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RESUMO

PASSARELLA, Camila Andrade (2012). Integracdo de dados de pogos e métodos
geoestatisticos para a modelagem geoldgica do Campo de Namorado. Campinas:
Faculdade de Engenharia Mecanica e Instituto de Geociéncias, Universidade
Estadual de Campinas. Dissertacdo de Mestrado. 144p.

O presente trabalho foi direcionado para a caracterizacdo e modelagem geolédgica do
reservatorio turbiditico do Campo de Namorado. Visto que os depdsitos de hidrocarbonetos
formaram-se a partir de processos sedimentares e tectonicos complexos que atuaram
durante milhdes de anos nas bacias e que as informacdes obtidas destes depdsitos sdo
bastante restritas, tornou-se consensual a idéia de que a integracdo de metodologias e
ferramentas possibilita a melhor compreensao dos reservatorios e de suas heterogeneidades.
Neste trabalho optou-se por integrar os dados oriundos da geofisica de perfis de pocos e dos
testemunhos, através dos métodos geoestatisticos de modelagem estocdstica com o intuito
de gerar modelos equiprovaveis do Campo de Namorado que auxiliardo no entendimento
da distribuicdo das principais unidades do reservatério que influenciam na estimativa do
volume de 6leo.

A andlise facioldgica teve como enfoque os métodos qualitativo, apoiado na
descricdo das 29 litofacies descritas nos testemunhos, e quantitativo, baseado nas andlises
dos perfis geofisicos de 54 pocos. Com base nesta correlagiao rocha-perfil, as facies arenito,
arenito argiloso, carbonato e folhelho foram definidas como sendo os provaveis litotipos
presentes no reservatdrio. Para a modelagem geoldgica e estrutural do Campo de Namorado
todos os dados disponiveis foram tratados com o auxilio de um software de modelagem de
reservatorios. As etapas de trabalho foram: delimita¢do de topo e base dos 54 pogos do
reservatorio; interpretacao dos trés ciclos deposicionais; identificacdo das falhas; e, por fim,
geracdo de um grid 3D que servird como base para a realizacdo das modelagens
estocasticas subseqiientes.

Com a aplicagdo do método estocastico de simulacdo seqiiencial de indicatriz, foi
definida a distribuicdo espacial das féacies. As propriedades de porosidade efetiva e
saturacdo de 4gua, relacionadas a cada litotipo, foram modeladas a partir da técnica de
simulacdo gaussiana seqiiencial. A definicdo destes parametros possibilitou a obtencdo do
volume de 6leo in situ do Campo de Namorado. Como resultado final foram obtidos varios
modelos equiprovéveis que representam toda a estrutura do reservatério e possibilitam a
quantificacdo da incerteza associada a estimativa do volume de 6leo.

Palavras Chave: perfis de pogos, caracterizacdo de reservatorios, modelagem estocéstica.
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ABSTRACT

PASSARELLA, Camila Andrade (2012). Well log data and geostatistical methods
integration for geologic modeling of the Namorado Oil Field. Campinas: Mechanic
Engineering Faculty and Geoscience Institute, State University of Campinas. Master
Dissertation. 144p.

This work focused the geologic characterization and modeling of the Namorado Oil
Field. Sedimentary and tectonic complex processes formed the hydrocarbon deposits for
millions of years in the basins, but the information obtained from these deposits is very
narrow. In this matter, the opportunity to study the integration of methodologies and tools
enables a better understanding of the reservoirs and their heterogeneity. This work
integrates the data derived from well logs and cores by the geostatistical methods of
stochastic modeling to generate equiprobable models of the Namorado Oil Field, which
will assist in the understanding of the distribution of the main reservoir units that influence
in the oil volume estimation.

The facies analysis used the qualitative method, based on the description of 29
lithofacies described in the cores, and the quantitative method, supported by the well log
analysis of 54 wells. Based on this correlation between logs and rocks, was defined as
probable reservoir litotypes the facies sandstone, shaly sandstone, carbonate and shale. For
the geologic and structural modeling of the Namorado Oil Field all the available data were
processed with the aid of a reservoir modeling software. The steps of the work were:
delimitation of the top and bottom of the 54 reservoir wells; the interpretation of the three
deposicional cycles; the identification of failures; and, finally, the generation of a 3D grid
for the base of the stochastic modeling.

The application of the stochastic method of sequential indicator simulation defined
the spatial distribution of the facies. In the other hand, the properties of effective porosity
and water saturation related to each lithotype were modeled using the technique of
sequential Gaussian simulation. The definition of these parameters allowed the oil volume
estimation of the Namorado Oil Field. As a final result, several equiprobable models were
obtained representing the entire structure of the reservoir and allowing the uncertainty
quantification associated with oil volume computation.

Key Words: well logs, reservoir characterization, stochastic modeling.
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CAPITULO 1 - INTRODUCAO

1.1. ASPECTOS GERAIS

Como os depésitos de hidrocarbonetos formaram-se a partir de processos
sedimentares e tectonicos complexos que atuaram durante milhdes de anos nas bacias
sedimentares e tendo em vista que as informagdes obtidas destes depdsitos sdo bastante
restritas, chega-se ao consenso de que a integracdo de metodologias e ferramentas que
permitam compreender melhor os reservatorios e suas heterogeneidades € de grande
relevancia.

A andlise geoldgica (modelos deposicionais, diagenéticos e estruturais), a
engenharia de reservatorio (modelos de fluxo), os métodos estatisticos (cldssicos e
geoestatistica), os métodos sismicos (modelos elédsticos) e a informética (calculo numérico
e computacao grafica) constituem metodologias e ferramentas importantes que, combinadas
entre si, permitem a melhor compreensdo dos reservatorios e suas heterogeneidades
(Baldissera, 1992).

Neste trabalho, optou-se por integrar os dados oriundos da geofisica de perfis de
pocos e dos testemunhos, através dos métodos estocdsticos com o intuito de gerar modelos
geoldgicos equiprovaveis do Campo de Namorado, que auxiliardo no entendimento da
distribuicdo das principais unidades do reservatdrio e como estas unidades interferem na
estimativa do volume de 6leo in place.

As informagdes provenientes da perfilagem geofisica e dos testemunhos sdo obtidas
durante a perfuracdo do poco. Enquanto os dados de perfis sdao responsdveis por fornecer as
propriedades fisicas das rochas atravessadas ao longo de um poco em relacdo a
profundidade, a andlise de testemunhos fornece a descricdo em detalhe dos litotipos
presentes na drea de estudo.

As informagdes de pogos, testemunhos e perfis geofisicos, constituem-se em
importantes ferramentas exploratdrias por possibilitarem a correlacdo geoldgica entre pogos
vizinhos e propriedades petrofisicas das rochas.

Entretanto, o problema encontrado para se modelar um reservatério de forma
deterministica estd na distdncia entre os pocos que, geralmente, ndo permite que as
correlagdes sejam confidveis. Por mais detalhada a anélise dos perfis de pogos, esta nao
fornece informagdes sobre a extensdo lateral das varidveis analisadas (Normando, 2005).




De acordo com Kronbauer (2003), o conhecimento geoldgico obtido com os dados
de pocos e testemunhos geralmente ndo € suficiente para predizer com exatiddo a
arquitetura do reservatorio no espago interpogos, o que justifica o emprego de uma
abordagem probabilistica, para gerar um certo nimero de modelos equiprovaveis que
honrem os dados de pocos (informacdes hard) e satisfacam também o modelo geoldgico
conceitual da drea construido a partir da experiéncia acumulada com depdsitos similares e
afloramentos andlogos, histérico de producgao e levantamentos sismicos (informagdes soft).

A modelagem estocastica auxilia na caracterizacdo das heterogeneidades do
reservatorio criando muitas representacdes plausiveis de um atributo de interesse. De
acordo com Baldissera (1992), enquanto as descricdes de reservatdrios geram modelos
deterministicos, a modelagem estocdstica pode gerar inimeras possibilidades de modelos
de reservatorio, respeitando os dados limitados disponiveis (condicionalizacdo) e podendo
incluir informacoes interpretadas.

Segundo Chambers et. al. (2000b), devido ao fato dos processos naturais
responsdaveis por gerarem reservatérios de petréleo ndo serem randomicos, muitos
geocientistas rejeitam completamente a utilizagdo de métodos estocdsticos para caracterizar
reservatorios.

Entretanto, embora se tenha conhecimento de que os reservatdrios de petréleo nao
sdo decorrentes de processos randdomicos, € notério que estes reservatérios possuem
atributos que fazem com que eles se comportem como se fossem aleatérios (Chambers et.
al., 2000b). As heterogeneidades geoldgicas ocorrem em multiplas escalas o que dificulta o
seu conhecimento preciso e detalhado, gerando, assim, uma incerteza. Esta impossibilidade

representa o cardter estocastico do modelo.

Normando (2005) afirma que mesmo ndo sendo possivel reproduzir exatamente as
caracteristicas dos reservatorios, as técnicas geoestatisticas de modelagem estocdstica sao
utilizadas para auxiliar na representacdo das heterogeneidades dos reservatdrios e da
variabilidade espacial das varidveis, inferindo estas propriedades nas dreas onde ha
auséncia de dados.

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

Os métodos de modelagem estocdstica, tradicionalmente aplicados a campos
petroliferos, normalmente ressaltam a necessidade de empregar uma abordagem em duas
etapas para que se tenha uma descricdo consistente das heterogeneidades do reservatorio
(Alabert & Massonnat, 1990; Haldorsen & Damsleth, 1990; Damsleth et al., 1992; Alabert
& Modot, 1992; Dubrule, 1993; Bahar & Kelkar, 1997).
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Na primeira etapa, modela-se a distribui¢do facioldgica dentro do reservatério que
interfere na quantificacdo do volume de Odleo e na segunda etapa modela-se o
comportamento das propriedades petrofisicas em cada facies anteriormente modelada. Este
tipo de abordagem permite maior controle na quantificacdo do volume de 6leo devido ao
fato de representar diversos resultados equiprovaveis.

1.2. MODELAGEM GEOLOGICA

A caracterizacdo de reservatérios compreende a determinagcdo quantitativa e
tridimensional do limite, volume, heterogeneidades e distribuicdo das propriedades de
rocha e fluido, tendo como objetivo final a constru¢do de um modelo capaz de prever o
comportamento do reservatdrio. A partir do modelo gerado € possivel planejar de maneira

mais eficiente a locagdo de pogos, reduzindo, assim, os custos inerentes a perfuracdo
(Bankhead, 2002 apud Sancevero, 2003).

Os modelos geolégicos sdo provenientes da integracdo de vdérias dreas do
conhecimento, como geologia, geofisica e engenharia de reservatorio, envolvendo, assim, a
juncdo de diversos tipos de dados. Os dados geoldgicos, por exemplo, correspondem a
génese e caracterizacao fisica do reservatdrio e podem ser obtidos através de testemunhos e
interpretacdes sedimentoldgicas e estratigraficas da drea estudada.

Os dados geofisicos podem ser provenientes dos perfis geofisicos de pogos e
sismica que fornecem informacdes sobre o modelo estrutural, litotipos, petrofisica e tipo de
fluidos. Por fim, os dados de engenharia de reservatério correspondem ao comportamento
do fluxo no meio poroso e envolvem dados PVT (pressdao, volume e temperatura) e de
producao.

De acordo com Bryant & Flint (1993), a metodologia normalmente empregada para
a modelagem de reservatdrios cldsticos consiste em: definir o espago ocupado pelo
intervalo estratigrdfico no qual o reservatério se encontra; reconhecer as unidades
geoldgicas dentro desse espaco; identificar a geometria dessas unidades; organizar essas
unidades dentro do espaco definido (arquitetura); e identificar as propriedades do
reservatorio.

A definicdo do espago ocupado pelo reservatério normalmente é realizada através
da integracdo de dados sismicos (escala regional) e de perfis de pocos (escala local). Nesta
etapa, sdo definidos os horizontes que podem ser correlacionados com as unidades
litolégicas e superficies de inundacdo ou inconformidades. Além disso, conhecendo o
contexto estratigrafico no qual o reservatdrio se encontra pode-se modelar a arquitetura
sedimentar dentro do intervalo.



O reconhecimento das unidades geoldgicas baseia-se primeiramente na
determinac¢do de qual tipo de objeto (canal, overbank) e/ou camada que serd modelado. Esta
identificacdo pode ser realizada através de afloramentos analogos ou de testemunhos e
perfilagem (em subsuperficie). Em seguida, identificam-se as caracteristicas inerentes de
cada unidade nas escalas macro, meso e microscopica.

A identificagcdo da geometria das unidades geoldgicas reconhecidas consiste em
determinar tanto a extensdo lateral e vertical (distribuicio e mudancas nos atributos) dos
objetos e camadas modelados bem como estabelecer a continuidade entre eles.

O passo seguinte consiste em determinar a disposi¢do no espaco das unidades
geoldgicas identificadas. Segundo Bryant & Flint (1993), o principio basico é de que as
rochas sedimentares sdo depositadas de forma sistemdtica (ndo randdomica) devido a
interacdo dos processos auto e alociclicos que afetaram o ambiente deposicional. A
representacdo tridimensional da arquitetura sedimentar € essencial para a previsao do
comportamento do reservatorio, porém, para que esta representacdo seja plausivel com a
realidade, € preciso considerar, além dos dados de superficie e subsuperficie, os processos

que controlam a arquitetura sedimentar.

Por fim, considerando que as informagdes do reservatdrio ndo sao uniformemente
distribuidas dentro das unidades geoldgicas, a modelagem das variacdes internas do
reservatorio se faz necessdria para identificar a interacdo das propriedades do reservatorio
com as suas estruturas sedimentares. A existéncia de barreiras de fluxo e de variagcdes na
permeabilidade sdo dois principais aspectos que devem ser considerados durante a
modelagem de reservatorios.

1.3. AREA DE ESTUDO

A drea de estudo € o Campo de Namorado (Figura 1.1), situado na por¢ao centro-
norte da zona de acumulagdo de hidrocarbonetos da Bacia de Campos, a 80 km da costa,
em lamina d’dgua situada entre 140 e 250m. Este campo encontra-se no compartimento
exploratério intermedidrio da Bacia de Campos e € caracterizado por possuir grande parte
de sua drea coberta por levantamento sismico 3D e uma quantidade significativa de pocos
amostrados.
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Figura 1.1: Mapa de localizacio da area de estudo.

1.4. OBJETIVOS

Este trabalho tem como objetivo principal a caracterizagdo geoldgica do reservatério
do Campo de Namorado através da integracdo de dados de pocos e métodos geoestatisticos.
Com a caracterizacdo do reservatério serd possivel elaborar modelos geolégicos
equiprovaveis que auxiliardo no entendimento da distribui¢do das principais unidades do
reservatorio que influenciam a estimativa do volume de 6leo. Para se atingir este objetivo
foram tracadas algumas metas especificas:

= Defini¢cdo da geometria externa e interna do reservatdrio através da integracdo dos
dados geofisicos e métodos geoestatisticos;

= C(Classificacdo dos litotipos através da interpretacdao dos perfis geofisicos e informacdes
provenientes dos testemunhos;



Utilizacdo da perfilagem geofisica de pogos para obter e analisar as propriedades
petrofisicas e demais parametros considerados relevantes para a definicio do
reservatorio;

Aplicacdo da simulagdo seqiiencial de indicatriz para definir a distribui¢do dos
litotipos;

Aplicacdo da simulag¢do gaussiana seqiiencial para modelar as propriedades petrofisicas
em cada facies litoldgica;

Célculo do volume de 6leo e definicdo dos cendrios de incerteza inerentes a este
atributo do reservatorio.



CAPITULO 2 - MATERIAIS E METODOS

2.1. ASPECTOS GERAIS

O momento crucial da elaboracao de um projeto de pesquisa concerne na selecao de
quais dados e ferramentas sdo relevantes para o desenvolvimento do projeto e na defini¢do
de como estes dados serdo tratados para alcancar o objetivo proposto. Este capitulo
especifica quais os dados e ferramentas que foram disponibilizados para a realizacdo desta
dissertacdo, bem como as principais tarefas desenvolvidas em cada etapa.

2.2. BASE DE DADOS

A base de dados utilizada neste estudo compreende os perfis geofisicos (densidade,
raios gama, porosidade neutrdnica, resistividade, sonico e céliper) de 54 pog¢os do Campo
de Namorado, dos quais 14 possuem Andlise Seqiiencial de Testemunhos (ANASETE).
Além disso, informagdes oriundas da sismica 3D, como dados de falhas e horizontes foram
utilizados para realizar a modelagem estrutural e geoldgica do reservatério. Esta base de
dados foi disponibilizada pela Agéncia Nacional de Petr6leo, Gas Natural e
Biocombustiveis (ANP).

2.3. FERRAMENTAS UTILIZADAS

Para realizar a caracterizacdo e modelagem geoldgica do Campo de Namorado
foram utilizados dois softwares: o programa Excel, para preparar os dados provenientes dos
perfis geofisicos de pocos e o programa RMS® para realizar a modelagem do reservatério
através da integracdo das informagdes geoldgicas e geofisicas a partir das técnicas
geoestatisticas de modelagem estocdstica.

O software Irap RMS® (Interactive Reservoir Analysis Package Reservoir Modeling
System) foi desenvolvido pela empresa Roxar Software Solutions. Este software é uma
ferramenta que auxilia na interpretacdo do reservatdério através da visualizacdo e
modelagem tridimensional (Figura 2.1).

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




geocientista no entendimento do reservatério levando a elaboragdo de um modelo
geoldgico 3D.

Design
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Figura 2.1: Interacdo de todos os mddulos do RMS® (modificado de Roxar, 2009a,b).

2.4. WORKFLOW

O trabalho foi desenvolvido de acordo com as sete etapas abaixo discriminadas e
que encontram-se sintetizadas no workflow da Figura 2.2.

A primeira etapa do trabalho consistiu no levantamento dos dados geoldgicos e
geofisicos disponiveis do reservatério, bem como no levantamento bibliografico dos
principais aspectos geoldgicos, geofisicos e geoestatisticos que serdo abordados nesta
dissertacdo. A segunda etapa teve como meta o dominio dos principios da modelagem
geologica no RMS®.

O foco da terceira etapa estd na descricdo das principais caracteristicas geoldgicas
do Campo de Namorado a partir da sua contextualizacdo na Bacia de Campos, destacando
os principais aspectos estratigraficos, tectonicos e evolutivos que influenciaram na sua
formacdo. Esta contextualizagdo geoldgica do Campo de Namorado encontra-se relatada no
Capitulo 3.

A quarta etapa da dissertacdo consiste em descrever a fundamentagdo tedrica que
concerne ao modelo sedimentolégico que representa o Campo de Namorado, ou seja, 0s



modelos de sedimentacdo turbiditica. Este assunto é apresentado no Capitulo 4 da
dissertacdo.

N

A quinta etapa destina-se a apresentacdo dos principais métodos estocasticos
empregados na dissertacdo. O objetivo desta etapa foi descrever a fundamentagao tedrica
que concerne aos modelos estocdsticos, destacando os trabalhos mais relevantes sobre o
assunto. Esta descricdo dos aspectos inerentes aos modelos estocdsticos € tratada no
Capitulo 5.

A sexta etapa do trabalho, descrita no Capitulo 6, consiste na caracterizacdo e
definicdo das principais fei¢cdes geoldgicas do reservatdrio. A principio foi realizada a
descricdo dos aspectos mais importantes dos perfis geofisicos empregados na dissertagao,
bem como dos principais trabalhos realizados visando a classifica¢do das facies do Campo
de Namorado. Em seguida determinou-se o intervalo estratigrifico que corresponde ao
reservatorio e neste intervalo foi realizada a classificacdo das facies e os cdlculos da
porosidade efetiva (PHIE) e da saturacdo de &4gua (SW). A discussdo referente aos
principios que serdo empregados para o calculo das propriedades petrofisicas, bem como a
defini¢do do contato leo-dgua também foram focos desta etapa.

Por fim, a sétima etapa, referente ao Capitulo 7 da dissertacdo, destina-se a
modelagem geoldgica do Campo de Namorado no software RMS® a partir dos dados de
pocos tratados na etapa anterior e das informagdes oriundas da sismica 3D, conforme
mencionado na se¢ao 2.2. A principio determinou-se o arcabougo estratigrafico e estrutural
do reservatério (horizontes e falhas) que servird como base para a defini¢do do grid 3D no
qual serdo realizadas as modelagens estocdsticas. Além disso, as informagdes provenientes
dos dados de pogos foram ajustadas para a malha do grid.

Em seguida, foi modelada a distribuicdo das facies do reservatério a partir da
técnica estocdstica de simulacdo seqiiencial de indicatriz. Os modelos de facies gerados por
esta técnica foram posteriormente preenchidos com as propriedades PHIE e SW através da
técnica estocdstica de simulacdo Gaussiana seqiiencial. Assim, de posse dos modelos
facioldgicos e petrofisicos foi possivel calcular o volume de 6leo do Campo de Namorado e
avaliar a incerteza associada a este atributo sob o enfoque de cenérios de incerteza.



Levantamento de dados e bibliografico \ \

Aprendizagem do principio da modelagem geolégica no software RMS®

Contextualizacao geolégica do Campo de Namorado

ETAPA 4

Fundamentacio tedrica dos modelos de sedimentacao turbiditica

Fundamentacao teérica da modelagem estocastica

ETAPA 6

Caracterizacao faciolégica e petrofisica da area de estudo \

Modelagem geolégica do Campo de Namorado por meio de técnicas estocasticas

Figura 2.2: Workflow empregado para a realizacao da dissertacao.
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CAPITULO 3 - CONTEXTO GEOLOGICO

3.1. BACIA DE CAMPOS

A Bacia de Campos estd localizada ao longo da margem sudeste do Brasil entre a
costa norte do Estado do Rio de Janeiro e o sul do Espirito Santo (Figura 3.1). Trata-se de
uma bacia de idade Meso-Cenozdica que abrange uma drea de aproximadamente 100.000
km? dos quais apenas 500 km? estdo em area emersa, com lamina d’agua atingindo mais de
3000 metros (Dias et al., 1990; Rangel & Martins, 1998).

Figura 3.1: Mapa de localizacdo da Bacia de Campos, com destaque para a drea de estudo
(modificado de Rangel & Martins, 1998).

Na regido de dguas rasas, o limite norte da Bacia de Campos com a Bacia do
Espirito Santo € evidenciado pelo Alto de Vitdria, um bloco elevado de embasamento que
coincide com a terminacdo oeste da Cadeia de Vitdria-Trindade, um importante lineamento
ocednico daquela drea (Cainelli & Mohriak, 1999; Milani et al., 2000; Milani & Aratjo,
2003). Em dguas profundas ndo existe uma separacao efetiva entre as bacias.
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O limite sul da Bacia de Campos € marcado pelo Arco de Cabo Frio, cuja regido
comportou-se como um foco de persistente magmatismo durante a histéria evolutiva da
bacia (Milani et al., 2000). Na por¢do oeste, a bacia é limitada por um sistema de falhas
com direcdo preferencial NE-SW, enquanto na regido leste o seu limite é dado pelo talude
da plataforma continental (Schaller, 1973).

z

Como outras bacias da costa leste brasileira, a Bacia de Campos € classificada,
segundo a Teoria da Tecténica de Placas, como uma tipica bacia de margem divergente
(tipo V de Klemme, 1971 in Asmus & Porto, 1972), ou ainda do tipo Atlantico, segundo
Asmus & Porto (1972), Asmus (1975), Ojeda (1982), Asmus (1982) e Asmus & Baisch
(1983). Desta forma, a sua origem estd relacionada ao rompimento do supercontinente
Gondwana e a conseqiiente formagdo do Oceano Atlantico (Dias et al., 1990; Flexa et al.,
2004).

Nesta bacia, a interligacdo das rochas geradoras e das rochas reservatorios pos-
evaporiticas estd relacionada a tectdonica profunda associada a fase rift e a movimentagao
adiastrofica associada a halocinese. A migracdo do hidrocarboneto ¢ facilitada pela criagao
de “janelas” nos evaporitos (Figueiredo & Mohriak, 1984).

Segundo Dias et al. (1990), o potencial petrolifero da Bacia de Campos apresenta
caracteristicas tectono-sedimentares peculiares, fazendo com que a acumulagcdo de
hidrocarbonetos na bacia seja propiciada pela interagdo de vérios fatores como: baixo grau
de afinamento crustal, reativacao das fontes de sedimentos, intensa tectonica adiastréfica e
as variacoes globais do nivel do mar no Neocretdceo e Tercidrio.

3.2. ARCABOUCO ESTRATIGRAFICO

Com base nas informagdes provenientes dos poucos pogos perfurados na drea
costeira e na plataforma continental, Schaller (1973) elaborou a primeira carta estratigrafica
da bacia. Neste trabalho, Schaller divide o pacote sedimentar em quatro unidades
litoestratigraficas: (i) Formacdo Lagoa Feia, constituida de evaporitos e clasticos nao-
marinhos; (ii)) Formacdo Macaé, composta por rochas carbondticas com intercalacdes de
folhelhos; (iii) Formagdo Campos, representada por uma variacdo facioldgica (arenitos,
folhelhos e carbonatos); e (iv) Formagcao Emboré€, constituida de arenitos e carbonatos.

