées de heterogeneidade
complexos, quanto padrbes de propor¢cdo e correlagdo espacial diferentes paeieada f
que foram amostrados ou inferidos no reservatério (Journel & Alabert, 1990; Alabert &
Modot, 1992). Esta flexibilidade provém da utilizacdo de um modelo de variograma para
cada variavel indicatriz.

Dentre as suas limitacbes, Alabert & Modot (1992) enumeram: geracdo de
variogramas inconsistentes que, associados ao fato de que as probabilidades locais séo
aproximadas, podem induzir tendéncias nas frequéncias geradas e imfasabili
reproducdo dos variogramas originalmente inferidos; impossibilidade deduepr
geometrias bem definidassumento na demanda computacional quando correlagcbes
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cruzadas entre as indicatrizes sao introduzilasducéo de tendéncias nas frequéncias das
faciespodem ser reduzidas pelas curvas de proporcéo vertical.

Embora o algoritmo SIS requeira a estimativa acdela funcdo de densidade
cumulativa local de todos os valores previamente simulados, na préatica apenas aqueles
valores localizados na vizinhanca do local a ser estimado séo retidos (Emery, 2002). Ou
seja, utilizase uma vizinhanca mével para simular um dado nd. Este procedimento faz com
que a variabilidade espacial ndo seja reproduzida com perfeicao, principalmente guando s
considera longas distancias.

5.3.2.SIMULACAO GAUSSIANA SEQUENCIAL (SGS)

A simulacdo Gaussiana sequencial (SGS) € a técnica de simglagdicional mais
comumente empregada para a modelagem das propriedades petrofisicas (variaveis
continuas) dos reservatorios. Tratade uma técnica simpledlexivel (Deutsch, 2002;
Emery, 2004), que requer para a sua execucao histogramas e variogramasnpesveose
dados de entrada (Alabert & Modot, 1992).

De acordoChilés & Delfiner (1999) &mery (2004), uma funcaaleatoériaY (x) &
dita ser multigaussianse todae qualquercombinacao lineade seus valores tiver uma
distribuicdo normal(Gaussiana) Particularmente, a distribuicdo prévia de todo valor é
normal, embora isto ndo seja uma condi¢cdo suficiente. Estacfabeatoria também
chamadale campo Gaussiano aleatogdptalmente determinada pelos seus momentos de
primeira e segunda ordem (média e varidndan seguida, assurs® que estes momentos
sdo estacionarios, ou seja, com mobilidade invaridhesta forma, a média é definida
como sendo zero e a variancia um, para que a distribuicdo espacial seja caracedozada p
variograna.

Segundo Oliveira (1997), no algoritmo de simulaGamissiana seqlencial, cada
variavel é simulada seqiiencialmente de acordo com a sua funcéo de distribuicdadecumul
condicional @ussiana, caracterizada através de um sistema de krigagem. A cada etapa, 0s
dados condicionantes s&do todos os valores originais somados a todos os valores
previamente simulados que se encontram dentro de uma vizinhanga da posicdo a ser
simulada.

O algoritmo de SGS pode ser sintetizado nas seguintes etapas (Deutsch, 2002):
1°) Transformacé&o dos dados originais em uma distribuigis&angnormal);

2°) Realizacao da krigagem, em um dado local, para obter a estimativa krigadée@avar
da krigagem correspondente;
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3°) Tragar um dado residual aleatério que segue distdbuicdo normal com média zero e
variancia igual a variancia da krigagem;

4°) Adicionar a estimativa krigada e o dado residual para obter o valor simulado;

5°) Adicionar o valor simulado ao conjunto de dados para garantir que a covariancia com
este valor e todas as predicdes futuras esteja correta. Estai@mincipal da simulacéo
sequencialisto €, considerar previamente os valores simulados como dados para que se
reproduza a covariancia entre todos os valores simulados;

6°) Percorrer todos os locais em uma ordem aleatdria. Nao ha nenhum requerimento tedrico
para uma ordem ou caminho aleatério, no entanto a pratica tem mostrado que um caminho
regular pode induzir a resultados imprecisos;

7°) Transformar de volta todos os dados e valores simulgdasdo o modelo for
totalmente visitdo, ou seja, quando todos os n6gdd forem simulados;

8°) Gerar realizacdes repetindo o processo com diferentes sementes de nuragnissale

Uma semente diferente conduz a uma sequéncia diferente de numei@#salea como
consequénciadiferentes caminhos aleatorios e diferentes dados residuais para cada no
simulado.

Devido a sua simplicidade, o algoritmo de SGS apresenta as suas maiores
limitacbes. De acordo com Alabert &odot (1992), toda a informacdo referente a
distribuicdo espacial dos dados € representada por um unico variograma, o quecfag com
o0 modeloGaussiano seja incapaz de reproduzir padroes de heterogeneidades complexos
(por exemplo, padrées de continuidagipacial muito diferentes para os valores altos e
baixos de uma dada variaveBstes autores acrescentam que a propriedade de entropia
maxima(desordem espacial imposta pelo variograd@modeloGaussiano confere uma
sistematica destruicdo dos valorag@mos que pode influenciar as previsdes de producéo.
Como todas as técnicas baseadas em pixel que apéiaia estatistica de dgentos as
simulac¢des gaussianas séo incapazes de reproduzir geometrias bem definidas

Outra limitagcdo apontada por Eme004) diz respeito ao aumento na demanda
computacional para realizar a SGS. O sistema de krigagem aumenta a medida que a
simulacdo progride, ou seja, aumenta 0 numero de dados condicionantes. Este processo
envolve ndo apenas os dados iniciais, mas também todos os valores previamente simulados.
Para solucionar este problema aek#auma vizinhanca movel, em vez de Unica, para a
simulacdo de um dado ndé. Com este procedimento, apenas um numero maximo pré
especificado de valores condicionantes € procurado proximo desta vizinhancaaEkm ge
efeito de filtragem dos valores proximos € parcial, portanto a vizinhanga movel envolve
uma perda de acuracia.
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CAPITULO 6 —CARACTERIZACAO DE FACIES EPARAMETROS
ASSOCIADOS

6.1.ASPECTOSGERAIS

Nos estdos de reservatorios, a caracterizacdo das facies sedimentares e o
entendimento da distribuicdo no espaco dos seus parametros petrofisicos (como porosidade
e saturacao) sao etapas fundamentais para o desenvolvimento e gerenciamemioode
petroliferos.

De acordo com Ninci (2008), a definicdo da facies constitui uma das primeiras
etapas do estudo de um reservatério, de modo que as agbes subsequientes dependem da
precisdo e da qualidade desta caracterizagdo. A partir da definicdo das facies sedinentares
possivel, por exemplo, compreender a geometria dos depdsitos turbiditicos e,
consequentemente, elaborar um modelo deposicional que represente estes.depadsitos

Na caracterizacdo de reservatorios, a primeira distincdo que se faz € mseada
individualizacdo das facies em dois grandes grupos, reservatorios-resaA@torios,
procurando identificar as caracteristicas petrofisicas que controlampmrtamento dos
fluidos em cada facies.

Segundo Cosentino (2001), existem duas maneiragalzar a classificacdo de
facies. Elas podem ser definidas nos testemunhos, através das descricbes ems feicd
litol6gicas, deposicionais e petrofisicas das rochas, para posteriorgemerslacionadas
aos perfis geofisicos a partir do reconhecimentardeegistro do perfil para cada facies
(como foi realizado nesta dissertacdo). Ou as facies podem ser definidas a partir do
registros dos perfis e posteriormente correlacionadas aos dados de testemunkeas gmr m
técnicas estatisticas

bY

Assim, enquantm termo litofacies referse a observacdo direta da rocha em
testemunhos, afloramentos e amostras de calha, a fim de se individualizaa de acordo
com sua litologia, cimentacao, gtdometria e presenca de fluidastermo eletroféacies diz
respeito a reconhecimento indireto das facies a partir dos perfis geofisicos de poc¢os, sendo
cada facies distinguida pelo comportamento das cuale/agios gama e porosidade neutrao,
por exemplo (Albuquerque, 2006).

Para Rosa (2006), a caracterizacdo de eletrofacies tem como base o tratamento
estatistico dos dados extraidos dos perfis geofisicos de pocos, no sentido de reconhecer
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padrdes litolégicos e, posteriormente, atrlmsi a todo o intervalo perfilado, tendonoo
resultado a interpretacao litologica de toda a secao coberta por perfis.

Desta forma, a interacdo roeparfil configurauma ferramenta eficaz para a
caracterizacdo de facies e dos atributos petrofisicos a elas associadosnAacdeb de
topo e basea definicdo de facies e o calculo dos parametros porosidade efetiva e saturacéo
de agua descritos neste itajp baseiarrsg portanto,nas analises das informacdes dos
testemunhos e dos registros dos perfis geofisicos.

6.2.PERFIS GEOFISICOS

A PerfilagemGeofisica ébtida na etapa deerfuracdo de um pocgo, que fornecera,
posteriormente a analise, o registro dos atributos do reservatorio resultamessaizsio
fluido-rocha. Ou seja, ela é a representacdo gréfica das propriedades fisicas das rochas
atravessadas ao longo de um poco em relacdo a profundidade.

De acordo com Girdo Nery (2004), as rochas podem ser identificadas em funcéo de
suas propriedadelétricas (condutividade elétrica, polarizacdo induzida, constante
dielétrica ou potencial eletroquica natural), acusticas(velocidade de propagacdo ou
tempo de transito de ondas elasticasmpressionais ou cisalhantegadioativas
(radioatividade natural ou induzidajecéanicastérmicasetc., que sao obtidas através dos
sinais registrados pelos sensores do equipamento de perfilagem. Os dadodaggistos
perfis possibilitam que as propriedades petrofisicas sejam inferidas.

Os perfis geofisicos de pocos constitesean em uma das mais importantes
ferramentas exploratérias devido ao fato de auxiliaramaquigcdo de parametros
petrofisicos, litologicos, estruturais e estratigraficos

6.2.1.PERFIL DE RAIOS GAMA (GR)

O perfil de raios gama (GR)pnstitui o registro das ondas eletromagnéticas de alta
energia que sdo emitidagaturamentepelos mineraisadioativos presentes nas formacgoes.
A maior parte da radiacdo gama encontrada na natureza provém dos isétoposaoadieati
potassio (K% e dos elementos radioativossdgéries de Uranio(U?*) e Thério (Th**3
(GiraoNery, 2004).

De acordo com Rider (2002), a caracteristica principal dos raios gamaeomsis
sua capacidade de perder energia conforme atravessa as formacdes rochosas devido as
colisbes com os elétrons, em um processo conhecido como Efeito de Espalhamento
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Compton. Assim, apds sucessivas perdas de energia, 0s raios gama sao abstavidos pe
formacao através do Efeito Fotoelétrico.

O objetivo principal da ferramenta de raios gama consiste em distinguir asasamad
geoldgicas com altas e baixas radioatividadke forma a dterminar o teor de
argilomineraispresente em cada uma delas. Dentre as rochas sedimentares, os folhelhos e
as argilas sdo os que apresentam maior radioatividade devido & presentheda K
habilidade de reter os fons metdlicos d&°l do TK*> A combnacdo destes trés
elementos fornece aos folhelhos uma radioatividade entre 75 e 150 °API. Segundo Girdo
Nery (2004), esta alteadioatividade dos folhelhos esta relacionada ao seu alto teor de
matéria organica e a sua capacidade de realizar trocas i6oimass solugcdes intersticiais
do meio ambiente onde foram depositados.

Embora saibse que as rochas areniticas apresentam bawedsres de
radioatividade, & arefitos do Campo de &mnoradgpor seremarcoseanos possueralores
anomalos de raios gam@s dtos valores de GR também sdo encontradosanesitos
liticos e conglomerados polimiticos que podem apresentar em sua composi¢cao fragmentos
provenientes de rochas igneas e/ou metamorficas que sédo naturalmente radioativas.

De acordo com Girdo Nery (2004), a curva do perfil de raios gama pode configurar
um bom indicador das condi¢cdes deposicionais desde que a radioatividade sejaeresultant
apenas da presenca de argilomineifa@. exemplopas camadas onde a curva apresenta
aspecto de sino infele uma granodecrescéncia ascendente.