A partir da aquisi¢do de um maior volume de dados decorrentes do avanco
exploratério da bacia, Rangel et al. (1994) elaboraram uma carta estratigrafica mais
detalhada, na qual o arcabougo estratigrafico estd divido em seis unidades: (i) Formagao
Cabiunas, (ii) Formacdo Lagoa Feia, (iii) Formacdo Macaé, (iv) Formacdo Carapebus, (v)
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Formacdo Ubatuba e (vi) Formacdo Emboré (as trés ultimas pertencentes ao Grupo
Campos).

Recentemente, Winter et al. (2007) desenvolveram uma nova carta estratigrafica
(Figura 3.2) com énfase na andlise cronoestratigrafica.

A Formacao Cabitnas estd localizada de forma discordante e estratigraficamente
acima do embasamento gndissico pré-cambriano pertencente a Faixa de Dobramentos
Ribeira (FDR) de idade Proterozdica (Rangel et al., 1994; Winter et al., 2007). Esta
formagdo € representada por derrames basdlticos eocretacicos intercalados por rochas
vulcanoclasticas e sedimentares (Rangel et al., 1994), depositados nos andares Rio da Serra
e Aratu (Winter et al., 2007). As datagdes radiométricas utilizando o método K-Ar

indicaram idades entre 120 e 130 Ma (Dias et al., 1990).

Sobreposto discordantemente a Formacdo Cabitnas estd o Grupo Lagoa Feia
(Winter et al., 2007), que anteriormente foi designado por Schaller (1973) e Rangel et al.
(1994) como formagdo e que possui idades Hauteriviano, Barremiano (Andar Aratu) e
Aptiano (Andares Jiquid e Alagoas). Este grupo é atualmente composto pelas formacoes
Coqueiro e Retiro (definidas como membros por Rangel et al., 1994) e Itabapoana,
Atafona, Gargat e Macabu (definidas por Winter et al., 2007).

A Formacao Itabapoana ¢ constituida por conglomerados polimiticos e arenitos
liticos depositados sob a forma de fandeltas e leques aluviais, em ambiente lacustrino. Estes
depdsitos estdo associados aos falhamentos de borda de blocos estruturais. A Formacao
Atafona ¢ composta por siltitos, arenitos e folhelhos lacustres intercalados por camadas
carbonaticas delgadas.

De acordo com Winter et al. (2007), a Formacao Coqueiros estd representada por
intercalacdes de camadas de folhelhos e carbonatos lacustres compostos por conchas (ou,
na definicdo de Rangel et al. 1994, por coquinas pelecipodes), que foram depositados em
ambiente de alta energia.

As Formacgées Gargad e Macabu sdo caracterizadas por sedimentos carbonaticos,
margas e arenitos, depositados em ambiente raso e transicional. Por fim, a Formacao
Retiro € representada por uma suite evaporitica composta por camadas de halita que foram
remobilizadas, formando domos salinos.
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Figura 3.2: Carta estratigrifica da Bacia de Campos (modificada de Winter ef al., 2007).
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Sobreposto de forma gradacional a Formagdo Retiro estd o Grupo Macaé (Winter
et al., 2007), que anteriormente foi designado por Schaller (1973) e Rangel et al. (1994)
como formacdo e que possui idades Albiano e Cenomaniano. Este grupo € composto pelas
formagdes Quissama, Goitacds e Outeiro (definidas como membros por Rangel et al., 1994)
e Namorado e Imbetiba (definidas por Winter et al., 2007).

A Formacao Quissama, também conhecida como Macaé Aguas Rasas,
corresponde aos sedimentos carbondticos depositados em ambientes de energia alta a
moderada e caracterizados por depodsitos de calcarenitos ooliticos. Winter et al. (2007)
definiram dentro desta formagdo o Membro Bizios para representar os depdsitos
dolomiticos derivados da diagénese dos carbonatos basais.

A Formacao Goitacas composta por conglomerados polimiticos e arenitos e a
Formacao Outeiro caracterizada por calcilutitos constituidos por foraminiferos e
calcisferulideos sdo conhecidos como Sec¢do Bota. A Formac¢ao Namorado ¢é representada
por depdsitos arenosos decorrentes de sistemas de fluxos hiperpicnais. Os depdsitos desta
formagao ocorrem encaixados em baixos deposicionais gerados e controlados pela tectdnica
salifera. Por fim, a Formacao Imbetiba é constituida por sedimentos peliticos com
predominio de margas. Segundo Winter et al. (2007) esta unidade representa o afogamento

da plataforma carbondtica albiana.

Sobreposto discordantemente a Formagao Imbetiba estd o Grupo Campos (Rangel
et al. 1994, Winter et al. 2007), que anteriormente foi designado por Schaller (1973) como
formacgao e que possui idades entre Turoniano e Pleistoceno. Este grupo é composto pelas
formacgdes Ubatuba (definida como membro por Schaller, 1973), Carapebus e Emboré.

A Formacao Ubatuba ¢ caracterizada por secdes peliticas (folhelhos, argilas,
margas e calcilutitos) depositadas em ambiente marinho. Na por¢ado inferior desta formagao
as rochas apresentam-se mais litificadas, sendo denominada Membro Tamoios. A
Formacao Carapebus ¢é constituida por arenitos finos e conglomeréaticos intercalados com
os pelitos da Formacao Ubatuba. Por fim, a Formac¢ao Emboré é representada por arenitos
e carbonatos depositados em ambientes flivio-deltaicos e plataformal. Esta formacgao €
dividida nos Membros Sao Tomé (facies clastica), Siri e Grussai (ambos facies
carbonadtica).

3.3. ARCABOUCO ESTRUTURAL

Na Bacia de Campos observam-se dois estilos estruturais (Schaller, 1973;
Figueiredo & Mohriak, 1984; Guardado et al., 1989) caracteristicos de bacias marginais
divergentes e que foram influenciados pelos lineamentos proterozdicos da Faixa de
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Dobramentos Ribeira, com direcdo NE-SW, o que sugere uma evolucdo controlada pela
reativacdo de estruturas direcionais pré-mesozdicas.

Em seu trabalho, Schaller (1973) afirma que a Bacia de Campos apresenta um
sistema bindrio de alinhamentos estruturais regionais que afetam tanto o embasamento
cristalino quanto os sedimentos sobrejacentes, sugerindo que a movimentagao das placas
tectOnicas persistiu por longos periodos. Estes alinhamentos sdo predominantes na dire¢ao
NE-SW (Schaller, 1973; Asmus & Ponte, 1973), sendo que os menos expressivos estao na
direcdo NW-SE (Schaller, 1973; Dias et al., 1990).

O primeiro estilo estrutural estd relacionado a fase rifte que ocorreu durante o
Cretdceo Inferior em decorréncia do rompimento do supercontinente Gondwana. Este
sistema rifte € representado por horsts, grabens e semi-grabens limitados por falhas
normais sintéticas e antitéticas que possuem direc@o preferencial NE-SW, o que demonstra
seu paralelismo com o embasamento pré-cambriano anteriormente citado (Asmus, 1982;
Figueiredo & Mohriak, 1984; Guardado et al., 1989; Dias et al., 1990; Chang et al., 1992;

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

Segundo Guardado et al. (1989), Dias et al. (1990) e Rangel & Martins (1998), o
horst mais proeminente originado nesta fase € o Alto de Badejo que encontra-se flanqueado
a oeste pelo Baixo de Sdo Jodo da Barra e a leste pelo Baixo Corvina-Parati (Figura 3.3).
Estes baixos contém mais de 9 km de sedimentos. Outra feicao estrutural originada nesta
fase é a linha de charneira (Asmus, 1982; Asmus & Baisch, 1983; Guardado et al., 1989)
que trata-se de uma feicdo linear que separa areas caracterizadas por depdsitos continentais
espessos de dreas com embasamento raso. Esta linha de charneira é definida pela Falha de
Campos, uma falha normal sintética.

O segundo estilo estrutural desenvolveu-se depois de um periodo de relativa
quiescéncia tectonica que ocorreu durante o Aptiano (Andar Alagoas). Este estilo estrutural
estd relacionado ao basculamento da bacia para leste que, associado a sobrecarga
diferencial dos sedimentos, ocasionou a movimentacdo do sal, gerando uma intensa
deformacdo adiastréfica (Figueiredo & Mohriak, 1984; Guardado et al., 1989; Dias et al.,

1990; Chang et al., 1992; Mohriak, 2003).

Com a tectdnica salifera, desenvolveram falhas listricas e de crescimento que
controlaram a deposicdo de sedimentos e a formacdo de trapas nos reservatorios da Bacia
de Campos entre o Albiano e o Holeceno. Estruturas do tipo rollover e antiformes falhados
estdo associados a este tipo de falhamento.
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Figura 3.3: Arcabouco das feicdes estruturais da Bacia de Campos (modificado de Rangel &
Martins, 1998).

3.4. ORIGEM E EVOLUCAO TECTONO-SEDIMENTAR

De acordo com Asmus & Baisch (1983), a evolu¢do da margem continental do tipo
Atlantico resulta de trés eventos seqiienciais: (1) soerguimento e domeamento da crosta
continental; (2) fragmentacdo crustal (rifteamento); e (3) deslocamento lateral dos blocos
continentais fragmentados associados ao espalhamento do assoalho ocednico e a
subsidéncia das bacias marginais resultantes.

Em seu trabalho, McKenzie (1978 apud Mohriak et al. 1990 e Mohriak 2003)
propds que durante a fase rifte houve um estiramento litosférico e afinamento da crosta e
litosfera, enquanto a fase subseqiiente caracterizou-se por uma subsidéncia termal
associada ao resfriamento da anomalia térmica da astenosfera. Este modelo se aplica a
teoria evolutiva da Bacia de Campos.

Nas tdltimas décadas, diversos autores descreveram os estdgios tectono-sedimentares
das bacias marginais brasileiras. Asmus & Porto (1972) definiram trés estagios (I, I e III);
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Asmus (1975) reconheceu quatro estdgios (pré-rifte, rifte, intervalo médio evaporitico e
intervalo superior marinho); Ojeda (1982) propds quatro estdgios (pré-rifte, rifte,
transicional e drift); Asmus (1982) identificou trés estidgios (embriondrio, jovem e maduro);
Asmus & Baisch (1983) propuseram quatro estdgios (pré-rifte, rifte, proto-ocednico e
ocednico); Dias et al. (1990) estabeleceram trés estigios (rifte, transicional e drift); e
Cainelli & Mohriak (1999) determinaram trés estdgios (pré-rifte, rifte e margem passiva).

Desta forma, com base nos trabalhos anteriores, a evolucao estratigrafica da Bacia
de Campos compreende quatro megasseqiiéncias tectono-sedimentares que correspondem a
trés estagios evolutivos (Barboza, 2005). Segundo Mohriak (2003), estas megasseqiiéncias
sdo normalmente separadas por discordancias angulares e erosivas.

A Megasseqiiéncia Continental (Ojeda, 1982; Chang et al., 1988; Chang et al.,
1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que corresponde ao
estagio rifte, desenvolveu-se durante o Cretaceo Inferior (Neocomiano tardio) e o Cretaceo
Superior (Eo-Aptiano), sendo caracterizada por intensas atividades ignea e tectdnica,
responsaveis pelo rifteamento das dreas anteriormente soerguidas que gerou falhas normais,
altos estruturais e rotagdo de blocos. Esta megasseqii€éncia apresenta rochas siliciclasticas,
carbondticas e vulcanoclésticas, intercaladas por derrames basdlticos e pertencentes a
unidade clastica basal do Grupo Lagoa Feia, que foram depositadas em ambiente fluvial e
lacustrino.

A Megasseqiiéncia Transicional (Ojeda, 1982; Chang et al., 1988; Chang et al.,
1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que corresponde ao
estagio golfo proto-oceano, desenvolveu-se entre a metade do Aptiano até o inicio do
Albiano (Andar Alagoas) e é caracterizada por uma relativa quiescéncia tectonica seguida
de processos halocinéticos que controlaram a migragao e distribui¢do de hidrocarbonetos
dos depdsitos posteriores através das falhas listricas. Esta megasseqii€ncia apresenta rochas
siliciclasticas, carbondticas e evaporiticas pertencentes ao topo do Grupo Lagoa Feia e
depositados em ambiente transicional continental-marinho.

A Megasseqiiéncia Carbonatica Marinha (Ojeda, 1982; Chang er al., 1988;
Chang et al., 1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que
corresponde ao estagio oceanico, desenvolveu-se no inicio do Albiano até o Cenomaniano,
sendo caracterizada pela subsidéncia da bacia associada a elevacdo eustatica do nivel do
mar. Este ambiente marinho raso, sob condicdes anéxicas e hipersalinas, permitiu a
deposic¢do de uma plataforma carbonética e de corpos arenosos turbiditicos pertencentes ao
Grupo Macaé e influenciados pela tectonica salifera.

A Megasseqiiéncia Clastica Marinha (Ojeda, 1982; Chang et al., 1988; Chang et
al., 1992; Cainelli & Mohriak, 1999; Mohriak, 2003; Barboza, 2005), que também
corresponde ao estagio oceadnico, desenvolveu-se entre o Neocretidceo e o Pleistoceno e é
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caracterizada por um ambiente tectonicamente pouco ativo, com continua subsidéncia. Esta
megasseqii€éncia apresenta calcilutitos, margas, folhelhos e turbiditos arenosos e
conglomerdticos pertencentes ao Grupo Campos e depositados em ambiente marinho
profundo, talude e plataforma.

3.5. CAMPO DE NAMORADO

O Campo de Namorado, encontra-se na parte central da Bacia de Campos, na costa
norte do Rio de Janeiro. Com uma drea de 23 km?, consiste-se em um dos campos
petroliferos mais importantes desta bacia na drea da plataforma continental brasileira.

O poco pioneiro do campo (1-RJS-19) foi perfurado em 1975 numa lamina d’adgua
de 166 m (Bacoccoli ef al., 1980 e 1985) e para o seu desenvolvimento foram perfurados 56
pocos, sendo 14 exploratérios e 42 de desenvolvimento (Meneses & Adams, 1990).
Segundo Bacoccoli et al. (1985), Souza Jr. (1997) e Barboza et al. (2003), a descoberta do
Campo de Namorado baseia-se na interpretacao sismica de um alto estrutural presente no
topo da Formagao Macaé (acima dos carbonatos albianos).

O reservatério de Namorado produz cerca de 10.500 m3/dia de 6leo de 33 °API,
sendo que o volume de Gleo recuperdvel é de 42 x 10° m® em um volume de 6leo in situ de
106 x 10° m’, que corresponde, portanto, a um fator de recuperacdo de 40% (Bacoccoli et
al., 1985; Guardado et al., 1989; Meneses & Adams, 1990; Souza Jr., 1997; Barboza,
2005).

Com relagdo ao posicionamento estratigrafico, o Campo de Namorado estd inserido
na Formacdo Namorado (Winter et al., 2007), por¢ao superior do Grupo Macaé, e ¢é
constituido por arenitos arcoseanos turbiditicos, informalmente conhecidos como Arenito
Namorado, cuja idade compreende desde o Albiano Superior at¢é o Cenomaniano. Este
reservatorio turbiditico faz parte da fase transgressiva da megasseqii€éncia clastica marinha
que se desenvolveu sobre os carbonatos albianos de plataforma.

O sistema turbiditico de Namorado € composto, basicamente, por brechas
polimiticas, conglomerados, arenitos, argilas, margas e calcilutitos (Souza Jr., 1997), sendo
que o Arenito Namorado consiste-se de vdrias camadas de areias turbiditicas intercaladas
com camadas de folhelhos e margas, que localmente se coalescem para formar um banco
arenoso mais espesso (Bacoccoli et al., 1985; Guardado et al, 1989). Os arenitos sao
normalmente maci¢cos, com 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 pode ser superior a 1 Darcy (com média de 400 mD).
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Localmente, o arenito apresenta-se em finas camadas nas quais a porosidade foi
completamente obliterada pela cimentacdo carbondtica (Bacoccoli ef al., 1985; Guardado et
al., 1989).

Com relagdo as heterogeneidades, Souza Jr. (1997) considera o reservatério do
Campo de Namorado como pertencente ao tipo intermedidrio (jigsaw-puzzle) por tratar-se
de uma sucessdo turbiditica constituida pelas alternancias de turbiditos grosseiros, de
turbiditos finos e, por fim, de margas e argilas. Na concep¢ao de Weber & Geuns (1990),
reservatorios do tipo jigsaw puzzle sdo compostos de vdarios corpos areniticos que se
coalescem e que podem se encontrar intercalados por corpos de baixa ou nenhuma
permeabilidade.

O Campo de Namorado se apresenta sob a forma de uma estrutura domica alongada
de direcdo NW-SE, dividida em quatro blocos por falhas normais (Figura 3.5), sendo que a
sua acumulacdo de 6leo € controlada tanto pelo acunhamento estratigrafico (pinchout) do
arenito turbiditico quanto pelas fei¢des estruturais. Desta forma, o reservatorio é limitado
pelos acunhamentos estratigraficos a norte e a sul; pelas falhas normais a sudeste, noroeste
e sudoeste; e por mergulho estrutural a nordeste (Guardado et al., 1989; Meneses & Adams,
1990; Souza Jr., 1997).

Com relagdo a divisdo em blocos do Campo de Namorado, verificou-se que o bloco
principal, aqui denominado de Bloco Alto, esta localizado na parte centro-oeste do campo e

corresponde a porcdo que mais produz 6leo. Os demais blocos configuram o chamado
Bloco Baixo e apresentam 6leo em menor quantidade.

O forte controle tectdnico associado a movimentagdo halocinética conferem ao
Campo de Namorado uma estratigrafia complexa. Segundo Cruz (2003), os corpos
turbiditicos encontram-se encaixados nos falhamentos halocinéticos que sdo o0s
responsdveis por controlar a sedimentacdo. Assim, a tectonica halocinética influencia a
migracdo e acumulacdo de hidrocarbonetos.

Embora a caracterizacio do Arenito Namorado como um pacote de deposicao
turbiditica ter sido realizada com base em suas relagcdes estratigraficas e nos estudos de
perfis e testemunhos, o seu modelo deposicional é bastante atipico daqueles estabelecidos
pelos turbiditos cldssicos (Bacoccoli et al., 1985). De acordo com estes autores, isto deve-
se ao fato de que, quando o Arenito Namorado foi depositado, a superficie carbonética ja
era bastante irregular devido a movimentagdao do sal e ao desenvolvimento de falhas de
crescimento, o que fez com que os turbiditos se concentrassem nos baixos e contornassem
os altos dessa superficie erosiva.
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Figura 3.4: Mapa estrutural do topo do reservatério do Campo de Namorado (modificado por
Barboza 2005 a partir de Meneses 1990)

Barboza et al. (2003) afirmam que a drea onde encontra-se o Arenito Namorado,
caracterizado pela coalescéncia de canais e lobos, comportava-se como um baixio onde os
turbiditos foram trapeados. Na concep¢do de Bruhn & Moraes (1988) e Bruhn (1998), o
depdsito turbiditico de Namorado € do tipo GSLc, ou seja, lobos confinados em calha ricos
em cascalho e areia decorrentes da diminui¢@o da subsidéncia ocorrida ao longo das falhas
listricas e do processo erosivo causado pelas correntes turbiditicas de alta densidade.

De acordo com Souza Jr. (1997), o sistema turbiditico Namorado é separado do
substrato carbonatico (calcilutitos e margas, principalmente) por uma superficie discordante
erosiva. J4 o limite superior, segundo este autor, é constituido por um pacote radioativo
argilo-siltoso que corresponde, simultaneamente, a uma superficie transgressiva € a uma
superficie de inundacdo maxima devido a condensagdo do sistema transgressivo nas pogoes
mais distais da drea de sedimentacio da bacia.

21



O sistema turbiditico de Namorado apresenta trés sistemas de deposicao que
representam as diferentes fases do reabastecimento do canal turbiditico (Souza Jr., 1997). O
sistema de canal, representado pelos microconglomerados e arenitos grossos a médios,
corresponde aos depositos turbiditicos de alta densidade que formam ciclos
granodecrescentes e que foram depositados durante os periodos de queda relativa do nivel
do mar.

O sistema canal-dique marginal, que corresponde a fase inicial do abandono do
sistema turbiditico devido a subida relativa do nivel do mar, é representado pelos depdsitos
de correntes de turbidez de baixa densidade onde predominam as alternancias de arenitos
finos e lamitos, com raras intercalacdes de debris flows e slumps. E o sistema argilo-
margoso, que corresponde ao sistema de deposicdo de mar alto, constitui-se de uma
associacdo de facies peliticas (argilas, margas e calcilutitos) que representam a
sedimentacdo hemipeldgica da bacia.

Em seu trabalho, Souza Jr. (1997) identificou a partir da correlacdo de pocos e da
andlise das curvas de proporcdo vertical, apoiadas pela interpretacdo sismica de alta
resolugdo do Campo de Namorado desenvolvida por Johann (1997), trés ciclos
deposicionais que ele denominou de unidades genéticas. Segundo este autor, cada unidade
genética pode ser decomposta em trés intervalos estratigraficos: (1) um intervalo
principalmente arenitico na base; (2) um intervalo onde predominam as alternancias de
arenitos e argilas; e (3) um intervalo formado por sedimentos argilosos e/ou margosos no
topo. Este empilhamento vertical pode ser associado a evolucao no tempo dos trés sistemas
de deposi¢do: o sistema de canais, o sistema de canal-dique marginal e o sistema argilo-
margoso (hemipeldgico).

Através da sismica de reflexdo, Barboza (2005) também definiu trés seqiiéncias
deposicionais para o Campo de Namorado que correspondem a refletores sismicos de
baixas amplitudes. A seqiiéncia 1 indica um forte controle deposicional associado a uma
geometria de depdsito de canal confinado, sendo composta essencialmente pelas facies
mais arenosas. J4 a seqiiéncia 2, apresenta geometria deposicional na forma de lobos
retrogradacionais, enquanto a seqiiéncia 3 € caracterizada por depdsitos de espraiamento.

Segundo Souza Jr. (1997), o arranjo vertical dos depdsitos sugere um aumento
progressivo da lamina d’dgua e uma diminuicdo progressiva do volume de depdsitos
gravitacionais ao longo do tempo, ocasionando um padrio de empilhamento
retrogradacional das facies sedimentares. Em Barboza er al. (2003), foi apresentado um
modelo turbiditico do Campo de Namorado (Figura 3.6).
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Turbiditos de Bouma

Lamitos peligicos

Margas hemipelagicas

Figura 3.5: Modelo turbiditico esquemdtico do Campo de Namorado (modificado por Barboza et
al. 2003 a partir de Souza Jr. 1997).
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CAPITULO 4 - SISTEMAS DE SEDIMENTACAO TURBIDITICA

4.1. ASPECTOS GERAIS

Os sistemas de sedimentacdo turbiditica correspondem aos mais importantes
reservatorios de petréleo do Brasil. De acordo com Bruhn e al. (2003), os sistemas de
sedimentacdo turbiditica brasileiros compreendem diferentes tipos, podendo ser muito
complexos e heterogéneos. Além disso, eles podem ser discriminados com base no tamanho
dos graos, razdo net to gross, geometria externa e nos processos € ambientes deposicionais.

A maioria dos reservatérios turbiditicos brasileiros sdo depositados em ambientes
marinhos profundos por correntes de turbidez e retrabalhados por correntes de fundo
(Pedreira et al., 2008), sendo que grande parte destas acumulagdes turbiditicas encontra-se
distribuida ao longo da costa leste brasileira cuja evolugdo tectonica e sedimentar esta
relacionada ao rompimento do supercontinente Gondwana e a subseqiiente abertura do
Oceano Atlantico (Bruhn, 1998).

Por se tratar de um sistema deposicional complexo e heterogéneo que apresenta
caracteristicas peculiares que diferem de acordo com o contexto geoldgico em que houve a
deposicao, cada sistema turbiditico deve ser tratado como um caso especifico. Desta forma,
entender a evolugdo do conhecimento deste sistema deposicional torna-se essencial para
compreender tanto a sua geometria quanto a distribuicdo das suas facies sedimentares.

4.2. SISTEMAS TURBIDITICOS

Os turbiditos sdo depdsitos sedimentares profundos, formados a partir de fluxos
gravitacionais (correntes de turbidez), que se depositam em taludes e bacias, dando origem
a canais e lobos (Mutti, 1992; Walker & James, 1992; Mutti et al., 1999). Estes depdsitos
também sdo importantes indicativos do ambiente de deposicao.

Conforme relatado por Barboza (2005) e Shanmugan (2000;2006), os primeiros
trabalhos desenvolvidos sobre os depdsitos turbiditos datam da década de 50 (Kuenen &
Migliorini, 1950; Natland & Kuenen, 1951; Heezen & Ewing, 1952). Nestes trabalhos, os
autores concluem que areias grossas podem ser transportadas em dguas profundas por
correntes de turbidez e depositadas em camadas gradacionais.

Em 1962, Bouma constatou que as camadas de turbidito apresentavam gradacdo
normal e uma sucessdo vertical de estruturas sedimentares. A seqiiéncia deposicional
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desenvolvida por este autor tem a seguinte disposi¢do: (T,) por¢do basal maci¢a ou com
gradacdo normal representada por arenito grosso a médio e feicdes erosivas na base; (Ty)
arenitos finos com laminacdo plano-paralela; (T.) arenitos finos com lamina¢do cruzada
(ripples); (Ty) silte laminado; e (T.) sedimentos pelagicos de bacia (argila).

Diversos autores, dentre os quais pode-se citar Lowe (1982) e Mutti (1992),
desenvolveram teorias para tentar explicar os mecanismos deposicionais que regem a
seqliéncia proposta por Bouma. Estes autores chegaram a conclusio de que este mecanismo
se referia a uma desaceleracdo de uma corrente de turbidez que depositava seus sedimentos
em suspensao com ou sem a a¢do de processos trativos (Pedreira et al., 2008).

A comparagdo entre as divisdes propostas por Bouma (1962) e os mecanismos de
deposi¢do propostos por Lowe (1982) e Mutti (1992) esta representada na Figura 4.1.

Divisdes de Bouma Interpretacio atual
(1962) Lowe (1982) e Mutti (1992)

Bouma divisions Current interpretation

Textura
Grain size

Corrente de turbidez de baixa
densidade desacelerante:

decantagdo pelagica / hemipelagica
Low-density turbidity current

T - Lama pelagica/
Lama s SRS
Mud hemipelagica laminada
Pelagic and hemipelagic mud

Silte siit T,- Silte laminado Laminated silt Tragﬁo + decantaqéo Traction plus fall-out

T_- Ripples de corrente e
cavalgantes, laminas
convolutas
Cross laminated sands; climbing
ripples; convolute lamination

Areia
Sand

-sob regime de fluxo inferior
[(}N'»f/‘(l"' P‘l’gi"l(

T, - Laminagéo
plano-paralela
Parallel lamination

-sob regime de fluxo superior
Upper flow regime

Corrente de turbidez de alta
Areia grossa T,- Macigo ou com densidade desacelerante: deposigdo em

a granulos gradagdo normal massa dos grios (frictional freezing)
Coarse sand to granules Massive or normally graded High-density turbidity current, rapidly
deposited under upper flow regime

Carga e erosido
Loading and erosion

Figura 4.1: A Seqiiéncia de Bouma e os mecanismos de deposicio inferidos para os intervalos T, a
T, para uma corrente de turbidez de baixa densidade desacelerante (modificada por Pedreira et al.
2008, incorporando conceitos de Lowe 1982 e Mutti 1992, a partir de Pickering et al. 1986).

Com a evolugdo do conhecimento a respeito dos depdsitos turbiditicos, chegou-se
ao consenso de que a seqiiéncia de Bouma € utilizada apenas para descrever os turbiditos
classicos originados de correntes de turbidez de baixa densidade.

De acordo com Pedreira et al. (2008), o estudo dos processos atuantes nas correntes
de turbidez, principalmente as de alta densidade, responsdveis pelo transporte de grandes
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volumes de areias para as regides marinhas profundas, mostra que os turbiditos resultam de
mecanismos de transporte e deposi¢do mais complexos do que aqueles que deram origem a
seqiiéncia de Bouma.

Na concepg¢ao de Mutti (1992), o sistema turbiditico é uma unidade genética, isto &,
uma unidade estratigrafica que registra uma série de eventos erosionais e deposicionais
geneticamente relacionados que ocorreram na prética em continuidade estratigrafica e que
sao representados por elementos erosionais e deposicionais respectivamente.

O componente erosional estd localizado na por¢do superior do talude e representa a
principal fonte de sedimentos. Em contrapartida, o componente deposicional estd situado na
porcao descendente do talude onde os sedimentos removidos pelo processo erosional sdo
depositados através de fluxos gravitacionais.

Os sistemas turbiditicos sdo normalmente limitados por uma superficie basal
relativamente abrupta e por vezes erosional que estd correlacionada a uma superficie de
descontinuidade erosional (Mutti, 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 relacdes estratigraficas lateral e vertical existentes
entre as facies e as associacOoes de fdcies. Além disso, a maioria destes sistemas estd
propensa a 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 disposicdo vertical dos sedimentos sugerindo que houve diminui¢do no volume dos
fluxos gravitacionais no decorrer do tempo. Este processo leva ao empilhamento vertical de
diferentes elementos deposicionais o que indica a progressiva retrogradacdo do sistema.

O modelo classico associado a nova classificacdo de féacies que representam os
sistemas de sedimentacdo turbiditica e que tém sido empregados em diversos trabalhos
foram propostos por Mutti (1992). A classificagdo de fécies baseia-se no entendimento dos
processos sedimentares 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
associagdes de facies que resultam de diferentes configuragdes tectonicas.

Com base nas fei¢des geométricas e facioldgicas, Bruhn (1998) individualizou oito
tipos de depdsitos turbiditicos nas bacias da margem leste brasileira, que encontram-se
estratigraficamente posicionados conforme mostra a Figura 4.2.
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NIVEL DO MAR

BR, CRT, MRL, MLS
Z]

MEGASSEQUENCIAS:

- Megasseqiiéncia Continental Pré-Rifte
(Jurdssico Tardio a Neocomiano Inferior)
- Megasseqiiéncia Continental Rifte D
(Neocomiano Inferior a Aptiano Inferior)
TURBIDITOS: - Megasseqiiéncia Evaporitica Transicional E Carhonato
CC - Complexos de canais ricos em cascalho e areia (h.zpuam M"edm SA]?]::!;,O deéol)’o itica Ra
GSLc - Lobos confinados em calhas ricos e cascalho e areia - Wlegasseqiencia de Fataloriia Larbonatica Rasa - Evaporito
SLuc - Lobos ndo confinados ricos em areia (I\l;x[lblam Il_"lf:en_or;ﬂA]}Jnlﬁn?rMedw) . P
SLucd - Lobos ndo confinados ricos em areia cortados pelos canais - Mlegassequencia larl a o riaad s
SML - Lobos ricos em areia e argila (&lbiano T?!dlcl a Teyv:mnn Inferior) Coquina
AP - Cunhas ricas em cascalho e arela MR - Megasseqiiéncia Marirha Regressiva
(Tercidrio Inferior até o presente) Embasamento igneo
OUTROS DEPOSITOS DE AGUA PROFUNDA: S NGIEmsEo

DU - Depdsitos lacustres de fluxos de baixa densidade ricos em areia
DF - Depdsitos de fluxo de detritos ricos era areia e argila

BC - Depésitos de cormentes de fando azenosos [ ] RESERVATORIOS BRASILEIROS DE AGUA PROFUNDA

Folhelhos, siltitos
e margas

sd = dispiro de folhelho

Figura 4.2: Secdo geoldgica esquemadtica das bacias da margem leste brasileira (modificada de
Bruhn er al., 2003). Os principais tipos de depdsitos de dgua profunda estdo marcados em amarelo.
Os mais importantes reservatdrios turbiditicos da Bacia de Campos estdo marcados em vermelho:
Albacora Leste (ABL), Barracuda (BR), Caratinga (CRT), Jubarte (JUB), Marimbd (MA),
Namorado (NA), Roncador (RO) e Vermelho (VM).

De acordo com esta classificagdo de Bruhn, o reservatério turbiditico do Campo de
Namorado € do tipo GSLc, ou seja, lobos confinados em calha ricos em cascalho e areia.
Este tipo de deposito € caracterizado por conglomerados e arenitos de granulagdo média a
grossa que encontram-se confinados em calhas em decorréncia da diminui¢do da
subsidéncia ocorrida ao longo das falhas listricas e do processo erosivo causado pelas
correntes turbiditicas de alta densidade.

Os reservatérios GSLc sdo interpretados como turbiditos depositados rapidamente
por suspensdo causada pelas correntes turbiditicas de alta densidade (Lowe, 1982). Estes
reservatorios encontram-se intercalados com finas camadas de argilitos, sugerindo que
houve uma auséncia de acumulacio de sedimentos ao longo do tempo e/ou que os
sedimentos foram erodidos pelas correntes turbiditicas de alta densidade subseqiientes.
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CAPITULO 5 - MODELAGEM ESTOCASTICA

5.1. ASPECTOS GERAIS

A geoestatistica € uma drea que incorpora fendmenos geoldgicos com conceitos
estatisticos (espacializacdo da informagdo) com o intuito de quantificar e modelar a
variabilidade espacial das varidveis naturais. Ou seja, ela estabelece as relacdes espaciais
entre as varidveis, estimando seus valores nos locais ndo amostrados, e possibilita a
quantificacdo da incerteza espacial inerente a cada varidvel (Kelkar & Perez, 2002).

Segundo Chiles & Delfiner (1999), a estatistica é empregada porque as distribui¢des
de probabilidade sdo a forma mais significante para representar o intervalo de valores
possiveis de um parametro de interesse. Além disso, um modelo estatistico é bem adequado
para a aleatoriedade aparente das variagdes espaciais. A incorporacdo do prefixo "geo"
enfatiza o aspecto espacial do problema. Varidveis espaciais ndo sdo completamente
aleatérias mas normalmente exibem alguma forma estrutural, que reflete o fato de que
pontos préximos no espaco tendem a assumir valores préximos.

A geoestatistica baseia-se na teoria das Varidveis Regionalizadas (VR’s),
desenvolvida por Georges Matheron em 1965, que podem ser interpretadas como uma
funcdo que varia de um lugar a outro no espagco apresentando uma aparéncia de
continuidade, ou seja, sdo varidveis cujos valores sdo relacionados de algum modo com a
posicdo espacial que ocupam (Guerra,1988).

As VR’s podem ser consideradas varidveis aleatdrias espaciais. Aleatéria porque os
valores numéricos observados podem variar consideravelmente de um ponto a outro do
espaco; e espacial porque, embora sejam muito varidveis dentro do espaco, os valores
numéricos observados ndo sdo inteiramente independentes (Guerra, 1988). As facies e as
propriedades porosidade efetiva e saturacao de dgua, que serdo posteriormente modeladas
neste trabalho, sdo exemplos de VR’s.

De acordo com Chiles & Delfiner (1999), a geoestatistica tem a capacidade de
associar aleatoriedade com a varidvel regionalizada utilizando um modelo estocdstico no
qual a varidvel regionalizada € considerada como uma entre muitas possiveis realizagdes de
uma varidvel aleatoria.

Um fendmeno ou varidvel estocdstica caracteriza-se pela propriedade de que,
submetido as mesmas condi¢des, nem sempre leva a mesma realizacdo (ndo hé regularidade
deterministica), mas as diferentes realizacdes apresentam uma regularidade estatistica, ou
seja, eventos complexos envolvidos nos processos sedimentares (sedimentacdo, erosao,
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soterramento, compactacdo fisica, deformac¢do e cimentacdo por diagénese) conferem aos
reservatorios propriedades fisicas (porosidade e permeabilidade) que apresentam um
comportamento totalmente aleatério quando analisadas num conjunto pequeno de medidas,
porém a andlise estatistica de um nimero grande de medidas destas propriedades revela
uma regularidade no seu comportamento, o que permite modelar as suas distribui¢des
espaciais através da andlise geoestatistica de seus dados (Kronbauer, 2003).

A variabilidade espacial é uma fonte da incerteza espacial. De acordo com Chiles &
Delfiner (1999), a quantificacdo da incerteza espacial requer um modelo que especifique o
mecanismo no qual a aleatoriedade espacial é gerada. A aproximagdo mais simples € tratar
a varidvel regionalizada como deterministica e as posi¢cdes das amostras como aleatdrias,
assumindo por exemplo que elas sdo selecionadas de maneira uniforme e independente
sobre uma 4rea de referéncia.

Neste contexto, o objetivo da modelagem estocdstica estd em gerar uma distribuicao
que tenha um determinado nivel de variabilidade definido a priori e também reproduza o
padrio de correlacdo espacial desejado (Paraizo, 1993).

Nas proximas secdes serd realizada uma revisdo da fundamentacdo tedrica da
modelagem estocdstica, bem como dos métodos usualmente empregados na industria de
petréleo para modelar as heterogeneidades (distribuicdo facioldgica e das propriedades
petrofisicas) dos reservatdrios.

5.2. MODELAGEM ESTOCASTICA

A impossibilidade de modelar as heterogeneidades geoldgicas presentes em um
reservatério com leis fisicas deterministicas tem tornado atrativo o uso de técnicas
estocasticas para descrever e predizer as propriedades dos reservatérios (Haldorsen &
Damsleth, 1990).

As técnicas de modelagem estocédstica de reservatérios apresentam duas
caracteristicas (Omre et al. 1988 apud Dubrule 1993): possibilitam a elaboracdo de
modelos 3D mais realisticos das heterogeneidades do reservatdrio e permitem a geragdo de
vdarios 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 razdes principais para a
utilizacdo de técnicas estocdsticas para descrever reservatorios:

1°) Informagdes incompletas sobre as dimensdes, a arquitetura interna e a variabilidade das
propriedades das rochas em todas as escalas;
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2°) Complexa organizacgdo das ficies geoldgicas;

3°) Dificuldades para entender as variabilidades das propriedades das rochas e suas
estruturas em fungdo da posi¢do e dire¢do espacial;

4°) Desconhecimento das relagdes entre o valor da propriedade e o volume de rocha
utilizado para sua defini¢do (problemas com transferéncia de escala);

5°) Relativa profusdao de dados estiticos, como porosidade e permeabilidade, quando
comparados com dados dinamicos, como pressdo e saturagdo de fluidos (varidveis que
dependem do tempo);

6°) Conveniéncia e velocidade.

Dubrule (1989) subdividiu os métodos estocasticos em duas categorias. Os métodos
baseados em objetos (booleanos) geram a distribuicdo dos corpos no espaco, considerando
as informagdes estatisticas referentes a forma e dimensao. Estes métodos sdo muito uteis
nos estagios iniciais de produ¢do do campo quando os dados de pogos esparsos nao
permitem a descri¢do detalhada das heterogeneidades geoldgicas. J4 os métodos baseados
em seqiiéncia geram valores de uma propriedade em cada célula do grid, estando
relacionados as informagdes estatisticas que mostram as relagdes entre os valores
localizados na vizinhanca através do uso de variogramas ou da distribuicdo de
probabilidade condicional. Estes métodos sdo aplicados nos estdgios tardios do
desenvolvimento do campo quando o conhecimento detalhado das heterogeneidades torna-
se necessdrio e possivel de se estimar visto que hd muitos dados de pocos disponiveis.

Haldorsen & Damsleth (1990) individualizaram duas classes principais de modelos
estocasticos: discreta e continua. Os modelos discretos descrevem as feicdes geologicas de
natureza discreta, como a geometria dos corpos de areia e sua localizacdo (canais,
crevasses); distribuicdo e dimensdo dos folhelhos dispersos nas areias; a distribuigdo,
extensdo e orientacdo de fraturas e falhas; e modelagem de facies. Em todos estes casos, um
ponto no espago pertence a apenas um de um ntmero limitado de classes e o modelo
estocéstico controla como os valores da classe em cada ponto interagem. Por 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 os modelos continuos descrevem a distribuicdo espacial de um fendmeno que
assume valores distintos, mas t€m variagdo continua, tais como: propriedades das rochas
(permeabilidade, porosidade, saturacdo residual, argilosidade etc.), velocidades sismicas e
parametros dimensionais (topo e base do reservatério e contato 6leo-dgua). O modelo
estocéstico descreve: (1) nivel médio ou possiveis tendéncias lateral ou vertical para a
varidvel; (2) a variabilidade em torno da média; (3) qudo fortemente pontos vizinhos
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tendem a ter valores similares; e (4) a covariacdo das varaveis estudadas (caso haja mais de
uma varidvel), ou seja, como o conhecimento de uma varidvel melhora a predi¢do das
outras (Haldorsen & Damsleth, 1990).

Damsleth et al. (1992) discutem a possibilidade de se usar uma abordagem hibrida
para modelar reservatérios, combinando modelos discretos que descrevem as
heterogeneidades de grande escala (blocos da arquitetura sedimentoldgica das facies ou
unidades de fluxo) e modelos continuos dentro de cada classe, esses, por sua vez,
descrevendo a variacdo espacial das propriedades petrofisicas.

Alabert & Massonat (1990) aplicaram algumas técnicas geoestatisticas de simulacao
condicional para representar as heterogeneidades de um reservatdrio turbiditico complexo.
Estes autores utilizaram uma abordagem multi-etapas, na qual inicialmente modelou-se a
distribuicdo dos corpos sedimentares a partir da simulacdo seqiiencial de indicatriz e
posteriormente inferiu-se a variacdo da permeabilidade dentro das ficies geradas
anteriormente utilizando a simulacdo Gaussiana seqiiencial.

Alabert & Modot (1992) apresentam algumas técnicas estocdsticas usadas para
modelar as heterogeneidades internas dos reservatdrios. Estes autores individualizam tanto
as técnicas baseadas em objetos quanto aquelas baseadas em pixels e mostram que elas
podem ser utilizadas tanto para modelar as propriedades petrofisicas (como porosidade e
permeabilidade) quanto as feicdes geoldgicas que afetam o comportamento do fluxo dos
fluidos (como unidades genéticas, variagoes facioldgicas e falhas).

Dubrule (1993) sugere a utilizacdo de uma abordagem multi-etapas para a geracao
de modelos 3D das heterogeneidades do reservatorio, na qual inicialmente modela-se as
unidades genéticas (litofacies) do reservatério através de modelos discretos e,
posteriormente, simula-se a variagdo espacial dos parametros petrofisicos dentro de cada
unidade utilizando modelos continuos. Esta abordagem multi-etapas € realizada em quatro
etapas:

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

2°) Identificacao das unidades genéticas através da correlag@o entre pogos com o intuito de
reduzir as incertezas nos locais ndo amostrados;

3°) Modelagem das variagdes facioldgicas dentro das unidades genéticas;

4°) Distribui¢ao das propriedades petrofisicas no arcabougo deposicional/litolégico definido
nas etapas anteriores.
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Galli & Beucher (1997) apresentam uma revisdo dos métodos estocdsticos baseados
em pixels e em objetos freqiientemente utilizados para a caracterizacdo de reservatorios. Os
autores afirmam que as informacdes geoldgicas sdo pecas fundamentais para gerar modelos
estocasticos e que as simulagdes devem ser realizadas em duas etapas para melhor
representar as informacdes geoldgicas: primeiro modela-se a arquitetura geoldgica e depois
as propriedades de acordo com o arcabougo gerado.

5.3. METODOS BASEADOS EM PIXEL

As técnicas de simulacdo baseadas em pixel estdo fundamentadas em uma
discretizacdo fixa do volume do reservatério, geralmente um grid regular no qual assume-
se que as propriedades sdo homogéneas em cada célula (Alabert & Modot, 1992; Kelkar &
Perez, 2002). A flexibilidade destas técnicas permite que tanto as varidveis geoldgicas
quanto as petrofisicas possam ser modeladas, sendo que estas varidveis sdo consideradas
como uma fung¢ao do espago amostrada no grid.

O objetivo dos métodos baseados em pixel € extrair o maximo de informacgdo
possivel dos dados de pocos através da utilizagdo das distribui¢cdes univariada e bivariada
das propriedades do reservatério (Dubrule, 1989; Kelkar & Perez, 2002). A primeira
distribuicao refere-se as distribuicdes de probabilidade das varidveis, enquanto que a
segunda diz respeito as relagdes espaciais existentes entre as varidveis (variogramas).

De acordo com Deutsch (2002), a popularidade das técnicas baseadas em pixel
deve-se aos seguintes fatores: (1) os dados locais sdo reproduzidos através da modelagem:;
(2) os controles estatisticos (variogramas) requeridos podem ser inferidos a partir dos dados
de pocos limitados; (3) dados sismicos e tendéncias geoldgicas de larga-escala sdo tratadas
diretamente; e (4) os resultados mostram-se realisticos ao ambiente geoldgico onde nao ha
geometrias evidentes das facies geoldgicas, ou seja, quando as facies sdo diageneticamente
controladas ou onde os depdsitos originais das facies tém padrdes de variacdo complexos.

Segundo Kelkar & Perez (2002), a maior desvantagem dos métodos baseados em
pixel consiste em presumir que todas as propriedades do reservatdrio possam ser definidas
de forma conveniente com a discretizacdo do modelo em células. Esta suposi¢do nao pode
ser tomada como verdadeira quando se quer representar objetos geoldgicos com formas e
dimensdes complexas, visto que os métodos baseados em pixel ndo priorizam nem
reproduzem as fei¢des geométricas dos parametros modelados.

Simulacdo Seqiiencial de Indicatriz e Simula¢do Gaussiana Seqiiencial sao algumas
das técnicas baseadas em pixel mais utilizadas na industria do petréleo. De acordo com
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Alabert & Modot (1992), estas técnicas sdo fortemente sustentadas por um formalismo
probabilistico que modela a varidvel como uma func¢do aleatéria espacial.

As duas técnicas supracitadas foram empregadas neste trabalho para modelar a
distribuicao das féacies e das propriedades petrofisicas do Campo de Namorado que servirao
como base para a estimativa do volume de 6leo. A escolha destas técnicas deve-se a grande
quantidade de dados de pocos disponiveis na drea de estudo o que possibilita o
conhecimento de suas heterogeneidades. Nas secdes seguintes encontram-se descritas as
principais inferéncias sobre cada uma destas técnicas.

5.3.1. SIMULACAO SEQUENCIAL DE INDICATRIZ (SIS)

A simulagdo seqiiencial de indicatriz (SIS) € a técnica de simulagdo condicional
mais comumente empregada para modelar as distribuicdes facioldgicas (varidveis
discretas). Trata-se de uma técnica simples e flexivel, que permite modelar tanto varidveis
discretas quanto continuas, sem a necessidade de transformar os dados em uma distribui¢ao
normal.

A técnica de SIS, usada para simular as distribuicdes de facies, baseia-se no
formalismo da indicatriz (Alabert & Massonnat, 1990; Journel & Alabert, 1990; Alabert &
Modot, 1992; Galli & Beucher, 1997; Bahar & Kelkar, 1997; Deutsch, 2002), no qual cada
facies é codificada como uma varidvel binéria, chamada de varidvel indicatriz. Cada
varidvel indicatriz € definida pela sua freqii€ncia média e um variograma que caracteriza a
sua continuidade espacial (Alabert & Modot, 1992). A varidvel indicatriz, definida para
cada célula do grid, serd designada com o valor 1 se a correspondente facies (f ) estiver
presente em um dado local x e O se estiver ausente, conforme notagao:

1 se f estiver presente em x
0 se f estiver ausente em x

I (x) = { (5.1)

Bahar & Kelkar (1997) exemplificam o formalismo da indicatriz da seguinte forma:
para um sistema deposicional com quatro facies (f, f,, f3 e fy), um valor de indicatriz
correspondente a [0,1,0,0] pode ser interpretado como se a fécies f, estivesse presente
naquele local e as demais facies ausentes. Estes autores acrescentam que, em alguns casos,
a presenca ou auséncia de uma facies em determinado local é conhecida apenas segundo a
sua probabilidade de ocorréncia. Para inserir esta informacdo, o software é designado a
aceitar nao s6 os valores de 0 ou 1, como também a probabilidade de determinada facies
estar presente em dado local. Assim, considerando que o valor da indicatriz seja
[7,0.5,0.25,7], infere-se que ha 50% e 25% de chance das fécies f; e f3 existirem naquele
local, respectivamente, no entanto, nada pode ser inferido sobre as demais facies (Bahar &
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Kelkar, 1997). Esta identificacdo das facies sob o ponto de vista da sua probabilidade de
ocorréncia € bastante util para ajustar a incerteza decorrente da interpretacdao dos gedlogos.

Quando utiliza-se o formalismo da indicatriz para representar varidveis continuas,
como a porosidade, Alabert & Modot (1992) defendem que a discretizacdo prévia da
abrangéncia da variagdo desta varidvel deve ser definida. Neste caso, a codificacdo da
indicatriz € dada para cada valor limiar (z) que fornece uma distribuicdo de incerteza na
variavel (v). Assim, a indicatriz serd designada com o valor 1 se a varidvel estiver abaixo do
correspondente limiar em um dado local x e O se estiver acima, conforme notagao:

lsev<zemx
1) = {

Osev>zemx (5:2)

O algoritmo seqiiencial de indicatriz baseia-se em um processo iterativo no qual
cada ponto € simulado sucessivamente, levando em consideragdo tanto os valores dos dados
iniciais quanto aqueles previamente simulados (Emery, 2002). A sua funcionalidade pode
ser descrita de uma maneira simples (Alabert & Massonnat, 1990; Alabert & Modot, 1992):
uma fécies é simulada em um certo ponto x no qual nenhuma informagio é conhecida. A
principio estima-se a probabilidade condicional de cada facies estar presente no ponto x a
partir dos dados de ficies existentes na vizinhanca. Em seguida, a indicatriz simulada €
tracada randomicamente a partir da distribuicdo condicional estimada, cujo resultado € a
nova fécies simulada. O processo € repetido seqiiencialmente em outros locais até que todo
o dominio simulado seja preenchido. Nesta ultima etapa, o conjunto de dados
condicionantes inclui todas as simula¢des previamente realizadas.

Dentre as vantagens da modelagem de facies por indicatriz pode-se citar: a
flexibilidade de gerar vérios padroes de ficies independente do nimero de fécies
envolvidos; a possibilidade de condicionar os resultados aos dados de pogos e sismicos; a
incorporacdo de qualquer tipo de tendéncia; e a rapida velocidade da simulacdo
independente da quantidade de dados condicionantes.

Além disso, a SIS tem a possibilidade de modelar tanto padrdes de heterogeneidade
complexos, quanto padrdes de propor¢do e correlagdo espacial diferentes para cada facies
que foram amostrados ou inferidos no reservatério (Journel & Alabert, 1990; Alabert &
Modot, 1992). Esta flexibilidade provém da utilizagdo de um modelo de variograma para
cada varidvel indicatriz.