A quantificacdo do volume de argila presente nas rochas, a correlacéo aBtatigr
entre pocos vizinhos e a idditacao de inconformidades configuram outras aplicacdes dos
perfis de raios gama

6.2.2.PERFIL DE DENSIDADE DA FORMAGCAO (RHOB)

O perfil de densidade (RHOB) constitui 0 registro continuo das variacdes de
densidade das rochas atravessadas por um poco (Girdo Nery, 1990). Segundo Rider (2002),
a densidade da formacdo corresponde a dedsidos minerais que formam as rochas
(matriz) e ao volume dos fluidos nela confinados (porosidade).

O principio de funcionamento deste perfil consiste na emissédo de raios gama de
média energia para dentro da formacao a partir de uma fonte radioa@ésidel37. Os
raios gama colidem com os elétrons da formacao, transferindo parte de rgia eae
eles (Efeito de Espalhamento Compton). As colisdes ocorrem de acordo com o numero de
elétrons que a formacgéo contém, o que faz com que a resposta ddepddiisidade seja
correspondente a densidade de elétrons da formacao.
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O perfil de densidade tem como principais aplicacdes a quantificacdo da porosidade
das formagfes sedimentares, a identificagdo de minerais de origem evapodét;cao
de zonas de gas, a determinagdo da densidade dos hidrocarbonetos, a avaliag&osle ar
argilosos e litotipos complexos, entre outras (Schlumberger, 128§)mas destas
medicdes devem ser realizadas conjuntocom o perfilneutrdo parabter una maior
eficiéncia na interpretacao

De acordo com Rider (2002), as densidades dos litotipos mais cohalneta( 6.1
ndo sdo determinadas de forma precisa devido a grande variacdo na composi¢ao e textura.
Os folhelhos e argilitos possuem densidades variando entre 1,8 e 2,7 g/cm?3 devido a fatores
como compactacéo, idade e composicao

Tabela 6.1:Densidades dos litotipasfluidosmais comuns (Rider, 2002).

LITOTIPO VARIACAO (g/cm3) MATRIZ (g/cms3)
Folhelhos e Argilitos 1,8-2,75 Varia (média 2,62,7)
Arenitos 1,9-2,65 2,65
Calcarios 2,2-2,71 2,71
Dolomitos 2,3-2,87 2,87
Fluido (Agua doce/salgada) 1,0-1,1 (média 1,06)

Segundo Rider (2002), arenitos compostos essencialmente por minerais de quartzo,
com densidade de 2,65 g/cm3, sdo raros, o que faz com que a densidade destas rochas
dependa dodemais minerais que as constituem. Assim, 0s arenitos podem apresentar em
sua composicao feldspatos (2533 g/cm3), micas (2,65,1 g/cm3) e fragmentos liticos
(densidade variavel), por exemplo, alterando suas densidades.

6.2.3.PERFIL DE POROSIDADE NEUTRAO (NPHI)

O perfil de neutrdo (NPHI) corresponde ao registro continuo do indice de
hidrogénio presente nas formacdes, refletindo diretamente o espaco poroso que €
preenchido por fluidos (6leo, gas ou agua). De acordo com Girdo Nery (2004), edte tipo
perfil mede a radioatividade induzida artificialmente por meio do bombardeimclzes
com néutrons de alta energia ou velocidade.

Os néutrons séo particulas subatdmicasitdédas de carga elétrica que possuem a
mesma massa que os atomos de hidiog&mgue interagem com as formacdes através dos
processos de colisdo e absorgéo (Schlumberger, 1998; Rider, 2002; Girdo Nery, 2004).

Segundo Girdo Nery (2004), os néutrgdsbombardeadosas camadas adjacentes
ao poco, onde sucessivas e multiplas cefisélasticas com os atomos da formacéo fazem
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com gue 0s néutrons percam parte de sua energia. Como a quantidade de energia perdida
por colisdo depende da massa relativa do nucleo colidido, a maior perda de energia é
verificada quando os néutrons colidem com os nudcleos de hidrogénio. Este processo de
colisdo cessa quando os néutrons passam a expressar as mesmas velocidade e energia
presentes na formacéo, difundirsi® aleatoriamente até que sejam absorvidos pelo nicleo

de qualquer atomo o qual torea excitado e emite raios gama de alta energia
(Schlumberger, 1998; Rider, 2002; Girdo Nery, 2004).

As principais aplicagcbes do perfil neutrbnico envolvem a determinagdo da
porosidade, a interpretacdo dos litotipos e a deteccdo de zonas contendo hidrocarbonetos
leves ou gas nas rochas reservatorios, sendo que esta Ultima aplicagdo écieatis efi
guando realizada em conjunto com os perfis de densidade e sénico.

De acordo com Girdo Nery (2004), as formacdes que possuem 0S Seus Poros
preenchidos por gas ou hidrdoanetos leves apresentardo um contraste entre as
porosidades medidas pelos perfis neutrdo, densidade e sbnico. Isto ocorre porque 0s gases e
hidrocarbonetos leves possuem um indice de hidrogénio por unidade de volume de rocha
inferior aquele verificado nagua e no 6leo. Assim, enquanto a leitura dos perfis densidade
e sonico apresentardo altos valores de RHOB eeBTuma zona com gas peffil
QHXWU{QLFR UHJLVWUDUI YDORUHV BBR V-redphatBas, VHQGR
medidas de porosidadesta zona

Com relacdo a presenca de argila na formacdo devido ao alto teor de agua
adsorvida, Girdo Nery (2004) diz que a porosidatdgstradanas rochas argilosas € maior
GR TXH QDV URFKDV OLPSDV R TXH SRGH ddENH[SUHVVR
contrapartida, a leitura da porosidade nos perfis neutrénico, densidade e sbnico nas rochas
OLPSDV RX FRP ]JRQDV GH iJXD p SitiDWhybsD P-BIQWH LIJXDO RX

6.2.4.PERFIL SONICO (DT)

O perfil sbnico (DT) corresponde ao registro continuo do tempo de transito do sinal
sonoro quando este atravessa a formacado. Segundo Girdo Nery (2004), a determinacéo do
tempo gasto pelo som para percorrer um determinado espaco da formacdo e Util par
quantificar o conteudo de fluido nas rochas. Ou sejperél sénico € utilizado para
determinar a porosidade efetiva do reservatorio.

O principio de funcionamento deste perfil consiste na emissdo por um transmissor
de pulsos sonoros compressionais que se difundem na formacdo e séo captados por dois
receptores adlicos que registrardo os sinais recebidos pela form&@gEsia forma,o
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equipamento de perfilagem meaealiferenca do tempo gasto pelo som (tempo de transito)
entre os dois receptores, ou seja, o inverso da velocidade de propagacéo.

O intervalo de tempo de transito para uma dada formacdo dependera tanto do
litotipo quanto da porosidade. Assim, considerando agieochas A e B apresentam
caracteristicas similares, aquela quativer maior quantidade diiidos dentro @& seus
poros devido a maior separagdre os graos (maior porosidadgyesentara um tempo de
transito maior do que aquela com menor volume de fl(igi@®s mais proximos, portanto
menor porosidadeplém disso, o intervalo de tempo de transito € maior nas rochas menos
densas, auxiliandoandiferenciacéo entre os tipos de rociabéla 6.9).

Tabela 6.2: Tempos de transito e velocidades compressionais dos litotipos e fluidos mais comun
(modificado de Girdo Nery, 2000; Rider, 2000).

TEMPO DE TRANSITO

LITOTIPO ( B/f) VELOCIDADE (ft/s)

Folhelho 60-170 16.000-5.000
Arenito (quartzo) 51,0-55,5 19.500-18.000
Calcario 47,6-53,0 23.000-19.000
Dolomito 38,5-45,0 26.000-22.200

Oleo 238 4.200

Gas 626 1.600

Agua (doce) 200 5.000

A presenca de argila e hidrocarbonetos nas formacdes é outro aspecto a se
considerar nos perfis sbnicos. Segundo Girdo Nery (2GD4resenca de argila nas
camadas permoporosas aumenta a quantidade de agua intersticial (comparadas aquelas
limpas ou sem agila), atenuado a velocidade do som e aumearda o tempo de transito
registrado. Com relacdo as camadas portadoras de hidrocarbonetos, tamlicéesearnh
aumento no tempo de transito devido ao fato do 6leo e do gas serem menos densos que a
agua.

No entanto, o perfil sbnico apresenta algumas limitagbes nas medi¢cbes da
porosidade. Como este perfil sé registra a porosidade intergranular, a porosidade
secundaria, como as cavidades tipicas de rochas carbonéticas, é calculada eeddana
Outro erro verificado neste perfil € que, em po¢os com diametro muito grande, o tempo de
transito pode ser elevado, ndo tendo relacdo com a porosidade da formacéo.
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6.2.5.PERFIL DE INDUCAO (ILD)

O perfil de inducao (ILD) consiste em registrar a capacidade de uma determinada
formag&o em conduzir corrente elétrica. Como a condutividade é o inverso da redestivida
este perfil também registra a resisténcia da formacao na passagem desta correate elét

De acordo com Rider (2002), apesar das rochas serem isolantes, elas possuem poros
ou cavidades que podem ser preenchidos por fluidos que sédo condutores. Este € o caso, por
exemplo, das aguas saliferas que apresentam alta condutividade e bdixaladsisAs
formagdes que apresentam seus espacos porosos preenchidos por hidrocarbonetos, por sua
vez, irdo apresentar altos valores de resistividade.

Desta forma, a principal aplicacdo do perfil de indugédo consiste na icegéii de
camadas que comteam hidrocarbonetos. Em termos quantitativos, este parfihdo para
identificarzonas saturadas em 0leo a partir do caldalsaturacéo de agwapara definir o
contato oleeagua(Rider, 2002) Com relacéo as aplicacdes qualitativas do perfil peskem
citar as correlacdes poco a poco e a identificacéo do tipo de rocha e do tipo de fluido.

Como dito anteriormente, as rochas séo caracterizadas por ndo conduzirem
eletricidade, porém a sua textura e a geometria e conexao de seus poros podesiainfluen
na sua resistividade. Assim, as rochas que apresentam uma estrutura facilitadora a
passagem de fluidos, permitirdo a conducdo de mais corrente do que aquelas que
apresentam uma estrutura cadtica. Este comportamento das rochas é chamado de Fator
Resistividadeda Formacé&o (F) e por depender tanto da forma como do tamanho e selecao
dos gréaos, esta intimamente relacionado com a porosidade da formacéo.

Outro aspecto a se considerar neste tipo de perfil condiz ao carater condutivo das
argilas quando estas fazem parte das formacdes. Na presenca de agua, a superficie das
camadas de argila tors@ negativamente carregada, o que faz com que elas se dissociem e
conduzam eletricidade. De acordo com Rider (2002), o comportamento condutivo das
argilas nos arenitos argilos e folhelhos € complexo, pois depende da resistividade do
fluido que a percola. Além disso, quando as argilas estdo presentes, o fatordabsti
formacao deixa de ser constante. Assim, quanto maior a resistividade do fluidoamai
condutividade daargilas que fardo com que F diminua. Embora se saiba que as zonas de
Oleo possuem resistividades muito altas, o carater condutivo das argilas torna as
resistividades dos arenitos argilosos saturados em 0leo bastante baixas.
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6.3. EsTuDO DE FACIES DO CAMPO DE NAMORADO

Nos dultimos anos, diversos trabalhos tém sido realizados no ambito da
caracterizagdo de facies por meio das andlises de testemunhos e de perfis geefisicos d
pocos.As descricdesnacroscopicados testemunhdsrnecen informacdes detalliias dos
litotipos identificados e, por isstendem a definir uma quantidade elevada de facies devido
a grande variacao de cores, texturas, granulometria, feicbes sedimentares egitagralo
presenca de cimento ou fluidets

Este fato pode ser comprovado peébalho desenvolvido por Zarpelehal. (1997
apudBarboza, 2005) que, a partir da descricdo macroscopica dos testemunhos recuperados
do Campo de Namorado e tomando como base 0s seus atributos deposicionais, diagenéticos
e estruturais, define vinte e artitofacies.

No entanto, essa caracterizagdo minuciosa de facies muitas vezes dificulta a
correlacdo entre as informacfes litoldgicas provenientes de testemunhos e aquelas
decorrentes de interpretacbes de perfis geofisicos de pocos, faeemaEessari@a
definicdo de associacdes de facies com o intuito de auxiliar nesta correlacgoerditha

Em seus trabalhos, Souza Jr. (1997) e Barboza (2005) definiram sete assal@acde
facies Quadro 6.1) baseadas nas descri¢cdes de testemunhos e nas caracteristicas genéticas
do reservatério do Campo de Namorado. Para Souza Jr. (1997), a andlise qualitativa de
facies sedimentares deve seguir as cinco etapas propostégsnpenwoodet al. (1992) (1)
observacdo das facies sedimentares; (2) deducdo dos processos de deposicdo; (3)
identificacdo das associacdes de facies; (4) determinacdo dos ambientes de sedjraentacéo
(5) construcédo do modelo sedimentoldgico.

Quadro 6.1: Associacao de facies definidas por Souza Jr. (1997) e Barboza (2005).

ASSOCIACAO DE FACIES

Souza Jr. (1997) Barboza (2005) Descricao
F1 L1 Conglomerados e Arenitos Conglomeratico
F2 L2 Arenitos Macicos e Estratificados
F3 L3 Turbiditos de Bouma em Camadas Espess
F4 L4 Turbiditos de Bouma erf@amadas Finas
F5 L5 Conglomerados Suportados pela Matriz
F6 L6 Escorregamentos
F7 L7 Lamitos

Em seu trabalho, Rosa (2006) correlaciona as informacdes litologicas proveniente
de testemunhos com aquelas oriundas das interpretacdes de perfis geofigiogesge
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utilizando a analise estatistica multivariada. Esta correlacéo foi aplicadar§m@gbs
testemunhados do Campo de Namorado (NAO1A, NAO2 e RJS42) tomando quatro perfis
como variaveis quantitativas (GR, RHOB, NPHI e DT).

Rosa (2006) analisou os perfis de pocos e dados de testenenmtios enfoques
analise qualitativa e analise de agrupato de dois, trés e quatro grupos. pgartir da
analise discriminante, definiu qual método era mais adequado para cada po¢co bem como o
namero de facies identificadas.

Em trabalho posterior, Rog al. (2008) correlacionaram as informacgdes de rocha e
perfl a partir da estatistica multivariada (andlises de agrupamento e discrimiaante)
considerando os resultados que obtiveram menores desvios, definiram cinco elgtrofacie
(arenito, arenito argiloso, arenito cimentado, carbonato e folhelho) para o Campo de
Namorado.

Albuquergueet al. (2005) e Albuquerque (2006) também utilizaram as analises de
agrupamento e discriminante para modelar as eletrofacies do Campo de Naiesieo.
trabalhos foram identificados quatro agrupamentos de eletrofacies queaatess as
seguintes descricdes de testemunhos:

(1) Reservatdrios de Primeira Class® correspondem a arenitos com 6leo e pouca
cimentacdo, em sua maioria, arenitos de granulometria média a grossameoadts e
folhelhos com dleo.

(2) Reservatorios deSegunda ClasseO sdo arenitos pouco cimentados e com boa
porosidade, folhelhos, carbonatos e interestratificacdes de folhelhos e carbonatos.

(3) Reservatdrios de Terceira Clas€g¢consistem em sua maioria de folhelhos com éleo,
folhelhos, carbonatos e arenitos cimentados.

(4) Nao-ReservatdriosO caracterizados por folhelhos, em sua maioria, maegesijtos e
folhelhos finamente interestratificados, arenitos com 6leo e baixa gadesi

Outros trabalhos de destaque na caracterizacdo de eletrofacies sdo os desgenvolvido
por Ninci (2006 e 2008). No primeiro trabalho, empregando a técnica de correlacdo
estratigréfica a partir dos perfis geofisicos, Ninci delimitou os intesvakeratorio e nae
reservatorio e posteriormente definiu trés eletrofacies

Ja no segundo trabalho, Ninci integrou os dados de perfis geofisicos (GR, RHOB e
NPHI) com as descricbes de testemunhos através da técnica de flixpggpara
individualizar as eletrofaciesOs dados disponiveis nos testemunhos foram agrupados de
acordo com os critérios da logica nebulosa visaadsua otimizacdoEsses critérios
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consistiram em agrupar na mesma classificagdo litotipos com granulometristi®ligéio
semelhantesAssim,foram definidos quatro grupos:

a8 Grupo 1 O contém facies formadas apenas por arenitos, sem intercalagdes com outras
litologias e cimentacao predominante.

@ Grupo 2 O composto por arenitos com menor capacidade de conter 6leo em relagéo ao
grupo 1, por ser constituido por granulacdo mais fina ou associado a rochas argilosas.

a8 Grupo 3 O a terceira classificacdo considerou apenas arenitos e folhelhos que contém
carbonatos em sua constituicdo (facies cimentadas e margas).

a8 Grupo 4 O composto por facies com predominancia de sedimentos muito finos, como
silte e argila, sendo considerados como me&ervatorio.

6.4.DELIMITACAO DE TOPO EBASE

A delimitacdo do topo e da basEigura 6.1) do reservatorio do Campo de
Namorado foi realizada através da analise do comportamento das curvas dodHé2#|s R
NPHI e GR dos 54 pocos disponiveis para a execuc¢do deste trabalho.

O topo do reservatdrio enconsa logo abaixo do marco radioativo (n@arerde)
gue é expresso pelos altos valores registrados pelo perfil de raiosagamade 65 °API).
O marco verde corresponde ao intervalo pelagico formado por folhelhos radioativos que,
segundo Souza Jr. (1997), tém sua formacédo relacionada tantorficEup@nsgressiva
quanto a de inundacdo maxima em fungdaondensacata seqiéncia transgressiva nas
porcdes mais distais da area de sedimentacéo na bacia.

Desta forma, o limite superior do reservatorio € marcado pela queda brusca nos
valores de GRndicando o contato entre arenitos e folhelhos. A ocorréncia de arenitos no
topo do reservatorio também pode ser verificada a partir da andlise conjuntafibos per
neutrdo e de densidade, na qual se observa que o intervalo apatiesntalores de NPHI
e baixos valores de RHOB.

Ja abase do reservatério € marcada por uma superficie de descontinuidade (erosiva)
que separa o sistema turbiditico do Campo de Namorado do substrato carbonatico que, de
acordo com Souza Jr. (1997), € composto por calcilutitosrga®n intercalados com os
depositos de escorregamentsisifip3 e de fluxo de detritosiébris flows.

Assim, o limite inferior do reservatorio € identificado pelo aumento acentuado nos
valores de RHOB (alta densidade) e diminuicdo nos valores de GR drgilosidade) que
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As cotas de topo e base dos 54 pocos analisados neste trabalho e definidas a partir
dos perfis geofisicos encontrasa noApéndiceA.

6.5.DEFINICAO DE FACIES

O meétodo proposto neste trabalho para a definig®faties do Campo de
Namoradobaseiase na associacéo das 29 litofacies descritas na ANASETES analises
dos perfis geofisicos de poceas partir s quais atribuise valores a cada uma das
associacoes de facies através da aplicaca@ondéuncéo logica

A associacao qualitativa das 29 facies d&sc nosl4 pocos testemunhados foi
realizada de acordo com critérios geoldgicos (granulometria, constituic@vatagica,
feicdes sedimentares etc.) e diagenéticos (cimentacdo), com o intuito de taprasen
litofacies mais caracteristicas do Campo MNemorado. Assim, considerandas
caracteristicas fisicas e composicionaescritas nos testemunhas observando a
distribuicdo das facies em cada podpé&ndice B), definivse cinco associacdes de facies,
a saber: arenito, arenito argiloso, arenito cimentado, folhelho e carbonato.

Rosaet al. (2008)também classificaram as facies do Campo de Namorado nestas
cinco categorias, no entanto as facies 5, 19, 23, 24, 25, 26, 27, 28 e 29 descritas na
ANASETE nao foram inseridas em nenhuma categoria por es@®auflém disso, a
facies 20 (folhelho siltico com niveis de marga bioturbadajl&sisificada por Roset al.

(2008) como folhelho, enquanto neste trabalho ela foi inseadacies carbonato.

O Quadro 6.2 correlaciona a associagdo de facies proposste trabalh@om as
litofacies descritas pela Petrobrass descricbes de cada associacdo de facies que se
seguem foram compiladas da ANASETE.

Quadro 6.2: Correlacéo entre a associacao de facies propesta trabalho e as litofacies descritas
pela Petrobrade acordo com as informacdes dos testemuffeASETE).

ASSOCIACAO DE FACIES LITOFACIES - PETROBRAS

Arenito Facies 4,5,6,7,8¢e 27
Arenito Argiloso Facies 3, 10, 11, 15, 19, 22 e 28
Arenito Cimentado Facies 9, 21 e 23
Carbonato Facies 1, 2, 13, 17, 18, 20, 25 e 26
Folhelho Facies 12, 14, 16, 24 e 29

A facies Arenito (Figura 6.2-A) corresponde a arenitos arcoseanos e
conglomerados polimiticos que apresentam boa porosidade e irel@ragos de conter
hidrocarbonetos. Os arenitos podem apresaetdrem selecionados, com aspecto macico
e, as vezes, com gradagdo cauda grossa ou incigiécies (§; amalgamados em camadas
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de até 3m, cuja base € constituida por arenitos conglomerdtieagadam em direcdo ao

topo para arenito grosso a médiacies §; e em camadas de até 1m de espessura com
trendde gradacdo normal (base constituida por areia grossa a média e topo com areia fina)
e laminacdes planparalelas facies j. JA os conglosrados polimiticos apresentam
clastos de diversas fontes (granito, folhelho, carbonatos etc.) e matriz arenosz@ qua
feldspaticaf@cies 4.

A facies Arenito Argiloso (Figura 6.2-B) corresponde a arenitos associados a
rochas peliticas que apresentamauporosidade regular e indicios moderados de conter
hidrocarbonetos. Estes arenitos podem apressatam camadas de areia fina a média,
argilosa e intensamente bioturbadacies 1%; com intercalacdes de até 1m de arenito
médio gradando a arenito fimomripples e folhelhos, representando toda a Seqiiéncia de
Bouma facies 10; em camadaBnasde arenito com lamina¢Bes plano paralelas e ripples
que grada para siltitos e folhelhos, representando o interyalaa Sequéncia de Bouma
(facies 1); como arenitos arcoseanos com graos de glauconita dispersos e bioturbacoes
(facies 19; e com arcabouco desagregado suportado por matriz siliciclasticaarersa,
com feicOes de deformacéao e constituido por cascalho de matrizféities 3.

A facies Arenito Cimentado (Figura 6.2-C) corresponde a arenitos médios cujo
espagco poroso encordsa totalmente cimentado, ndo contendo, portanto, indicios de
hidrocarbonetos. Os arenitos deste grupo podem apresentam niveis e lentes
descontinuas menores que &rintercalados com facies arenosas pordsaes 9; e com
feicbes de deformacéo interna do tipo escorregamento e clastos com arrargjerdao,
mal selecionados e angulosos aparentando aspecto bredadiee 2).

A facies Carbonato (Figura 6.2-D) corresponde a calcilutitos e margas que
apresentam porosidade desprezivel e, por isso, ndo possuem indicios de conter
hidrocarbonetos. Estas rochas podem apressateom 35 a 50% de Cag®bioturbacdes
(facies 17; com intercalacdo de siltito argilosar&arga hemipelégica e raros niveis areno
siltosos comclimbing (facies 13; como conglomerados e brechas carbonaticas com
arcabouco do tipgrainstonéwackestone matriz constituida por lama carbonatifZcies
2); em camadas de até 1m com intercalacdes de calcilutito, marga e folhelho e cem fei¢cd
de escorregamentdacies ); com intercalacdes ritmicas de calcilutito, marga e folhelho
em camadas de até 1m de espessura, ricas em plantdaaes {§; e com intercalacdes
de folhelhos e margas muito bioturbadasiés 20.