Dentre as suas limitagGes, Alabert & Modot (1992) enumeram: geracdo de
variogramas inconsistentes que, associados ao fato de que as probabilidades locais sdo
aproximadas, podem induzir tendéncias nas freqii€ncias geradas e impossibilitar a
reproducdo dos variogramas originalmente inferidos; impossibilidade de reproduzir
geometrias bem definidas; aumento na demanda computacional quando correlacdes
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cruzadas entre as indicatrizes sdo introduzidas. A indu¢do de tendéncias nas freqii€ncias das
facies podem ser reduzidas pelas curvas de propor¢ado vertical.

Embora o algoritmo SIS requeira a estimativa de cada func¢do de densidade
cumulativa local de todos os valores previamente simulados, na pritica apenas aqueles
valores localizados na vizinhanga do local a ser estimado sdo retidos (Emery, 2002). Ou
seja, utiliza-se uma vizinhanga movel para simular um dado né. Este procedimento faz com
que a variabilidade espacial ndo seja reproduzida com perfei¢ao, principalmente quando se
considera longas distancias.

5.3.2. SIMULACAO GAUSSIANA SEQUENCIAL (SGS)

A simulacdo Gaussiana seqiiencial (SGS) € a técnica de simulac¢do condicional mais
comumente empregada para a modelagem das propriedades petrofisicas (varidveis
continuas) dos reservatorios. Trata-se de uma técnica simples e flexivel (Deutsch, 2002;
Emery, 2004), que requer para a sua execucdo histogramas e variogramas provenientes dos
dados de entrada (Alabert & Modot, 1992).

De acordo Chiles & Delfiner (1999) e Emery (2004), uma funcdo aleatéria Y(x) é
dita ser multigaussiana se toda e qualquer combinacdo linear de seus valores tiver uma
distribuicdo normal (Gaussiana). Particularmente, a distribuicdo prévia de todo valor é
normal, embora isto ndo seja uma condicdo suficiente. Esta funcdo aleatéria, também
chamada de campo Gaussiano aleatério, € totalmente determinada pelos seus momentos de
primeira e segunda ordem (média e variancia). Em seguida, assume-se que estes momentos
sdo estaciondrios, ou seja, com mobilidade invariante. Desta forma, a média € definida
como sendo zero e a variancia um, para que a distribuicdo espacial seja caracterizada pelo
variograma.

Segundo Oliveira (1997), no algoritmo de simulacdo Gaussiana seqiiencial, cada
varidvel € simulada seqiiencialmente de acordo com a sua fun¢do de distribui¢do acumulada
condicional Gaussiana, caracterizada através de um sistema de krigagem. A cada etapa, os
dados condicionantes sdo todos os valores originais somados a todos os valores
previamente simulados que se encontram dentro de uma vizinhanga da posi¢do a ser
simulada.

O algoritmo de SGS pode ser sintetizado nas seguintes etapas (Deutsch, 2002):
1°) Transformagao dos dados originais em uma distribuicdo Gaussiana (normal);

2°) Realizacao da krigagem, em um dado local, para obter a estimativa krigada e a variancia
da krigagem correspondente;
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3°) Tracar um dado residual aleatério que segue uma distribui¢do 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 predi¢des futuras esteja correta. Esta € a idéia principal da simulagao
seqiiencial, isto €, 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 aleatéria. Nao ha nenhum requerimento tedrico
para uma ordem ou caminho aleatdrio, no entanto a prética tem mostrado que um caminho
regular pode induzir a resultados imprecisos;

7°) Transformar de volta todos os dados e valores simulados quando o modelo for
totalmente visitado, ou seja, quando todos os nés do grid forem simulados;

8°) Gerar realizacdes repetindo o processo com diferentes sementes de nimeros aleatdrios.
Uma semente diferente conduz a uma seqii€éncia diferente de nimeros aleatérios e, como
conseqiiéncia, diferentes caminhos aleatérios e diferentes dados residuais para cada né
simulado.

Devido a sua simplicidade, o algoritmo de SGS apresenta as suas maiores
limitagcdes. De acordo com Alabert & Modot (1992), toda a informagdo referente a
distribuicao espacial dos dados € representada por um tnico variograma, o que faz com que
o modelo Gaussiano seja incapaz de reproduzir padroes de heterogeneidades complexos
(por exemplo, padrdes de continuidade espacial muito diferentes para os valores altos e
baixos de uma dada varidvel). Estes autores acrescentam que a propriedade de entropia
maxima (desordem espacial imposta pelo variograma) do modelo Gaussiano confere uma
sistemadtica destruicdo dos valores extremos que pode influenciar as previsdes de produgao.
Como todas as técnicas baseadas em pixel que apdiam-se na estatistica de dois pontos, as
simulacdes gaussianas sdo incapazes de reproduzir geometrias bem definidas.

Outra limita¢do apontada por Emery (2004) 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 o nimero de dados condicionantes. Este processo
envolve ndo apenas os dados iniciais, mas também todos os valores previamente simulados.
Para solucionar este problema adota-se uma vizinhanga mével, em vez de tnica, para a
simulacdo de um dado né. Com este procedimento, apenas um nimero maximo pré-
especificado de valores condicionantes € procurado préximo desta vizinhanca. Em geral, o
efeito de filtragem dos valores proximos € parcial, portanto a vizinhanca mdvel envolve

uma perda de acuricia.
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CAPITULO 6 - CARACTERIZACAO DE FACIES E PARAMETROS
ASSOCIADOS

6.1. ASPECTOS GERAIS

Nos estudos de reservatérios, a caracterizagcdo das facies sedimentares e o
entendimento da distribui¢do no espaco dos seus parametros petrofisicos (como porosidade
e saturacdo) sdo etapas fundamentais para o desenvolvimento e gerenciamento de campos
petroliferos.

De acordo com Ninci (2008), a definicado da fécies constitui uma das primeiras
etapas do estudo de um reservatério, de modo que as acOes subseqiientes dependem da
precisdo e da qualidade desta caracterizacdo. A partir da defini¢do das facies sedimentares é
possivel, por exemplo, compreender a geometria dos depdsitos turbiditicos e,
conseqiientemente, elaborar um modelo deposicional que represente estes depdsitos.

Na caracterizacdo de reservatodrios, a primeira distingdo que se faz é baseada na
individualizacdo das facies em dois grandes grupos, reservatérios e nao-reservatorios,
procurando identificar as caracteristicas petrofisicas que controlam o comportamento dos
fluidos em cada fécies.

Segundo Cosentino (2001), existem duas maneiras de realizar a classificacdo de
facies. Elas podem ser definidas nos testemunhos, através das descricdes das feicoes
litoldgicas, deposicionais e petrofisicas das rochas, para posteriormente serem relacionadas
aos perfis geofisicos a partir do reconhecimento de um registro do perfil para cada facies
(como foi realizado nesta dissertacdo). Ou as facies podem ser definidas a partir dos
registros dos perfis e posteriormente correlacionadas aos dados de testemunhos por meio de
técnicas estatisticas.

Assim, enquanto o termo litofdcies refere-se a observacdo direta da rocha em
testemunhos, afloramentos e amostras de calha, a fim de se individualizar a rocha de acordo
com sua litologia, cimentacdo, granulometria e presenca de fluidos, o termo eletroficies diz
respeito ao reconhecimento indireto das facies a partir dos perfis geofisicos de pocos, sendo
cada fécies distinguida pelo comportamento das curvas de raios gama e porosidade neutrao,
por exemplo (Albuquerque, 2006).

Para Rosa (2006), a caracterizagdo 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 litoldgicos e, posteriormente, atribui-los a todo o intervalo perfilado, tendo como
resultado a interpretacao litoldgica de toda a sec@o coberta por perfis.

Desta forma, a interacdo rocha-perfil configura uma ferramenta eficaz para a
caracterizacdo de facies e dos atributos petrofisicos a elas associados. As delimitagdes de
topo e base, a defini¢ao de facies e o cdlculo dos parametros porosidade efetiva e saturagao
de 4gua descritos neste capitulo baseiam-se, portanto, nas andlises das informagdes dos
testemunhos e dos registros dos perfis geofisicos.

6.2. PERFIS GEOFISICOS

A Perfilagem Geofisica é obtida na etapa de perfuracdao de um pogo, que fornecerad,
posteriormente a andlise, o registro dos atributos do reservatdrio resultantes da interagao
fluido-rocha. Ou seja, ela € a representacdo grafica das propriedades fisicas das rochas
atravessadas ao longo de um pogo em relacio a profundidade.

De acordo com Girdao Nery (2004), as rochas podem ser identificadas em func¢ao de
suas propriedades elétricas (condutividade elétrica, polarizacdo induzida, constante
dielétrica ou potencial eletroquimico natural), acisticas (velocidade de propagagdo ou
tempo de transito de ondas eldsticas compressionais ou cisalhantes), radioativas
(radioatividade natural ou induzida), mecdnicas, térmicas etc., que sdo obtidas através dos
sinais registrados pelos sensores do equipamento de perfilagem. Os dados registrados pelos
perfis possibilitam que as propriedades petrofisicas sejam inferidas.

Os perfis geofisicos de pogos constituem-se em uma das mais importantes
ferramentas exploratérias devido ao fato de auxiliarem na aquisicdo de parametros
petrofisicos, litologicos, estruturais e estratigraficos.

6.2.1. PERFIL DE RA10S GAMA (GR)

O perfil de raios gama (GR) constitui o registro das ondas eletromagnéticas de alta
energia que sdo emitidas naturalmente pelos minerais radioativos presentes nas formacoes.
A maior parte da radiacdo gama encontrada na natureza provém dos is6topos radioativos de
potéassio (K*) e dos elementos radioativos das séries de Uranio (U*) e Thério (Th*?)
(Girdo Nery, 2004).

De acordo com Rider (2002), a caracteristica principal dos raios gama consiste na
sua capacidade de perder energia conforme atravessa as formagdes rochosas devido as
colisdes com os elétrons, em um processo conhecido como Efeito de Espalhamento
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Compton. Assim, apés sucessivas perdas de energia, os raios gama sdo absorvidos pela
formacao através do Efeito Fotoelétrico.

O objetivo principal da ferramenta de raios gama consiste em distinguir as camadas
geoldgicas com altas e baixas radioatividades de forma a determinar o teor de
argilominerais presente em cada uma delas. Dentre as rochas sedimentares, os folhelhos e
as argilas sdo os que apresentam maior radioatividade devido a presenca do K* e a
habilidade de reter os fons metdlicos do U e do Th*’. A combinacdo destes trés
elementos fornece aos folhelhos uma radioatividade entre 75 e 150 °API. Segundo Girdo
Nery (2004), esta alta radioatividade dos folhelhos estd relacionada ao seu alto teor de
matéria organica e a sua capacidade de realizar trocas idnicas com as solucdes intersticiais

do meio ambiente onde foram depositados.

Embora saiba-se que as rochas areniticas apresentam baixos valores de
radioatividade, os arenitos do Campo de Namorado por serem arcoseanos possuem valores
andmalos de raios gama. Os altos valores de GR também sdo encontrados nos arenitos
liticos e conglomerados polimiticos que podem apresentar em sua composicao fragmentos
provenientes de rochas igneas e/ou metamorficas que sao naturalmente radioativas.

De acordo com Girdo Nery (2004), a curva do perfil de raios gama pode configurar
um bom indicador das condicdes deposicionais desde que a radioatividade seja resultante
apenas da presenca de argilominerais. Por exemplo, nas camadas onde a curva apresenta
aspecto de sino infere-se uma granodecrescéncia ascendente.

A quantificacdo do volume de argila presente nas rochas, a correlagdo estratigrafica
entre pocos vizinhos e a identifica¢do de inconformidades configuram outras aplicagdes dos
perfis de raios gama.

6.2.2. PERFIL DE DENSIDADE DA FORMACAO (RHOB)

O perfil de densidade (RHOB) constitui o registro continuo das variagdes de
densidade das rochas atravessadas por um poc¢o (Girdo Nery, 1990). Segundo Rider (2002),
a densidade da formacgdo corresponde a densidade dos minerais que formam as rochas
(matriz) e ao volume dos fluidos nela confinados (porosidade).

O principio de funcionamento deste perfil consiste na emissdo de raios gama de
média energia para dentro da formacdo a partir de uma fonte radioativa de Césio 137. Os
raios gama colidem com os elétrons da formacdo, transferindo parte de sua energia para
eles (Efeito de Espalhamento Compton). As colisdes ocorrem de acordo com o nimero de
elétrons que a formacdo contém, o que faz com que a resposta do perfil de densidade seja
correspondente a densidade de elétrons da formacao.
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O perfil de densidade tem como principais aplica¢des a quantificagdo da porosidade
das formagdes sedimentares, a identificacdo de minerais de origem evaporitica, a detec¢ao
de zonas de gas, a determinagdo da densidade dos hidrocarbonetos, a avaliacdo de arenitos
argilosos e litotipos complexos, entre outras (Schlumberger, 1989). Algumas destas
medi¢des devem ser realizadas em conjunto com o perfil neutrdo para obter uma maior
eficiéncia na interpretacao.

De acordo com Rider (2002), as densidades dos litotipos mais comuns (Tabela 6.1)
ndo sdo determinadas de forma precisa devido a grande variagdo na composi¢do e textura.
Os folhelhos e argilitos possuem densidades variando entre 1,8 e 2,7 g/cm3 devido a fatores
como compactagdo, idade e composi¢ao

Tabela 6.1: Densidades dos litotipos e fluidos mais comuns (Rider, 2002).

LITOTIPO VARIA(;AO (g/cm?) MATRIZ (g/cm?)
Folhelhos e Argilitos 1,8-2,75 Varia (média 2,65-2,7)
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 dos demais minerais que as constituem. Assim, os arenitos podem apresentar em
sua composi¢do feldspatos (2,52-2,53 g/cm3), micas (2,65-3,1 g/cm3) e fragmentos liticos
(densidade varidvel), 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 dgua). De acordo com Girdo Nery (2004), este tipo de
perfil mede a radioatividade induzida artificialmente por meio do bombardeio das rochas
com néutrons de alta energia ou velocidade.

Os néutrons sdo particulas subatdmicas destituidas de carga elétrica que possuem a
mesma massa que os dtomos de hidrogénio e que interagem com as formagdes através dos
processos de colisdo e absorcao (Schlumberger, 1998; Rider, 2002; Girdo Nery, 2004).

Segundo Girdo Nery (2004), os néutrons sdo bombardeados nas camadas adjacentes
ao pog¢o, onde sucessivas e multiplas colisdes eldsticas com os dtomos da formacdo fazem
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com que os 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 nucleos de hidrogénio. Este processo de
colisdo cessa quando os néutrons passam a expressar as mesmas velocidade e energia
presentes na formacao, difundindo-se aleatoriamente até que sejam absorvidos pelo nicleo
de qualquer atomo o qual torna-se excitado e emite raios gama de alta energia
(Schlumberger, 1998; Rider, 2002; Girao Nery, 2004).

As principais aplicacoes do perfil neutrOnico envolvem a determinacdo da
porosidade, a interpretacdo dos litotipos e a detec¢do de zonas contendo hidrocarbonetos
leves ou gés nas rochas reservatorios, sendo que esta ultima aplicacdo € mais eficiente
quando realizada em conjunto com os perfis de densidade e sOnico.

De acordo com Girdo Nery (2004), as formagdes que possuem 0S Seus poros
preenchidos por gias ou hidrocarbonetos leves apresentardo um contraste entre as
porosidades medidas pelos perfis neutrdo, densidade e sonico. Isto ocorre porque os gases e
hidrocarbonetos leves possuem um indice de hidrogénio por unidade de volume de rocha
inferior aquele verificado na dgua e no 6leo. Assim, enquanto a leitura dos perfis densidade
e sOnico apresentardo altos valores de RHOB e DT em uma zona com gas, o perfil
neutronico registrara valores baixos de NPHI, sendo valida a relagdo ®nppp < Oruop para as
medidas de porosidade nesta zona.

N

Com relacdo a presenca de argila na formacdo devido ao alto teor de dgua
adsorvida, Girao Nery (2004) diz que a porosidade registrada nas rochas argilosas € maior
do que nas rochas limpas, o que pode ser expresso pela relagdo Onpyr > Pryos. Em
contrapartida, a leitura da porosidade nos perfis neutrdnico, densidade e sonico nas rochas
limpas ou com zonas de agua ¢ praticamente igual, ou seja, @npyr = Pryop = Ppr.

6.2.4. PERFIL SONICO (DT)

O perfil sonico (DT) corresponde ao registro continuo do tempo de transito do sinal
sonoro quando este atravessa a formacgao. Segundo Girdo Nery (2004), a determinacdo do

sz 7

tempo gasto pelo som para percorrer um determinado espago da formagdo € util para

quantificar o conteido de fluido nas rochas. Ou seja, o perfil sonico € utilizado para
determinar a porosidade efetiva do reservatério.

O principio de funcionamento deste perfil consiste na emissdo por um transmissor
de pulsos sonoros compressionais que se difundem na formacgdo e sdo captados por dois
receptores acusticos que registrardo os sinais recebidos pela formagdo. Desta forma, o
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equipamento de perfilagem mede a diferenca do tempo gasto pelo som (tempo de transito)
entre os dois receptores, ou seja, o inverso da velocidade de propagacao.

O intervalo de tempo de transito para uma dada formagdo dependerd tanto do
litotipo quanto da porosidade. Assim, considerando que as rochas A e B apresentam
caracteristicas similares, aquela que contiver maior quantidade de fluidos dentro de seus
poros devido a maior separacdo entre os graos (maior porosidade) apresentard um tempo de
transito maior do que aquela com menor volume de fluidos (graos mais préximos, portanto
menor porosidade). Além disso, o intervalo de tempo de transito € maior nas rochas menos
densas, auxiliando na diferenciacdo entre os tipos de rochas (Tabela 6.2).

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

LITOTIPO TEMFO 1():35 ;‘;ANSITO VELOCIDADE (ft/s)

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

Oleo 238 4.200

Gis 626 1.600

Agua (doce) 200 5.000

A presenca de argila e hidrocarbonetos nas formagdes € outro aspecto a se
considerar nos perfis sOnicos. Segundo Girdo Nery (2004), a presenca de argila nas
camadas permoporosas aumenta a quantidade de dgua intersticial (comparadas aquelas
limpas ou sem argila), atenuando a velocidade do som e aumentando o tempo de transito
registrado. Com relacdo as camadas portadoras de hidrocarbonetos, também verifica-se um
aumento no tempo de transito devido ao fato do 6leo e do gds serem menos densos que a
agua.

No entanto, o perfil sOnico apresenta algumas limitacdes nas medi¢des da
porosidade. Como este perfil s6 registra a porosidade intergranular, a porosidade
secunddria, como as cavidades tipicas de rochas carbonaticas, é calculada de forma errada.
Outro erro verificado neste perfil € que, em pocos com didmetro muito grande, o tempo de
transito pode ser elevado, ndo tendo relagdo com a porosidade da formacao.
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6.2.5. PERFIL DE INDUCAO (ILD)

O perfil de inducdo (ILD) consiste em registrar a capacidade de uma determinada
formagdo em conduzir corrente elétrica. Como a condutividade € o inverso da resistividade,
este perfil também registra a resisténcia da formacao na passagem desta corrente elétrica.

De acordo com Rider (2002), apesar das rochas serem isolantes, elas possuem poros
ou cavidades que podem ser preenchidos por fluidos que sdo condutores. Este € o caso, por
exemplo, das 4guas saliferas que apresentam alta condutividade e baixa resistividade. As
formacdes que apresentam seus espagos porosos preenchidos por hidrocarbonetos, por sua
vez, irdo apresentar altos valores de resistividade.

Desta forma, a principal aplicacdo do perfil de inducdo consiste na identificacdo de
camadas que contenham hidrocarbonetos. Em termos quantitativos, este perfil é usado para
identificar zonas saturadas em 6leo a partir do calculo da saturacdo de dgua e para definir o
contato 6leo-agua (Rider, 2002). Com relacdo as aplicagcdes qualitativas do perfil podem-se
citar as correlagdes poco a pogo e a identifica¢do do tipo de rocha e do tipo de fluido.

Como dito anteriormente, as rochas s@o caracterizadas por ndo conduzirem
eletricidade, porém a sua textura e a geometria e conexao de seus poros podem influenciar
na sua resistividade. Assim, as rochas que apresentam uma estrutura facilitadora a
passagem de fluidos, permitirdo a conduc¢do de mais corrente do que aquelas que
apresentam uma estrutura cadtica. Este comportamento das rochas é chamado de Fator
Resistividade da Formacdo (F) e por depender tanto da forma como do tamanho e sele¢ao
dos graos, estd intimamente relacionado com a porosidade da formagao.

Outro aspecto a se considerar neste tipo de perfil condiz ao cardter condutivo das
argilas quando estas fazem parte das formagdes. Na presenca de dgua, a superficie das
camadas de argila torna-se 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 argilosos e folhelhos é complexo, pois depende da resistividade do
fluido que a percola. Além disso, quando as argilas estdo presentes, o fator resistividade-
formacdo deixa de ser constante. Assim, quanto maior a resistividade do fluido, maior a
condutividade das argilas que fardo com que F diminua. Embora se saiba que as zonas de
6leo possuem resistividades muito altas, o cardter condutivo das argilas torna as
resistividades dos arenitos argilosos saturados em 6leo bastante baixas.
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6.3. ESTUDO DE FACIES DO CAMPO DE NAMORADO

Nos udltimos anos, diversos trabalhos tém sido realizados no ambito da
caracterizacdo de fdcies por meio das andlises de testemunhos e de perfis geofisicos de
pocos. As descricdes macroscopicas dos testemunhos fornecem informagdes detalhadas dos
litotipos identificados e, por isso, tendem a definir uma quantidade elevada de facies devido
a grande variacdo de cores, texturas, granulometria, feicdes sedimentares e mineraldgicas,
presenca de cimento ou fluidos etc.

Este fato pode ser comprovado pelo trabalho desenvolvido por Zarpelon et al. (1997
apud Barboza, 2005) que, a partir da descri¢cdo macroscopica dos testemunhos recuperados
do Campo de Namorado e tomando como base os seus atributos deposicionais, diagenéticos
e estruturais, define vinte e uma litofacies.

No entanto, essa caracterizacdo minuciosa de facies muitas vezes dificulta a
correlagdo entre as informagdes litoldgicas provenientes de testemunhos e aquelas
decorrentes de interpretacdes de perfis geofisicos de pogos, fazendo-se necessario a
defini¢do de associagdes de facies com o intuito de auxiliar nesta correlagdo rocha-perfil.

Em seus trabalhos, Souza Jr. (1997) e Barboza (2005) definiram sete associacdes de
facies (Quadro 6.1) baseadas nas descricdes 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 propostas por Homewood et al. (1992): (1)
observacdo das ficies sedimentares; (2) deducdo dos processos de deposicdo; (3)
identificacdo das associacdes de facies; (4) determinacdo dos ambientes de sedimentacgao; e
(5) construcao do modelo sedimentoldgico.

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

ASSOCIACAO DE FACIES

Souza Jr. (1997) Barboza (2005) Descricao
Fl1 L1 Conglomerados e Arenitos Conglomerdticos
F2 L2 Arenitos Macicos e Estratificados
F3 L3 Turbiditos de Bouma em Camadas Espessas
F4 L4 Turbiditos de Bouma em Camadas Finas
F5 L5 Conglomerados Suportados pela Matriz
F6 L6 Escorregamentos
F7 L7 Lamitos

Em seu trabalho, Rosa (2006) correlaciona as informacoes litoldgicas provenientes
de testemunhos com aquelas oriundas das interpretacdes de perfis geofisicos de pocos,
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utilizando a andlise estatistica multivariada. Esta correlacdo foi aplicada para trés pocos
testemunhados do Campo de Namorado (NAO1A, NAO2 e RJS42) tomando quatro perfis
como varidveis quantitativas (GR, RHOB, NPHI e DT).

Rosa (2006) analisou os perfis de pocos e dados de testemunhos em dois enfoques:
andlise qualitativa e andlise de agrupamento de dois, trés e quatro grupos. A partir da
andlise discriminante, definiu qual método era mais adequado para cada poco bem como o
ndmero de facies identificadas.

Em trabalho posterior, Rosa et al. (2008) correlacionaram as informacdes de rocha e
perfil a partir da estatistica multivariada (andlises de agrupamento e discriminante) e,
considerando os resultados que obtiveram menores desvios, definiram cinco eletroficies
(arenito, arenito argiloso, arenito cimentado, carbonato e folhelho) para o Campo de
Namorado.

Albuquerque et al. (2005) e Albuquerque (2006) também utilizaram as andlises de
agrupamento e discriminante para modelar as eletrofacies do Campo de Namorado. Nestes
trabalhos foram identificados quatro agrupamentos de eletrofacies que correspondem as
seguintes descri¢des de testemunhos:

(1) Reservatorios de Primeira Classe = correspondem a arenitos com O6leo e pouca
cimentacdo, em sua maioria, arenitos de granulometria média a grossa, conglomerados e
folhelhos com 6leo.

(2) Reservatorios de Segunda Classe = sao arenitos pouco cimentados e com boa
porosidade, folhelhos, carbonatos e interestratificagdes de folhelhos e carbonatos.

(3) Reservatorios de Terceira Classe = consistem em sua maioria de folhelhos com o6leo,
folhelhos, carbonatos e arenitos cimentados.