A facies Folhelho (Figura 6.2-E) corresponde a rochas com predominéancia de
sedimentos pelagicos depositados em ambiente de baixa energia que também apresentam
porosidade desprezivel e sem indicios de conter hidrocarbonetos. Esta faciag-serdstit
rochas selantes que podem apresesgagm camadas centimétricas (menores de 20cm) de
siltito gradando a folhelho, com alta raz&o folhelho/areia, representando olintepda
Sequéncia de Boumdagies 12; como folhelho siltico lammado e moderadamente
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A partir das descri¢cdes de cada associagéo de facies vedftze as facies arenito
e arenito argiloso constituem as rochas res@neatenquanto as facies arenito cimentado,
carbonato e folhelho constituem as rochasne&esvatorio.

Definidas as cinco associacdes de faciestapa seguinte teve como premissa
analisedos perfis geofisicos do Campo de Namorado para identificaist@recia de um
comportamento padrdo dos dadddesta etapa, verificese a dificuldade em associar 0s
registros dos perfis geofisicos as cinco associacdes de facestgirélecidas a partir das
descri¢cbes de testemunhos.

Assim, considerando esta dificuldade, opseupor desconsiderar a facies arenito
cimentado devido ao fato desta facies apresentar caracteristicas que possibilitamn que el
seja atribuida tanto a facies arenito quanto a facies carb@sategistros geofisicos ndo se
mostraram consigtées na individualizagdo da facies arenito ciméavisto que asochas
que a representfio compostas por arenitos medios equivalentes aqueles da facies 8, porém
com o diferencial dpossitrem seus poros preenchidos por cimento, o que faz com que 0s
registros geofisicos as classifiguem como facies carbenatguns intervalos.

Desta forma, levando em consideracdo as informacdes encontrdidaxanaae as
andlises dos dadake pocosatribuiuse valores condicionantes para a individualizacéo de
cada eletrofacies partir da aplicagdo de uma funcdo logiQuddro 6.3. Os perfis
utilizados para a definicdo das quatro eletrofacies foram GR e RHOB.

Quadro 6.3: Funcéo logica utilizada para a definicdo das eletrofacies.

CODIGO ELETROFACIES FUNCAO LOGICA

1 Arenito Se, GR<=60 e RHOB<=2,4101;
2 Arenito Argiloso Se, GR<65 e RHOB<=2,50 2:
3 Carbonato Se, GR<65 e RHOB>2,50 3;
4 Folhelho Se, GR>=6504

Como o Campo de Namorado é caracterizado por arenitos arcoseaaty de
corte da eletrofaciesrenitofoi estabelecido como sendo 60 °API. A eletrofacies arenito
argiloso, por sua vez, também tende a apresentar valores elevados de GR potaapres
sucessdes de rochas argilosas. O valor de corte paraleisicies foi determindo de
acordo com aquele estabelecido para os folhelhos (65 °API), visto que estas duas
eletrofacies tendem a apresentar registros semelhantes, tomando cuidagleep#io haja
sobreposicao de valores.
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Embora se saiba que as rochas carbonéticas apredesiteos valores de GR, a
eletrofacies carbonato, aqui discriminada, apresenta associacdes decesbbasticas e
peliticas que, por sua vez, sdo rochas naturalmente radioativas, podendo apresentar,
portanto, valores relativamente altos de GR. Como novalte entre 6665 °API havia
amostras com densidade superior a 2,5 g/cm3 que néo se ajustavam as eletrofaoies arenit
arenito argiloso, optese pelo valor de corte de 65 °API para a eletrofacies carbonato de
forma a abranger estas amostras. Pela anddiseperfis geofisicos, verificeae que 0s
carbonatos da base do reservatorio, de um modo geral, apresentam valores de RHOB acima
de 2,5 g/cms, por isso este valor foi escolhido como dado de corte.

Como visto nasecéo 6.2.1.dentre os litotipos sediments os folhelhos sdo os que
apresentam maior radioatividade devido ao alto teor de matéria organica e a capacidade de
realizar trocas ionicas. Analisando os registros dos folhelhos do marco radioatompdo t
do reservatorio, estabeleese o valor de caogtde 65 °API para a eletrofacies folhelho. O
fator densidade n&o foi considerado determinante para a individualizzstacetktrofacies
visto que a densidade dos folhelhos é bastante variavel, conforme miehela6.1

O perfil NPHI néo fa utilizado como dado condicionante devido ao fatosdes
informagcBesndo se mostram consistentesa individualizagdo das eletrofaci€3. perfil
ILD ndo foi empregado para individualizar as faciesgpe ele caracteriza o fluido@
perfil DT nao foi utilizadovisto que ndo ha registro deste perfil para todos os pocos.

Como os valores condicionantes de GR e RHOB foram determinados apds varios
testes para definicho daseletrofacies, verificorse que todas as 30546 células
compreendidas entre o topo e a base ekervatérioforam identificadas de forma
satisfatoria, ou seja, cada célula possui uma eletrofacies associada a ela.

Assim, as eletrofacies arenito e arenito argiloso foram consideradas rochas
reservatorio enquanto as eletrofacies carbonato e folhelho fayasideradas rochas réo
reservatorio. Por medida de simplificagdo, o termo “eletrofacies" ssdystituido pelo
termo "facies".

Com esta classificagdo, a proporcdo de facies obtida nos 54 pocos analisados
corresponde a 280 para a facies arenito, 08 para a facies arenito argiloso, 9,6% para a
facies carbonato e 43,5% para a facies folhefigufa 6.3), ou seja, 46,9% das facies
identificadas s&@o rochas reservatorio, enquanto que 53,1% representam as rochas néao
reservatorio.
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poco, verificase que dacies 9(AMC - arenito médio cimentado) foi classificapala
fungéo l6gicacomo arenito em algumas porcdes e como carbonato em outras, conforme
mencionado anteriormente.

No poco NAQ7 verificese que 0os maiores registros de GR correspondem as rochas
peliticas em ambas as classificagcbes. Ja o poco NA44D apresenta uma correlacéo
praticamente fidedigna entre as facies testemunhadas e aquelas clasyigtafascao
l6gica

Os histogramas dasiguras 6.5 e 6.6 mostram o comportamento de cada facies
classificada com relacdo as varidveis condicionantes GR e RHOB, respectivamente
Analisando o comportamento dos dados nestes histogramas, ebsepwa funcdo logica
propostgpara a definicdo das facies mostsmibastante eficaz.
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O método de quantificacdo do volume de argila empregado neste trabalho consiste,
inicialmente, na determinacédo do indice de Raios Ga@, (lue é dado como uma
expressao linear dosy O principio para a obtencdo deste indice esta na avaliacdo prévia
de toda a secdo de raios gama perfilada, com o intuito de identificar os valores de
radioatividade maximoglitotipos puramente argiloso® minimos(litotipos com laixa
argilosidade)A partir da determinacéo destes extremos ot#éra conteudo de argila para
cada registro do perfil de raios gama conformEgaacao 61 (Brock, 1986; Hilchie,

1982):

— )4HKE)4|iJ
T4T Y21 F) 4

(6.1)

Onde: kg = indice de Raios Gama
GRog = Ponto de leitura do perfil de raios gama que se quer determigar o |
GRmax = Valor da maior radioatividade observada no gégces folhelho)

GRmin = Valor da menor radioatividade observada no fftégoes arenito)

Analisando os resultados obtidos parggem cada poco, verificese que o indice
maximo corresponde a facies folhellffmaior GR) e que os indices minimos sao
representados pelas faceenito e carbonato (menor GR). Estes resultados demonstram a
eficacia da equacdo adotada em identificar as facies com maior e menor argilosidade.

Embora alguns autores utilizem grlcomo indicador de argilsem levar em
consideracao sua forma de ocorréncia, o emprego diretkgaacédo 61 € mais adequado
para folhelhos laminados. No entanto, seseque quando as argilas estdo dispostas de
forma dispersa ou estrutural elas apresentam um comportamerineadpo que leva a
utilizacdo de outros tigode relacdes. Neste estudo, a escolha da equacao mais apropriada
teve como premissa a consolidacéo das rochas.

Assim, definido o &g e considerandos litotipos do Campo de Namorado como
consolidadodoi utilizada a Equacéo 62 proposta por Dresser Atlg4982 extraida de
Rider, 2002) para calcular o volume de argila. Este célculo foi realizadasapara a
facies arenito argiloso devido ao fato da mesma apresentar o seu potencial em armazenar
petroleocafetado pela presenca de argila.

& 0,33(2*%4) F1g (6.2)

Onde: \,= Volume de Argila para rochas consolidadas
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6.7.CALCULO DA POROSIDADE EFETIVA (PHIE)

Para a industria do petréleo, a porosidade € uma das mais importantes propriedades
de rocha, pois é através dela que os hidrocarbonetos sdo armazenados. Matematicamente,
ela é definida como sendo a razdo entre o volume do espacgo poroso e o volume total da
rocha reservatoériEquacao 6.3.

- _ BF &y

&
& &

(6.3)

Onde: @ = Porosidade

V: = Volume total da rocha
Vgr = Volume ocupado pelos gréos

V, = Volume do espago poroso

Embora sua definicdo seja bastante simples, a porosidade pode saraumtm
dificil de quantificaruma vez que o volume poroso da rocha reservatorio € sempre uma
rede complexa de espacos de diferentes formatos, dimensdes e origens (Cosentino, 2001)
Uma classificacdo geral do sistema poroso pode ser baseada no procexsm ge
responseel pela formacédo da porosidade, a qual pode ser diferenciaddoientipos
fundamentais: porosidade absoluta (total) e efetiva (poros conectados).

A porosidade total considera todos os espacos vazios existentes nas rochas, sejam
eles isolads ou conectados. No entanto, nos estudos de reservatérios de petréleo, a
porosidade efetiva € a que se deseja quantificar devido ao fato dela consieleasr Gp
espacos porosos interconectados que possibilitam o fluxo de fluidos. A porosidade de uma
deerminada formagcdo pode ser obtida indiretamente através dos perfis de densidade e
sonico e diretamente pelo perfil neutrdo.

De acordo com Asquith & Gibson (1982), em formacgfes limpas (sem argila) nas
quais 0 espaco poroso esta preenchido por agua ou Oleo, a porosidade neutrbnica é o
registro deste espaco ocupado pelos fluidos. No caso do perfil de densidadedag®meos
obtida a partir da densidade total das formacdes limpas preenchidas por fluidos guando a
densidades da matriz e do fluido sdo conhecidas (Schlumberger, 1998). O calculo da
porosidadeda facies arenitempregado nesta dissertag@msidera @erfil de densidade
é dado pel&quacéo 6.4(Rider, 2002):

l4v18= ——F = (6.4)



Onde: Grhos = Porosidade do perfil densidade (%)

Lha = Densidade da Matriz = 2,65 g/cm3 (arenito)
| = Densidade registrada pelo perfil RHOB (g/cm3)
Y= Densidade do Fluido = 1,06 g/criapela 6.])

Em seu trabalho, Brock (1986) sugere a utilizag@&uma correcdo empirica
(Equacéo 65) para as facies que armazenam @em o intuito de minimizar o efeito dos
hidrocarbonetos sobre a densidade e evitar a superestimacéo da porbdedesestudo
esta correcado nao fempreg@da nos calculos da porosidade, visto que nédo foi verificada
uma superestimacgédo dos valor€a seja, os resultados obtidos encontsandentro do
intervalo esperado para o Campo de Namorado.

Ta= T44140,9 (6.5)
Onde: @. = Porosidade efetiva

Dros = Porosidade do perfil densidaciculada pel&quacéo 6.4

A facies arenito argiloso também representa a facies reservatério, penédg a
presenca de argila em sua estrutura, re@r@ uma expressao que consigdevolume de
argila, calculado pel&quacéo 62, como fator de correcdo. Desta forma, a porosidade
efetiva para reservatorios argilosos calculada a partir do peri$sidadeé dada pela
Equacéo 6.6encontrada em Brocld 986) e Halliburton (2001):

A e 6. F &
o5 HE— HKE g o o5 6.6
ot e/ §D'_e|:—|:68 (6.6)

Onde: @ sn= Porosidade efetiva do perfiensidadeorrigida para reservatérios argilosos

4h = Densidadealo perfil RHOBda faciefolhelhocom GR maximo

De posse dos valores de porosidade efetiva calculados para as facies arenito e
arenito argiloso foi possivel analisar o comportamento desta propriedade peatrefisi
cada facies, bem como determinar o seu valor recorrente a partir dos histogcstnads
naFigura 6.8.

A porosidade efetiva média da facies arenito é de 24,3%, sendo que a maior parte
das amostras (cerca de 67% das observacdes) apresentam valores de porosidade entre 20 e
30%. Porosidades inferiores a 20% também sao encontradas em 24, t¥selavacoes,
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tortuosidade e expoente de cimentacdo adotados neste traballeon segproposta de
Humble para arenitos com porosidade acima de (H&&@tiburton, 2001).

By= X 6.7)

Onde: $ = Saturacgdo de agua (%)
n = Expoente de saturacao (normalmente n=2)

a = Fator de tortuosidade = 0,62

. = Porosidade efetiva calculada pela equacéo 6.

m = Expoente de cimentacdo = 2,15 para arenitos limpos
Ry = Resistividade da agua da formacao = 0,012 para o Campo de Namorado

R: = Resistividade da formacéo obtida pelo perfil ILD

Como ocorreu no célculo da porosidade efetiva, a quantificagdo da saturacédo de
agua para a facies arenito argiloso também requer o uso de uma expressésidasam
volume de argila como fator deorrecdo. Desta forma, a saturacdo de agua para
reservatorios argilosos foi calculada a partir Eiguacdo 68, sugerida por Fertl &
Hammack em 1971 (Hilchie, 1982; Brock, 198&s valores referentes ao fator de
tortuosidade e expoente de cimentacdo adstanestecalculo seguem a proposta de
Carothers (1968 Asquith & Gibson, 1982) para arenitos argilosos.

J..

5 = 4s . 8 s

Thoofr 0440da0p

(6.8)

Onde: $ = Saturacgdo de agua (%)
n = Expoente de saturacao (normalmente n=2)

a = Fator de tortuosidade = 1,65 para arenitos argilosos

2. <= Porosidade efetiva calculada pela equacgéio 6.

m = Expoente de cimentacdo = 1,33 para arenitos argilosos
Ry = Resistividade da agua da formacédo = 0,012 para o Campo de Namorado
R: = Resistividade da formacéo obtida pelo perfil ILD

R<r = Resistividade do folhelhmom GR maximo
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CAPITULO 7 —MODELAGEM GEOLOGICA DO CAMPO DE
NAMORADO

7.1.ASPECTOSGERAIS

A definicdo do model@eoldgico do campo representa uma wolass importantes
fases no desenvolvimento do reservatorio, visto que é a partir da descri¢céo tridimensional
das suas heterogeneidades, seja em termos da geometria ou das propriedéidesapetr
que se torna possivel determinar qual serd o desempenho de producéo do reservatorio.

Segundo Cosentino (2001), o estudo geoldgico é freqlientemente realizado fazendo
uso apenas de informagfes estaticas como dados de perfis de pogos, sismicardtsstem
enquanto as informacgedinamicas séo utilizadas apenas para checar a consisténcia do
modelo e a sua capacidade de reproduzir a performance observada do reservatério.

A modelagem tridimensional do reservatério consiste em determinar
quantitativamente as propriedades do redéno através do reconhecimento da
informacéo geologica e das incertezas na variabilidade espacial (Lake & Cai@6l, 19
Tratase, portanto, de uma representacdo consistente de todos os dados e informacdes
disponiveis do reservatérigue servird comodse para a tomada de decisdes durante o
gerenciamento do campo e para eventuais simulagdes de fluxo.

Assim, a caracterizacdo e quantificacdo de um campo petrolifero a partir da geragéo
de um modelo geoldgico conceitual basesenna definicdo e integrac@los modelos
estratigrafico, estrutural, litolégico e petrofisico, bem como na arddis heterogeneidades
do reservatorio a partir de modelos estocasticos que permitem inferir azacassociada
a modelagem.

O modelo geolégico do Campo de Namorado foi desenvolvido com o intuito de
honrar os dados de entrada de forma que o modelo gerado esteja em conformidade com
modelo tedricp ou seja, que o modelo seja capaz de caracterizar de uma maneira mais
precisa as heterogeneidades do reservagdgioe a qudificacdo do volume de Oleo esteja
condizente com o volum@iginalmenteestimado para o campo

Nesta etapa, todos os dados disponiveis do campo foram tratados e modelados com
o auxilio dosoftwareRMS® que possibilita, a partir da integracédo de dadostedologias,
a interpretacdo e descricdo de todos os aspectos inerentes ag &dimpale se obter
cenarioquiprovaveisla estimativalo volume de 6leaas facies reservatori® workflow
adotado para o desenvolvimento desta etapa engmira-igura 7.1
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7.5.DEFINICAO DA MALHA 3D

A geracaado grid 3D tem como intuito dividir o modelo em pequenas células nas
quais os dados de facies, porosidade e saturacdo regularizados para a igathtoicon
posteriormente modelados de modo que cada célujgiditivessesomente um valor para
cada propriedade. Para a geracdo da malhzou-se o modelo estruturaFigura 7.8) e
definiuseo grid comouma malha regular.

As falhas internas (F1, F2, F3 e F4), provenientes do modelo de falhas, foram
definidas como sendo verticdhoslimites entre o$orizontese zonasnodelados naec¢éo
anteriorforam condicionadosle forma a honrar os contatos modelagiuse eles, evitado,
assim, truncamentos indesejados.

A etapa seguinte teve como base a discretizacdo dos dados disponiveis de forma que
eles figuem referenciados a um anizatum De acordo com Friedrich (2003) estudo de
camadas referenciadas um nivel estratigraficoreproduz de forma mais coerente as
caraderisticas do pacote sedimentarépocade deposicdo, penitindo uma melhor
correlacéo entre os dados dosgmeamostradodEste procedimentéaz com que os dados
sejam tomados como horizontais, o que facilitaestudo variografico e a modelagem
estocasticgKronbauer, 2003).

Assim, levandem considera¢cdo o marco radioativo identificado em todos 0s pogos
através do perfil de raios gamas dadosforam condicionadosao topo do reservatorio
considerado a base do folhelho capeador.

A malhatridimensional(Figura 7.9) a ser utilizada nas modelagenshsequentes
foi definida dentro do poligono do Campo de Namorado. Ela € composta por 163 x 117 x
153 células (coluna x linha x camada), cada qual possuindo 50 x B@txads, totalizando
2936934 células distribuidas em quatro zonas e cinco bloctahas (Figura 7.10). A
malha tem como origem as coordenadas 350860, aireg@iox, 7513814,2m ndirecaoy
e-2877,3m (topoha direcaa.
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O processo de regularizacdo dos dados de pocos é realizado em duas etapas.

primeira etapa, todas as células ddd intersectadas pela trajetéria dmco sao
identificadas com o intuito de criar uma versao desta trajetéria baseada nas odjulhs d
uma vez que a geometria do poco regularizado depengedd®D e da trajetéria original

do poco (Roxar, 2009Na etapa seguinteada célula dgrid é tratada individualmente a
fim de se atribuir um valor regularizadou seja, cada célula é assinalada com valores
baseados nas informacdes dos perfis obtidos a partir de uma média dos valorass origi
que atravessam determinada célula (Roxar, 2009).

A regularizacdo dos dadae pocospara a malha dgrid foi empregada para as
informacgBes dos perfis referentes as facies (dado discreto), porosfdtdae saturagdo
de aguddados continuos).

Para verificar se os dados regularizados estdo condizemtesscdados originais,
gerouse um histograma da proporcdo das fackegufa 7.12) e o comparou com O
histograma dos dados originaiBigura 6.3). Neste contexto, obserg® que as facies
regularizadas mantém a mesma propor¢cao que as facies originai® aoesra reducao do
namero de observacdes (de 30546 p#988, o que mostra que a regularizacdo foi
satisfatoria.

Uma outra maneira de verificar se os dados regularizados preservaranbaicistri
dos dados originais enconsanaFigura 7.13, quecorrelaionaas informagdes dos perfis
originaiscom aquelas provenientes dos perfis regularizados para cada célula.

Com relacéo as propriedades porosidade efetiva e saturacdo delEpraase
através dos histogramas drgura 7.14 que os valores regalizados também estéao
condizentes com os dados origin&dg(ra 7.15).

Na

Os dados regularizados das propriedades porosidade efetiva e saturacdo de agua

também podem ser validadpslaFigura 7.16. Nesh figura verificase que o0s intervalos

que corresponderas rochas reservatdrio apresentam porosidades altas (acima de 20%) e
saturacdo de agua baixa (abaixo de 10%), enquanto os intervalos que correspondem as

rochas nageservatorio apresentam porosidades baixas e altas saturagfes de agua.

81















7.6. MODELAGEM DE FACIES

A modelagem litologica do reservatédonsiste o preenchimento do arcabougo do
reservatorio com os dados que descrevem as caracteristicas litologicas das rochas e suas
variabilidades espacia{€osentino, 2001)O modelo litolégico detalhado do reservabor
representa uma poderosa ferramenta para guiar a distribuicdo das propriettatisgas,
uma vez que as facies e as caracteristicas petrofisicas estdo intimamente relacionadas.

No entanto, a importancia da modelagem de facies néao reside so neldagaidr a
distribuicdo das propriedades petrofisicas. Esta modelagem tambénzaiabiinalises de
incerteza e os estudos de sensibilidade. Na analise de incertezasaaliao os diversos
cenarios de distribuicdo dédies podem afetar um deterndogpardmetrp no caso, o
volume de 6leo do reservatérita osestudos de sensibilidade avaliam o impacto que uma
alteracéo no dado de entrada pode causar no modelo gerado.

Na maioria dos casos, o0 modelo litologico de um reservatério € gerado integrando
trés observacoes: (1yepresentacdo conceityabu seja, o modelo sedimeldgico que se
deseja representar; (2)fase de classificacdajue consiste na definicdo das facies que
serdo modeladas; e (3)ahordagem probabilisticaisto €, 0 modelo estocasti que sera
utilizado no desenvolvimento da distribuicdo litolégica (Cosentino, 2001; Sancevero,
2007).

Neste trabalho, 0 método estocastico escolhido para realizar a modelageyicditold
foi 0 modelo de facies baseado eixel Neste tipo de modelagenos parametros
geoldgicos ndo possuem formas nem tamanhoedginéidos, no entanto sdo empregados
quando se utiliza técnicas geoestatisticas probabilisticas (funcdestrimuigfo), como
graficos de tendéncia e analise variografica, para especificar o valor de cada célula na
malha.A escolha deste método dese ao fato dele ser bastante eficiente na modelagem de
reservatorios que possuem grande quantidade de pogos amostrados.

Segundo Cosentino (2001), nos modelos estocasticos, a distribuicdo espacial das
unidades geoldgicas dentro do reservatorio € sintetizada através das furdjdggdecdo
das facies (como curvas de proporcao vertical e variogramas). Estas funcdes @efinem
a média vertical e as extensdes laterais das facies, quanto as interrelacdes entre elas, e sao
elaboradas utilizando os dados de po¢os como condicionantes.

7.6.1. CURVA DE PROPORGAO VERTICAL (CPV)

A distribuicdo das facies em um reservatério € descrita por funcdes de correlagéao
espacib como as curvas de proporcao vertical (CPV) que fornecem uma visdo geral da
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7.6.2.ESTUDO VARIOGRAFICO DASFACIES

O variograma é uma ferramenta matematica utilizada para quantificar a correlagédo
espacial (continuidade ou variabilidade) de uma variavel geoldgipartir do variograma
analisase a variabilidade espacial em funcédo da distancia em uma determinada direcéo e
desta em relacéo a outras para inferir uma possivel anisotropia no reservatorio.