(4) Nao-Reservatorios = caracterizados por folhelhos, em sua maioria, margas, arenitos e
folhelhos finamente interestratificados, arenitos com 6leo e baixa porosidade.

Outros trabalhos de destaque na caracterizagdo de eletrofacies sdo os desenvolvidos
por Ninci (2006 e 2008). No primeiro trabalho, empregando a técnica de correlagdo
estratigrafica a partir dos perfis geofisicos, Ninci delimitou os intervalos reservatério e ndo-
reservatorio e posteriormente definiu trés eletrofécies.

Ja no segundo trabalho, Ninci integrou os dados de perfis geofisicos (GR, RHOB e
NPHI) com as descricdes de testemunhos através da técnica de logica fuzzy para
individualizar as eletrofacies. Os dados disponiveis nos testemunhos foram agrupados de
acordo com os critérios da 16gica nebulosa visando a sua otimizagdo. Esses critérios

47



consistiram em agrupar na mesma classificacdo litotipos com granulometria e constitui¢ao
semelhantes. Assim, foram definidos quatro grupos:

Y Grupo 1 = contém ficies formadas apenas por arenitos, sem intercalacdes com outras
litologias e cimentag¢do predominante.

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

Y Grupo 3 = a terceira classificacdo considerou apenas arenitos e folhelhos que contém
carbonatos em sua constitui¢do (ficies cimentadas e margas).

Y Grupo 4 = composto por ficies com predominancia de sedimentos muito finos, como
silte e argila, sendo considerados como nao-reservatorio.

6.4. DELIMITACAO DE TOPO E BASE

A delimitacdo do topo e da base (Figura 6.1) do reservatério do Campo de
Namorado foi realizada através da andlise do comportamento das curvas dos perfis RHOB,
NPHI e GR dos 54 pocos disponiveis para a execucao deste trabalho.

O topo do reservatdrio encontra-se logo abaixo do marco radioativo (marco verde)
que é expresso pelos altos valores registrados pelo perfil de raios gama (acima de 65 °API).
O marco verde corresponde ao intervalo peldgico formado por folhelhos radioativos que,
segundo Souza Jr. (1997), t€ém sua formacgdo relacionada tanto a superficie transgressiva
quanto a de inunda¢do maxima em funcdo da condensacdo da seqiiéncia transgressiva nas
por¢des mais distais da drea de sedimentacao na bacia.

Desta forma, o limite superior do reservatério é marcado pela queda brusca nos
valores de GR indicando o contato entre arenitos e folhelhos. A ocorréncia de arenitos no
topo do reservatdrio também pode ser verificada a partir da andlise conjunta dos perfis
neutrdo e de densidade, na qual se observa que o intervalo apresenta altos valores de NPHI
e baixos valores de RHOB.

Ja a base do reservatoério é marcada por uma superficie de descontinuidade (erosiva)
que separa o sistema turbiditico do Campo de Namorado do substrato carbondtico que, de
acordo com Souza Jr. (1997), é composto por calcilutitos e margas intercalados com os
depdsitos de escorregamentos (slumps) e de fluxo de detritos (debris flows).

Assim, o limite inferior do reservatério € identificado pelo aumento acentuado nos
valores de RHOB (alta densidade) e diminui¢do nos valores de GR (baixa argilosidade) que
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sdo caracteristicos da ocorréncia de depodsitos carbondticos. Ou seja, a base € identificada a
partir do contraste de densidade e radioatividade entre os arenitos turbiditicos e os
carbonatos de plataforma (Souza Jr., 1997).
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Figura 6.1: Delimitacdo de topo e base do pogo NAO1A com base nos perfis geofisicos. Legenda:
(—) NPHIL, (—) RHOB e (—) GR.



As cotas de topo e base dos 54 pocos analisados neste trabalho e definidas a partir
dos perfis geofisicos encontram-se no Apéndice A.

6.5. DEFINICAO DE FACIES

O método proposto neste trabalho para a definicdo das facies do Campo de
Namorado baseia-se na associacdo das 29 litofacies descritas na ANASETE e nas andlises
dos perfis geofisicos de pocos a partir dos quais atribuiu-se valores a cada uma das
associagdes de facies através da aplicacao de uma fung¢ao logica.

A associacdo qualitativa das 29 facies descritas nos 14 pocos testemunhados foi
realizada de acordo com critérios geoldgicos (granulometria, constituicdo mineraldgica,
feicoes sedimentares etc.) e diagenéticos (cimentacdo), com o intuito de representar as
litofacies mais caracteristicas do Campo de Namorado. Assim, considerando as
caracteristicas fisicas e composicionais descritas nos testemunhos e observando a
distribuicdo das facies em cada pogo (Apéndice B), definiu-se cinco associacdes de facies,
a saber: arenito, arenito argiloso, arenito cimentado, folhelho e carbonato.

Rosa et 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 estes autores. Além disso, a
facies 20 (folhelho siltico com niveis de marga bioturbada) foi classificada por Rosa et al.
(2008) como folhelho, enquanto neste trabalho ela foi inserida na facies carbonato.

O Quadro 6.2 correlaciona a associacdo de facies proposta neste trabalho com as
litofacies descritas pela Petrobras. As descricdes de cada associacdo de facies que se
seguem foram compiladas da ANASETE.

Quadro 6.2: Correlacio entre a associagdo de facies proposta neste trabalho e as litofacies descritas
pela Petrobras de acordo com as informacdes dos testemunhos (ANASETE).

ASSOCIA(;AO DE FACIES LITOFACIES - PETROBRAS
Arenito Facies 4,5,6,7,8 e 27
Arenito Argiloso Facies 3, 10, 11, 15, 19, 22 ¢ 28
Arenito Cimentado Facies 9, 21 e 23
Carbonato Facies 1, 2, 13, 17, 18, 20, 25 € 26
Folhelho Facies 12, 14, 16, 24 ¢ 29

N

A ficies Arenito (Figura 6.2-A) corresponde a arenitos arcoseanos e
conglomerados polimiticos que apresentam boa porosidade e indicios elevados de conter
hidrocarbonetos. Os arenitos podem apresentar-se bem selecionados, com aspecto maci¢o
e, as vezes, com gradacdo cauda grossa ou incipiente (fdcies 8); amalgamados em camadas
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de até 3m, cuja base é constituida por arenitos conglomerdticos que gradam em dire¢do ao
topo para arenito grosso a médio (fdcies 6); e em camadas de até Im de espessura com
trend de gradagdo normal (base constituida por areia grossa a média e topo com areia fina)
e laminagdes plano-paralelas (fdcies 7). J& os conglomerados polimiticos apresentam
clastos de diversas fontes (granito, folhelho, carbonatos etc.) e matriz arenosa a quartzo-
feldspatica (fdacies 4).

N

A facies Arenito Argiloso (Figura 6.2-B) corresponde a arenitos associados a
rochas peliticas que apresentam uma porosidade regular e indicios moderados de conter
hidrocarbonetos. Estes arenitos podem apresentar-se em camadas de areia fina a média,
argilosa e intensamente bioturbada (fdcies 15); com intercalagdes de até 1m de arenito
médio gradando a arenito fino com ripples e folhelhos, representando toda a Seqii€ncia de
Bouma (fdcies 10); em camadas finas de arenito com laminac¢des plano paralelas e ripples
que grada para siltitos e folhelhos, representando o intervalo Tycq. da Seqiiéncia de Bouma
(fdcies 11); como arenitos arcoseanos com graos de glauconita dispersos e bioturbagdes
(fdcies 19); e com arcaboucgo desagregado suportado por matriz siliciclastica areno-lamosa,
com fei¢cdes de deformagdo e constituido por cascalho de matriz litica (fdcies 3).

A facies Arenito Cimentado (Figura 6.2-C) corresponde a arenitos médios cujo
espaco poroso encontra-se totalmente cimentado, ndo contendo, portanto, indicios de
hidrocarbonetos. Os arenitos deste grupo podem apresentar-se em niveis e lentes
descontinuas menores que 1m e intercalados com facies arenosas porosas (fdcies 9); e com
feicoes de deformacdo interna do tipo escorregamento e clastos com arranjo desordenado,
mal selecionados e angulosos aparentando aspecto brechéide (fdacies 21).

N

A ficies 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 apresentar-se com 35 a 50% de CaCOj e bioturbagdes
(fdcies 17); com intercalacao de siltito argiloso e marga hemipeldgica e raros niveis areno-
siltosos com climbing (fdcies 13); como conglomerados e brechas carbondticas com
arcabouco do tipo grainstone/wackestone € matriz constituida por lama carbonética (fdcies
2); em camadas de até 1m com intercalacdes de calcilutito, marga e folhelho e com fei¢des
de escorregamento (fdcies 1); com intercalacdes ritmicas de calcilutito, marga e folhelho
em camadas de até 1m de espessura, ricas em plantdnicos (fdcies 18); e com intercala¢des
de folhelhos e margas muito bioturbadas (fdcies 20).

N

A féacies Folhelho (Figura 6.2-E) corresponde a rochas com predominancia de
sedimentos pelagicos depositados em ambiente de baixa energia que também apresentam
porosidade desprezivel e sem indicios de conter hidrocarbonetos. Esta facies constitui-se de
rochas selantes que podem apresentar-se em camadas centimétricas (menores de 20cm) de
siltito gradando a folhelho, com alta razdo folhelho/areia, representando o intervalo T4 da
Seqiiéncia de Bouma (fdcies 12); como folhelho siltico laminado e moderadamente
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bioturbado, que registra altos valores de GR devido a presenca de material fosfético (fdcies
14); e em niveis irregulares de espessura varidvel de silte e folhelho bioturbados (fdcies 16).

Figura 6.2: Litotipos representativos da cada associagcdo de facies. (A) Fdcies 8 - arenito médio
macico; (B) Fdcies 11 - arenito/folhelho finamente interestratificado; (C) Fdcies 21 - arenito
cimentado com fei¢des de escorregamento; (D) Fdcies I - interlaminado lamoso deformado; e (E)
Fdcies 14 - folhelho radioativo. Imagens extraidas de Barboza (2005).
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A partir das descri¢cdes de cada associagdo de facies verifica-se que as facies arenito
e arenito argiloso constituem as rochas reservatorio, enquanto as facies arenito cimentado,
carbonato e folhelho constituem as rochas nao-reservatorio.

Definidas as cinco associacdes de facies, a etapa seguinte teve como premissa a
andlise dos perfis geofisicos do Campo de Namorado para identificar a existéncia de um
comportamento padrdo dos dados. Nesta etapa, verificou-se a dificuldade em associar os
registros dos perfis geofisicos as cinco associagdes de facies pré-estabelecidas a partir das
descricdes de testemunhos.

Assim, considerando esta dificuldade, optou-se por desconsiderar a fécies arenito
cimentado devido ao fato desta facies apresentar caracteristicas que possibilitam que ela
seja atribuida tanto a facies arenito quanto a facies carbonato. Os registros geofisicos nao se
mostraram consistentes na individualizacdo da f4cies arenito cimentado visto que as rochas
que a representa sdo compostas por arenitos médios equivalentes aqueles da facies 8, porém
com o diferencial de possuirem seus poros preenchidos por cimento, o que faz com que os
registros geofisicos as classifiquem como facies carbonato em alguns intervalos.

Desta forma, levando em consideracdo as informag¢des encontradas na literatura e as
andlises dos dados de pocos, atribuiu-se valores condicionantes para a individualizacdo de
cada eletrofacies a partir da aplicacdo de uma funcdo légica (Quadro 6.3). Os perfis
utilizados para a defini¢do das quatro eletrofacies foram GR e RHOB.

Quadro 6.3: Funcio l6gica utilizada para a definicdo das eletrofacies.

CODIGO ELETROFACIES FUNCAO LOGICA

1 Arenito Se, GR<=60 e RHOB<=2,47 = 1;
2 Arenito Argiloso Se, GR<65 e RHOB<=2,5 = 2;
3 Carbonato Se, GR<65 ¢ RHOB>2,5 = 3;

4 Folhelho Se, GR>=65 = 4

Como o Campo de Namorado € caracterizado por arenitos arcoseanos, o valor de
corte da eletrofdcies arenito foi estabelecido como sendo 60 °API. A eletrofacies arenito
argiloso, por sua vez, também tende a apresentar valores elevados de GR por apresentar
sucessoOes de rochas argilosas. O valor de corte para esta eletrofdcies foi determinado de
acordo com aquele estabelecido para os folhelhos (65 °API), visto que estas duas
eletroficies tendem a apresentar registros semelhantes, tomando cuidado para que ndo haja
sobreposicdo de valores.
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Embora se saiba que as rochas carbondticas apresentam baixos valores de GR, a
eletroficies carbonato, aqui discriminada, apresenta associacdes de rochas carbondticas e
peliticas que, por sua vez, sdo rochas naturalmente radioativas, podendo apresentar,
portanto, valores relativamente altos de GR. Como no intervalo entre 60-65 °API havia
amostras com densidade superior a 2,5 g/cm? que nao se ajustavam as eletrofacies arenito e
arenito argiloso, optou-se pelo valor de corte de 65 °API para a eletrofacies carbonato de
forma a abranger estas amostras. Pela andlise dos perfis geofisicos, verificou-se que os
carbonatos da base do reservatério, de um modo geral, apresentam valores de RHOB acima
de 2,5 g/cm3, por isso este valor foi escolhido como dado de corte.

Como visto na sec¢ao 6.2.1., dentre os litotipos sedimentares os folhelhos sdo os que
apresentam maior radioatividade devido ao alto teor de matéria organica e a capacidade de
realizar trocas i0nicas. Analisando os registros dos folhelhos do marco radioativo do topo
do reservatdrio, estabeleceu-se o valor de corte de 65 °API para a eletrofacies folhelho. O
fator densidade nao foi considerado determinante para a individualizacdo desta eletrofacies
visto que a densidade dos folhelhos € bastante varidvel, conforme mostra a Tabela 6.1.

O perfil NPHI ndo foi utilizado como dado condicionante devido ao fato de suas
informacgdes ndo se mostrarem consistentes na individualizacdo das eletrofacies. O perfil
ILD ndo foi empregado para individualizar as fdcies porque ele caracteriza o fluido e o
perfil DT néo foi utilizado visto que ndo hé registro deste perfil para todos os pocos.

Como os valores condicionantes de GR e RHOB foram determinados apds varios
testes para definicdo das eletrofdcies, verificou-se que todas as 30546 células
compreendidas entre o topo e a base do reservatério foram identificadas de forma
satisfatoria, ou seja, cada célula possui uma eletroficies associada a ela.

Assim, as eletroficies arenito e arenito argiloso foram consideradas rochas
reservatorio enquanto as eletrofacies carbonato e folhelho foram consideradas rochas nao-
reservatorio. Por medida de simplificacdo, o termo "eletroficies" serd substituido pelo
termo "facies".

Com esta classificacdo, a propor¢do de facies obtida nos 54 pogos analisados
corresponde a 28,9% para a féacies arenito, 18,0% para a facies arenito argiloso, 9,6% para a
facies carbonato e 43,5% para a facies folhelho (Figura 6.3), ou seja, 46,9% das féacies
identificadas sdo rochas reservatério, enquanto que 53,1% representam as rochas ndo-
reservatorio.
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Figura 6.3: Histograma das proporcdes das fécies classificadas pela funcio l6gica.

Esta proporcdo de ficies mostrou-se coerente com aquela identificada através dos
litotipos descritos pela Andlise Seqiiencial de Testemunhos (Figura 6.4), o que torna a
classificacdo proposta neste trabalho condizente com a realidade. Nos perfis da Figura 6.4,
a coluna da esquerda corresponde ao empilhamento dos litotipos identificados pelos
testemunhos enquanto a coluna da direita representa o empilhamento das fécies
classificadas pela funcao légica.

No poco NAO4, observa-se que nas por¢cdes onde hd altos registros de NPHI e
baixos de RHOB, tanto as facies identificadas pelos testemunhos quanto aquelas
classificadas pela funcdo légica representam rochas areniticas. Além disso, verifica-se
também que a facies folhelho classificada pela funcio 16gica ndo possui correspondéncia
nos testemunhos o que exemplifica o problema exposto acima de correlacionar os registros
geofisicos com as informagdes dos testemunhos. Por fim, os altos valores de RHOB
encontrados na base deste po¢o sdo representativos do substrato carbondtico identificado
tanto pelos testemunhos como pela fun¢do lgica.

O pogco NA11A apresenta associagdes de rochas areniticas e carbondticas tanto nas
facies identificadas pelos testemunhos quanto naquelas geradas pela funcdo l6gica. Neste
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poco, verifica-se que a fdcies 9 (AMC - arenito médio cimentado) foi classificada pela
funcdo légica como arenito em algumas por¢des e como carbonato em outras, conforme
mencionado anteriormente.

No poco NAOQ7 verifica-se que os maiores registros de GR correspondem as rochas
peliticas em ambas as classificacdes. J& o poco NA44D apresenta uma correlagdo
praticamente fidedigna entre as fécies testemunhadas e aquelas classificadas pela fungao
l6gica.

Os histogramas das Figuras 6.5 ¢ 6.6 mostram o comportamento de cada ficies
classificada com relacdo as varidveis condicionantes GR e RHOB, respectivamente.
Analisando o comportamento dos dados nestes histogramas, observa-se que a funcao 16gica
proposta para a defini¢do das facies mostrou-se bastante eficaz.
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arenito; (B) arenito argiloso; (C) carbonato; e (D) folhelho. (B) arenito argiloso; (C) carbonato; e (D) folhelho.
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6.6. CALCULO DO VOLUME DE ARGILA (V)

A quantificacdo do volume de argila (V,) presente nas formacdes desempenha um
papel importante na caracterizacdo de ficies e na avaliacdo do potencial petrolifero de um
dado campo devido ao fato de influenciar na determinacdo da porosidade efetiva e da
saturacao de dgua das formacdes.

De acordo com Halliburton (2001) e Girdo Nery (2004), a ocorréncia da argila nos
reservatorios areniticos pode se dar de trés maneiras: laminada, estrutural e dispersa
(Figura 6.7). Os folhelhos laminados (ou argila laminar) correspondem a finas camadas de
argilominerais intercalados com camadas finas de arenito. Neste caso, as argilas tém origem
detritica, por isso sdo depositadas em ambiente de baixa energia e no mesmo instante que
os graos de areia. Além disso, a presenca de folhelhos laminados tende a reduzir a
porosidade e a permeabilidade do reservatdrio e causar problemas na medi¢do da
resistividade das rochas.

Figura 6.7: Tipos de ocorréncia da argila nos reservatdrios areniticos (modificado de Halliburton,
2001). (A) Argila Laminar; (B) Argila Estrutural; e (C) Argila Dispersa.

A argila estrutural (ou folhelho consolidado) consiste de argilominerais detriticos
que ocorrem como clastos, graos ou particulas no arcabougo das rochas areniticas. Este tipo
de ocorréncia apresenta um impacto irrisério na qualidade de reservatdrio da rocha por ndo
influenciar na sua porosidade e permeabilidade e por estar presente em pequenas
quantidades. Ja a argila dispersa corresponde a particulas muito finas que se encontram
disseminadas nos espacos porosos entre os graos de areia, o que prejudica a qualidade do
reservatorio: em pequenas quantidades, estas argilas bloqueiam as gargantas de poros,
reduzindo a porosidade efetiva e a permeabilidade. Neste caso, as argilas tem origem
autigénica, por isso sdo precipitadas in situ como resultado de alguma reacdo quimica.

Como dito anteriormente, o perfil de raios gama reflete o conteido de argila
presente nas formacdes devido ao fato dos elementos radioativos se concentrarem nos
minerais de argila. Este conteido pode ser determinado a partir de uma relagdo empirica
formalizada com base nos registros de GR.
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O método de quantificagdo do volume de argila empregado neste trabalho consiste,
inicialmente, na determinacdo do Indice de Raios Gama (Ir), que é dado como uma
expressao linear do Vg,. O principio para a obtengdo deste indice estd na avaliacdo prévia
de toda a secdo de raios gama perfilada, com o intuito de identificar os valores de
radioatividade maximos (litotipos puramente argilosos) e minimos (litotipos com baixa
argilosidade). A partir da determinacao destes extremos obtém-se o contetido de argila para
cada registro do perfil de raios gama conforme a Equacao 6.1 (Brock, 1986; Hilchie,
1982):

_ GRlog - GRmin
oK GRméx - GRmin

6.1)

Onde: Igr = Indice de Raios Gama
GR; = Ponto de leitura do perfil de raios gama que se quer determinar o Igr
GRnsx = Valor da maior radioatividade observada no poco (facies folhelho)

GRpuin = Valor da menor radioatividade observada no poco (facies arenito)

Analisando os resultados obtidos para o Igg em cada poco, verificou-se que o indice
maximo corresponde a facies folhelho (maior GR) e que os indices minimos sao
representados pelas facies arenito e carbonato (menor GR). Estes resultados demonstram a
eficcia da equagdo adotada em identificar as facies com maior e menor argilosidade.

Embora alguns autores utilizem o Igg como indicador de argila sem levar em
consideragdo a sua forma de ocorréncia, o emprego direto da Equacao 6.1 é mais adequado
para folhelhos laminados. No entanto, sabe-se que quando as argilas estdo dispostas de
forma dispersa ou estrutural elas apresentam um comportamento nao-linear, o que leva a
utilizacdo de outros tipos de relacdes. Neste estudo, a escolha da equagdo mais apropriada
teve como premissa a consolidagao das rochas.

Assim, definido o Igg e considerando os litotipos do Campo de Namorado como
consolidados foi utilizada a Equacao 6.2 proposta por Dresser Atlas (1982 extraida de
Rider, 2002) para calcular o volume de argila. Este célculo foi realizado apenas para a
facies arenito argiloso devido ao fato da mesma apresentar o seu potencial em armazenar
petréleo afetado pela presenca de argila.

Ve, = 0,33[22 % 1er) — 1] (6.2)

Onde: Vg, = 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 € através dela que os hidrocarbonetos sdo armazenados. Matematicamente,
ela € definida como sendo a razao entre o volume do espago poroso € o volume total da
rocha reservatério (Equacao 6.3).

v
= —gr = —p
0 = 7 (6.3)

Onde: @ = Porosidade

V. = Volume total da rocha
Vg = Volume ocupado pelos graos

V, = Volume do espago poroso

Embora sua definicdo seja bastante simples, a porosidade pode ser um parametro
dificil de quantificar uma vez que o volume poroso da rocha reservatdrio é sempre uma
rede complexa de espacos de diferentes formatos, dimensdes e origens (Cosentino, 2001).
Uma classificagdo geral do sistema poroso pode ser baseada no processo genético
responsavel pela formacdo da porosidade, a qual pode ser diferenciada em dois tipos
fundamentais: porosidade absoluta (total) e efetiva (poros conectados).

A porosidade total considera todos os espacos vazios existentes nas rochas, sejam
eles isolados ou conectados. No entanto, nos estudos de reservatdrios de petrdleo, a
porosidade efetiva € a que se deseja quantificar devido ao fato dela considerar apenas os
espacos porosos interconectados que possibilitam o fluxo de fluidos. A porosidade de uma
determinada formacgdo pode ser obtida indiretamente através dos perfis de densidade e
sonico e diretamente pelo perfil neutrdo.

De acordo com Asquith & Gibson (1982), em formacdes limpas (sem argila) nas
quais o espago poroso estd preenchido por dgua ou 6leo, a porosidade neutronica € o
registro deste espaco ocupado pelos fluidos. No caso do perfil de densidade, a porosidade é
obtida a partir da densidade total das formagdes limpas preenchidas por fluidos quando as
densidades da matriz e do fluido sdo conhecidas (Schlumberger, 1998). O calculo da
porosidade da facies arenito empregado nesta dissertacdo considera o perfil de densidade e
¢ dado pela Equacao 6.4 (Rider, 2002):

Pma — Pb
1) =— (6.4)
RHOB Pma — Pf
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Onde: @ruos = Porosidade do perfil densidade (%)

Ppma = Densidade da Matriz = 2,65 g/cm3 (arenito)
pp = Densidade registrada pelo perfil RHOB (g/cm?3)
pr = Densidade do Fluido = 1,06 g/cm? (Tabela 6.1)

Em seu trabalho, Brock (1986) sugere a utilizacdo de uma correcdo empirica
(Equacao 6.5) para as facies que armazenam 6leo com o intuito de minimizar o efeito dos
hidrocarbonetos sobre a densidade e evitar a superestimacao da porosidade. Neste estudo,
esta correcao nao foi empregada nos célculos da porosidade, visto que ndo foi verificada
uma superestimagdo dos valores. Ou seja, os resultados obtidos encontram-se dentro do
intervalo esperado para o Campo de Namorado.

P, = Dryop * 0,9 (6.5)

Onde: @. = Porosidade efetiva

Druos = Porosidade do perfil densidade calculada pela Equacgao 6.4

A fécies arenito argiloso também representa a féacies reservatério, porém, devido a
presenca de argila em sua estrutura, recorre-se a uma expressao que considera o volume de
argila, calculado pela Equacao 6.2, como fator de correcdo. Desta forma, a porosidade
efetiva para reservatérios argilosos calculada a partir do perfil densidade é dada pela
Equacao 6.6 encontrada em Brock (1986) e Halliburton (2001):

Beoh = [(M) — Ve (M)l (6.6)
Pma Pr Pma Pr
Onde: ., = Porosidade efetiva do perfil densidade corrigida para reservatérios argilosos

psh = Densidade do perfil RHOB da fécies folhelho com GR méximo

De posse dos valores de porosidade efetiva calculados para as facies arenito e
arenito argiloso foi possivel analisar o comportamento desta propriedade petrofisica em
cada fécies, bem como determinar o seu valor recorrente a partir dos histogramas mostrados
na Figura 6.8.