De acordo com Guerra (1988), o principal objetivo de um estudo variografico
consiste em analisar qual variograma tedrico (variograma de referéncia definigdimao
funcdo matematica) se ajusta melhor ao variograma experimental (obtido a gartir d
conjunto de amostras derivadas da amostragem realizada), de tal forma qtie dagpar
modelo tedricppossam ser feitas inferéncias em relagdo ao variograma verdadeiro (sempre
desconhecido).

A estimativa do azimute basesa nas informacdes dpid e leva em consideragao
0 ajuste da direcdo de anisotropia (maxima variabilidade) estimada noat@serv
Segundo Souza Jr. (1997), os ambientes sedimentares que se caracterizassgrgla ge
canais normalmente apresentam uma anisotropia entre as direcdes paralela e parpendicul
ao eixo do canabDesta forma, para as facies areniticas, a direcdo de 45° (paralela ao eixo
do canal) corresponde a maior continuidade dos dados, enquanto que a direcdo de 135°
(perpendicular ao eixo do canal) apresenta menor continuidade.

Neste contexto, o azimute de 135° foi definido como sendo aquele que melhor
representa a disbuicdo das facies no campo em estudo por coincidir com a dire¢do da
calha deposicional.

Considerando que o modelo geoldgico possui trés dimensiggegouse um
modelo de variograma para cada uma das trés diré@d@smeiro variograma encontse
nadirecdo principal paralela ao azimute, o segundo esta na direcdo normal rotacionado 90°
do azimute e o terceiro encong@-na dire¢do vertical perpendicular as dire¢cdes anteriores.

A Ultima etapa do estudo variografico consiste em definir o model@ritmgrama
gue sera utilizado na modelagem de facies, ou seja, consiste em ajustar os dados aos
parametros inferidos através do variograma experimental. No ajuste do modelo de
variograma dois parametros sdo definidos: o patamar, que é igual a variarnom has
dados; e o alcance, que € a distancia na qual o patamar é alcancado, ou seja, a distancia
além da qual dois pontos ndo tem mais correlacéo (Kronbauer, 2003).

Considerando que o formato da curva proxima a origem indica a variabilidade das
facies gpequenas distanciagrificou-se queo modelo esférico foi o qumelhorse ajustou
aos variogramas experimentafs Tabela 72 mostra os valores do alcance e do patamar
estimados para todas as dire¢des de cada sistema de facies.
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Tabela 7.2:Parametros utilizados para a elabora¢do do modelo de variogaarfécies

MODELO DE VARIOGRAMA ESFERICO

Facies Direcéo Patamar Alcance
Paralelo 0,17341 1245,4

Sistema Canal Normal 0,17341 859,5
Vertical 0,17341 16,267

; . Paralelo 0,10799 2458,2
S'SteTAZr%?n”::D'q“e Normal 0,10799 994,7
Vertical 0,10799 15,489
Paralelo 0,23469 11243

Sistema Hemipelagicc Normal 0,23469 792,38
Vertical 0,23469 23,166

Os modelos de variogramas nas direcfes parél&a) normal (45°) e vertical
gerados para o sistema de canal encortemakFigura 7.19. A direcao vertical é a
direcdo mais representativa do reservatorio visto que engloba maior quantidade de
informagcBes Os demais modelos, gerados para as trés direcdes dos sistemakqcanal
marginal e hemipelagico, encontra® noApéndiceC.
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7.6.3.M ODELAGEM DE FACIES PELO METODO DA | NDICATRIZ

Como mencionado anteriormente, a modelagem de facies consiste na distribui¢cdo
discreta 3D dos parametros que representam a descricdo faciologica do resateatioi
do grid por meio de técnicas estati@as.Neste trabalho, optese por utilizara técnicade
indicatrizpara estimar a distribuicdo das facies

O meétodo d indicatriz tem como algoritmo base a Simulacdo Sequencial da
Indicatriz (SIS), descrita neecdo 53.1 Neste método, cada célula dad é assimilada a
um codigo de facies que define o tipo de facies (no caso, sistema canaljigamal
marginalou hemipelagico) presente naquela célula e quebes&ado nas probabilidades
calculadasa partir dosdados de pogoOu seja, para cada célula e para cada facies, o
método calcula a probabilidade condicional da facies estar presente.

De acordo com Roxar (2009), as célulagydd sdo simuladas de forma aleatéria a
partir do calculo das distribuicdes de probabilidade e da&septacdo amostral aleatdria
desta distribuicdd?ara cada célulay método procura células vizinhaara a probabilidade
de valores conhecidos ou previamente estimados. Estes valores sao utilizadasmeara es
o valor provavel das células atuais para cada facies através da krigagem dezindicatri

Para realizar a modelagem de faciebpmétodo d indicatriz utilizouse todos os
dados de pog¢os como condicionanfe$racdo volumétrica empregada para todas as facies
considera a tendéncia 1D das curvagpa®porcao vertical, enquantocuantificacdo da
continuidade espacide caddéacies é regida petomodelosie variograma gerado

O resultado da modelagem de facws primeira realizacagelo método da
indicatriz esta4 representado rfagura 7.20. Nesta figura notse que o sistema
hemipelagico comportse como uma facies dmckgrounde que ndo ha uandistribuicéo
ordenadalas facies dos sistemas de canal e edigale marginal, ou seja, elas encontram
se distribuidas de forma irregular na area chmposem formas e/ou tamanhos fré
definidos, 0 que ja era esperaddém disso, verificase que a maneira como as facies
encontrarrse distribuidas estd de acordo com a CPV e os modelos de variograma
empregados como condicionantes. Estas caracteristicas foram congtatadas outras
imagens em diferentes profundidad€bservase também que as facies reservatorio
apresentam uma continuidade na direcdo de 135°, que é a direcao de deposi¢cdo do canal
turbiditico, e que estas facies concentrsgnna porcaoentral do reservatoério

Além disso,observase a partir do histograma dagura 7.21 que a modelagem
estocastica das facies pelo método de indicatriz manteve a propor¢cédo de fadesabti
regularizacdo dos dados de pocos, de onde istepe o métio foi capaz denante as
caracteristicas do reservatéaioteriormente definidas
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7.7.MODELAGEM PETROFISICA

De acordo com Cosentino (2001), o modelo petrofisico do reservatorio
normalmente é definido na fase de interpretacdo quantitativa dos perfisode jpogie ser
estendido para todo o campo por meio de uma modelagem estocastica. Esta etapa pode ser
realizada atribuindse valores petrofisicos médios ou através de fungdes de distribuicao de
probabilidade para cadacies dentro do reservatorio.

A modelagem petrofisica empregada neste trabalho tem como nejpliesentaa
distribuicdo da porosidade efetifRHIE) e da saturacédo de ag(®W) a partir dos valores
determinados nos pocos regularizados e em confodmidam a geometria das facies
anteriormente modelada. A modelagem destas propriedades servirA como base para o
calculo do volume de 6leo do reservatério e determinagdo dos cenarios equiprovaveis
inerentes a esta variavel.

O processo de modelagem dos parametros petrofisicos evélas etapas de
processamento dos dados aqreontran-se esquematizad na Figura 7.22. A primeira
etapa consiste na selecéo e preparacao dos dados de entrada (dados de pocodasgulariza
de PHIE e SW). A analise de cada variavel petrofisezaniteidentificar tendéncias/ou
padrdes de distribuicAdestas variaveis que podem ser correfemios aos aspectos
geoldgicos e a variabilidade espacial dos dados.

A partir da identificacdo das tendéncias geoldgicas e variabilidades existentes em
cada variavel, definse a sequencia de transformacdes dos parametros petrofisicos para que
sels valoresapresentem uma distribuicdo normal (GaussiaBapre os dados de pocos
transformadosplicase o modelo de variogramgerado para as propriedades PHIE e SW
com o intuito de quantificararianciaespaciatlas variaveis transformadas.

Os dados de PHIE e SW transformados sdo simulados tomando como base a
distribuicdo facioldégica do reservatorio previamente modelRda fim, aplicase uma
transformacao inversa para que os dados petrofisicos retornem ao seu valor orginal pa
gue modelo petrofisico seja gerado.
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A distribuicdo dos dados de pocos regularizados para os dados continuos apresenta
duas componentes. A componente de tendéncia representa a variabilidade agelal6gic
pa@metro petrofisico e deve ser determinada de forma consistente no intuitegigaass
que a tendéncia observada nos pocos ou geologicamente inferida seja aplicada durante a
simulacao as regides ndo amostradas.

A componente residual (ruido), por sua vedp pode ser explicada por feicdes
geoldgicas. Ela se aproxima de uma distribui@aassiana (normalsendcanalisada pelo
método de variaveis aleatérias normalmente distribuidas.

Enquanto a componente de tendéncia é modelada a partir de uma sequéncia de
transformacdes que consiste normalmente de uma média (constante ou movel) e de uma ou
mais tendéncias espaciais, a componente residual € modelada como um campo Gaussiano
3D (distribuicdo normal) totalmente especificado por uma média zero e um modelo de
variograma que quantifica a continuidade ou variabilidade espacial da vayeblébica
(Roxar, 2009).

Neste trabalho foram aplicados quatro tipos de transformacdes aos paramgiros PH
e SW (Figura 7.23) na ordem que se segyé) truncamento de dados e lizacdes; (2)
média; (3) tendéncigeoldgica e (4)reducao de assimetria para valor normal.

O truncamento dos dados e realizacbes tem como meta remover 0s valores
andmalos dutliers) presentes nos dados de entradées da modelagem substituir os
valores extremos gerados pela simulagédo estocastica apdés a modeétafmma que ®
valores quese encontranfora do intervalo especificadceejam colocados no limite do
truncamentoO truncamento foi aplicado no limite inferidoW end cut-ot

A transformacdo da média tem como objetivo especificar o valor médio do
parametro e é usada para transformar o dado residual em uma média zero. Em uma equacgao
de regressao linear, a média representa o termo constante. Para a tendéndi geoldg
aplicousea transformacéo de tendéncia compactacional que prioriza os dados originais por
ser representada em TVDuUe vertical depth

Por fim, na reducédo de assimetria para valor norassdumese que os dados sdo
distribuidos de acordo com a funcdo de distribuicdo de probabilidade (pdf), calculada
diretamente a partir dos dados obtida por uma funcédo definida pelo usuéario. Os dados
transformados terdo uma distribuicdo normal (Gaussiana).
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Tabela 7.3: Sequéncia de transformacfes aplicadas as variBHEE e SW para os sistemas de
canal e canallique marginal.

SEQUENCIA DE TRANSFORMACOES

Facies Tipo PHIE SwW
Truncament_o do~s Min. = 0 Min. = 0
dados e realizacbes
Média 0,261276 0,0401945
Sistema Canal Compactacional Slope=-0,00009  Slope= 0,00144976
P Datum = 2877,27  Datum = 2877,27
Reducéo de -0,152124 (inicial)  -0,463458 (inicial)
Assimetria 0,217574 (final) 2,59927 (final)
Truncamento dos Min. = 0 Min. = 0

dados e realizacbes
Média 0,250373 0,108289

Sistema Canabique
Slope=-0,00025 Slope=0,0018612

Marginal i
= Compactacional  pyim =2877,27  Datum = 2877,27
Reducao de -0,2137 (inicial) -0,551468 (inicial)
Assimetria 0,142545 (final) 4,18506 (final)

7.7.2.ESTUDO VARIOGRAFICO DAS PROPRIEDADES PETROFISICAS

A exemplo do que foi realizado nsecdo 7.2, o estudo variografico das
propriedades petrofisicas do Campo de Namorado taniliérealizado a partir de trés
enfoques: estimativa do azimute, definicdo do variograma experimental eagesdetio
variograma.

Conforme discutido anteriormente, o azimute de 135° também sera utilizado para a
andlise variogréfica das propriedades porosidade efetiva e saturacdo detagyaevestes
parametros sdo regidos pela distribuicdo das facies no campo em Astigfmicdo do
variograma experimental segue a megranissa destimar os parametros variograficos
necessarios para gerar o modelo deogaamae também foram gerados nas direcdes
paralela, normal e verticab azimute

Por fim,0 modelo do variograma utilizado na modelagem petrofisica foi ajustado a
partir dos dados inferidos através do variograma experimertalmodelagem do
variogramadas propriedades petrofisicas tamldénrealizada a partir do modelo esférico
visto que foi o que melhor se ajustou aos dadoBabela 74 mostra os valores do alcance
e do patamar estimados para todas as dire¢6es dpropdadade.
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Tabela 7.4:Parametros utilizados para a elaboragéo do modelo de variodeaPtdlE e SW

MODELO DE VARIOGRAMA ESFERICO

Paralelo 0,98635 1634,3
Porosidade Efetiva Normal 0,98635 740,17
Vertical 0,98635 19,824
Paralelo 0,95276 1458,2
Saturagéo de Agua Normal 0,95276 652,29
Vertical 0,95276 42,017

Os modelos de variogramas nas direcdes paralela, normal e vertical geradss par
propriedades porosidade efetiva e saturatfidguagencontrarmseno Apéndice D. Estes
variogramas foram aplicados apenas as facies dos sistemas canatdigcenaiarginal,
visto que nado foram gerados valores de PHIE e SW para as facies do sistemkagiemipe

7.7.3.MODELAGEM GAUSSIANA DE PHIE ESW

A modelagem petrofisica da porosidade efetiva e da saturacdo de agute,consis
basicamente, na extrapolacdo destas propriedades ao bomgtheh geoldgicaevando em
consideracdo a distribuicdo das facies modeladas, através da aplicacdo de métodos
estocasticosA ferramenta aplicada maodelagem petrofisica utiliza como algoritmo base a
Simulacao Gaussiana Sequencial (SGS), descriéag@ 5.3.2

O resultadoda primeira realizacdo da modelagem petrofisica de PHIE e SW
mostrou que durante a simulacédo alguakres de PHIE e SWilas facies reservatorio
foram atribuidos a$acies naereservatorio Os modelospetrofisice gerade devemser
corrigidos para que possaser posteriormente utilizadamo célculo do volume de 6leo
Esta correcao tem como intuito especificar quais sdo as facies do reseyagpossuem
potencial para armazenar o6leo.

Conforme mencionado reecao 7.30 sistema hemipelagico corresponde as facies
nacreservatorio (carbonato e folhelho) que ndo possuem 6leo em seu arcabouco. Embora
ndo tenha sido calculado sa¢éo 6.® valor de PHIE para as facies carbonato e folhelho,
este valor foi inferido durante a modelagem petrofisica pelo processo deacdioul
Gaussiana, o que gera distribuicdes incorreta®ldéE que interferiiio no cdculo do
volume de 6leo do reservatorio.

Neste contexto, € necessario estabelecer uma relacdo que impossibilite que as
feicOes classificadas como nrégservatorio apresentem valores de PHIE, ou seja, as células
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do grid que correspondem ao sistema hemipelagico devem apresentar valores de
porosidade nulos. Dessa forma, a corre¢do da porosidade efetiva é dada pela fimagcao 16g

5'KIKQA@E?EBBENOEOPBAEABH?E6AL 2%+ ¢ ;.50,
? = OMKIANEX + (g7 |IK@QABK@AI=BB0PAQBCPEAO

No caso da saturacdo de aguaperecao tem como intuito excluir as células que
apresentam valores andmalos de SW, ou seja, aqueles que estdo acima de 100% e sao
decorrentes dos dados regularizados e do processo de simbDleg&oforma, € necessario
definir uma relacdo que contabédins valores de SW compreendidos entre 0 e 100% e que
considere ques valores andmalos sejam iguais a 100%. Com isso, a correcao da saturacéo
de agua é dada pdlancao logica:

5'=0=PQ@GN@AC QBKNL '06A159¢,;-71, ?=OX JANEFOE ;-1
= R=HKAH? Q @=E® K J P 0l ALOO%

Os modelos petrofisice da primeira realizacAgerads para & propriedades
porosidade efetivee saturacdo de agua que foramcorrigidos pelas relagdesacima
encontranse naFigura 7.24.

Nestafigura, verificase que ha uma correspondéncia entre os modelos de facies e
0s petrofisicos, ou seja, as feicdes classificadas como sistema canal e sistewtigwznal
marginal apresentam alta porosidade efetiva e baixa saturacdo de agua, enquanto que as
feicbes classificadas como sistema hemipelagico possuem baixa porosidade Ngetiva.
modelo de SW verificge que os valores correspondentes a 1 (SW = 100%) reseras
facies do sistema hemipelagico que apresem@rosidade nula.

A distribuicdo da porosidade efetiva para os trés sistemas de facies eseamra
Figura 7.25. Nesta figura otase que o sistema hemipeldgico apresenta distribuicdo nula
de PHIE e que as distribuicbes dimmais sistemas mantiverase condizenteaquelas
identificadas naegularizacdo dos dados de pocos.

Ja adistribuicdo da saturacédo de agua para os trés sistemas de facies secoatra
Figura 7.26. Nesta figura observee que o0 sistema hemipelagico encos&éotalmente
saturado em agua, 0 que ja era esperado por se tratar de uma faaiesemnaborio.
Embora as saturagfes de agua das facies que representam este sistema ndo terem sido
calculadas naseg¢do 6.8 o processo de simulagdo infere estes valores. Quanto as
distribuicbes de SW dos demais sistemas, vergegue os valorgaostraam-se coerentes
com aqueles obtidos na regularizacédo dos dados de pocos.
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7.8.CALcULO DA RAZAO NET TO GROSS(NTG)

De acordo com Cosentino (2001), a razé to grossrepresenta a por¢cao do
reservatorio que contribui para a producédo de Oleo, ou seja, € a fracdo entre as facies
reservatoriqcom Oleo)e a espessura total deservatorioEsta razao é computada atraves
da definicdo de um valor de corte inferui® forma empirica.

O valor de corte é aplicada uma determinada propriedade do reservatdoio
intuito de divid-lo em por¢cdesque apresentam ou ndmwtencial de produzir 6lecA
definicdo do parametro do seurespectivo valor de cortque serdo empregados para
calcular a razamet to gros do reservatorioconfigurauma etapa fundamental pasa
estimativa do volume de 6leo.

No estudo em questéo, a porosidade efetiva foi o critério utilizado para estabelecer
razaonet to grosglo reservatoriocCom base na analiska distribuicdo dos valores de PHIE
da facies arenito obtidos na regularizacao dos dados de pocos, seftnuaior de corte de
PHIE como sendo 15%, visto qae porosidades minimas encontradas esta facies
considerada #aciesreservatoriccom maior potencial de armazenar 6leo, estao proxamas
este valor

Neste contexto, é necessério definir uma relacdo que contabilize os valBig¢kEde
acima de 1% como rochas reservatério (NTG=&)que consideres valores inferiores a
este limiar como rochas ndieservatorio (NTG=0)Assim, a razdmet to gross definida
pela expressao:

5'2*+(gy=315% '06A106)=1, ?= O JANEXK6)=0

O resultado daazaonetto grossgeradapela relacdo acima enconia naFigura
7.27, naqual verificasequea divisdo do campo epor¢degeservatorio e naeservatorio
esta condizente com a distribuicdo das facies geradaqgd 7.6.3Ja adistribuicdo da
razaonet to gros obtida paraos trés sistemas de facies encestranaFigura 7.28. Nesta
figura observase que o sistema hemipelagico foi totalmente classificado como nao
reservatorio, 0 que ja era previsto por este sistema representar as facmestcaeb
folhelho. Caon relacdo aos sistemas de canal e edigale marginal, verificg&e que a
maioria dos dados foi classificada como reservatorio e que apenas uma pequena parcela dos
dados, correspondente a valores de PHIE inferiores a 15%, foi classificada como néo
reservabrio.
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A Tabela 75 mostra os valoresm porcentagerda razamet to grosobtidos para
0s sistemas deanal, canatlique marginal e hemipelagicto modelode faciesgerado.A
designgdo "todas as facies" representa a porcentagem total obtida para as facies
classificadas como reservatorio e #méservatowm, sendo que os valoress demais facies
representam uma fracdo deste tdttase que o sistema hemipelagico ndo conitniau
guantificacdo da porcao reservatério, 0 que ja era previsto por este sistezsantaepras
facies carbonato e folhelho.

Tabela 7.5:Razéonet to gros®btida para os trés sistemas de facies geraalasodelo.

RAZAO NET TO GROSS

Modelo Facies Reservatoério(%) Nao-Reservatorio (%)
Todas as Facies 36,74 63,26
o Sistema Canal 26,28 3,92
Indicatriz . : :
Sistema CanaDique Marginal 10,46 3,92
Sistema Hemipelagico 0,00 55,42

7.9.CALcuLO DO VoLUME DE OLEO E ANALISE DOS RESULTADOS

A Ultima etapada caracterizacdo e modelagem geoldgica do Campo de Namorado
concerne no calculo do volume de éleo.

Neste trabalho, a quantificacdo do volume de 6leo foi realizada a pdtgudagao
7.1 que exprime o volume de 6l@w placenas condicBes de superficie, ou seja, considera
apenas a porcao que contém 0Oleo na qual o gas dissolvido foi separado.

561+$2)48®06),@®1F5,)®i—K (7.1)

Onde: STOIIP =Stock Tank QOil Initially In Place

GRV = Volume geométrico do reservatorio (inclui a estrutura do reservatonm
horizontes e falhas, e o contato entre os fluidos)

NTG = razéo net to Gross
Q. = porosidade efetiva
Sy = Saturacéo de agua

B, = Fator volume-formacéo do 6leo
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A determinacdo do volume de 6leo do reservatdrio leva em consideragdo dois
conjuntos de variaveis: aquelas referentes ao fl(6tbo) e aquelas referentes a formacao
No conjunto dasariaveis referentes ao 6leo esthcontato 6legagua, a saturacdo de agua
e o fator volumdormacédo do 6lecJa no conjunto das variaveis referentes a formacao
estdo a porosidade efetiva e a razéioto gross

O fator volumeformacédo do 6leo (§} é a razdo entre o volume que a fase liquida
(6leo mais gas dissolvido) ocupa em condi¢cdes de pressdo e temperatura quaisquer e 0
volume do que permanece como fase liquida quando a mistura alcanca as condi¢des padréo
(Rosaet al, 2006). De maneira geral,rdtase da razdo entre o volume de 6leo nas
condi¢des iniciais do reservatério e o volume nas condi¢cbes de supstéicleténk

O valor de B empregado neste trabalho corresponde a 1,41 m3/m3 std. Este valor
obtido para o Campo de Namorado medidopor Ida (200) nas condi¢cdes de presséo de
saturacao de 210 kgf/cm? e temperatura de 88 °C, levando em consideracéerpigaale
do Oleo é de 31 °API.

Conforme mencionado anteriormente, um algoritmo de simulag&o estocastica é uma
ferramenta que permii@ geracao de infinitas alternativas equiprovaveis das distribuicdes
espaciais do fendbmeno estudado. No caso especifico da exploracdo de resematori
petroleo, as simulagfes estocasticas sdo muito Uteis na avaliacdo do risco eglaunlo
das incerteas nos diferentes cenarios da distribuicdo espacial dos atributos do reaservato
(Souza Jr., 1997).

As multiplas realizacbes equiprovaveis de um atributo de interesse nédo so6
apresentam as mesmas caracteristicas estatisticas como também representaim poss
configuracbes da complexidade geoldgica do reservatorio. De acordo com Cosentino
(2001), o estudo da variabilidade estatistica das diferentes configuracdesrdatdaee
desenvolvidas a partir de um significativo nUmero de realizagfes, forngmmeentista
uma estimativa da incerteza inerente a descrigdo geolégica do reservatorio.

A definicdo do numero de realizagbes necessarias para a obtencdo de cenarios
equiprovaveis € uma tarefa empirica, ou seja, base@genas na experiéncia e obseryacéo
sem qualquer fundamentacédo tedrica. Deutsch (2002) salienta que o guestionamento do
namero de realizacdo a ser empregado normalmente -aplicedbs casos em que a
quantificacao da incerteza esta em foco.

Neste trabalho, optese por desenvolver 100 rea¢des do reservatério para cada
modelo de facies por ser um numero cabalistico, conforme reportado por Journel (1997
apudOliveira, 1997), e por ser a quantidade normalmente empregada na htgratara
geracgdo de Varios cenarios equiprovaveis.
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Tabela 7.7 Dados estatisticos do volume@eoobtido para cada zona estratigrafica.