A porosidade efetiva média da fécies arenito € de 24,3%, sendo que a maior parte
das amostras (cerca de 67% das observagdes) apresentam valores de porosidade entre 20 e
30%. Porosidades inferiores a 20% também sao encontradas em 24,7% das observacoes,
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enquanto as porosidades acima de 35% sdo mais raras ocorrendo em apenas 7,8% das
amostras.

Ja a porosidade efetiva média da facies arenito argiloso corresponde a 19,5%, sendo
que 42,4% das observacdes apresentam porosidade entre 0 e 20% e a porosidade de 49,8%
das observacdes concentram-se no intervalo entre 20 e 30%. Porosidades acima de 30%
foram verificadas em apenas 7,8% das observagdes.
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Figura 6.8: Histogramas das porosidades efetivas das facies (A) arenito e (B) arenito argiloso.

6.8. CALCULO DA SATURACAO DE AcGua (Sw) E DEFINICAO DO CONTATO
OLEO-AGuA

A determinacdo das condi¢des de saturacdo do reservatorio também configura um
papel importante no estudo do potencial petrolifero de uma dada formagdo. A saturacdo é
um parametro petrofisico que indica a relac@o entre o volume que cada fluido (dgua, 6leo e
gds) ocupa no volume poroso total da rocha. A definicdo da quantidade dos diferentes
fluidos determina o valor econdmico do reservatério. Dentre os fluidos, a saturacio de dgua
¢ aquela obtida pelos perfis geofisicos, sendo que a partir da sua determinagdo € possivel
estimar a quantidade de hidrocarbonetos existente.

A quantificacdo da saturacdo da 4gua para formacdes limpas (no caso, a facies
arenito) € uma medida que depende tanto da porosidade quanto da resistividade das rochas,
sendo expressa pela relacdo de Archie (Equacdo 6.7). Os valores referentes ao fator de
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tortuosidade e expoente de cimentacdo adotados neste trabalho seguem a proposta de
Humble para arenitos com porosidade acima de 16% (Halliburton, 2001).

S, = i X — 6.7
v o7 R, (67)
Onde: S,, = Saturagdo de dgua (%)

n = Expoente de saturacdo (normalmente n=2)

a = Fator de tortuosidade = 0,62

@. = Porosidade efetiva calculada pela equagio 6.4

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

R = Resistividade da formagdo obtida pelo perfil ILD

Como ocorreu no célculo da porosidade efetiva, a quantificagcdo da saturagdo de
dgua para a ficies arenito argiloso também requer o uso de uma expressdao que considere o
volume de argila como fator de correcdo. Desta forma, a saturagdo de dgua para
reservatorios argilosos foi calculada a partir da Equacao 6.8, sugerida por Fertl &
Hammack em 1971 (Hilchie, 1982; Brock, 1986). Os valores referentes ao fator de
tortuosidade e expoente de cimentacdo adotados neste cdlculo seguem a proposta de
Carothers (1968 in Asquith & Gibson, 1982) para arenitos argilosos.

n| aR ViR
SW — — wo shlw (68)
Q)e,sh Rt 0'4Rsh Q)e,sh

Onde: Sy = Saturacdo de dgua (%)

n = Expoente de saturacdo (normalmente n=2)

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

Q. s = Porosidade efetiva calculada pela equacdo 6.6

m = Expoente de cimentacdo = 1,33 para arenitos argilosos
Ry = Resistividade da 4gua da formagao = 0,012 para o Campo de Namorado
R = Resistividade da formagdo obtida pelo perfil ILD

R, = Resistividade do folhelho com GR maximo
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Assim, de posse dos valores de saturacdo de dgua calculados para as ficies arenito e
arenito argiloso gerou-se os histogramas da Figura 6.9 com o intuito de mostrar como esta
propriedade petrofisica estd distribuida em cada fécies.
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Figura 6.9: Histogramas da saturacdo de dgua das facies (A) arenito e (B) arenito argiloso.

Considerando a divisdo do reservatério em Bloco Alto e Bloco Baixo e sabendo que
a por¢ao basal do reservatdrio encontra-se preenchida por dgua, estabeleceu-se o contato
Oleo-dgua do Campo de Namorado em duas cotas altimétricas distintas. Para a definicao
deste contato levou-se em consideracdo apenas os intervalos classificados como arenitos
limpos.

Para cada bloco, os valores de saturagdo de dgua calculados para a fécies arenito
foram correlacionados com os valores de profundidade a fim de se obter a cota altimétrica
que corresponde ao contato 6leo-dgua do campo. O critério utilizado para a definicao deste
contato baseia-se na identificagdo do primeiro intervalo altimétrico no qual a saturacido de
agua atinge ou se aproxima de 100% (Figura 6.10).

Assim, a partir dos gréificos de correlacdo da Figura 6.10, o contato 6leo-dgua do
Bloco Alto foi definido na cota -3096m enquanto o contato 6leo-dgua do Bloco Baixo foi
estabelecido na cota -3160m (Figura 6.11). Estes valores corroboram com aqueles
encontrados na literatura: -3100m para o Bloco Alto e, aproximadamente, -3200m para o
Bloco Baixo (Meneses & Adams, 1990; Johann, 1997; Bueno et al., 2011).
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Figura 6.10: Graficos de correlacdo da saturacdo de dgua em relagdo a profundidade mostrando o
contato 6leo-agua dos blocos (A) alto e (B) baixo.
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Figura 6.11: Cota altimétrica do contato 6leo-dgua dos blocos alto e baixo.
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CAPITULO 7 - MODELAGEM GEOLOGICA DO CAMPO DE
NAMORADO

7.1. ASPECTOS GERAIS

A definicdo do modelo geoldgico do campo representa uma das mais importantes
fases no desenvolvimento do reservatdrio, visto que € a partir da descri¢do tridimensional
das suas heterogeneidades, seja em termos da geometria ou das propriedades petrofisicas,
que se torna possivel determinar qual serd o desempenho de produgdo do reservatorio.

Segundo Cosentino (2001), o estudo geoldgico € freqiientemente realizado fazendo
uso apenas de informagdes estdticas como dados de perfis de pocos, sismica e testemunhos,
enquanto as informacOes dinamicas sdo utilizadas apenas para checar a consisténcia do
modelo e a sua capacidade de reproduzir a performance observada do reservatorio.

A modelagem tridimensional do reservatério consiste em determinar
quantitativamente as propriedades do reservatério através do reconhecimento da
informacdo geoldgica e das incertezas na variabilidade espacial (Lake & Carroll, 1986).
Trata-se, portanto, de uma representacdo consistente de todos os dados e informagdes
disponiveis do reservatorio, que servird como base para a tomada de decisdes durante o
gerenciamento do campo e para eventuais simulagdes de fluxo.

Assim, a caracterizagdo e quantificagcdo de um campo petrolifero a partir da geracdo
de um modelo geolégico conceitual baseiam-se na definicdo e integracdo dos modelos
estratigrafico, estrutural, litolégico e petrofisico, bem como na andlise das heterogeneidades
do reservatdrio a partir de modelos estocasticos que permitem inferir a incerteza associada
a modelagem.

O modelo geoldgico 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 tedrico, ou seja, que o modelo seja capaz de caracterizar de uma maneira mais
precisa as heterogeneidades do reservatdrio e que a quantificacdo do volume de 6leo esteja
condizente com o volume originalmente estimado para o campo.

Nesta etapa, todos os dados disponiveis do campo foram tratados e modelados com
o auxilio do software RMS® que possibilita, a partir da integracdo de dados e metodologias,
a interpretacdo e descricdo de todos os aspectos inerentes ao campo, a fim de se obter
cendrios equiprovaveis da estimativa do volume de 6leo nas facies reservatorio. O workflow
adotado para o desenvolvimento desta etapa encontra-se na Figura 7.1.
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Reconhecimento dos dados de po¢os |
(

Definicao da estrutura estratigrafica e ciclos deposicionais i
(

Mapeamento das superficies de horizontes sismicos i
(

Modelagem estrutural |
(

Definicao da malha geologica 3D e transferéncia de escala {
Modelagem de facies i
(

Modelagem petrofisica i
(

Calculo do volume de oleo {
(

} Incerteza geoestatistica I

Figura 7.1: Workflow utilizado para a geragdo do modelo geoldgico e andlise de incerteza do
Campo de Namorado

7.2. DISPOSICAO DOS POCOS NO LIMITE GEOGRAFICO DO CAMPO DE
NAMORADO

Para a realizacdo deste trabalho foram utilizados os registros dos perfis geofisicos de
54 pogos do Campo de Namorado, dos quais 14 sdo pocos verticais e 40 sdo pocos
direcionais. Estes po¢os encontram-se distribuidos por toda a drea do campo, sendo que os
pocos NAO6D, NAT1A, NA21B, NA22, NA27D, NA33D, NA35D e RIS234 encontram-se
no Bloco Baixo enquanto os demais estdo no Bloco Alto (Figura 7.2).

70



* 3 e - -
NA14D ~ o [~ 7519000

- -
/ . L]
/% & napop MATED Na2zD NA32D
HAZBD NazoD
Vi e . .
/ » - -
/ ). W82 nao7  NAZSD nazon NaDzD [ 7518000
NA24D -
. L]
Tl NADED  nagop e 429D
. NAZED
e AM. B - NAD1A ™
N, NARAR2 NAIOD By
\ . \ F 7517000
i . N
\ naarp AP
\ .
* RJS19

NAISD &
L 7516000
; L
B NAGED -
'\ s NASZD
¥ NA4ED

~— *
"~ NAZOD

L]
NA4SD

[ 7515000

0 290 €0 79 10D 129

1:9882] - 7514000

T T
352000 354000 356000 358000

Figura 7.2: Mapa de localizacdo dos 54 pocos na area de estudo em cada bloco.

7.3. ESTRUTURA ESTRATIGRAFICA E CICLOS DEPOSICIONAIS

De acordo com Cosentino (2001), o arcabouco estratigrafico de um reservatdrio
refere-se a correlacdo de todos os po¢os no intuito de definir as superficies que limitam as
principais unidades do reservatério. Desta forma, a estrutura estratigrafica pode ser descrita
como o zoneamento do reservatdrio incluindo as superficies limitrofes (topo e base) e as
zonas entre elas (seqiiéncias de horizontes 1, 2 e 3).

Os dados pontuais do topo e da base do Campo de Namorado utilizados neste
estudo sdo provenientes da interpretacdo sismica realizada pelo grupo da Unicamp e por
isso foram inseridos no arcabouco estratigrafico como horizontes interpretados, ou seja,
horizontes que possuem dados suficientes para descrever a superficie (Figura 7.3). Estes
dados de topo e base encontram-se em profundidade e servirdo como dados de entrada para
a elaboracdo posterior dos horizontes de topo e base.
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Figura 7.3: Horizontes de topo e base do Campo de Namorado.

O principio empregado na determinagdo dos horizontes baseia-se na identificacdo de
uma ou vdrias superficies cronoestratigraficas, comuns a todos 0s po¢os, que possam ser
utilizadas como marcadores isdcronos que auxiliardo na correlagio entre as seqii€ncias.

A partir da interpretacdo dos perfis geofisicos de pocos identificou-se de dois a trés
ciclos deposicionais entre os limites de topo e base (Figura 7.4). Esta constatacdo foi
realizada observando o comportamento do perfil de GR e das informagdes de facies, a
partir dos quais verifica-se que os altos registros de GR correspondem as associacdes de
facies peliticas que encontram-se no topo de cada ciclo. De acordo com Souza Jr. (1997),
cada ciclo deposicional é definido por arenitos na base e pelitos no topo, o que pode ser
observado na Figura 7.4.

Assim, 0s pogos que encontram-se na por¢cdo central do campo normalmente
apresentam trés ciclos deposicionais enquanto aqueles que se encontram perto das bordas
chegam a apresentar apenas dois ciclos. Isto se deve, provavelmente, ao afinamento das
camadas areniticas nas bordas do campo, o que dificulta a defini¢do dos ciclos. Segundo
Bacoccoli et al. (1985), o Arenito Namorado atinge espessuras superiores a 100m dentro do
campo, mas acunha rapidamente para norte, sul e leste do reservatdrio, desaparecendo
nessas diregoes.

Analisando os intervalos entre topo e base, verificou-se que os pocos encontrados
no centro do campo possuem espessuras que variam entre 130 e 200m, ocorrendo depdsitos
espessos de arenitos, enquanto aqueles localizados nas bordas apresentam espessuras entre
35 e 140m, nos quais os depdsitos argilo-margosos tornam-se mais freqiientes. Esta
constatacdo também foi relatada por Souza Jr. (1997).
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De acordo com Souza Jr. (1997), o arranjo vertical dos depdsitos de Namorado
indica o aumento progressivo do nivel do mar e a diminuicdo gradual dos fluxos
gravitacionais no decorrer do tempo. Ou seja, a subida relativa do nivel do mar associada
ao pequeno aporte sedimentar, proporcionard uma transgressdo da linha de costa que
ocasionard uma retrogradacdo das facies sedimentares.
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Figura 7.4: Ciclos deposicionais dos pogos NAOIA e NA23D localizados no centro e na borda do
campo, respectivamente.

Souza Jr. (1997) decompds cada ciclo deposicional em trés intervalos estratigraficos
que estdo associados, respectivamente, aos sistemas de canal (predominio de arenitos),
canal-dique marginal (com alternédncia de arenitos e pelitos) e de sedimentos hemipeldgicos
(folhelhos, margas e calcilutitos), conforme mencionado na se¢ao 3.5.

Neste contexto, com o intuito de facilitar as modelagens posteriores, optou-se por
adotar a defini¢cdo de sistemas deposicionais proposta por Souza Jr. (1997). Assim, o
Sistema de Canal corresponde a ficies arenito, o Sistema Canal-Dique Marginal
corresponde a facies arenito argiloso e o Sistema Hemipeldgico corresponde as facies
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carbonato e folhelho. A nova distribui¢ao de facies de acordo com a abordagem de sistemas
deposicionais encontra-se no histograma da Figura 7.5, sendo que os sistemas de canal e
canal-dique marginal correspondem as facies reservatério e o sistema hemipeldgico as
facies ndo-reservatorio.
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Figura 7.5: Distribuicio de facies de acordo com os sistemas deposicionais.

7.4. MODELO ESTRUTURAL DO CAMPO DE NAMORADO

De acordo com Cosentino (2001), a elaboragdo do modelo estrutural de um
reservatorio consiste em determinar o mapa estrutural do topo da acumulacdo de
hidrocarbonetos e interpretar o modelo de falhas que afeta o reservatério. Ou seja, consiste
em definir os limites externos do campo que s@o responsaveis pelo trapeamento do 6leo.

A primeira etapa desta modelagem baseia-se na construcdo das superficies
geoldgicas do reservatério, na qual os principais horizontes sdo modelados por meio de
superficies matemadticas (paramétricas) que interpolam os dados de pontos disponiveis
(Cosentino, 2001). Neste trabalho, as superficies de horizontes sismicos foram elaboradas a
partir da interpolacdo dos dados pontuais de topo, base e dos marcadores de pocos das trés
seqiiéncias de horizontes tracados com o auxilio da sismica 3D. Esta interpolacdo foi
realizada através do algoritmo Local B-spline.
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As cinco superficies foram mapeadas como superficies de profundidade (Depth
Surface), de forma que cada uma delas tenha a superficie precedente como referéncia para
evitar que ocorra sobreposi¢cdes e/ou interseccOes entre elas. Assim, conforme pode ser
visto na Figura 7.6, o mapa estrutural do topo do Campo de Namorado mostra a forma
domica alongada do reservatério (Souza Jr., 1997), mencionada na secao 3.5, com direcao
NW-SE.
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Figura 7.6: Mapa estrutural do topo do reservatério de Namorado.

A segunda etapa da modelagem estrutural consiste em definir as principais
estruturas geoldgicas que limitam o reservatério, bem como o modelo 3D que integra as
zonas e falhas inerentes ao campo.

De acordo com Cosentino (2001), a defini¢do das falhas regionais € um dos
principais interesses na modelagem estrutural do reservatdrio, visto que estas falhas além
de compartimentarem o reservatorio em blocos, também influenciam na dindmica dos
fluidos. Segundo este autor, os planos de falhas sdo explicitamente modelados como
superficies complexas, determinando todo o arcabouc¢o geométrico do reservatério.

Os dados de entrada utilizados para a modelagem das superficies de falhas
consistem de dados pontuais de dez estruturas geoldgicas provenientes da interpretacao
sismica realizada pelo grupo da Unicamp. Destas estruturas, quatro situam-se na parte
interna do campo e seis encontram-se bordejando o seu limite geogréafico.
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Como mencionado na se¢ao 3.5, o Campo de Namorado € limitado por oito falhas
normais e duas estruturas de afinamento litoestratigrafico (pinch out) localizadas a norte e a
sul, sendo que a falha interna F3 divide o campo em Bloco Alto e Bloco Baixo.

Assim, a modelagem de superficie de falhas foi realizada levando em consideracao
que todas as estruturas do campo comportam-se como falhas normais. Os dados pontuais de
entrada foram tratados para fornecer a forma geral da superficie.

Ap6s a modelagem das superficies de falhas realiza-se o truncamento das falhas
com o intuito de evitar a criacdo de novos compartimentos decorrentes da extrapolacdo do
comprimento das falhas. O modelo das superficies de falhas gerado nesta etapa encontra-se
na Figura 7.7 com destaque para as principais estruturas.

Z scale: 2.0

Figura 7.7: (A) Superficies de falhas; (B) Falha F3 dividindo o campo em dois blocos.

Para obter o modelo 3D dos horizontes, o primeiro passo € definir a seqiiéncia
estratigrafica a ser seguida. O modelo estratigrafico empregado neste trabalho consiste de
cinco horizontes interpretados: topo, seqiiéncia 3, seqii€ncia 2, seqiiéncia 1 e base.

A etapa seguinte para a geracdo do modelo de horizontes foi condiciona-lo as
estruturas geoldgicas do campo (falhas e pinch out). Neste trabalho, optou-se em utilizar
apenas as quatro falhas internas (F1, F2, F3 e F4) visto que as demais falhas que bordejam
0 campo causam problemas de truncamento, criando muitos blocos de falhas que
prejudicam as modelagens posteriores. As falhas de borda foram definidas de acordo com o
poligono do campo. O resultado final encontra-se na Figura 7.8, na qual verifica-se que as
falhas internas cortam todos os horizontes modelados.

76



Horizontes 3D

- Sobrecarga

Abaixo_Topo

Abaixo_Seqiiéncia 3

Abaixo_Seqiiéncia 2

Abaixo_Seqiiéncia 1

Abaixo Base Z scale: 4.0

Figura 7.8: Modelo de Horizontes 3D gerado.
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7.5. DEFINICAO DA MALHA 3D

A geragdo do grid 3D tem como intuito dividir o modelo em pequenas células nas
quais os dados de facies, porosidade e saturagdo regularizados para a malha do grid foram
posteriormente modelados de modo que cada célula do grid tivesse somente um valor para
cada propriedade. Para a geracdo da malha utilizou-se o modelo estrutural (Figura 7.8) e
definiu-se o grid como uma malha regular.

As falhas internas (F1, F2, F3 e F4), provenientes do modelo de falhas, foram
definidas como sendo vertical. J4 os limites entre os horizontes e zonas modelados na se¢ao
anterior foram condicionados de forma a honrar os contatos modelados entre eles, evitando,
assim, truncamentos indesejados.

A etapa seguinte teve como base a discretizacao dos dados disponiveis de forma que
eles fiquem referenciados a um tnico Datum. De acordo com Friedrich (2003), o estudo de
camadas referenciadas a um nivel estratigrafico reproduz de forma mais coerente as
caracteristicas do pacote sedimentar a €poca de deposicdo, permitindo uma melhor
correlagdo entre os dados dos pocos amostrados. Este procedimento faz com que os dados
sejam tomados como horizontais, o que facilita o estudo variografico e a modelagem
estocastica (Kronbauer, 2003).

Assim, levando em considera¢do o marco radioativo identificado em todos 0s pogos
através do perfil de raios gama, os dados foram condicionados ao topo do reservatorio,
considerado a base do folhelho capeador.

A malha tridimensional (Figura 7.9) a ser utilizada nas modelagens subseqiientes
foi definida dentro do poligono do Campo de Namorado. Ela é composta por 163 x 117 x
153 células (coluna x linha x camada), cada qual possuindo 50 x 50 x 1 metros, totalizando
2936934 células distribuidas em quatro zonas e cinco blocos de falhas (Figura 7.10). A
malha tem como origem as coordenadas 350860,7m na dire¢do x, 7513814,2m na direcdo y
e -2877,3m (topo) na direcao z.
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Z scale: 4.0

Figura 7.9: Malha geoldgica 3D destacando as falhas internas inerentes ao campo.

Bloco de Falhas

Z scale: 4.0

Figura 7.10: Divisao do Campo de Namorado em cinco blocos de falhas.
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7.5.1. REGULARIZACAO DOS DADOS DE POCOS

Considerando que os dados de perfis de pogos utilizados neste trabalho foram
amostrados a cada 20cm, faz-se necessario a realizacdo de uma mudanca de suporte dos
dados visto que cada célula do grid possui uma espessura de Im, o que faz com que cada
célula apresente multiplos valores.

Segundo Normando (2005), esta mudanga de suporte proporciona uma diminuicao
do numero de dados, sem que haja prejuizo significativo na representatividade e
variabilidade dos mesmos. Embora a variabilidade seja atenuada pela mudanca de suporte,
os dados regularizados mantém as caracteristicas dos dados originais.

A regularizacido dos dados consiste em transferir os dados originais de pogos para a
dimensao do grid a fim de gerar um valor médio para os dados de pogos em cada célula do
grid. No RMS®, este processo € chamado de Blocked Wells e € esquematizado conforme
mostra a Figura 7.11.
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Ajustado Perfil de Facies
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Figura 7.11: Representacdo esquemadtica do processo de regularizacdo dos dados de pogos
(modificado de Roxar, 2009).
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O processo de regularizacdo dos dados de pogos € realizado em duas etapas. Na
primeira etapa, todas as células do grid intersectadas pela trajetéria do poco sdo
identificadas com o intuito de criar uma versao desta trajetoria baseada nas células do grid,
uma vez que a geometria do pogo regularizado depende do grid 3D e da trajetéria original
do poco (Roxar, 2009). Na etapa seguinte, cada célula do grid é tratada individualmente a
fim de se atribuir um valor regularizado, ou seja, cada célula € assinalada com valores
baseados nas informagdes dos perfis obtidos a partir de uma média dos valores originais
que atravessam determinada célula (Roxar, 2009).

A regularizacdo dos dados de pogos para a malha do grid foi empregada para as
informacdes dos perfis referentes as facies (dado discreto), porosidade efetiva e saturagdo
de 4gua (dados continuos).

Para verificar se os dados regularizados estdo condizentes com os dados originais,
gerou-se um histograma da propor¢ao das facies (Figura 7.12) e o comparou com o
histograma dos dados originais (Figura 6.3). Neste contexto, observa-se que as facies
regularizadas mantém a mesma proporcao que as facies originais, mesmo com a redugdo do
nimero de observacdes (de 30546 para 4908), o que mostra que a regularizacdo foi
satisfatoria.

Uma outra maneira de verificar se os dados regularizados preservaram a distribui¢cdo
dos dados originais encontra-se na Figura 7.13, que correlaciona as informagdes dos perfis
originais com aquelas provenientes dos perfis regularizados para cada célula.

Com relacdo as propriedades porosidade efetiva e saturacdo de dgua, observa-se
através dos histogramas da Figura 7.14 que os valores regularizados também estao
condizentes com os dados originais (Figura 7.15).

Os dados regularizados das propriedades porosidade efetiva e saturacdo de dgua
também podem ser validados pela Figura 7.16. Nesta figura verifica-se que os intervalos
que correspondem as rochas reservatdrio apresentam porosidades altas (acima de 20%) e
saturacdo de dgua baixa (abaixo de 10%), enquanto os intervalos que correspondem as
rochas ndo-reservatdrio apresentam porosidades baixas e altas saturacdes de dgua.
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Figura 7.12: (A) Proporc¢do das facies regularizadas de acordo com a malha 3D e (B) propor¢ao das
facies dos dados originais, conforme mostrado na Figura 6.3.
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Figura 7.13: Correlacdo entre as informagdes dos perfis originais e aquelas provenientes dos perfis regularizados para as facies.

83




Fregiiéncia Relativa (%)
Freqiéncia Relativa (%)

0.7
0.3 04 1 0.2
PHIE/BW PHIE/BW

©)

Freqaéncia Relativa (%)
Freqaéncia Relativa (%)

Figura 7.14: Proporcdo regularizada da propriedade porosidade
efetiva para as facies (A) arenito e (B) arenito argiloso; e propor¢do
regularizada da propriedade saturagdo de dgua para as facies (C)
arenito e (D) arenito argiloso.
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Figura 7.15: Proporc¢do original da propriedade porosidade efetiva
para as facies (A) arenito e (B) arenito argiloso; e proporcao original
da propriedade saturacdo de dgua para as facies (C) arenito e (D)
arenito argiloso.
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Figura 7.16: Dados regularizados das propriedades porosidade efetiva e saturacdo de agua

validados pelo perfil de fécies.
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7.6. MODELAGEM DE FACIES

A modelagem litologica do reservatorio consiste no preenchimento do arcabouco do
reservatorio com os dados que descrevem as caracteristicas litologicas das rochas e suas
variabilidades espaciais (Cosentino, 2001). O modelo litolégico detalhado do reservatério
representa uma poderosa ferramenta para guiar a distribui¢do das propriedades petrofisicas,
uma vez que as facies e as caracteristicas petrofisicas estao intimamente relacionadas.

No entanto, a importancia da modelagem de facies ndo reside s6 no fato dela guiar a
distribuicdo das propriedades petrofisicas. Esta modelagem também viabiliza as anélises de
incerteza e os estudos de sensibilidade. Na andlise de incerteza, avalia-se como os diversos
cendrios de distribuicdo de facies podem afetar um determinado pardmetro, no caso, o
volume de dleo do reservatério. Ja os estudos de sensibilidade avaliam o impacto que uma
alterac@o no dado de entrada pode causar no modelo gerado.

Na maioria dos casos, o modelo litolégico de um reservatério € gerado integrando
trés observacoes: (1) a representagdo conceitual, ou seja, o modelo sedimentolégico que se
deseja representar; (2) a fase de classificacdo, que consiste na definicdo das facies que
serdo modeladas; e (3) a abordagem probabilistica, isto €, o modelo estocdstico que sera
utilizado no desenvolvimento da distribui¢do litolégica (Cosentino, 2001; Sancevero,
2007).

Neste trabalho, o método estocéstico escolhido para realizar a modelagem litolégica
foi o modelo de facies baseado em pixel. Neste tipo de modelagem, os parametros
geoldgicos ndo possuem formas nem tamanhos pré-definidos, no entanto sdo empregados
quando se utiliza técnicas geoestatisticas probabilisticas (fun¢des de distribuicao), como
graficos de tendéncia e andlise variografica, para especificar o valor de cada célula na
malha. A escolha deste método deve-se ao fato dele ser bastante eficiente na modelagem de
reservatorios que possuem grande quantidade de pogos amostrados.

Segundo Cosentino (2001), nos modelos estocdsticos, a distribuicdo espacial das
unidades geoldgicas dentro do reservatorio € sintetizada através das fungdes de distribuicao
das fécies (como curvas de propor¢do vertical e variogramas). Estas funcdes definem tanto
a média vertical e as extensoes laterais das facies, quanto as interrelacdes entre elas, e sao
elaboradas utilizando os dados de pogos como condicionantes.

7.6.1. CURVA DE PROPORCAO VERTICAL (CPV)

A distribui¢@o das facies em um reservatdrio € descrita por fungdes de correlacdao
espacial como as curvas de proporcao vertical (CPV) que fornecem uma visdo geral da
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distribuicdo vertical das facies no intervalo estratigrafico estudado. De acordo com Souza
Jr. (1997), as curvas de proporcdo vertical representam a superposicdo vertical das
propor¢des de facies, calculadas a partir de um conjunto de pogos, e definidas em um
modelo geométrico de correlacdo em relacdo a um nivel de referéncia.

N

Assim, uma curva de propor¢do de fécies corresponde a propor¢do de uma
determinada féacies em funcdo da profundidade. Como as CPV's sdo construidas para cada
nivel estratigrafico, elas mostram a variabilidade das propor¢cdes em diferentes
profundidades. Segundo Friedrich (2003), as CPV's auxiliam na interpretacdo geoldgica
visto que permitem visualizar o seqiienciamento vertical dos estratos, fornecem subsidios
para a subdivisdo do reservatério em zonas € subzonas e auxiliam no posicionamento de
marcos estratigraficos.

A Figura 7.17 representa de forma esquemdtica como s@o calculadas as curvas de
propor¢do vertical de cinco facies discretizadas ao longo de cinco pogos em um grid
estratigrafico de malha regular.

Para a elaboragdao da CPV das ficies do Campo de Namorado foram utilizadas as
informagdes provenientes dos dados de pogos regularizados, adotando a classificacdo em
sistemas deposicionais. Além disso, com o intuito de honrar a proporcionalidade entre as
células da malha geoldgica que serdo posteriormente preenchidas com as informacdes
facioldgicas e a disposi¢do vertical das facies, a CPV foi calculada utilizando a resolucdo
vertical do grid.

bidboa

Pogol Poco2 Pogco3 Pocod4 Pogo$

M Facies 1
I Facies 2

Facies 3
M Facies 4
B Facies 5

Figura 7.17: Representagdo esquemadtica de como sdo calculadas as curvas de propor¢do vertical
(modificado de Souza Jr., 1997).
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O resultado da representacdo gréfica das variagdes verticais das porcentagens de
cada facies ao longo do intervalo estratigrafico estudado encontra-se na Figura 7.18. Esta
figura mostra que a evolucdo vertical das curvas confirma a existéncia de trés ciclos
deposicionais que se caracterizam pelo aumento da porcentagem de um litotipo em relagdo
ao outro. Ou seja, cada ciclo apresenta a predominédncia de arenitos na base e pelitos no
topo, evidenciando uma diminuicdo do volume dos fluxos gravitacionais no decorrer do
tempo que resulta em um padrdo de empilhamento granodecrescente.

A proporg¢do de facies obtida a partir das curvas de propor¢do vertical mostraram-se
coerentes com aquelas identificadas na regularizacdo dos dados de pogos, conforme pode
ser verificado na Tabela 7.1.

Tabela 7.1: Comparacio entre as propor¢des de facies obtidas pelas curvas de proporgdo vertical
(CPV) e pela regularizagio dos dados de pocos (BW).

FACIES/SISTEMAS PROPOR(;AO 1)) ) PROPOR(;AO 1)) )
DEPOSICIONAIS FACIES - CPV (em %) FACIES - BW (em %)
Sistema de Canal 28,1 29,6
Sistema Canal-Dique Marginal 13,7 14,6
Sistema Hemipelagico 58,2 55,8

Proporgio
04 0.6

Facies
|:| Sistema de Canal
60 Sistema de

D Canal-Dique Marginal
Simbox

. Sistema Hemipelagico

80 4

Figura 7.18: Curvas de proporcao vertical obtidas para as facies do Campo de Namorado.
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7.6.2. ESTUDO VARIOGRAFICO DAS FACIES

O variograma € uma ferramenta matemaética utilizada para quantificar a correlacdo
espacial (continuidade ou variabilidade) de uma varidvel geoldgica. A partir do variograma
analisa-se a variabilidade espacial em fun¢do da distdncia em uma determinada direcdo e
desta em relacdo a outras para inferir uma possivel anisotropia no reservatorio.

De acordo com Guerra (1988), o principal objetivo de um estudo variogréfico
consiste em analisar qual variograma tedrico (variograma de referéncia definido por uma
funcdo matemadtica) se ajusta melhor ao variograma experimental (obtido a partir do
conjunto de amostras derivadas da amostragem realizada), de tal forma que, a partir deste
modelo tedrico, possam ser feitas inferéncias em relagdo ao variograma verdadeiro (sempre
desconhecido).

A estimativa do azimute baseia-se nas informacgdes do grid e leva em consideracdo
o ajuste da direcdo de anisotropia (maxima variabilidade) estimada no reservatorio.
Segundo Souza Jr. (1997), os ambientes sedimentares que se caracterizam pela presenca de
canais normalmente apresentam uma anisotropia entre as dire¢des paralela e perpendicular
ao eixo do canal. Desta 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 distribuicdo das facies no campo em estudo por coincidir com a dire¢do da
calha deposicional.

Considerando que o modelo geoldgico possui trés dimensdes, empregou-se um
modelo de variograma para cada uma das trés dire¢des. O primeiro variograma encontra-se
na direcdo principal paralela ao azimute, o segundo estd na direcdo normal rotacionado 90°
do azimute e o terceiro encontra-se na direcao vertical perpendicular as direcdes anteriores.

A tltima etapa do estudo variografico consiste em definir o modelo do variograma
que serd utilizado na modelagem de ficies, ou seja, consiste em ajustar os dados aos
parametros inferidos através do variograma experimental. No ajuste do modelo de
variograma dois parametros sao definidos: o patamar, que € igual a variancia maxima dos
dados; e o alcance, que € a distadncia na qual o patamar € alcancado, ou seja, a distancia
além da qual dois pontos ndo tem mais correlacdo (Kronbauer, 2003).

Considerando que o formato da curva préxima a origem indica a variabilidade das
facies a pequenas distancias, verificou-se que o modelo esférico foi o que melhor se ajustou
aos variogramas experimentais. A Tabela 7.2 mostra os valores do alcance e do patamar
estimados para todas as direcoes de cada sistema de fécies.
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Tabela 7.2: Parametros utilizados para a elaboracdo do modelo de variograma das facies.

MODELO DE VARIOGRAMA ESFERICO

Facies Direcao Patamar Alcance
Paralelo 0,17341 1245,4
Sistema Canal Normal 0,17341 859,5
Vertical 0,17341 16,267
) ) Paralelo 0,10799 2458,2
SlStem&i;?ﬁ;iquue Normal 0,10799 994,7
Vertical 0,10799 15,489
Paralelo 0,23469 1124,3
Sistema Hemipelagico Normal 0,23469 792,38
Vertical 0,23469 23,166

Os modelos de variogramas nas direcdes paralela (135°), normal (45°) e vertical
gerados para o sistema de canal encontram-se na Figura 7.19. A direcdo vertical € a
direcdo mais representativa do reservatério visto que engloba maior quantidade de
informacdes. Os demais modelos, gerados para as trés dire¢des dos sistemas canal-dique
marginal e hemipeldgico, encontram-se no Apéndice C.
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Figura 7.19: Modelos de variograma nas trés dire¢des para o sistema de canal.
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7.6.3. MODELAGEM DE FACIES PELO METODO DA INDICATRIZ

Como mencionado anteriormente, a modelagem de féacies consiste na distribuicao
discreta 3D dos parametros que representam a descricao facioldgica do reservatdrio dentro
do grid por meio de técnicas estocdsticas. Neste trabalho, optou-se por utilizar a técnica de
indicatriz para estimar a distribui¢do das facies.

O método da indicatriz tem como algoritmo base a Simulacdo Seqiiencial da
Indicatriz (SIS), descrita na se¢ao 5.3.1. Neste método, cada célula do grid € assimilada a
um codigo de facies que define o tipo de facies (no caso, sistema canal, canal-dique
marginal ou hemipeldgico) presente naquela célula e que estd baseado nas probabilidades
calculadas a partir dos dados de pocos. Ou seja, para cada célula e para cada fécies, o
método calcula a probabilidade condicional da facies estar presente.

De acordo com Roxar (2009), as células do grid sdao simuladas de forma aleatéria a
partir do cdlculo das distribui¢cdes de probabilidade e da representacdo amostral aleatdria
desta distribuicdo. Para cada célula, o método procura células vizinhas para a probabilidade
de valores conhecidos ou previamente estimados. Estes valores sao utilizados para estimar
o valor provavel das células atuais para cada facies através da krigagem de indicatriz.

Para realizar a modelagem de facies pelo método da indicatriz utilizou-se todos os
dados de pocos como condicionantes. A fragdo volumétrica empregada para todas as facies
considera a tendéncia 1D das curvas de propor¢do vertical, enquanto a quantificacdo da
continuidade espacial de cada fécies € regida pelos modelos de variograma gerados.

O resultado da modelagem de féacies da primeira realizacdo pelo método da
indicatriz estd representado na Figura 7.20. Nesta figura nota-se que o sistema
hemipeldgico comporta-se como uma facies de background e que ndo ha uma distribui¢ao
ordenada das facies dos sistemas de canal e canal-dique marginal, ou seja, elas encontram-
se distribuidas de forma irregular na drea do campo sem formas e/ou tamanhos pré-
definidos, o que ja era esperado. Além disso, verifica-se que a maneira como as facies
encontram-se distribuidas estd de acordo com a CPV e os modelos de variograma
empregados como condicionantes. Estas caracteristicas foram constatadas para as outras
imagens em diferentes profundidades. Observa-se também que as facies reservatdrio
apresentam uma continuidade na dire¢ao de 135° que é a dire¢do de deposicdo do canal
turbiditico, e que estas facies concentram-se na por¢ao central do reservatorio.

Além disso, observa-se a partir do histograma da Figura 7.21 que a modelagem
estocdstica das facies pelo método de indicatriz manteve a propor¢do de facies obtida na
regularizacdo dos dados de pogos, de onde infere-se que o método foi capaz de manter as
caracteristicas do reservatorio anteriormente definidas.
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Facies Indicatriz

Sistema Canal

Sistema
Canal-Digue Marginal

Sistema Hemipelagico

Figura 7.20: Modelo de facies da primeira realizacdo gerado pelo método de indicatriz para o
Campo de Namorado.

Facies Indicatriz

Sistema Canal

D Sistema Canal-Digue
Marginal

. Sistema Hemipeldgico

Freqiéncia Relativa (%)

Sistema Canal Sistema Canal-Digque Sistema Hemipeldgico
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Figura 7.21: Histograma da propor¢ao das facies gerada pelo método de indicatriz.

93



7.7. MODELAGEM PETROFISICA

De acordo com Cosentino (2001), o modelo petrofisico do reservatdrio
normalmente € definido na fase de interpretacdo quantitativa dos perfis de pocos e pode ser
estendido para todo o campo por meio de uma modelagem estocéstica. Esta etapa pode ser
realizada atribuindo-se valores petrofisicos médios ou através de funcdes de distribuicao de
probabilidade para cada facies dentro do reservatorio.

A modelagem petrofisica empregada neste trabalho tem como intuito representar a
distribuicao da porosidade efetiva (PHIE) e da saturacdo de dgua (SW) a partir dos valores
determinados nos pocos regularizados e em conformidade com a geometria das fécies
anteriormente modelada. A modelagem destas propriedades servird como base para o
calculo do volume de 6leo do reservatério e determinacdo dos cendrios equiprovaveis
inerentes a esta varidavel.

O processo de modelagem dos parametros petrofisicos envolve vdrias etapas de
processamento dos dados que encontram-se esquematizadas na Figura 7.22. A primeira
etapa consiste na sele¢io e preparacdo dos dados de entrada (dados de pogos regularizados
de PHIE e SW). A andlise de cada varidvel petrofisica permite identificar tendéncias e/ou
padrdes de distribuicdo destas varidveis que podem ser correlacionados aos aspectos
geoldgicos e a variabilidade espacial dos dados.

A partir da identificagdo das tendéncias geoldgicas e variabilidades existentes em
cada varidvel, define-se a seqiiencia de transformacdes dos parametros petrofisicos para que
seus valores apresentem uma distribui¢do normal (Gaussiana). Sobre os dados de pogos
transformados aplica-se o modelo de variograma gerado para as propriedades PHIE e SW
com o intuito de quantificar a variancia espacial das varidveis transformadas.

Os dados de PHIE e SW transformados sdo simulados tomando como base a
distribuicao facioldgica do reservatério previamente modelada. Por fim, aplica-se uma
transformac¢do inversa para que os dados petrofisicos retornem ao seu valor original para
que modelo petrofisico seja gerado.
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Figura 7.22: Esquema do processo de modelagem dos parametros petrofisicos (modificado de
Roxar, 2009).

Assim, esta etapa do trabalho compreende basicamente trés enfoques que serdo
discutidos nas proximas se¢des, a saber: (1) transformacdo das propriedades petrofisicas;
(2) andlise do comportamento das propriedades petrofisicas transformadas por meio de
variogramas; e (3) modelagem das propriedades petrofisicas pelo método de simulagdo
gaussiana para o modelo de facies gerado.

7.7.1. TRANSFORMACAO DAS PROPRIEDADES PETROFISICAS

A primeira etapa requerida para realizar a modelagem petrofisica consiste em
definir as tendéncias geoldgicas e variabilidades que foram identificadas no dado de entrada
e/ou inferidas como existentes no reservatério a fim de se aplicar transformacdes
geoldgicas e estatisticas para que estas tendéncias apresentem uma distribui¢do gaussiana.
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A distribui¢do dos dados de pogos regularizados para os dados continuos apresenta
duas componentes. A componente de tendéncia representa a variabilidade geoldgica do
parametro petrofisico e deve ser determinada de forma consistente no intuito de assegurar
que a tendéncia observada nos pocos ou geologicamente inferida seja aplicada durante a
simulacdo as regides ndo amostradas.

A componente residual (ruido), por sua vez, ndo pode ser explicada por fei¢des
geoldgicas. Ela se aproxima de uma distribuicdo Gaussiana (normal), sendo analisada pelo
método de varidveis aleatérias normalmente distribuidas.

z

Enquanto a componente de tendéncia é modelada a partir de uma seqiiéncia de
transformagoes que consiste normalmente de uma média (constante ou mével) 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 varidvel geoldgica
(Roxar, 2009).

Neste trabalho foram aplicados quatro tipos de transformacgdes aos parametros PHIE
e SW (Figura 7.23) na ordem que se segue: (1) truncamento de dados e realizacdes; (2)
média; (3) tendéncia geoldgica; e (4) reducdo de assimetria para valor normal.

O truncamento dos dados e realizacdes tem como meta remover os valores
anOmalos (outliers) presentes nos dados de entrada antes da modelagem e substituir os
valores extremos gerados pela simulacdo estocdstica apds a modelagem de forma que os
valores que se encontram fora do intervalo especificado sejam colocados no limite do
truncamento. O truncamento foi aplicado no limite inferior (low end cut-off).

A transformacdo da média tem como objetivo especificar o valor médio do
parametro e € usada para transformar o dado residual em uma média zero. Em uma equacgao
de regressdo linear, a média representa o termo constante. Para a tendéncia geoldgica
aplicou-se a transformacgdo de tendéncia compactacional que prioriza os dados originais por
ser representada em TVD (true vertical depth).

Por fim, na redugdo de assimetria para valor normal assume-se que os dados sdo
distribuidos de acordo com a fun¢do de distribuicdo de probabilidade (pdf), calculada
diretamente a partir dos dados ou obtida por uma funcio definida pelo usudrio. Os dados
transformados terdo uma distribui¢ao normal (Gaussiana).

96



/l\ Reducio de

— Assimetria
Tendéncia para valor

Normal

e Compactacional

Media
(constante)

Truncamento
dos Dados e
Realizacdes

Figura 7.23: Seqiiéncia de transformagdes dos dados.

Na tendéncia compactacional, a varidvel “slope” indica a taxa de mudanca com a
profundidade (TVD), ou seja, slopes negativos indicam que os valores diminuem com o
aumento da profundidade. Neste contexto, verifica-se que os valores de PHIE diminuem
com o aumento da profundidade, enquanto os valores de SW aumentam. J4 a constante
“datum” refere-se ao TVD do topo do reservatorio.

A Tabela 7.3 mostra a seqiiéncia de transformac¢des adotadas e seus respectivos
valores para as propriedades PHIE e SW. A seqiiéncia de transformag¢des das propriedades
petrofisicas foi aplicada ao modelo de ficies e apenas aos sistemas de canal e canal-dique
marginal, visto que ndo foram gerados valores de PHIE e SW para as facies do sistema
hemipeldgico nas se¢oes 6.7 ¢ 6.8. Na reducdo de assimetria, os valores inicial e final
referem-se ao intervalo no qual a transformagdo dos dados foi aplicada, tendo os valores
minimo e maximo dos dados originais como base.
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Tabela 7.3: Seqiiéncia de transformagdes aplicadas as varidveis PHIE e SW para os sistemas de
canal e canal-dique marginal.

SEQUENCIA DE TRANSFORMA COES

Truncamento dos

. Min. =0 Min. =0
dados e realiza¢des
Média 0,261276 0,0401945
Sistema Canal Compactacional Slope = -0,00009 Slope = 0,00144976
P Datum = 2877,27  Datum = 2877,27
Reducdo de -0,152124 (inicial) -0,463458 (inicial)
Assimetria 0,217574 (final) 2,59927 (final)
Truncamento dos Min. = 0 Min. = 0

dados e realiza¢des
Média 0,250373 0,108289

Sistema Canal-Dique
Slope = -0,00025 Slope =0,0018612

Marginal i
s Compactacional Datum =2877,27  Datum = 2877,27
Reducdo 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 na secdo 7.6.2, o estudo variogrifico das
propriedades petrofisicas do Campo de Namorado também foi realizado a partir de trés
enfoques: estimativa do azimute, defini¢do do variograma experimental e modelagem do
variograma.

Conforme discutido anteriormente, o azimute de 135° também sera utilizado para a
andlise variogréfica das propriedades porosidade efetiva e saturacdo de dgua visto que estes
parametros sdo regidos pela distribui¢do das ficies no campo em estudo. A definicdo do
variograma experimental segue a mesma premissa de estimar os parametros variograficos
necessdrios para gerar o modelo de variograma e também foram gerados nas direcoes
paralela, normal e vertical ao azimute.

Por fim, o modelo do variograma utilizado na modelagem petrofisica foi ajustado a
partir dos dados inferidos através do variograma experimental. A modelagem do
variograma das propriedades petrofisicas também foi realizada a partir do modelo esférico,
visto que foi o que melhor se ajustou aos dados. A Tabela 7.4 mostra os valores do alcance
e do patamar estimados para todas as dire¢des de cada propriedade.
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Tabela 7.4: Parimetros utilizados para a elaboracdo do modelo de variograma de PHIE 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 14582
Saturagdo de Agua Normal 0,95276 652,29
Vertical 0,95276 42,017

Os modelos de variogramas nas dire¢des paralela, normal e vertical gerados para as
propriedades porosidade efetiva e saturacdo de dgua, encontram-se no Apéndice D. Estes
variogramas foram aplicados apenas as ficies dos sistemas canal e canal-dique marginal,
visto que ndo foram gerados valores de PHIE e SW para as facies do sistema hemipelagico.

7.7.3. MODELAGEM GAUSSIANA DE PHIE E SW

A modelagem petrofisica da porosidade efetiva e da saturacdo de dgua consiste,
basicamente, na extrapolacdo destas propriedades ao longo da malha geoldgica, levando em
consideragdo a distribuicdo das féacies modeladas, através da aplicacio de métodos
estocésticos. A ferramenta aplicada na modelagem petrofisica utiliza como algoritmo base a
Simulacdo Gaussiana Seqiiencial (SGS), descrita na sec¢ao 5.3.2.

O resultado da primeira realizagdo da modelagem petrofisica de PHIE e SW
mostrou que durante a simulagcdo alguns valores de PHIE e SW das ficies reservatorio
foram atribuidos as facies nao-reservatorio. Os modelos petrofisicos gerados devem ser
corrigidos para que possam ser posteriormente utilizados no célculo do volume de 6leo.
Esta correcao tem como intuito especificar quais s@o as facies do reservatério que possuem
potencial para armazenar 6leo.

Conforme mencionado na sec¢ao 7.3, o sistema hemipeldgico corresponde as facies
nao-reservatorio (carbonato e folhelho) que ndo possuem 6leo em seu arcabouco. Embora
nao tenha sido calculado na se¢do 6.7 o valor de PHIE para as facies carbonato e folhelho,
este valor foi inferido durante a modelagem petrofisica pelo processo de simulagdao
Gaussiana, o que gera distribui¢des incorretas de PHIE que interferirdo no cdlculo do
volume de 6leo do reservatdrio.

Neste contexto, € necessdrio estabelecer uma relacdo que impossibilite que as
feicdes classificadas como nao-reservatério apresentem valores de PHIE, ou seja, as células
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do grid que correspondem ao sistema hemipeldgico devem apresentar valores de
porosidade nulos. Dessa forma, a corre¢do da porosidade efetiva é dada pela fungdo l6gica:

SE o modelo de facies for = sistema hemipeldgico ENTAO PHIE;,, = 0,
caso contrario PHIEy;,,, = modelo dos demais sistemas de facies

No caso da saturacdo de dgua, a correcdo 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 simulacdo. Desta forma, é necessdrio
definir uma relagdo que contabilize os valores de SW compreendidos entre 0 e 100% e que
considere que os valores andmalos sejam iguais a 100%. Com isso, a correcao da saturagdo
de 4gua é dada pela func¢do logica:

SE a saturagio de dgua for > 1 ENTAO SWg;,, = 1, caso contrario SWring
= valor calculado de SW entre 0 e 100%

Os modelos petrofisicos da primeira realizacdo gerados para as propriedades
porosidade efetiva e saturacdo de 4gua e que foram corrigidos pelas relacdes acima
encontram-se na Figura 7.24.

Nesta figura, verifica-se que hda uma correspondéncia entre os modelos de facies e
os petrofisicos, ou seja, as feicdes classificadas como sistema canal e sistema canal-dique
marginal apresentam alta porosidade efetiva e baixa saturacdo de dgua, enquanto que as
feicoes classificadas como sistema hemipeldgico possuem baixa porosidade efetiva. No
modelo de SW verifica-se que os valores correspondentes a 1 (SW = 100%) referem-se as
facies do sistema hemipelagico que apresentam porosidade nula.

A distribuicao da porosidade efetiva para os trés sistemas de ficies encontra-se na
Figura 7.25. Nesta figura nota-se que o sistema hemipeldgico apresenta distribuicdo nula
de PHIE e que as distribuicdes dos demais sistemas mantiveram-se condizentes aquelas
identificadas na regularizag¢ao dos dados de pogos.