STOIIP por Zona Estratigrafica (em m3)

Zona Estratigrafica Minimo Maximo
Below_Topo 2,6202357 x 10 3,1658811x 10"  2,9199135 10’
Below_Seq_3 2,5789079 XL0’ 3,3234948 X10'  2,9932506 XL0’
Below_Seq_2 2,3445211 .0’ 2,9613994 X0’ 2,6352661 1.0’
Below_Seq_1 1,8299717 X0’ 2,7134369 X10'  2,2603090 X0’

A Figura 7.31 mostra os cinco cenarios (P10, P20, P50, P80 e P90) geradotir
das distribuicBes faciologicaspetrofisicas utilizando como critério o célculo do volume
de 6leo do Campo de Namorades valores do volume de 6leo obtidos pesalacerério,
encontrarrse nalabela 7.8com as suas realizagbes correspondentes.

Tabela 7.8:Cenarios de incerteza obtidos a partir do volume deddé@ampo de Namorado.

CENARIOS DE INCERTEZA DO STOIIP

Modelo Cenérios STOIIP (em m3) Realizacéo
P90 104115352 76
P80 106077328 56
Indicatriz P50 108092960 90
P20 110532400 78
P10 112434576 63

O cenério P10 corresponde ao cenario otimista por ter maior volume de 6leo, porém
menor probabilidade de ocorréncia (10%). Ja o cenario P90 corresponde ao cenario
pessimista por apresentar o menor volume de dleentanto € aquele que possui a maior
probabilidade de ocorréncia (90%). Por fim, o cenario P50 é considerado-lmasaspor
ser aguele que espesa ser representativo deservatorio visto que tem 50% de
possibilidade de ocorréncia.

Neste contexto, verificae que os modelosle faciese petrofisicosgerade pelos
métodos de SIS e SGS, respectivamentestraranse consistentes na obtengdo do SFOI
do Campo de Namorad®. modeloestocéticoapresentou um STOIIP para o cdmsse de
cerca de 108 x £am3, cujo valor esténuito préximo daqueleerificado na literaturaue
corresponde a 106 x M3 (Guardadcet al, 1989).
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CAPITULO 8 —CONSIDERACOES FINAIS

O presente trabalho fdirecionado para a caracterizacdo e modelagem geologica do
reservatorio turbiditico do Campo de Namorado. A integracdo dos dados oriundos da
geofisica de perfis de pocos e dos testemunhos, através dos métodos geoestiatisticos
modelagem estocastigaossibilibu a geracdo deariosmodelos equiprovaveis do Campo
de Namorado quenostram adistribuicd® das principais unidades do reservatayice
influenciamna estimativa do volume de 6leo

O desenvolvimento metodolégico empregado para a realizacdo deste trabalho
compreendeu basicamente seis etapas: (1) definicdo dos provaveis litotipoteprase
reservatorio através da analise dos perfis de pocos e testemunhos; (2) emdgdabtpgica
e estrutural do Campo de Namorado; (3) modelagem de facies a partir da técnica
estocastica de SIS para caracterizar as heterogeneidades internas das faciesdadentif
(4) modelagem das propriedades petrofisicas PHIE e@\dicionada amodelo de facies
gerado; (5)célculo do volume de o6ledo Campo de Namorado; e (6) definicdo dos
cenarios de incerteza a partir da aplicacahQterealizac6es

Neste trabalho veiifou-se que a caracterizagdo das facies sedimentares € uma das
etapas fundamentais para o desenvolvimento e gerenciamento de campos petratferos, vi
que € a partir da definicdo das facies sedimentares que a compreensao da geometria dos
depositos turbidicos e a elaboracdo do modelo deposicional representativo destes
depositos se torna possivel.

A partir da correlacdo rochperfil as faciesarenito, arenito argiloso, carbonato e
folhelho foram definidas como sendo os provaveis litotipos presentes no Campo de
Namorado As facies arenito e arenito argiloso foram consideradas rochas reservatério
enquanto que as facies carbonato e folhelho foram consideradas rochasenzatorio.

Com a aplicacdo de uma funcao logica verifiseuque 28,9%lo0 campo corregmde a
facies arenito, 18,0% a facies arenito argiloso, 9,6% a facies carbonato e 4&&#s a f
folhelho. Esta classificacdo mostree condizentecom aquela identificada através dos
litotipos descritos pela Andlise SequendalTestemunhos.

Além disso, os métodos empregados para o calculo das propriedades de porosidade
efetiva e saturacdo de agua das facies reservatorio também mostatzestante
eficientes A porosidade efetiva médabtida foide 24,3%para afacies arenite de 19,5%
pa a facies arenito argiloso, valores estes muito proximos daquele @@ettifna
literatura que é de cerca de 26%.

A partir dos valoregstimados para a propriedade de saturacdo de agua, identificou
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se o contato 6ledgua do Campo de Namorado em duaascattimétricas:3096m para o
Bloco Alto e-3160m para ®loco Baixa Estas cotas corroboram com aquelas descritas na
literatura.

Na interpretacdo dos perfis geofisicos de pocos veriBeowque 0S pocos
localizados na parte central do campo apresetré&sticlos de deposicdo enquanto aqueles
que situam-se nas bordas normalmente apresentam dois ciclos de depositain #este-
se ao acunhamento estratigrafico existente nas bordas do campo.

Além disso, as trés seqUéncias deposicionais do Campo de Namorado também
foram interpretadas como decorrentes das alteracdes no volume de sedimedtasievi
variacdes do nivel do mar. A subida relativa do nivel do mar associada ao pequeno aporte
sedimentar, proporciona uma transgressao da linha de costa qu&a msuluma
retrogradacdo das facies sedimentares.

Parafacilitar as modelagens posterioreglotouse a nomenclatura proposta por
Souza Jr. (1997), na qualistema de Canal corresponde a facies arenito, o Sistema Canal
Dique Marginal a facies arenito argiloso e o Sistema Hemipelagico as faciesatarbon
folhelho. Nesta nova configuracdogs sistemas de canal e cadmjue marginal
correspondem as facies reservatorio e o sistema hemipelagico as faciesemgatorio.

Com a finalidade de se obtama descricdo consistente das heterogeneidades do
reservatorio aplicose os métodos estocasticos em duas etapas: primeiro medetou
distribuicdo das unidades genéticas (facies) do reservatorio e depois otaomepty das
propriedades PHIE e SW dentte cada unidade.

Para a modelagem das facies @Gampo de Namorad@dotouse a técnica
estocastica de Simulacdo Sequencial wigichtriz quese mostroubastanteeficaz na
delimitacdo das principais unidades do reservatdédgara a modelagem das propriedades
PHIE e SW adotoge a técnica de Simulacdo Gaussiana Sequencial que, em conformidade
com a geometria das facies modeladas, descreveu a distribuicdo dos dados @etdofisic
reservatorio.

Sabendo que distribuicdo espacial das facies e das propried&iedE e SW
influencia na estimativa deolume de Oleo, gerese varios cenarios equiprovaveis do
Campo de Namorado.

O STOIIP obtido para o modelo de facies gerado pelo método de indicatriz apos as
100 realizacoes foied104 x 16 m3 para o cenério P90, de 108 X & para o cenario P50
e de 112 x 19m3 para o cenério P10. valor de STOIIP obtido para o cenério R50artir
dos models gerade esth muito proximo daquele verificado na literatura que corresponde a
106 x 16 m3, o que demonstra a confiabilidade da metodologia empregada.
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Os cenarios gerados para modelosde faciese petrofisicosapresentaramrande
similaridade, o que pode estar associado a quantidade de dados utilizados como
condicionantes. Conformeancionado poBahar & Kelkar (1997)quanto mais restricoes
sao incorporadas em um processo de simulacdo condicional, mais esirededio as

imagens equiprovaveis.

Portanto, concluse que cemprego das técnicas de modelagem estocastica se fez
necessario para representar as heterogeneidades dos reservatorios e a variapdicate es
das variaveis e, consequentemente, inferir estas propriedades nas &adas augencia de
dados.Tomando a quantificacdo do volume de 6leo como atributo de interesse foi possivel
gerar varios modelos equiprovaveis do reservatorio, a fim de se identificzie @ue mais
se assemelha com a configuracéo real do campo
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APENDICE A

POCOS  TOPO (em MD)

NAO1A 2988.2
NAO2 3027.4
NAO3D 3182.0
NAO4 2994.6
NAOS 3022.4
NAOG6D 3292.8
NAO7 3070.2
NAO8D 3243.2
NAO9D 3341.6
NA10D 3305.0
NA11A 3121.6
NA12 3009.2
NA13A 2978.0
NA14D 3591.0
NA15D 3451.8
NA16D 3465.8
NA18D 3314.0
NA20D 3470.0
NA21B 3074.4
NA22 3171.8
NA23D 3280.8
NA24D 3676.8
NA25D 3205.8
NA26D 3460.0
NA27D 3724.6
NA28 3558.8
NA29D 3512.4
NA30D 3400.8
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BASE (em MD)

3146.0
3154.4
3215.6
3110.2
3048.4
3491.8
3217.2
3392.6
3513.8
3434.4
3140.4
3145.4
3043.0
3598.6
3623.0
3554.6
3390.8
3654.8
3092.2
3238.0
3364.0
3842.0
3360.6
3535.4
3898.2
3699.8
3522.4
3551.0




POCOS TOPO (em MD) BASE (em MD)

NA31D 3110.6 3283.6
NA32D 3363.4 3445.6
NA33D 3742.0 3894.6
NA34D 3201.8 3351.2
NA35D 3648.4 3764.6
NA36D 3744.8 3856.8
NA37D 3204.2 3359.4
NA38D 3116.0 3261.2
NA39D 3247.0 3450.6
NA40D 3096.4 3230.0
NA41D 3436.2 3556.0
NA42D 3387.2 3525.8
NA43D 3296.8 3311.8
NA44D 3193.4 3313.8
NA45D 3285.2 3337.4
NA46D 3643.6 3737.6
NA47D 3175.4 3312.4
NA48D 3106.2 3205.2
NA49D 3319.2 3473.2
NA50D 3337.8 3456.6
NA51D 3627.2 3723.6
NA52D 3221.4 3326.6
NA53D 3089.2 3228.4
RJS19 2979.6 3079.2
RJS42 3049.6 3165.2
RJS234 3213.4 3221.0
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APENDICE B

POCOS
FACIES SlelzislSls|s|8le|8(8]8]5 2

12|22/ (2/2/2/3|2|12|2 2|9
pd pd Z|1 2|22 |2 [hd

1 | Interlaminado Lamoso Deformado INLD

2 | Conglomerados e Brechas Carbonaticas| CBC

3 | Diamictito Arenoso Lamoso DAL

4 | Conglomerados Residuais CR

5 | Arenitos conglomeréticos AC

6 | Arenito Grosso, Amalgamado AGA

7 | Arenito Médio Fino Laminado AMFL

8 | Arenito Médio Gradado ou Maci¢o AMGM

9 | Arenito Médio Cimentado AMC

10 | Arenito/Folhelho Interestratificado AFI

1L e e

12 | Siltito Argiloso Estratificado SAE

13 | Interlaminado Siltito Argiloso e Marga ISAM

14 | Folhelho Radioativo FR

15 | Interlaminado Arenoso Bioturbado IAB

D e i

17 | Marga Bioturbada MB

18 | Ritmito R

19 | Arenito Glauconitico AG

20 g?c:?uerlggdilltlco com Niveis de Marga FSMN

21 érsirg::)eg;n%%r:]tt%do, com Fei¢cBes de ACEE

22 | Siltito Argiloso/Arenito Deformado SAAD

23 | Arenito Médio/Fino Laminado Cimentado| AMFLC

24 Interestratificad(_) Siltito/Folhelho ISFI

Intensamente Bioturbados

25 | Marga Bioturbada Outra MBO

26 | Folhelho Carbonoso FC

27 | Arenito Maci¢o Muito Fino AMMF

28 | Siltito Arenc-Argiloso SAA

29 | Interlaminado Siltito/Folhelho ISF
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