Ja a distribuicdo da saturacdo de dgua para os trés sistemas de facies encontra-se na
Figura 7.26. Nesta figura observa-se que o sistema hemipeldgico encontra-se totalmente
saturado em 4gua, o que ja era esperado por se tratar de uma facies ndo-reservatorio.
Embora as saturacdes de dgua das ficies que representam este sistema ndo terem sido
calculadas na secdao 6.8, o processo de simulacdo infere estes valores. Quanto as
distribuicdes de SW dos demais sistemas, verifica-se que os valores mostraram-se coerentes
com aqueles obtidos na regularizacao dos dados de pocos.
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Figura 7.24: (A) Modelo da propriedade porosidade efetiva final (corrigida) da realizacdo 1 (B)
Modelo da propriedade saturacio de dgua final (corrigida) da realizacdo 1.
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Figura 7.25: Histogramas da propriedade PHIE final. (A) Figura 7.26: Histogramas da propriedade SW final. (A)
representacdo dos trés sistemas de facies; (B) sistema de canal; (C) representagcdo dos trés sistemas de facies; (B) sistema de canal; (C)
sistema de canal-dique marginal; e (D) sistema hemipelagico. sistema de canal-dique marginal; e (D) sistema hemipelagico.
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7.8. CALCULO DA RAZAO NET TO GROSS (NTG)

De acordo com Cosentino (2001), a razdo net to gross representa a por¢cao do
reservatorio que contribui para a produgdo de 6leo, ou seja, € a fracdo entre as facies
reservatorio (com 6leo) e a espessura total do reservatério. Esta razdo é computada através
da definicao de um valor de corte inferido de forma empirica.

O valor de corte € aplicado a uma determinada propriedade do reservatério no
intuito de dividi-lo em por¢des que apresentam ou nio potencial de produzir 6leo. A
definicdo do pardmetro e do seu respectivo valor de corte que serdo empregados para
calcular a razdo net to gross do reservatério configura uma etapa fundamental para a
estimativa do volume de 6leo.

No estudo em questdo, a porosidade efetiva foi o critério utilizado para estabelecer a
razao net to gross do reservatério. Com base na anélise da distribui¢do dos valores de PHIE
da fécies arenito obtidos na regularizagao dos dados de pocos, definiu-se o valor de corte de
PHIE como sendo 15%, visto que as porosidades minimas encontradas para esta facies,
considerada a ficies reservatdério com maior potencial de armazenar 6leo, estdo proximas a
este valor.

Neste contexto, € necessdrio definir uma relacdo que contabilize os valores de PHIE
acima de 15% como rochas reservatério (NTG=1) e que considere os valores inferiores a
este limiar como rochas nao-reservatério (NTG=0). Assim, a razdo net to gross é definida
pela expressao:

SE PHIEpyg > 15% ENTAO NTG = 1, caso contrario NTG = 0

O resultado da razdo net to gross gerada pela relagdo acima encontra-se na Figura
7.27, na qual verifica-se que a divisdo do campo em porcdes reservatorio e nao-reservatorio
estd condizente com a distribuicdo das facies gerada na se¢ao 7.6.3. Ja a distribuicdo da
razio net to gross obtida para os trés sistemas de facies encontra-se na Figura 7.28. Nesta
figura observa-se que o sistema hemipeldgico foi totalmente classificado como nao-
reservatorio, o que ja era previsto por este sistema representar as facies carbonato e
folhelho. Com relagdo aos sistemas de canal e canal-dique marginal, verifica-se que a
maioria dos dados foi classificada como reservatdrio e que apenas uma pequena parcela dos
dados, correspondente a valores de PHIE inferiores a 15%, foi classificada como ndo-
reservatorio.
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Figura 7.27: Modelo da razio net to gross gerado para a realiza¢do 1 do modelo de facies.
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Freqiéncia Relativa (%)

|
Nédo-Reservatorio Reservatorio

Figura 7.28: Histograma da razao net to gross mostrando as propor¢des dos sistemas de facies em
cada fracdo do reservatdrio.
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A Tabela 7.5 mostra os valores em porcentagem da razao net to gross obtidos para
os sistemas de canal, canal-dique marginal e hemipeldgico do modelo de facies gerado. A
designacdo "todas as facies" representa a porcentagem total obtida para as facies
classificadas como reservatdrio e ndo-reservatorio, sendo que os valores das demais fécies
representam uma fracdo deste total. Nota-se que o sistema hemipeldgico ndo contribui na
quantificacdo da por¢do reservatorio, o que ja era previsto por este sistema representar as
facies carbonato e folhelho.

Tabela 7.5: Razdo net to gross obtida para os trés sistemas de facies gerados no modelo.

RAZAO NET TO GROSS

Todas as Facies 36,74 63,26

. . Sistema Canal 26,28 3,92
Indicatriz . : .

Sistema Canal-Dique Marginal 10,46 3,92

Sistema Hemipeldgico 0,00 55,42

7.9. CALCULO DO VOLUME DE OLEO E ANALISE DOS RESULTADOS

A ultima etapa da caracterizacdo e modelagem geoldgica do Campo de Namorado
concerne no calculo do volume de 6leo.

Neste trabalho, a quantificagdo do volume de 6leo foi realizada a partir da Equacao
7.1 que exprime o volume de 6leo in place nas condi¢des de superficie, ou seja, considera
apenas a por¢do que contém 6leo na qual o gas dissolvido foi separado.

1
STOIIP = GRV - NTG - @, - (1= Sy) " (7.1)

[

Onde: STOIIP = Stock Tank Oil Initially In Place

GRYV = Volume geométrico do reservatério (inclui a estrutura do reservatorio, como
horizontes e falhas, e o contato entre os fluidos)

NTG = razdo net to Gross
Q. = porosidade efetiva
Sy = Saturacdo de dgua

B, = Fator volume-formacao do 6leo
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A determinacdo do volume de 6leo do reservatdrio leva em consideracdo dois
conjuntos de varidveis: aquelas referentes ao fluido (6leo) e aquelas referentes a formacao.
No conjunto das varidveis referentes ao 6leo estdo o contato dleo-agua, a saturagcdo de dgua
e o fator volume-formagao do 6leo. J4 no conjunto das varidveis referentes a formagao
estdo a porosidade efetiva e a razdo net to gross.

O fator volume-formacgao do dleo (B,) € a razdo entre o volume que a fase liquida
(6leo mais gas dissolvido) ocupa em condi¢des de pressdo e temperatura quaisquer € o
volume do que permanece como fase liquida quando a mistura alcancga as condi¢des padrao
(Rosa et al., 2006). De maneira geral, trata-se da razdo entre o volume de dleo nas
condigdes iniciais do reservatdrio e o volume nas condic¢des de superficie (stock tank).

O valor de B, empregado neste trabalho corresponde a 1,41 m3/m?3 std. Este valor
obtido para o Campo de Namorado foi medido por Ida (2009) nas condi¢des de pressdo de
saturacao de 210 kgf/cm? e temperatura de 88 °C, levando em consideracdo que a densidade
do 6leo € de 31 °APL

Conforme mencionado anteriormente, um algoritmo de simulag@o estocéstica € uma
ferramenta que permite a geracdo de infinitas alternativas equiprovaveis das distribuicdes
espaciais do fendmeno estudado. No caso especifico da exploracdo de reservatdrios de
petréleo, as simulagdes estocdsticas sao muito uteis na avaliagdo do risco e para o cédlculo
das incertezas nos diferentes cendrios da distribui¢do espacial dos atributos do reservatorio
(Souza Jr., 1997).

As multiplas realiza¢des equiprovaveis de um atributo de interesse nao so
apresentam as mesmas caracteristicas estatisticas como também representam possiveis
configuragdes da complexidade geoldgica do reservatério. De acordo com Cosentino
(2001), o estudo da variabilidade estatistica das diferentes configuracdes do reservatorio,
desenvolvidas a partir de um significativo nimero de realizagdes, fornece ao geocientista
uma estimativa da incerteza inerente a descri¢do geoldgica do reservatoério.

A definicdo do numero de realizacdes necessdrias para a obtencdo de cendrios
equiprovéveis € uma tarefa empirica, ou seja, baseia-se apenas na experiéncia e observagao,
sem qualquer fundamentacdo tedrica. Deutsch (2002) salienta que o questionamento do
nimero de realizacdo a ser empregado normalmente aplica-se nos casos em que a
quantificac@o da incerteza esta em foco.

Neste trabalho, optou-se por desenvolver 100 realizagdes do reservatério para cada
modelo de ficies por ser um ndmero cabalistico, conforme reportado por Journel (1997
apud Oliveira, 1997), e por ser a quantidade normalmente empregada na literatura para a
geracdo de varios cendrios equiprovaveis.
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Para gerar as multiplas realizacdes € necessario identificar quais elementos serdo ou
nao compartilhados e definir qual a seqiiéncia das tarefas que serdo desenvolvidas em cada
realizacdo (workflow). O compartilhamento consiste em especificar quais parametros do
reservatorio sdo constantes (apresentam cardter deterministico) e quais sdo incertos
(apresentam cardter probabilistico).

Neste trabalho, a estrutura geoldgica (horizontes, falhas, dados de pocos e grid 3D)
foi definida como sendo deterministica, ou seja, trata-se de uma informacgdo unica que deve
estar presente em todas as realizacdes. Ja as distribui¢des facioldgicas e petrofisicas foram
definidas como sendo probabilisticas, ou seja, ndo existe uma certeza da configuragdo
assumida por estes parametros pois eles se comportam como varidveis aleatorias. Assim,
como os modelos de ficies e petrofisicos, a razio NTG e o volume de 6leo apresentam
variagdes em cada realizacdo, o compartilhamento nao € estabelecido.

Quanto a seqiiéncia de tarefas, esta foi definida levando em consideragdo os
parametros ndo constantes durante as realizagdes. O workflow utilizado para gerar as
multiplas realizacdes encontra-se esquematizado na Figura 7.29.

1: Modelo de Facies

2: Modelo Petrofisico

3: Porosidade Efetiva Final

e e Realizacies

4: Razdo Net To Gross 1108

5: Saturagio de Agua Final

Figura 7.29: Workflow utilizado para gerar as 100 realizacdes.

Como forma de quantificar as incertezas no volume de 6leo, deve-se especificar
modelos plausiveis (otimista, caso-base e pessimista) para as feicdes geologicas que afetam
o comportamento dos fluidos (Haldorsen & Damsleth, 1990).

Assim, definidos o nimero de realizacdes e o workflow, obteve-se as possiveis
configuragdes do reservatdrio para os modelos gerados utilizando o volume de 6leo como
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critério para se quantificar os cendrios de incerteza causados pelas diferentes distribuicdes
facioldgicas e petrofisicas.

Os histogramas da Figura 7.30 mostram o comportamento do volume de 6leo para
o modelo de facies gerado pelo método de indicatriz apos as 100 realizacdes. Nota-se que
apenas as féacies consideradas reservatorio contribuiram para esta estimativa. J4 a Tabela
7.6 apresenta os valores minimos, maximos e médios obtidos para o volume de 6leo do
Campo de Namorado apés as 100 realizacoes.

Ficies Indicatriz

[] sistema Canal

[ Sistema Canal-Digue
Marginal

. Sistema Hemipelagico

Freqiiéncia Relativa (%)
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Figura 7.30: Histogramas do STOIIP para o modelo de indicatriz.

Tabela 7.6: Dados estatisticos do volume de 6leo obtidos apds 100 realizagdes.

VOLUME DE OLEO - STOIIP (em m?)

Indicatriz 9.8062 x 10’ 1,1598 x 108 1,08087 x 10°

Observa-se a partir dos histogramas e dos dados estatisticos que os valores do
STOIIP gerados utilizando os modelos de facies e petrofisicos como base apresentam
menor dispersdo. A baixa dispersdo dos valores pode ser evidenciada na diferenca de
0,17918 x10® m3 existente entre os valores minimo e maximo, o que caracteriza o bom
controle do método empregado.

A Tabela 7.7 mostra os valores minimos, maximos € médios do volume de d4leo
obtido em cada zona estratigrafica definida na se¢ao 7.4.
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Tabela 7.7: Dados estatisticos do volume de 6leo obtido para cada zona estratigrafica.

STOIIP por Zona Estratigrafica (em m?3)

Zona Estratigrafica Minimo Maximo
Below_Topo 2,6202357 x 10" 3,1658811x 10" 2,9199135 x 10’
Below_Seq_3 2,5789079 x 10’ 3,3234948 x 107 2,9932506 x 10’
Below_Seq_2 2,3445211 x 10’ 2,9613994 x 10’ 2,6352661 x 10’
Below_Seq_1 1,8299717 x 10’ 2,7134369x 10" 2,2603090 x 10’

A Figura 7.31 mostra os cinco cendrios (P10, P20, P50, P80 e P90) gerados a partir
das distribui¢des facioldgicas e petrofisicas, utilizando como critério o cdlculo do volume
de 6leo do Campo de Namorado. Os valores do volume de 6leo obtidos para cada cendrio,
encontram-se na Tabela 7.8 com as suas realiza¢des correspondentes.

Tabela 7.8: Cendrios de incerteza obtidos a partir do volume de 6leo do Campo de Namorado.

CENARIOS DE INCERTEZA DO STOIIP

Modelo Cenarios STOIIP (em m?3) Realizacao
P90 104115352 76
P80 106077328 56
Indicatriz P50 108092960 90
P20 110532400 78
P10 112434576 63

O cendrio P10 corresponde ao cendrio otimista por ter maior volume de 6leo, porém
menor probabilidade de ocorréncia (10%). J4 o cendrio P90 corresponde ao cendrio
pessimista por apresentar o menor volume de 6leo, no entanto é aquele que possui a maior
probabilidade de ocorréncia (90%). Por fim, o cendrio P50 é considerado o caso-base por
ser aquele que espera-se ser representativo do reservatério visto que tem 50% de
possibilidade de ocorréncia.

Neste contexto, verifica-se que os modelos de facies e petrofisicos gerados pelos
métodos de SIS e SGS, respectivamente, mostraram-se consistentes na obtencao do STOIIP
do Campo de Namorado. O modelo estocéstico apresentou um STOIIP para o caso-base de
cerca de 108 x 10° m3, cujo valor estd muito préximo daquele verificado na literatura que
corresponde a 106 x 10° m3 (Guardado et al., 1989).
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P80 - Realizacao 56

P10 - Realiza¢ao 63

Facies Indicatriz

Sistema de Canal
Sistema de Canal-Dique
Marginal

Sistema Hemipelagico

Z scale 4:0

Figura 7.31: Cendrios de incerteza do modelo de facies gerado por indicatriz.
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CAPITULO 8 - CONSIDERACOES FINAIS

O presente trabalho foi direcionado para a caracterizacdo e modelagem geoldgica do
reservatorio turbiditico do Campo de Namorado. A integracdo dos dados oriundos da
geofisica de perfis de pogos e dos testemunhos, através dos métodos geoestatisticos de
modelagem estocdstica, possibilitou a geracdao de varios modelos equiprovaveis do Campo
de Namorado que mostram a distribui¢do das principais unidades do reservatério que
influenciam na estimativa do volume de 6leo.

O desenvolvimento metodolégico empregado para a realizacdo deste trabalho
compreendeu basicamente seis etapas: (1) definicdo dos provéveis litotipos presentes no
reservatorio através da andlise dos perfis de pocos e testemunhos; (2) modelagem geoldgica
e estrutural do Campo de Namorado; (3) modelagem de facies a partir da técnica
estocastica de SIS para caracterizar as heterogeneidades internas das fécies identificadas;
(4) modelagem das propriedades petrofisicas PHIE e SW condicionada ao modelo de facies
gerado; (5) cédlculo do volume de 6leo do Campo de Namorado; e (6) definicio dos
cendrios de incerteza a partir da aplicacdo de 100 realizacdes.

Neste trabalho verificou-se que a caracterizacao das facies sedimentares ¢ uma das
etapas fundamentais para o desenvolvimento e gerenciamento de campos petroliferos, visto
que € a partir da defini¢do das facies sedimentares que a compreensdo da geometria dos
depdsitos turbiditicos e a elaboracdo do modelo deposicional representativo destes
depdsitos se torna possivel.

A partir da correlagdo rocha-perfil as féacies arenito, 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 ficies carbonato e folhelho foram consideradas rochas nao-reservatdrio.
Com a aplicacdo de uma funcdo l6gica verificou-se que 28,9% do campo corresponde a
facies arenito, 18,0% a facies arenito argiloso, 9,6% a facies carbonato e 43,5% a fécies
folhelho. Esta classificacdo mostrou-se condizente com aquela identificada através dos
litotipos descritos pela Andlise Seqiiencial de Testemunhos.

Além disso, os métodos empregados para o cdlculo das propriedades de porosidade
efetiva e saturacdo de dgua das fdcies reservatério também mostraram-se bastante
eficientes. A porosidade efetiva média obtida foi de 24,3% para a facies arenito e de 19,5%
para a facies arenito argiloso, valores estes muito proximos daquele identificado na
literatura que € de cerca de 26%.

A partir dos valores estimados para a propriedade de saturacdo de dgua, identificou-
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se o contato 6leo-dgua do Campo de Namorado em duas cotas altimétricas: -3096m para o
Bloco Alto e -3160m para o Bloco Baixo. Estas cotas corroboram com aquelas descritas na
literatura.

Na interpretacio dos perfis geofisicos de pocgos verificou-se que 0s pogos
localizados na parte central do campo apresentam trés ciclos de deposicdo enquanto aqueles
que situam-se nas bordas normalmente apresentam dois ciclos de deposi¢do. Este fato deve-
se ao acunhamento estratigrafico existente nas bordas do campo.

Além disso, as trés seqiiéncias deposicionais do Campo de Namorado também
foram interpretadas como decorrentes das alteracdes no volume de sedimentos devido as
variacdes do nivel do mar. A subida relativa do nivel do mar associada ao pequeno aporte
sedimentar, proporciona uma transgressdo da linha de costa que resulta em uma
retrogradacdo das féacies sedimentares.

Para facilitar as modelagens posteriores, adotou-se a nomenclatura proposta por
Souza Jr. (1997), na qual o Sistema de Canal corresponde a facies arenito, o Sistema Canal-
Dique Marginal a fécies arenito argiloso e o Sistema Hemipeldgico as facies carbonato e
folhelho. Nesta nova configuragdo, os sistemas de canal e canal-dique marginal
correspondem as facies reservatdrio e o sistema hemipeldgico as facies ndo-reservatorio.

Com a finalidade de se obter uma descri¢do consistente das heterogeneidades do
reservatorio aplicou-se os métodos estocdsticos em duas etapas: primeiro modelou-se a
distribuicao das unidades genéticas (facies) do reservatorio e depois o comportamento das
propriedades PHIE e SW dentro de cada unidade.

Para a modelagem das facies do Campo de Namorado adotou-se a técnica
estocastica de Simulacdo Seqiiencial de Indicatriz que se mostrou bastante eficaz na
delimitacdo das principais unidades do reservatorio. J4 para a modelagem das propriedades
PHIE e SW adotou-se a técnica de Simulagdo Gaussiana Seqiiencial que, em conformidade
com a geometria das ficies modeladas, descreveu a distribui¢do dos dados petrofisicos do
reservatorio.

Sabendo que a distribuicdo espacial das féacies e das propriedades PHIE e SW
influencia na estimativa do volume de 6leo, gerou-se vdrios cendrios equiprovaveis do
Campo de Namorado.

O STOIIP obtido para o modelo de facies gerado pelo método de indicatriz apds as
100 realizagdes foi de 104 x 10° m? para o cendrio P90, de 108 x 10° m? para o cenério P50
e de 112 x 10° m? para o cendrio P10. O valor de STOIIP obtido para o cendrio P50 a partir
dos modelos gerados estd muito proximo daquele verificado na literatura que corresponde a
106 x 10° m3, o que demonstra a confiabilidade da metodologia empregada.
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Os cendrios gerados para os modelos de facies e petrofisicos apresentaram grande
similaridade, o que pode estar associado a quantidade de dados utilizados como
condicionantes. Conforme mencionado por Bahar & Kelkar (1997), quanto mais restricdes
sdo incorporadas em um processo de simulacdo condicional, mais similares serdo as
imagens equiprovaveis.

Portanto, conclui-se que o emprego das técnicas de modelagem estocdstica se fez
necessdario para representar as heterogeneidades dos reservatérios e a variabilidade espacial
das variaveis e, conseqiientemente, inferir estas propriedades nas dreas onde ha auséncia de
dados. Tomando a quantificacdo do volume de 6leo como atributo de interesse foi possivel
gerar varios modelos equiprovdveis do reservatorio, a fim de se identificar aquele que mais
se assemelha com a configuracao real do campo.
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APENDICE A

POCOS TOPO (em MD) BASE (em MD)

NAOIA 2988.2 3146.0

NA02 3027.4 3154.4
NAO3D 3182.0 3215.6

NA04 2994.6 3110.2

NAOS 3022.4 3048.4
NAO6D 3292.8 3491.8

NAO7 3070.2 3217.2
NAOSD 3243.2 3392.6
NAO9D 3341.6 3513.8
NA10D 3305.0 3434.4
NA11A 3121.6 3140.4

NA12 3009.2 31454
NA13A 2978.0 3043.0
NA14D 3591.0 3598.6
NA1SD 3451.8 3623.0
NA16D 3465.8 3554.6
NA18D 3314.0 3390.8
NA20D 3470.0 3654.8
NA21B 3074.4 3092.2

NA22 3171.8 3238.0
NA23D 3280.8 3364.0
NA24D 3676.8 3842.0
NA25D 3205.8 3360.6
NA26D 3460.0 35354
NA27D 3724.6 3898.2

NA28 3558.8 3699.8
NA29D 35124 35224
NA30D 3400.8 3551.0
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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 31934 3313.8
NA45D 3285.2 3337.4
NA46D 3643.6 3737.6
NA47D 31754 33124
NA48D 3106.2 3205.2
NA49D 3319.2 3473.2
NASOD 3337.8 3456.6
NASID 3627.2 3723.6
NAS2D 32214 3326.6
NAS3D 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
z Bl ~ ISl = S Z|12|2|2 |2 |#

1 | Interlaminado Lamoso Deformado INLD

2 | Conglomerados e Brechas Carboniticas CBC

3 | Diamictito Arenoso Lamoso DAL -
4 | Conglomerados Residuais CR

5 | Arenitos conglomeraticos AC

6 | Arenito Grosso, Amalgamado AGA

7 | Arenito Médio Fino Laminado AMFL

8 | Arenito Médio Gradado ou Macico AMGM

9 | Arenito Médio Cimentado AMC

10 | Arenito/Folhelho Interestratificado AFI

11| et P

12 | Siltito Argiloso Estratificado SAE

13 | Interlaminado Siltito Argiloso e Marga ISAM

14 | Folhelho Radioativo FR

15 | Interlaminado Arenoso Bioturbado IAB i
T

17 | Marga Bioturbada MB

18 | Ritmito R

19 | Arenito Glauconitico AG
20 g(i)(l)ltliggdsaﬂtlco com Niveis de Marga FSMN
2 g;cegg(; ;inn:;rgado, com Feicdes de ACFE .
22 | Siltito Argiloso/Arenito Deformado SAAD
23 | Arenito Médio/Fino Laminado Cimentado AMFLC
o e
25 | Marga Bioturbada Outra MBO
26 | Folhelho Carbonoso FC
27 | Arenito Macigo Muito Fino AMMF
28 | Siltito Areno-Argiloso SAA
29 | Interlaminado Siltito/Folhelho ISF
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APENDICE C

Direcio Paralela (128337 pares de pontos)

Varifincia

Passo

Direcio Normal (81685 pares de pontos)

[
g 0.12
L
E 0.09
=

T T T T T T T

T T
0.0 0.4 0.8 1.2 L& 2.0 2.4 1.8 3.2
Passo

Direcio Vertical (106561 pares de ponios)

Apéndice C - 1: Modelo de variograma nas trés dire¢des para o sistema de canal-dique marginal.
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Direcio Paralela (128337 pares de pontos)

Varifincia

T T T T T T T T

0.5 10 1.5 0 L5 3.0 3.5 40

Passo

Direcio Normal (81685 pares de pontos)

T T T T T T T
0.3 0.6 0.2 1.2 1.5 1.8 2.1
Paszo

Direcio Vertical (106561 pares de pontos)

Apéndice C - 2: Modelo de variograma nas trés dire¢des para o sistema hemipelagico.
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APENDICE D

Direcio Paralela (15858 pares de pontos)

Varifincia

Passo

Direcio Normal (7319 pares de pontios)

L5 4

1.2

0.9 -

£
5
-

0.6 -

0.3 -

0.0 T n T T T T T T
0.0 0.3 0.6 0.9 1.2 L5 1.8 2.1
Passo

Direcio Vertical (20275 pares de pontos)

VYarifincia

Apéndice D - 1: Modelo de variograma nas trés dire¢Ges para a propriedade porosidade efetiva.
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Direcio Paralela (16484 pares de pontos)

Varifincia

Passo

Direcio Normal (7073 pares de pontos)

e
B
o
"
e
.

T T T T

T
0.a 0.2 1.2 1.5 1.8 2.1
Passo

Direcio YVertical (18868 pares de pontos)

Yarifingcia

Apéndice D - 2: Modelo de variograma nas trés direcdes para a propriedade saturagcdo de agua.
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