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A�caracterização�de�reservatórios�é�de�fundamental�importância�para�a�implantação�de�

uma�estratégia�de�produção�de�um�campo�petrolífero.�Os�modelos�geológicos�permitem�o�

entendimento� da� gênese� do� reservatório� em� estudo� com� a� possibilidade� de� realizar� uma�

distribuição� espacial� e� qualitativa� das� principais� heterogeneidades.� Esta� análise� envolve�

quantidade� enorme�de�variáveis�devido�à� complexidade�do�problema�gerando�um�grande�

número�de�cenários�prováveis.�Para�o�modelo�geológico�da�área,�fundamentada�na�análise�

de� dez� perfis� elétricos� e� radioativos,� foi� possível� a� determinação� de� intercalações� de�

camadas,� definição�das� fácies� e� a�definição�da�porosidade� e�permeabilidade�dos� arenitos.�

Devido� à� presença� de� pacotes�mais� espessos� e� contínuos� de� arenitos� na� direção� SW+NE,�

portanto� com� maior� razão� areia/folhelho,� infere+se� esta� como� a� direção� preferencial� de�

aporte� dos� sedimentos.� A� análise� geoestatística� foi� realizada� para� as� principais� variáveis�

referentes�à�caracterização�de�reservatórios.�Esta�análise�definiu�a�direção�SW+NE�como�a�

direção�preferencial�de�aporte�dos�sedimentos�e�forneceu�uma�estimativa�de�volume�de�óleo�

.�Devido�à�elevada� incerteza�na�estimativa�desse�volume,� foi� realizada�a� simulação�

estocástica�levando�em�consideração�as�variáveis� topo�e�base�do�reservatório,�distribuição�

de� arenitos� e� porosidade.�Os� resultados� da� simulação� estocástica� demonstram� a� variação�

dos�volumes�de�óleo� .�
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�

The�reservoir�characterization�model�is�of�fundamental�importance�for�the�planning�of�

a� strategy� production� petroleum� field.�The� geological�models� allow� the� understanding� of�

the� reservoir’s� spacial� and� qualitative� distribution� of� its� principal� heterogeneity.� This�

analysis� involves� enormous� amount� of� variables� due� to� the� complexity� of� the� problem,�

which�generates�a�great�number�of�probable�scenarios.�For�the�geological�model�of�the�area�

the�interpretation�is�based�on�the�analysis�of�ten�electrical�and�radioactive�logs,�with�which�

it� is� possible� to�determine� the� intercalations� layers� and� the�definition�of� the�porosity� and�

permeability� of� the� sandstones.� The� presence� of� thicker� and� continuous� packages� of�

sandstones�in�the�NE+SW�direction,�with�its�high�net� to�gross�ratio,�is�probable�due�to�the�

existence�of�a�preferential�direction�of�the�sediment�sources.�The�geostatistical�analysis�was�

carried�out�for�the�principle�variables�regarding�the�characterization�of�the�reservoir.� �This�

analysis�defined�the�direction�SW+NE�as�the�preferential�direction�of�the�sediments�sources��

and� � oil� volume� estimate.� � Due� to� the� raised� uncertainty� in� the� estimate� of� this�

volume,�a�stochastical�was�carried�out�with�the�consideration�of;�top�and�base�variables�of�

the� reservoir,� distribution� of� sandstones� and� porosity.� � The� results� of� the� stocastical�

simulations�show�the�variation�of�the�volume� �of�oil.���
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�
Reconhecidos�na� literatura�como�depósitos�complexos�e�heterogêneos,�os� turbiditos�

são� sistemas� pouco� preservados� em� afloramentos,� tornando� a� caracterização� geométrica�

muito�difícil� (Bruhn,�1998).�No�Brasil�mais�de� 90%�das� reservas�de�hidrocarbonetos� são�

referentes�aos�reservatórios�turbidíticos.�A�explotação�adequada�muitas�vezes�é�prejudicada�

devido� à� elevada� dificuldade� para� a� caracterização� geométrica� e� a� identificação� das�

heterogeneidades� dos� reservatórios� relacionados� a� esse� sistema� deposicional.� Para� a�

implementação�de�um�plano�de�desenvolvimento�do�campo�petrolífero�se�faz�necessário�o�

entendimento�de�suas�principais�heterogeneidades.�

�

A� elaboração� do� modelo� geológico,� para� área� começa� com� a� aquisição� e�

processamento� de� dados� sísmicos,� que� são� ferramentas� muito� importantes� na� fase�

exploratória(Figura� 1+1).� Os� dados� sísmicos� servem� principalmente� para� mapear� os�

principais�horizontes,�a�geometria�e�as�falhas�que�podem�influenciar�na�compartimentação�

dos� blocos� exploratórios.� O� mapeamento� das� principais� heterogeneidades� torna+se� um�

grande�desafio�dentro�da�escala�de�reservatório,�pois�a�resolução�sísmica�vertical�impede�o�

rastreamento�de�pequenas�estruturas.�

�

�

�

�
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Interpretação
Sísmica

Contexto 
Geológico

Experiência 
Profissional

Interpretação Geológica Interpretação de Dados de Rocha

Modelo 
Sedimentológico

Interpretação de Dados de Rocha

Modelo Geológico 
Conceitual do Reservatório

Modelagem Estrutural-
Estratigráfica do Reservatório

Modelagem de
Propriedades do Reservatório

�
Figura�1+1�+�Representação�do�fluxo�para�modelagem�geológica.�

�

Com� o� sucesso� exploratório,� são� perfurados� poços� para� delimitação� do� campo� e�

aquisição�de�dados�do� reservatório.�Os�pontos�amostrais�são�normalmente�esparsos�o�que�

compromete� a� correlação� entre� os� principais� corpos� promissores� para� a� prospecção� de�

petróleo.�A� interpretação�geológica� tem�como�principal�objetivo�efetuar�o�zoneamento�do�

reservatório,� através� da� construção� de� seções� estratigráficas� e� estruturais� preliminares� e�

elaboração�de�mapas�das�principais�variáveis�como�espessura�do�reservatório�e�de�espessura�

porosa� de� arenitos.� Esta� correlação� depende� da� interpretação� dos� perfis� elétricos� e�

radioativos,� como� também� dos� dados� de� rocha,� tendo� como� base� dados� litológicos,�

petrofísicos�e�bioestratigráficos.�São�coletados�também�durante�a�perfuração�desses�poços�

dados�dos�fluidos�da�formação,�determinando+se�a�pressão�e�temperatura�do�reservatório�e�

identificam+se�os�contatos�entre�os�fluidos.�Como�impeditivo�para�a�correta�interpretação�do�
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modelo� geológico� são� atribuídos� a� limitação� de� poços� testemunhados,� a� qualidade� dos�

dados�sísmicos�causado�por�ruídos�e�resolução�das�ferramentas.��Como�principais�incertezas�

na� interpretação�geológica�do�reservatório�destacam+se�as�correlações�de� reservatórios,�as�

conversões� das� superfícies� geradas� pela� sísmica� em� tempo� para� profundidade,� o�

posicionamento�das�falhas,�os�limites�dos�reservatórios�e�os�contatos�entre�fluidos.��

�

Em� seguida,� o� objetivo� é� a�modelagem� do� arcabouço� estrutural� e� estratigráfico� do�

reservatório.� Como� dados� de� entrada� destacam+se� os� zoneamentos� estratigráficos,� as�

superfícies� geológicas� em� profundidade,� segmentos� de� falhas,� limites� e� geometria� dos�

reservatórios,�os�dados�parametrizados�de�modelos�análogos�que�ocorrem�na�natureza�e�os�

reservatórios� similares.� Os� principais� produtos� gerados� são� os� mapas� estruturais,� os� de�

isópacas� e� o� volume� de� rocha.� Em� relação� aos� pontos� críticos� destacam+se� o� modelo�

conceitual,�a�confecção�da�malha�geológica�e�a�modelagem�de�geometrias�estratigráficas�e�

estruturais,�verificando�a�consistência�com�os�resultados�obtidos.�

�

Na�etapa�seguinte�do�processo�de�modelagem�geológica�é�realizada�a�modelagem�das�

propriedades�do�reservatório,�destacam+se�como�dados�de�entrada�os�perfis�de�avaliação�dos�

poços�para�cálculo�da�porosidade�efetiva,�volume�de�argila�e�saturação�de�água.�Também�se�

destaca� o� modelo� de� eletrofácies,� correlações� entre� permeabilidades� e� porosidades,�

correlações�de�atributos�sísmicos�com�propriedades�petrofísicas,�contatos�de�fluidos�e�dados�

parametrizados�de�modelos�análogos.�O�objetivo�nessa�fase�é�gerar�um�modelo�de�fácies,�

um�modelo�de�propriedades�petrofísicas,�o�volume�de�hidrocarbonetos,�mapas�de�espessura�

de�arenitos�e�mapas�de�espessura�porosa�com�óleo.�Consideram+se�como�pontos�críticos,�a�

correlação�entre�diferentes�suportes,�por�exemplo,�litofácies,�sismofácies�e�eletrofácies,�as�

incertezas� do� modelo� conceitual� para� gerar� curvas� de� proporção,� mapas� de� tendência,�

correlação�de�atributos�sísmicos,�representatividade�geológica�dos�métodos�geoestatísticos,�

a�transferência�de�escala�e�a�extração�de�mapas�do�modelo�em�três�dimensões.�

�

A�modelagem�estocástica�é�utilizada�para�o�entendimento�das�variabilidades�internas�

e�espaciais�do�reservatório.�A�geoestatística�é�uma�excelente�ferramenta�que�funciona�como�

ligação�entre�a�Geologia�e�a�Engenharia�de�Reservatório.�Para�isso,�é�necessário�modelar�o�
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reservatório�e�numa�segunda�fase�modelar�as�propriedades�petrofísicas�no�interior�das�fácies�

(Alabert�&�Massonat�1990,�Damsleth� .�1990,�Haldorsen�&�Damsleth�1990,�Alabert�&�

Corre�1991,�Alabert�&�Modot�1992�e�Massonat� �1992).��

�

Os�resultados�obtidos�com�modelos�geoestatísticos�podem�ser�do�tipo�determinísticos��

por�interpolação�(krigagem,�cokrigagem�e�etc.)�ou�estocásticos,�ressaltando�que�as�técnicas�

usuais�para�simular�variáveis�são�a�Simulação�Indicatriz�Seqüencial,�a�Simulação�Gaussiana�

e�a�Simulação�Booleana�(objetos).�O�objetivo�da�interpolação�é�obter�o�melhor�estimador�

local� baseado� nas� medidas� de� correlação� e� nos� dados� condicionantes,� gerando� modelos�

suavizados.�Para�simulação,�além�de�reproduzirem+se�as�medidas�de�correlação�e�os�dados�

condicionantes,�reproduz+se�a�variabilidade�entre�os�mesmos.�Enquanto�na�interpolação,�os�

resultados�são�suavizados�e�únicos,�a�simulação�gera�uma�série�de�imagens�equiprováveis�

da� distribuição� das� propriedades,� sendo� importante� ferramenta� na� geração� de� imagens� de�

heterogeneidades,�provendo�um�modelo�alternativo�para�representar�o�meio�geológico.�Para�

o� entendimento� do� modelo� dinâmico� dos� reservatórios,� isto� é,� efetuar� uma� previsão� do�

comportamento�do�deslocamento�do�fluido�durante�a�produção�se�faz�cada�vez�mais�uso�de�

técnicas�para�observação�e�caracterização�dos�parâmetros�considerados�estáticos.��

�

 

�

Para�atingir�um�bom�estágio�do�conhecimento�com�menor�risco�para�a�implantação�do�

projeto�de�desenvolvimento�é� importante�o�conhecimento�das�principais�heterogeneidades�

que� afetam� no� cálculo� de� volume� de� uma� reserva� recém� descoberta,� porém� não�

desenvolvida.���

�

Neste� trabalho,� o� objetivo� é� a� elaboração� do� modelo� geológico� através� da�

interpretação�das�feições�das�curvas�de�perfis�elétricos�e�radioativos,�disponíveis�para�cada�

poço,� subsidiando� o� entendimento� das� principais� diferenças� litológicas� do� reservatório,�

separando�basicamente�em�corpos�de�arenito�e�de�folhelhos.�E�auxiliando�na�caracterização�

das�principais�fácies�deposicionais�do�reservatório.�

�
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Aplicação� das� técnicas� de� modelagem� estocásticas� para� o� mapeamento� das�

heterogeneidades� que� são� inerentes� ao� processo� deposicional� associado� ao� reservatório.�

Dentre�as�diversas�técnicas�disponíveis,�foi�utilizada�a�Simulação�Seqüencial�por�Indicatriz�

para� classificar� em� reservatórios� e� não� reservatórios� e� a� Simulação� Gaussiana� para� as�

superfícies�de�topo�e�base�do�reservatório�e�para�o�parâmetro�petrofísico,�porosidade.��Com�

o� tratamento� geoestatístico� dessas� heterogeneidades,� objetivou+se� a� geração� de� diversos�

cenários�de�distribuição�e�os�possíveis�volumes�de�óleo� �para�o�reservatório.���

�

 

�

Um� campo� marítimo� da� Bacia� de� Campos� foi� utilizado� considerando� dez� poços�

verticais� perfurados.� � As� coordenadas� e� as� profundidades� reais� dos� poços� não� foram�

mostradas�para�evitar�a�identificação�do�campo.�A�delimitação�da�área�é�fornecida�por�um�

polígono,�no�qual�o�critério�utilizado�para�o�traçado�é�a�inclusão�dos�dez�poços�perfurados�

no�campo�selecionado.��

�

Para� a� caracterização� do� sistema� deposicional� e� compreensão� das� heterogeneidades�

internas� foram� realizadas� correlações� dos� poços� somente� através� de� análise� de� perfis�

elétricos�e�radioativos�e�confecção�de�seções�e�mapas.�As�informações�obtidas�nessa�etapa�

fornecem�subsídios�para�a�modelagem�estocástica.�Os�perfis�dos�poços�verticais�perfurados�

no�campo�são�amostrados�em�subsuperfície�após�o�término�da�perfuração�dos�poços,�esses�

dados�são�coletados�num�espaço�amostral�de�0,2m,�em�profundidade�medida.��

�

Portanto,� os� dados� dos� dez� poços� perfilados� inicialmente� com� dados� originais� em�

coordenadas�do�tipo�estruturais�são�todos�modificados�para�estratigráficos,�refernciados�no�

datum�a�+2000m�tendo�com�propósito� fundamentar�os� trabalhos�geoestatísticos�para�ser�o�

mais�correlacionável�possível�com�o�sistema�deposicional.�Os�poços�possuem�um�conjunto�

de� perfis� considerado� como� básico� formado� pelos� perfis� GR,� densidade� (ρb),� o� neutrão�

(nphi)� e� sônico� (∆t)� que� registram� a� porosidade� da� formação� e� finalmente� o� perfil� de�

resistividade�que�mede�a�condutância�da�rocha.�Pelo�perfil�GR,� foi�possível�classificar�as�
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principais� litologias� da� área,� em� associação� juntamente� com� os� perfis� de� porosidade.�No�

reservatório�foram�identificados�litologias�referentes�a�arenitos�e�folhelhos.�

�

A�análise�geoestatística� iniciou�com�a�krigagem�2D�dos�pontos�amostrais� referentes�

ao� topo�e�a�base�do� reservatório�em�coordenadas�estruturais.�Para� as�variáveis� litologia�e�

porosidade� foi� utilizada� a� krigagem� 3D� em� coordenadas� estratigráficas.� O� programa�

utilizado�para�todo�o�tratamento�geoestatístico�é�o�ISATIS�V6.04.�O�objetivo�é�mapear�as�

principais� superfícies� limítrofes,� utilizando� as� coordenadas� estruturais,� visando� obter� o�

volume�de�rocha�do�campo.�Os�dados�dos�poços�foram�regularizados�de�0,2m�para�1m.�Os�

estudos� variográficos� foram� feitos� com� regularizações� de� 1metro,� na� vertical,� em�

coordenadas� estratigráficas,� conforme� Tabela� 1+1.� Com� uma� malha� de� modelagem�

totalizando�357500�blocos,�com�130�blocos�na�direção�x,�110�na�direção�y�e�25�na�direção�

z,�e�tamanho�de�cada�bloco�é�50x50x5m.��

�

Tabela�1+1�+�Poço�A�,�regularizado�para�1m,�datum�+2000.�
 

poço x y topo base lito 
A 61900.00 72048.00 -2000.00 -2001.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2001.00 -2002.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2002.00 -2003.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2003.00 -2004.00 1 
A 61900.00 72048.00 -2004.00 -2005.00 1 
A 61900.00 72048.00 -2005.00 -2006.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2006.00 -2007.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2007.00 -2008.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2008.00 -2009.00 0 
A 61900.00 72048.00 -2009.00 -2010.00 1 
A 61900.00 72048.00 -2010.00 -2011.00 1 
A 61900.00 72048.00 -2011.00 -2012.00 1 
A 61900.00 72048.00 -2012.00 -2013.00 1 
A 61900.00 72048.00 -2013.00 -2014.00 1 �

�

Dois�métodos� estocásticos� foram� utilizados,� a� Simulação� Seqüencial� por� Indicatriz�

para�a�variável�de�fácies�e�a�Simulação�Gaussiana�Seqüencial�para�topo,�base�e�porosidade.�

A� porosidade� utilizada� foi� a� efetiva,� calculada� através� de� perfis.� A� permeabilidade� foi�

calculada�por�meio�de�uma�regressão�entre�dados�de�permeabilidade�de�amostras�de�rocha,�

porosidade�de�amostras�de�rocha�e�porosidade�de�perfil.�Para�modelagem�estocástica�desses�

parâmetros�petrofísicos�foi�utilizado�o�método�de�Simulação�Gaussiana�Seqüencial.�
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�

A� modelagem� estocástica� é� uma� ferramenta� de� grande� importância� para� o�

entendimento� da� distribuição� espacial� das� heterogeneidades� dos� reservatórios.� Neste�

capítulo�estão�selecionados�alguns�trabalhos�publicados�sobre�este�tema.�

�
 

�
Luster� (1985)� introduz� uma� subdivisão� dos� métodos� estocásticos� no� domínio� do�

espaço� e� no� domínio� da� freqüência.� No� primeiro� tipo,� ficariam� os� métodos� de� bandas�

rotativas,� média� móvel� e� campos� gaussianos� enquanto,� no� segundo� estaria� o� método�

espectral.�

�

Dubrule�(1989)�subdividiu�os�métodos�estocásticos�em�duas�categorias:�os�baseados�

em�objeto� (booleanos)�que�geram�distribuições�de�corpos� sedimentares�no�espaço�usando�

informação�estatística�da�forma�e�dimensão�dos�corpos,�muito�úteis�nos�estágios�iniciais�de�

um�campo,�e�os�baseados�em�seqüência,�que�geram�valores�de�uma�propriedade�em�malhas�

utilizando� informação� geoestatística� de� relações� entre� valores� de� locações� vizinhas,�

podendo�basear+se�em�variogramas�ou�em�distribuições�de�probabilidade�condicional�para�

quantificar�padrões�seqüenciais�de�variação�espacial.��

�

O�autor�faz�um�resumo�dos�aspectos�teóricos�essenciais,�potenciais�de�aplicação�e�dos�

pontos� limitantes� de� quatro�métodos:� booleanos,� simulações� geoestatísticas� condicionais,�

modelos� fractais� e� campos� aleatórios� markovianos.� Destacam+se� a� similaridade� entre� as�

simulações� geoestatísticas� condicionais� e� os� modelos� fractais,� pois� ambos� usam� a�

combinação�de�uma�componente� suave� +�krigagem�e�média�ponderada,� respectivamente� +�
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com�a�realização�de�um�desvio�aleatório�normal,�gerado�segundo�um�modelo�de�variograma�

qualquer�ou�de�potência�com�expoente�igual�à�dimensão�fractal,�respectivamente.�Também�

antecipa� a� potencialidade� das� técnicas� Markovianas� ao� incorporarem� as� vantagens� das�

técnicas�Booleanas�e�baseadas�em�variogramas.�

�

Haldorsen�e�Damslech�(1990)�destacam�6�razões�pelas�quais�se�aplicam�os�métodos�

de�simulações�estocásticas�com�o�objetivo�de�caracterizar�os�reservatórios:�

• Informações�incompletas�sobre�dimensões,�arquitetura�interna�e�variabilidade�

das�propriedades�de�rochas�em�todas�as�escalas,�

• Disposição�espacial�complexa�das�litofácies,�

• Dificuldade�para�entender�a�variabilidade�das�propriedades�das�rochas�e�suas�

estruturas�em�função�da�direção�e�posição�espacial,��

• Desconhecimento� das� relações� entre� o� valor� da� propriedade� e� o� volume� de�

rocha�utilizado�para�sua�definição�(problema�de�escala),�

• Relativa� abundância� de� dados� estáticos,� como� porosidade� e� permeabilidade,�

quando� comparados� com�dados� dinâmicos� do� tipo� variáveis� dependentes� do�

tempo,�como�pressão�e�saturação�de�fluidos�ao�longo�do�reservatório,�

• Conveniência�e�velocidade.�

�

As� diferentes� realizações� apresentam� uma� regularidade� estatística,� ou� seja,� eventos�

complexos� envolvidos� nos� processos� sedimentares� (sedimentação,� erosão,� soterramento,�

compactação� física,� deformação� e� cimentação� por� diagênese)� conferem� aos� reservatórios�

propriedades� físicas� (porosidade� e� permeabilidade)� que� apresentam� um� comportamento�

totalmente�aleatório�quando�analisadas�num�conjunto�pequeno�de�medidas.�Porém�a�análise�

estatística�de�um�número�grande�de�medidas�destas�propriedades�revela�uma�regularidade�

no� seu� comportamento,� o� que� permite�modelar� as� suas� distribuições� espaciais� através� da�

análise�geoestatística�de�seus�dados.��

�

Damsleth� .�(1990)�distinguem�duas�classes�principais�de�modelos�estocásticos:�os�

discretos�e�os�contínuos.��

�
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Os� modelos� discretos� foram� desenvolvidos� para� descrever� feições� geológicas� de�

natureza�discreta,�como�localização�e�dimensões�de�corpos�de�areia�(canais,�crevasses)�em�

ambientes� deposicionais� fluviais,� distribuição� e� tipos� de� folhelhos� dispersos� nas� areias,�

distribuição,�orientação� e� comprimento�das� fraturas� e� falhas,� e�modelagem�de� fácies.�Em�

todos� esses� casos,� um�ponto�no� espaço�pertence� a� apenas�um�de�um�número� limitado�de�

classes,� e� o� modelo� estocástico� controla� como� os� valores� da� classe� em� cada� ponto�

interagem.�Exemplos�de�modelos�discretos�são�os�processos�de�ponto�marcado�(esquemas�

booleanos),�campos�markovianos,�funções�aleatórias�truncadas�e�histogramas�de�2�pontos.��

�

Os� modelos� contínuos� foram� desenvolvidos� para� descrever� fenômenos� que� variam�

continuamente.�Como�exemplo�as�propriedades�rochosas�como�permeabilidade,�porosidade�

e� saturação� residual,� velocidades� sísmicas� e� parâmetros� dimensionais� como� topo� do�

reservatório� e� contato� óleo/água.� Cada� ponto� do� espaço� do� reservatório� tem� um� valor�

distinto� da� variável� de� interesse.� Neste� caso� o� modelo� estocástico� descreve� (1)� o� nível�

médio�ou�tendências�laterais�ou�verticais�da�variável,�(2)�variabilidade�em�torno�da�média,�

(3)�quão� fortemente�pontos�vizinhos� tendem�a� ter�valores� similares,� (4)� a� covariação� das�

variáveis�sob�estudo,�isto�é,�como�o�conhecimento�de�uma�variável�melhora�a�predição�de�

outras.� Exceto� por� uma� deriva� na�média,� a�maioria� dos�modelos� contínuos� adquire� uma�

estacionaridade� dentro� do� reservatório,� que� nem� sempre� é� válida.� Todos� os� modelos�

contínuos�caem�no�arcabouço�da�teoria�das�variáveis�regionalizadas,�envolvendo�conceitos�

como�funções�aleatórias,�krigagem,�indicatriz�e�fractal.��

�

Alabert� e� Modot� (1992)� utilizaram� técnicas� de� modelagem� para� representar� a�

arquitetura� interna� dos� reservatórios,� fornecendo� possíveis� distribuições� das�

heterogeneidades.� Principalmente� efetuando� um� mapeamento� das� variações� petrofísicas�

(permeabilidade,� porosidade)� e� das� feições� geológicas� que� afetam� o� comportamento� do�

fluxo�(falhas,�fraturas,�transmissibilidade,�fácies�litológica).�Testaram�algumas�técnicas�de�

modelagem�de�heterogeneidades� individualizando�dois�grandes�grupos:�métodos�baseados�

em� objetos� e� métodos� baseados� em� píxel.� Mostram� os� aspectos� teóricos� fundamentais,�

vantagens� e� limitações� dos� seguintes� métodos:� booleano,� processo� de� ponto� marcado,�

gaussiano/fractal,� gaussiano� truncado,� indicatriz,� campos� aleatórios� Markovianos� e� os�
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baseados� em� otimização,� sintetizando� com� uma� lista� de� 17� itens� a� serem� avaliados.�

Também�efetua�uma�comparação�entre�3�métodos�clássicos�(gaussiano,�gaussiano�truncado�

e�indicatriz)�em�termos�de�conectividade�e�distribuição�de�permeabilidade�média�na�escala�

de�uma�malha�de�simulação�de�fluxo.��

�

Srivastava�(1994)�realiza�uma�revisão�sobre�os�métodos�estocásticos�utilizados�para�

caracterização�de�reservatório,�individualizando�sete�famílias�de�métodos:��

• procedimentos� seqüenciais� dentre� os� quais� estão� as� simulações� gaussianas�

seqüencial,� indicatriz� seqüencial,� de� Markov+Bayes� e� por� componentes�

principais�indicatrizes,�

• baseados� em� objetos� incluindo� modelo� booleano� e� processos� de� ponto�

marcado,�

• baseados� numa� estimativa�mais� um� erro� simulado,� como� nos� algoritmos� de�

bandas�rotativas�e�fractais,�

• otimização,�como�o�"simulated�annealing”,�

• simulação�de�campo�de�probabilidade,�

• decomposição�de�matrizes�usando�a�abordagem�de�Choleski,�

• métodos�iterativos.��

�

Oliveira� (1997)� relata� que� a� crescente� utilização� dos� algoritmos� de� simulação�

estocástica� pode� levar� os� mais� afoitos� a� considerarem� a� krigagem� como� ferramenta�

geoestatística�ultrapassada.�É�importante�frisar�que�a�krigagem�tem�seu�campo�de�aplicação�

a� depender� dos� objetivos� do� estudo,� e� ademais,� em� grande� parte� dos� algoritmos� de�

simulação�estocástica,�ela�é�implicitamente�realizada.�Assim,�todas�as�incertezas�que�se�têm�

na� estimativa� de� um� atributo� em� uma� determinada� posição,� ocorrerão� também� nas�

krigagens� implicitamente� realizadas� nas� simulações� estocásticas� e,� portanto,� também� as�

influenciará.� Por� exemplo,� nos� algoritmos� de� simulação� com� abordagem� seqüencial,� as�

estimativas� da� função� de� distribuição� acumulada� condicional� (ccdfs)� são� obtidas� via�

krigagens.�O�principal�objetivo�da�krigagem�é�fornecer�uma�única� estimativa� local,�como�

característica� principal� uma� apresentação� suavizada� dos� dados.� Enquanto� na� simulação�

estocástica� a� reprodução� das� características� globais� (textura)� e� estatísticas� (histograma� e�
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covariância)� é� priorizada� em� relação� à� acurácia� local� na� obtenção� de� vários� conjuntos�

alternativos�de�representações.��

�

Santos� (1998)� desenvolveu� um� estudo� baseado� em� dados� reais� de� um� campo� de�

petróleo� localizado� na�Bacia� do� Espírito� Santo,� cujo� principal� objetivo� foi� a�modelagem�

geológica,� parametrização,� modelagem� geométrica� e� simulação� estocástica� baseada� em�

objetos�de�canais.�Inicialmente,�partiu�para�a�caracterização�e�modelagem�do�reservatório.�

A�identificação�da�arquitetura�do�sistema�deposicional�turbidítico�foi�de�suma�importância�

para�a�modelagem�estocástica.�As�simulações�finais�tiveram�por�objetivo�avaliar�a�utilidade�

da� simulação� estocástica� de� objetos� na� exploração� de� um� campo� petrolífero,� obtendo+se�

diferentes�cenários�para�orientar�a�malha�de�desenvolvimento�do�campo.�A�análise�visual�da�

geometria�dos�corpos�gerados�mostrou+se�compatível�com�os�dados�geológicos�disponíveis�

do�campo�estudado.�A�análise�de�diferentes�cenários�obtidos�pela�variação�da�semente�pode�

ser�facilitada�através�da�aplicação�da�simulação�numérica�de�fluxo�para�as�várias�imagens�

geradas.� Para� a� passagem� de� malha� de� dados� obtidos� de� geoestatística� para� a� escala� de�

simulação�de�fluxo�é�necessária�a�utilização�de�uma�ferramenta�que�permita�a�transferência�

de�escalas.�

�

 

�

Foram�selecionados�alguns� trabalhos�com�objetivo�de�esclarecer�a�aplicabilidade�da�

Simulação� por� Indicatriz� como� modelagem� estocástica� gerando� diversos� cenários� de�

distribuição�das�heterogeneidades�do�reservatório.�

�

Journel�e�Alabert�(1988)�propõem�que�a�caracterização�de�reservatório�deve�fornecer�

modelos�numéricos�dos�principais�atributos,�que� influenciam�no�comportamento�do�fluido�

do� reservatório.� � Portanto,� o� modelo� numérico� é� o� resultado� de� várias� imagens� das�

modelagens� estocásticas� fornecendo� uma� variação� espacial� das� heterogeneidades� para�

efetuar�a�previsão�de�comportamento�do�fluido�a�ser�produzido.�No� trabalho�de�Journel�e�

Alabert�(1988)�foi�utilizado�o�Método�de�Simulação�por�Indicatriz�permitindo�gerar�vários�
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cenários�que�honram�os�valores�adquiridos�através�de�dados�de�testemunhos�e�reproduzem�a�

variabilidade�espacial�dentro�do�reservatório�em�estudo.�

�

Alabert�e�Massonat�(1990)�aplicaram�a�simulação�estocástica�como�metodologia�para�

modelar� as� heterogeneidades� dos� reservatórios� de� um� campo� “offshore”.� Por� meio� da�

interpretação�de�perfis�e�testemunhos�correlacionam�os�arenitos�como�depósitos�de�origem�

turbidítica.�Os�resultados�obtidos�de�conectividade�foram�validados�com�os�obtidos�com�os�

testes� de� formação.� Fornecendo� dados� sobre� a� continuidade� dos� reservatórios,� essas�

dimensões�são�consistentes�com�as�correlações�espaciais.�Apesar�de�algumas�restrições�os�

resultados� destas� interpretações� foram� considerados� satisfatórios.� Com� estes� dados� foi�

possível� interpretar� complexidade� das� heterogeneidades� internas� desses� corpos.� A�

Simulação� por� Indicatriz� foi� realizada� para� definir� a� variabilidade� espacial� das� fácies.�A�

utilização�da�Simulação�Gaussiana� foi� utilizada� para� entendimento�do� comportamento�da�

permeabilidade�no�reservatório.�

�

Massonnat� � (1992)�utilizaram�um�campo�de�petróleo�offshore� situado�na�costa�

oeste�da�África,�classificando�as�suas�principais�heterogeneidades�através�de�perfis�elétricos�

e� testemunhos.� A� modelagem� estocástica� foi� utilizada� para� definir� as� heterogeneidades�

entre�os�poços.�

�

Durante�a�produção�do�campo�houve�uma�grande�queda�de�pressão�do�reservatório,�

sendo� necessária� uma� reavaliação� geológica� da� área,� mas� o� programa� de� perfuração� de�

novos�poços�não� foi�bem�sucedido.�Por� se� tratar�de�um�ambiente�de�baixa� razão�arenito+

folhelho,� as� características� sedimentares� controlam� a� conexão� provável� dentro� do�

reservatório�e�conseqüentemente�do�padrão�do�fluxo,�com�isso�houve�a�necessidade�de�um�

melhor�entendimento�da�complexidade�do�reservatório.�

�

Cinco�escalas�de�heterogeneidades�foram�caracterizadas�dentro�deste�campo:�desde�a�

variabilidade� petrofísica,� mudanças� litológicas,� índice� de� qualidade� do� reservatório,�

geometria� dos� corpos� sedimentares� e� até� separação� em� unidades� cronoestratigráficas.� A�

partir�desta�classificação�foi�efetuada�a�modelagem�estocástica�em�dois�métodos,�o�primeiro�
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consiste�em�gerar�as� imagens�3D�das�heterogeneidades�em�maior�escala,�considerando�as�

unidades� de� fluxo� ou� barreiras.� O� segundo� consiste� em� gerar� distribuições� das�

heterogeneidades�do�reservatório�em�menor�escala,�com�isso,�esses�valores�foram�atribuídos�

nas�unidades�de�maior�escala.��

�

Alabert�e�Corre� (1991)�realizaram�um�trabalho�em�um�campo�turbidítico�situado�na�

costa� oeste� da� África.� Neste� estudo� foram� utilizados� dados� de� sete� poços,� os� dados� de�

permeabilidade� e� a� divisão� em� fácies,� sendo� classificadas� em� três� tipos:� canais,� lobos� e�

fácies�laminados.�Foram�selecionados�três�métodos�de�simulação�estocástica,�o�Método�de�

Simulação� por� Indicatriz,� o�Gaussiano� e� o�Gaussiano�Truncado�para� reconhecimento� das�

principais� heterogeneidades� além� da� caracterização� de� volumes� de� poros� conectados.�

Porém,�nos�três�métodos�foi�feita�a�mudança�de�escala�com�o�objetivo�de�diminuir�o�tempo�

e�o�custo�com�a�simulação.��

�

O�critério�para�a�escolha�do�melhor�método�baseia+se�na�disponibilidade�de�dados�e�

quais� os� objetivos� a� serem� alcançados� com� a� modelagem.� Como� resultado� destas�

comparações�à�escolha�para�o�método�mais�adequado�depende�de�quanto�é�heterogêneo�o�

reservatório,� a� Simulação� Seqüencial� por� Indicatriz� é� a� recomendada� para� modelar� os�

contrastes� geométricos� e� faciológicos� enquanto� a� Simulação� Gaussiana� é� mais�

recomendável� para� dados� contínuos� e� quando� as� fácies� são� relativamente� similares� e� por�

último� a� Simulação� Truncada� não� obteve� bons� resultados,� pois� não� oferece� flexibilidade�

geométrica.�

�

Journel� e�Gómez+Hernandez� (1993)� através� do� algoritmo� do�Método� de� Simulação�

por� Indicatriz�modelaram�uma�parte�de�um�campo�petrolífero�utilizando�dados�adquiridos�

em�52�poços,�com�um�espaçamento�muito�pequeno�entre�eles.�O�algoritmo�do�método�foi�

aplicado�para�obter�diversas�imagens�da�principal�seqüência�clástica�da�área,�intercalações�

de�arenito/folhelho�e�o�comportamento�espacial�desta�seqüência.�A�modelagem�foi�utilizada�

para�estimar�a�continuidade�dos�folhelhos,�pois�estes�constituem�as�principais�barreiras�de�

fluxo� neste� reservatório.�Com� isto� foram� fornecidos� dados� para� realizar� uma�previsão� de�
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comportamento� e� calcular� o� fator� de� recuperação� do� reservatório� mais� adequado� à�

realidade.�

�

Begg� .� (1994),� por� meio� da� Simulação� Seqüencial� por� Indicatriz� (SIS)� e� da�

Simulação�Gaussiana�Seqüencial,�caracterizaram�um�complexo�reservatório�flúvio+deltaico.�

O�modelo� geológico� foi� criado� a� partir� de� associações� de� fácies,� classificadas� através� de�

poços�testemunhados.�O�Método�da�Simulação�por�Indicatriz�foi�utilizado�para�identificar�e�

obter�a�distribuição�espacial�das�diversas�associações�de�fácies.�A�Simulação�Gaussiana�foi�

utilizada� para� modelagem� dos� parâmetros� de� porosidade� e� permeabilidade.� Várias�

mudanças�de�escala�foram�realizadas�até�atingir�a�mais�adequada�para�o�simulador�de�fluxo,�

mantendo�as�principais�unidades�de�fluxo�e�as�principais�propriedades�petrofísicas.�Com�o�

modelo�proposto�foi�possível�fazer�uma�previsão�do�comportamento�da�razão�gás+óleo�do�

reservatório�comparado�com�o�histórico�de�produção�em�dez�anos.�

�

Almeida� e� Frykman� (1995)� obtiveram� imagens� estocásticas� das� principais�

propriedades�petrofísicas�de�uma�unidade�estratigráfica�do�campo�de�Dan�no�Mar�do�Norte.�

O� reservatório� é� constituído� por� depósito� carbonático� pelágico� bastante� homogêneo.� Os�

dados� foram� obtidos� por� meio� de� perfis� e� testemunhos� de� 36� poços.� As� amostras� de�

permeabilidade� apresentam� uma� distribuição� lognormal� enquanto� as� de� porosidade�

apresentam� uma� distribuição� gaussiana.� � Pelo� método� de� simulação� condicional� foram�

geradas�diversas�imagens�para�modelagem�do�reservatório�evitando�o�efeito�de�suavização�

dos� métodos� de� krigagem.� A� simulação� confirma� a� homogeneidade� do� reservatório� e� a�

excelente� correlação� entre� porosidade� e� permeabilidade,� entretanto,� a� disponibilidade�

desses� dados� nessa� escala� de� detalhe� foi� muito� importante� para� aplicar� técnicas� de�

“upscaling”,�uma�etapa�necessária�em�qualquer�simulação�de�fluxo.�

�

Wardell� .� (1996)�utilizaram�a�Simulação�Seqüencial�por� Indicatriz�e�Simulação�

Seqüencial�Gaussiana�para�a�modelagem�de�reservatórios�turbidíticos�de�um�campo�no�Mar�

do� Norte.� O� reservatório� foi� dividido� em� cinco� litofácies� com� base� em� análise� de�

testemunhos� e� de� afloramentos� análogos.� Posteriormente,� classificado� em� três� níveis� de�

hierarquia,�desde�a�arquitetura�dos�canais,�canais�marginais�e�intercanais,�depois�para�uma�
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escala�média� com�arquitetura� de� litofácies.� Finalmente� a� distribuição� para� cada� litofácies�

das�propriedades�de�porosidade�e�permeabilidade.�Depois�da�geração�do�modelo�geológico�

3+D,�a�análise�de�transiente�de�pressão�foi�utilizada�para�validar�o�modelo�de�reservatório.�O�

modelo� transiente� foi� honrado� para� o� número� de� poços,� conseqüentemente� esses� dados�

criaram�mais�robustez�para�quantificar�as�incertezas�do�reservatório.�

�

Kronbauer�(2003)�utiliza�um�reservatório�maduro�de�um�campo�situado�na�Bacia�do�

Recôncavo,�onde�já�foram�perfurados�195�poços.�O�intervalo�estudado�apresenta�espessura�

máxima�de�45�metros�e�compõe+se�de�arenitos�muito�finos�a�finos�intercalados�por�lamitos,�

argilitos�e�calcilutitos.�O�reservatório�foi�dividido�em�quatro�unidades�estratigráficas�e�para�

modelagem�dos�litotipos�foram�testados�dois�métodos�de�simulação�gaussiana�condicional,�

o� método� de� simulação� mono+gaussiano,� ou� Gaussiano� Truncado,� e� o� método�

Plurigaussiano,�de�modo�a�explorar�ao�máximo�as�facilidades�do�programa�e�incorporar�a�

maior� quantidade� de� informações� geológicas� ao� modelo� final.� Para� modelagem� 3D� da�

saturação�de�óleo�foram�utilizadas�duas�técnicas�de�obtenção�dos�valores�desses�atributos�a�

simulação� gaussiana� seqüencial� condicional� e� a� krigagem� dos� valores� condicionantes.�

Apesar� da� geração� de� imagens� diferentes� os� métodos� não� podem� ser� invalidados,� pois�

forneceram�resultados�intrínsecos�aos�mesmos.��

�

Normando� (2005)� com� dados� do� Campo� de� Água� Grande,� mais� precisamente� do�

reservatório�homônimo�constituído�geologicamente�por�arenitos�fluviais�e�eólicos,�situado�

na� Bacia� do� Recôncavo� com� a� produção� iniciada� em� 1952,� total� de� 98� poços.� Foram�

aplicados� algoritmos� de� simulação� estocástica,� como� a� Simulação� Seqüencial� Indicatriz,�

Simulação�Gaussiana�Truncada�e�a�Simulação�Plurigaussiana�com�o�objetivo�de�reproduzir�

as� características� inicias� do� reservatório.� Com� o� resultado� das� simulações� quantifica� o�

impacto�desses�métodos�sobre�a�conectividade�e�cálculos�volumétricos.�

�
�

 

�

A�etapa�de� estudo�da� interpretação� litológica� é� fundamental�para� elaboração�de�um�

modelo�geológico�mais� robusto�que�se�aproxime�mais�da�realidade�do�comportamento�do�
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sistema� deposicional.� Em� seguida,� uma� breve� revisão� dos� diferentes� métodos� utilizados�

para�entendimento�das�principais�heterogeneidades�dos�reservatórios�petrolíferos.�

�

 

�

Desde�a�década�de�60�que�se�utiliza�a�integração�de�dados�de�testemunho�com�dados�

de�afloramento�com�o�objetivo�de�obter�um�melhor�entendimento�da�distribuição�espacial�

das�propriedades�dos�reservatórios.��Porém,�só�na�década�de�70�que�se�sentiu�a�necessidade�

de� identificar� os� principais� parâmetros� que� interferem� no� comportamento� do� fluxo� e�

reconhecer� as� diferentes� escalas� de� heterogeneidades.� Dentre� as� diversas� classificações�

existentes�destaca+se� a�de�Pettijohn� (1973)�dividindo+as�de� acordo�com�a� escala�de�

ocorrência�(Figura�2+1).�Esta�classificação�distribui�as�heterogeneidades�desde�a�escala�de�

quilômetros� (gigaescala),� mais� a� megaescala� (reservatório),� de� macroescala� (fácies� de�

reservatório,� de� mesoescala� (arcabouço� estrutural� e� textural� das� rochas)� chegando�

finalmente�na�microescala�(arranjo�mineralógico).��

�

Na� década� de� 80,� os� principais� trabalhos� apresentavam� modelos� com� ênfase� na�

geometria� dos� corpos� arenosos� considerados� como� reservatórios� potenciais� conhecidos�

como� do� tipo� exploratórios� (Finley� &� Tyler,� 1986,� 1991).� Destacam+se� os� trabalhos� de�

Galloway�(1986),�Tyler�&�Welsink�(1986),�Krause� (1987),�Rojas� (1987),�Alsharhan�

(1987),�Mial�(1988)�e�Luthi�&�Banavar�(1988).�

�

Na� década� de� 90,� devido� à� necessidade� de� se� classificar� e� quantificar� os� diferentes�

níveis�de�heterogeneidades�e�a�importância�de�uma�modelagem�geológica�compatível�com�a�

simulação� numérica� de� reservatórios� foi� publicado� diversos� trabalhos� destacando+se� os�

seguintes� clássicos�de�van�de�Graaf�&�Ealey� (1989),�Slatt�&�Hopkins� (1990)�e�Weber�&�

van�Geuns�(1990).�

�
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�

Lê�Blanc� (1977)�estabelece� critérios�para� identificar�diferentes� tipos�de�arenitos�em�

subsuperfície�e�uma�classificação�genética�dos�ambientes�deposicionais�terrígenos,�a�partir�

de�diversos�estudos�do�Recente.�O�principal�objetivo�deste�trabalho�foi�fornecer�elementos�

que� permitissem� reconhecer� e� predizer� a� distribuição� e� continuidade� de� reservatórios�

arenosos,� utilizando� dados� de� poços.� Propondo� que� os� estudos� de� reservatórios� de�

hidrocarbonetos� fossem� baseados� na� correlação� entre� corpos� de� arenito� geneticamente�

relacionados,� e� também� salienta� que� o� contato� entre� arenitos� de� diferentes� ambientes�

poderia� atuar� como� barreira� ao� fluxo� de� hidrocarbonetos.� Portanto,� o� zoneamento� dos�

reservatórios,� em� qual� se� baseava� os� projetos� de� produção� e� injeção,� deveria� refletir� as�

características�genéticas�dos�diferentes�corpos�arenosos.�

�

�

Figura� 2+1� +� Classificação� das� heterogeneidades� segundo� a� escala� de�

observação�(modificado�de�Pettijohn� �1973).�
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Sneider�(1977)�a�partir�dos�estudos�de�Lê�Blanc�(1977),�define�uma�unidade�genética�

composta�de�arenito�como...�”um�corpo�arenoso�depositado�durante�uma�única�ocorrência�

de� um� determinado� processo� deposicional”� e� uma� unidade� arenosa� ampliada� como..”um�

corpo� arenoso� agradacional� constituído� de� arenitos� superpostos,� depositados� durante� a�

recorrência�de�um�determinado�processo�deposicional”.�

�

Walker�(1984)�pressupõe�a�utilização�de�um�modelo�definido�como�um�sumário�geral�

das� características� de� um� ambiente� sedimentar� específico� que� possibilita� uma� predição�

razoável� em�uma� área� pequena.�Estudos� de� caracterização� de� reservatórios� dependem�do�

reconhecimento� de� unidades� genéticas� deposicionais� e� um� bom� entendimento� das�

heterogeneidades� presentes� e� suas� magnitudes,� o� que� permite� inferir� a� continuidade� do�

reservatório�e�os�padrões�de�fluxo�a�ele�relacionados.�

�

Weber� (1986)� afirma� que� a� modelagem� deve� representar� as� principais�

heterogeneidades� identificadas� e� está� relacionada� aos� objetivos� da� caracterização� do�

reservatório� (simulação� de� fluxo� ou� locação� de� poços� para� adensamento� de� malha,� por�

exemplo).��Relata�também�a�influência�dos�dados�disponíveis�sobre�a�qualidade�do�modelo�

obtido,�inclusive�a�importância�do�espaçamento�entre�os�poços,�em�função�da�geometria�das�

unidades�genéticas.�

�

Finley� e� Tyler� (1991)� definem� basicamente� três� conceitos� na� análise� de� um�

reservatório:�a�arquitetura�do�reservatório,�escalas�e�estilos�de�heterogeneidades�e�unidades�

de�fluxo.�A�arquitetura�do�reservatório�é�definida�pelos�parâmetros�dimensões,�orientação�e�

relação�mútua�entre�as� fácies�deposicionais�e�diagenéticas.�Resultante�da�acumulação�dos�

sedimentos� e� controla� a� distribuição� de� fluidos� e� a� produção� de� hidrocarbonetos� em� um�

reservatório.� A� arquitetura� externa,� descrita� pelos� primeiros� modelos� de� fácies,� define�

variações�sub+regionais�ou�de�campo�(heterogeneidade�megascópica).�A�arquitetura�interna,�

descrita� pela� segunda� geração� de� modelos� de� fácies,� define� variabilidades� internas�

interrelacionadas� do� reservatório� (heterogeneidade� macroscópica),� numa� escala� poço� a�

poço.�

�
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Segundo�Bryant�e�Flint�(1993),�a�modelagem�de�reservatórios�baseia+se�em�conceitos�

estratigráficos�e�no�contexto�de�bacias�deposicionais.�A�metodologia�para�a�modelagem�de�

reservatórios�clásticos�envolve:�

• a� definição� do� espaço� ocupado� pelo� intervalo� estratigráfico� contendo� o�

reservatório,�

• o�reconhecimento�das�unidades�geológicas�dentro�desse�espaço,�

• a�identificação�da�geometria�dessas�unidades,�

• o�arranjo�ou�arquitetura�dessas�unidades�dentro�do�espaço�definido.�

�

O� espaço� ocupado� pelo� reservatório� é� dado� pela� sísmica� e� correlação� de� poços,�

integrando� feições� regionais� (marcos� sísmicos)� com� feições� locais� (marcos� elétricos� e�

radioativos� de� perfis).� O� reconhecimento� das� unidades� compreende� a� classificação� em�

fácies�genéticas�e�a�identificação�de�folhelhos�contínuos�e�estocásticos.�

�

Moraes� .�(2000),�baseado�em�estudos�recentes�que�permitem�distinguir�três�tipos�

fisiográficos� básicos� em� sistemas� de� águas� profundas� e� associá+los� aos� três� tipos� mais�

comuns�de�arranjos�arquiteturais�(Figura�2+2):�

• Sistema�de�canais�discretos�e� �(complexos�de�canais�discretos),�

• Planícies�de�canais�entrelaçados�(complexo�de�canais�amalgamados),�

• Lobos�deposicionais�(complexos�de�canais�distributários�e�lobos).�

�
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�
�

Figura�2+2�+�Padrões�fisiográficos�básicos�comumente�observados�em�sistemas�

recentes�e�sua�possível�relação�com�diferentes�tipos�de�geometria�de�reservatórios�

(modificado�de�Moraes� .,�2000).�

�
�

 

�
Com�a� intensa�atividade�petrolífera�desenvolvida�pela�Petrobras,�vários� trabalhos� já�

foram�realizados�objetivando�o�entendimento�desse�tipo�de�sistema�deposicional�localizado�

preferencialmente�nas�bacias�marginais�brasileiras.��

�

Na� década� de� 70,� destaca+se� o� trabalho� de� Asmus� e� Ponte� (1973),� onde� foram�

identificados� quatro� eventos� tectônicos� nas� bacias� marginais� brasileiras:� pré+rifte,� rifte,�

proto+oceano� e� margem� continental.� Outros� trabalhos� considerados� relevantes� sobre� as�
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bacias� marginais� brasileiras� foram� fornecidos� por� Ponte� e� Asmus� (1978),� Ponte� �

(1980),� Ojeda� (1982),� Bruhn� � (1988),� Chang� � (1988,� 1992),� Bruhn� (1990),�

Guardado� �(1990)�e�Figueiredo� �(1994).�

�

Inicialmente,� o� termo� correntes� de� turbidez� foi� utilizado� por� Forel� (1885)� para�

explicar� a� entrada� das� águas� do�Rio�Rhone� no� Lago�Geneva.�Daly� (1936)� emprega� pela�

primeira� vez� o� conceito� de� correntes� de� turbidez� para� explicar� a� gênese� de�

submarinos,� mais� tarde� apoiado� por� Kuenen� (1937,� 1950)� que� estuda� o� mecanismo� das�

correntes�de�turbidez�experimentalmente�e�as�relaciona�à�erosão�de� �submarinos.�

�

Sanders� (1965)� e�Mutti� � (1999)� definem� que� os� depósitos� turbidíticos� são� os�

depósitos� resultantes� das� correntes� de� turbidez,� um� tipo� de� fluxo� gravitacional� bipartido,�

composto� por� uma� camada� basal� granular,� que� flui� devido� à� sobrepressão� de� poros� e� a�

condições� inerciais,� sobre� a� qual� se� desenvolve� uma� camada� superior� mais� diluída,�

totalmente�turbulenta,�que�eventualmente�retrabalha�e�ultrapassa�o�depósito�final�da�camada�

inercial.�

�

Middleton�&�Hampton�(1973),�Lowe�(1979,�1982)�e�Mutti�(1992)�mostraram�que�as�

correntes�de�turbidez�representam�os�membros�finais�de�um�amplo�espectro�de�processos�de�

transporte� e� deposição,� composto� pelos� fluxos� de� detritos,� fluxos� granulares,� fluxos�

fluidizados� e� fluxos� turbulentos� densos,� e� que� um� grande� número� de� fácies� é� gerado� de�

acordo� com� a� importância� relativa� de� cada� um� desses� processos� ou� de� seu� modo� de�

encadeamento.�Através�da�abordagem�metodológica�de�Mutti�(1992),�com�a�construção�dos�

tratos�de�fácies,�os�quais�relacionam�as�fácies�proximais,�medianas�e�distais�de�um�sistema.�

São�esses� tratos�de� fácies,� que� caracterizam�os�diferentes� elementos�deposicionais�de�um�

sistema� turbidítico,� que� controlarão� as� características� permoporosas� primárias� dos�

reservatórios.��

Normalmente,� os� reservatórios�de� sistemas� turbidíticos� apresentam�a�diminuição�da�

espessura�das�camadas,�da�razão�arenito/folhelho,�tamanho�de�grão,�permoporosidade�e�da�

conseqüente�interconexão�vertical�numa�direção�corrente�abaixo,�saindo�do�contexto�mais�

energético� e� erosivo� da� região� dos� canais,� passando�pelos� lobos� e� chegando� até� a� região�
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dominantemente�pelítica,� conforme� representado�na�Figura�2+3.�Os� lobos� se� caracterizam�

por� corpos� de� arenitos� tabulares� e� muito� extensos,� com� boa� a� moderada� seleção,�

normalmente� apresentam� as� melhores� condições� globais� de� reservatório� dentro� de� um�

sistema.�A�continuidade�lateral�é�excelente�na�região�dos�lobos.��

�

�

A�escolha�dos�melhores�pontos�para�a�perfuração�de�poços�nas�fases�de�exploração�do�

petróleo� e� desenvolvimento� da� produção� deve� considerar� essa� generalização� para� a�

qualidade� dos� reservatórios� turbidíticos,� que� permite� uma� boa� avaliação� dos� riscos�

envolvidos�no�fator�reservatório�quando�da�perfuração�de�um�poço�exploratório.�

�

Pettijohn� (1975)� descreve� camadas� gradacionais,� uma� feição� típica� de� depósitos�

turbidíticos,�são�“unidades�sedimentares�marcadas�por�uma�gradação�no�tamanho�dos�grãos,�

de�grosso�a�fino,�no�sentido�ascendente,�da�base�para�o�topo”.�São�depositadas�por�correntes�

cuja�aceleração�é�decrescente,�produzindo�depósitos�com�espessura�centimétrica�a�métrica.�

Geralmente� as� camadas� gradacionais� são� constituídas� de� arenito.� A� espessura� dessas�

camadas�geralmente�apresenta�distribuição�lognormal�e�pode�ser�resultante�de�um�ou�mais�

eventos�deposicionais�empilhados.��

�

�

Qualidade�do�reservatório

Razão�Areia/folhelho
Espessura�das�camadas
Interconexão�vertical

Extensão�areal

Tamanho�do�grão

�

Figura�2+3�+�Qualidade�de�reservatório�em�uma�seção�ideal�de�um�sistema�

turbidítico.�Modelo�baseado�em�Mutti(1992)�e�Mutti� (1999).�
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Bruhn� (1993),� após� estudo� detalhado� nos� Campos� de� Carapeba� e� Pargo� (Bacia� de�

Campos)� e� Lagoa� Parda� (Bacia� do� Espírito� Santo),� propôs� um� modelo� de� distribuição�

espacial� e� temporal� para� a� sedimentação� turbidítica� da� megasseqüência� transgressiva� da�

margem� leste� brasileira,� típica� de� bacias� de� margem� passiva� imaturas.� Na� modelagem�

desses�canais�foram�considerados�os�seguintes�problemas:�tipo�de�bacia�e�área�fonte,�estágio�

de� desenvolvimento� e� escala� de� observação.�A� geometria� dos� reservatórios� baseia+se� nas�

dimensões� dos� corpos� e� no� tipo� de� empilhamento� dos� canais,� o� qual� determina� a�

continuidade� lateral�e�conectividade�vertical�dos�corpos�arenosos.�A�primeira�é�dada�pela�

razão�largura/espessura�e�a�segunda�é�uma�estimativa�da�fração�do�perímetro�de�um�canal�

que� está� em� contato� com� elemento� semelhante.� A� correlação� entre� espessura� e� largura�

aproxima+se� de� uma� distribuição� lognormal� e� os� canais� de� sedimentos� antigos� tendem� a�

apresentar�dimensões�menores�que�os�atuais,�mas�com�razão�arenito/folhelho�semelhantes.�

Canais� com� alta� razão� arenito/folhelho� apresentam� alto� grau� de� migração� lateral� e� com�

baixa� razão� arenito/folhelho,� alto� grau� de� agradação� vertical.� Canais� pouco� confinados�

apresentam�grande�interconectividade.��

�

Romeu� (2005)� construíram�modelos� de� fluxo� de� reservatórios� a� partir� de� um�

modelo�funcional�e�da�representação�do�mesmo.�Enquanto�o�modelo�funcional�consiste�de�

equações�diferenciais� e� de�métodos�numéricos�para� solucionar�o�problema.�O�modelo�de�

representação� descreve� matematicamente� um� determinado� reservatório� (rocha� e� fluido)�

pelos�coeficientes�de�uma�variável�espacial,�condições�de�limites�externos�e�pelas�condições�

iniciais.�Portanto,�a�representação�de�um�reservatório�faz�a�ponte�entre�a�caracterização�e�a�

simulação� de� fluxo.� Este� trabalho� relata� cinco� aspectos� que� na� prática� auxiliam� na�

representação�de�um�reservatório�para�simulação�de�fluxo�dentro�de�um�contexto�industrial.�

Inclui� várias� considerações� sobre� definição� de� malha,� heterogeneidades� críticas� em�

reservatórios� turbidíticos,� efeito� da� transmissibilidade� devido� às� falhas,� incorporação� do�

arquivo�de�produção�dentro�do�modelo�de�fluxo�e�a�documentação.��

�

Como�heterogeneidades�críticas�são�as�feições�geológicas�que�realmente�influenciam�

no� comportamento� do� fluxo.� O� relativo� efeito� é� avaliado� por� meio� de� uma� análise� de�

sensibilidade.�A�estratégia�é�construir�modelos�geológicos�digitais�em�escala�fina,�baseado�
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em�modelos�conceituais�existentes�e�sustentado�pelo�extenso�arquivo�de�dados�e�estudo�de�

campo.� Distinguem� três� tipos� distintos� de� estilos� deposicionais,� os� complexos� de� canais�

discretos,� complexos� de� canais� complexos� e� distribuitários� amalgamados� e� complexo� de�

lobos.�Com�uma�simulação�não�condicional�e�o�método�booleano�são�gerados�oito�modelos�

sintéticos,� como� dados� de� entrada� são� utilizados� a� geometria� dos� corpos� de� areia� e� uma�

curva� de� proporção� vertical.� O� exemplo� dos� modelos� sintéticos� elaborados� pode� ser�

observado� na� Figura� 2+4,� a� razão� reservaorio/não� reservatório� ou� � pode�

influenciar� no� volume� poroso� assim� como� ter� um� impacto� direto� na� transmissibilidade�

horizontal�e�vertical�do�reservatório.�

�

�

�
Figura�2+4�+�Modelos�propostos�com�variação�na�razão� .�

a+�canais�amalgamados�com�alto�NTG,�b+�lobos�com�baixo�NTG,�c+�

canais�discretos�com�baixo�NTG�(modificado�de�Romeu� ,�2005).�

�

�

D’Ávila� (2003)�estabelece�a�classificação�de�que�os�depósitos� resultantes�da�porção�

granular� da� corrente� de� turbidez� são� conglomerados,� arenitos� conglomeráticos� e� fácies�

arenosa�mais�grossa.�Nas�porções�mais�distais,�resultando�de�fluxos�totalmente�turbulentos�
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de� baixa� densidade,� os� depósitos� variam� desde� arenitos� grossos� na� base� gradando� para�

siltitos�e�argilitos�no�topo.��

�

Segundo�Bruhn�(1998)�o�estudo�sobre�os�principais�depósitos�sedimentares� revela�a�

existência�de�diferentes�tipos�e�classificados�principalmente�quanto�ao�tamanho�dos�grãos,�

razão� areia+folhelho,� geometria� externa� e� processo� deposicional,� representado� na� Tabela�

2+1.�

�

As�feições�dos�corpos�turbidíticos�podem�ser�observadas�em�diversas�escalas,�desde�

afloramentos� até� dados� de� testemunhos,� e� também� pelas� curvas� de� perfis� elétricos� e�

radioativos.� � Os� principais� depósitos� sedimentares� classificados� por� Bruhn� (1998)� serão�

apresentados�a�seguir:�

• Complexos�de�Canais�turbidíticos�ricos�em�areia�e�conglomerados,�

• Confinados�em�calha,�Lobos�turbidíticos�ricos�em�areia�e�conglomerados,�

• Não�confinados,�Lobos�turbidíticos�ricos�em�areia,�

• Lobos�turbidíticos�ricos�em�areia�e�lama.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�
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Tabela�2+1+�Características�dos�mais�importantes�reservatórios�turbidíticos�das�Bacias�Marginais�Brasileiras�

(modificado�de�Bruhn,�1998).�

TIPOS�DE�DEPÓSITOS:� GEOMETRIA�DO�RESERVATÓRIO:� QUALIDADE�DO�

RESERVATÓRIO:�

Complexos�de�Canais�

turbidíticos�ricos�em�

cascalhos�e�areias:�camadas�

de�conglomerados�variando�

até�arenitos�de�grãos�finos.�

Canais:�10+50m�de�espessura,�200+2000m�de�

largura�e�90%�são�<�2�km+comprimento.�A�

geometria�é�resultante�da�amalgamação�de�

muitos�canais�e�preservação�de�feições�de�

extravasamento.�

Grande�variação�na�

porosidade�média�e�

permeabilidade�devido�a�

contraste�de�fácies�e�

diagênese�(Ø=10+20%,�

k=2+1060mD).�

Lobos�turbidíticos�ricos�em�

areia�e�conglomerados�

confinados:�conglomerados�

até�arenitos�de�grãos�médios.�

Lobos�e�arenitos�de�corpos�tabulares:�10+

140m�de�espessura,�1+12km�de�largura�e�3+

20�km�de�comprimento.�

Razão�arenito/folhelho�>�10:1.�

Os�complexos�de�Lobos�são�acima�de�300m�

de�espessura.�

Porosidade�média�e�

permeabilidade�muito�

controlada�pelo�tamanho�

do�grão�e�selecionamento�

(Ø=18+25%,�k=100+

1000mD).�

Lobos�turbidíticos�ricos�em�

areia�não�confinados:�

arenitos�de�granulometria�

grossa�a�muito�fina.�

Lobos:�5+60m�de�espessura,�1+8km�de�

largura�e�2+12�km�de�comprimento.�

Razão�arenito/folhelho�>�10:1.�

Os�complexos�de�Lobos�são�acima�de�150m�

de�espessura.��

Porosidade�média�e�

permeabilidade�

relativamente�homogênea�

(Ø=27+30%,�k=1000+

2000mD).�

Lobos�turbidíticos�ricos�em�

areia�e�lama:�arenitos�finos�a�

muito�finos.�

Lobos:�2+20m�de�espessura,�1+20km�de�

largura�e�2+>20�km�de�comprimento.�

Razão�arenito/folhelho�<10:1�(maioria�<5:1).�

Os�complexos�de�Lobos�acima�de�450m�de�

espessura.�

Grande�variação�de�

porosidade�e�

permeabilidade�

�(Ø=2+32%,�k=0.1+

1600mD).�
�

�

Os� depósitos� de� Complexos� de�Canais� são� essencialmente� geométricos,� podem� ser�

constituídos� de� diversas� fácies� desde� conglomerados� intercalados� com� folhelhos� até�

arenitos�finos�a�grossos.�Conforme�pode�ser�observado�na�Figura�2+5.�Os�perfis�de�gamma�

ray�e�potencial�espontâneo�mostram�configurações�em�“caixote”�e�feições�que�denotam�que�
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há�uma�granodecrescência�ascendente�e�que�possibilita�interpretar�a�existência�de�uma�alta�

relação� arenito/folhelho.� Os� perfis� de� porosidade� densidade� e� neutrão� mostram�

reservatórios� porosos� e� também� com� granodecrescência� ascendente.� Os� canais� possuem�

cerca�de�10+50m�de� espessura,�200+2000m�de� largura�e�0.5+10km�de�comprimento.�Estes�

depósitos� turbidíticos�possuem�porosidades� e�permeabilidades� controladas�principalmente�

pelo� tamanho� dos� grãos� e� pela� seleção� variando� de� 20+31%� e� de� 550+1060� mD,�

respectivamente.�

�
Figura�2+5�+�Perfil�tipo�de�poço�com�reservatórios�de�Complexos�de�Canais�

(modificado�de�Bruhn,1998).�

�

Os�depósitos�de�Lobos� turbidíticos� se�caracterizam�por� fácies�desde�conglomerados�

até�arenitos�que�variam�de�grossos� a�médios,�com�espessuras�que�variam�de�10+140m�de�

espessura�com�sucessões�que�apresentam�relação�areia/�folhelho�de�10/1.�Estas�associações�

compreendem�1+12�km�de�largura�e�de�3+20�km�de�comprimento.�Pelos�perfis�gamma�Ray�

são�mostrados�valores�uniformes�e�evidenciando�um�típico�“caixote”.�O�perfil�de�densidade�

se�mostra�bem�sensível�a�variações�dos�tamanhos�dos�grãos�e�seleção,�sendo�normalmente�

turbiditos�de�grãos�grossos�e�pobremente�selecionados,�conforme�Figura�2+6.�As�medidas�

de� porosidade� e� permeabilidades� variam� normalmente� de� 15+20%� e� 100+800� mD� nos�

conglomerados� e� arenitos� granulares,� de� 18+22%� e� 300+1000� mD� em� arenitos� muito�
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grossos,�de�19+23%�e�100+900�mD�em�arenitos�grossos�20+25%�e�100+900�mD�em�arenitos�

médios.�

�

Figura�2+6�+�Perfil�tipo�de�um�poço�com�reservatório�de�Lobos�turbidíticos�compostos�de�

areia�e�conglomerados�do�reservatório�Carapeba�(modificado�de�Bruhn,1998).�

�
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Os�depósitos�não�confinados�associados�a�Lobos�ricos�em�areia�apresentam�fácies�que�

variam� basicamente� de� arenitos� grossos� a� finos� chegando� às� vezes� a� muito� finos.� Com�

espessuras�que�variam�desde�5+60m,�variando�de�1�a�8�km�de�largura�e�os�lobos�variam�de�2�

a�12�km�de�comprimento.�Com�o�processo�de�amalgamação�de�vários�lobos�a�espessura�do�

reservatório� pode� chegar� a� 125� km.� Nesses� corpos� os� perfis� de� Raios+gama� mostram�

“caixotes”� que� representam� certa� homogeneidade� do� reservatório� com� baixa� matriz�

argilosa,� como� pode� ser� observado� na� Figura� 2+7.� Os� perfis� de� porosidade� exibem� um�

aumento� na� porosidade� para� o� topo� com� grãos� mais� finos� e� bem� selecionados.� As�

porosidades�e�permeabilidades�são�relativamente�homogêneas�com�média�variando�de�27+

30%�e�de�1000+2000�mD,�respectivamente.�

�

�

Figura�2+7�+�Perfil�tipo�de�um�poço�com�reservatórios�com�Lobos�turbidíticos�

ricos�em�areia�(modificado�de�Bruhn,�1998).�

�

Os�Lobos�turbidíticos�ricos�em�areia�e�argila�são�compostos�basicamente�por�fácies�de�

arenitos�finos�a�muito�finos,�pobremente�selecionados�e�contém�de�3+20%�de�silte�1+6%�de�

argila.�O�conteúdo�de�matriz�normalmente�excede�a�20%�enquanto�o�de�intraclastos�é�um�
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pouco�mais�de�50%.�Os�arenitos�possuem�normalmente�2+20m�de�espessura,�1+20�km�de�

largura� e� com� lobos� que� variam� de� 2+20� km� de� comprimento.� As� porosidades� e�

permeabilidades� medidas� em� testemunhos� variam� de� 20+32%� e� <0.1+1600� mD,�

respectivamente.� Os� perfis� dos� poços� exibem� um� gamma� ray� e� o� potencial� espontâneo�

serrilhado� e� também� em� “caixote”,� como� evidência� da� presença� da� relação� areia/argila�

podendo� ser� observado� na� Figura� 2+8.� Os� perfis� sônico,� densidade� e� neutrão� podem� ser�

fortemente�influenciados�pelo�tamanho�do�grão�e�seleção�e�pela�cimentação�de�calcita.�

�

�

Figura�2+8�+�Seção�geológica�mostrando�reservatórios�de�Lobos�turbidíticos�ricos�em�areia�e�lama.�

Seção�construída�com�perfis�raios+gama(GR),�densidade(FDC)�e�neutrão(CNL),�modificado�de�

Bruhn,1998.�

�

Johnson� (2001)� estudaram� os� afloramentos� do� sistema� turbidítico� da� área� de��

Tanqua�na�Bacia�de�Karoo,�na�África�do�Sul.�Com�o�aumento�da�exploração�e�explotação�

no� mundo� inteiro� deste� tipo� de� depósito� petrolífero� portanto� há� maior� necessidade� da�

entendimento� e� interpretação� da� seqüência� estratigráfica,� geometria� e� anatomia� desses�

corpos� sedimentares.� As� exposições� destes� tipos� rochosos� e� perfilagens� permitiram�

classificar� separadamente� as� associações� de� litofácies� dos� arranjos� geométricos� destas�

fácies.�

�
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A� reconstrução�da�distribuição�do�preenchimento�da�bacia� e�dos� leques� indica�uma�

tendência�progradacional�em�uma�sucessão�grossa�de�mais�de�450m,�desde�o�sistema�distal�

da�bacia,�passando�por�um�sistema�de� leques�até�um�sistema�de� leque�mais� inclinado.�As�

associações�do�fácies�incluem�argilito�basal�e�o�turbidito�distal�siliciclásticas/argilitos�e�uma�

associação� de� arenitos� finos,� incluindo� depósitos� de� baixa� e� alta� densidade� de� correntes�

turbidíticas�proporcionalmente�coexistem�em�menor�quantidade�com�depósitos�de�detritos.�

Os� elementos� arquiteturais� incluem� camadas� amalgamadas� e� canais.� Cada� leque,� de� um�

total�de�cinco,�é�interpretado�como�um�intervalo�de�baixa�freqüência�do�trato�de�sistema�de�

mar� baixo� com� a� presença� de� folhelhos� entre� os� leques,� representam� os� intervalos�

transgressivos�do� trato�de� sistema�de�mar�alto.�Todas� as�distribuições� internas�mostram�a�

complexidade� dos� leques� mas� exibem� uma� estratigrafia� interna� de� alta� freqüência� com�

zonas�de�leques�largos�de�relativa�ausência�de�sedimentação.�Estas�zonas�são�interpretadas�

como� intervalos� transgressivos� e� do� trato� de� sistema� de� mar� alto� de� uma� ordem� mais�

elevada.�Os�pacotes�arenosos�de�granulometria�fina�entre�estes�intervalos�são�interpretados�

como� intervalos de� alta� freqüência� do� trato� de� sistema� de� mar� baixo� e� exibem�

dominantemente�pacotes�progradacionais.�As�seqüências�de�alta�freqüência�representam�o�

mecanismo� dominante� do� crescimento� ativo� do� leque� no� sistema� de� depósito� de� água�

profunda�da�área�de�Tanqua�Karoo.�

�

Os�limites�de�seqüências�são�interpretados�na�base�dos�cinco�leques.�As�seqüências�de�

alta� freqüência� � definem�unidades�de� fluxo�para� simulação�do� reservatório� e�barreiras�de�

permeabilidade�vertical�mapeáveis�deterministicamente.�As�variações�de�espessura�de�areia�

são�complexas�e�mapeadas�devem�ser�facilitadas�pela�combinação�de�dados�sísmicos,�perfis�

de� poços� e� testes� de� produção� em� áreas� de� subsuperfície� e� uma� conhecimento� da�

distribuição� estatística� dos� elementos� arquiteturais� e� tamanho� com� base� em� estudos�

análogos.�

�

Mulder�e�Alexander�(2001)�analisaram�natureza�do�fluxo�sedimentar�dos�depósit6os�

turbidíticos� e� que� devido� à� complexidade� do� fluxo� e� da� larga� variedade� dos� processos�

deposicionais�no�meio�subaquoso,�ainda�combinado�com�a�deformação�pós+deposicional�da�

consolidação� frequentemente� dificulta� interpretar� as� características� do� fluxo� original� do�
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registro� sedimentar.� Isto� conduziu� à� confusão�considerável�da�nomenclatura�na� literatura.�

Neste� trabalho,� propõem� a� classificação� simplificada� com� base� na� coesividade� das�

partículas,� duração� do� fluxo,� concentração� de� sedimentos� e� em� mecanismos� físicos� do�

suporte�dos�grãos.�

�

Os�fluxos�coesivos�são�diferenciados�de�todos�os�outros�devido�à�presença�de�lama�e�é�

resistente�a�penetração�de�água são�referenciados�como�fluxos�de�detritos�e�fluxos�de�lama�

definidos�com�base�no�tamanho�dos�sedimentos�são�subdivididos�em�fluxos�de�lama�ricos�

em�silte�e�argila.�Os�fluxos�não�coesivos�ou�friccionais�são�subdivididos�em�três�tipos:�fluxo�

de�densidade�hiperconcentrada,�fluxo�de�densidade�concentrada�e� fluxos�turbidíticos�estes�

são� subdivididos� pela� duração� em� Quando� se� aplica�

qualquer�classificação�de�densidade�de� fluxo�sedimentar�que� a� transformação�de� fluxos�é�

comum�tanto�no�tempo�quanto�no�espaço.�

�

Moraes� � (2006)� integram� dados� observados� em� subsuperfície� com� dados� de�

sistemas� análogos� recentes� e� dados� de� afloramentos� da� Formação� Brushy� Canyon,� nos�

Estados�Unidos.�Classificando� os� reservatórios� de� águas� profundas� em� três� tipos� básicos�

Figura�2+9,�segundo�padrões�de�geometria�e�arquitetura�denominados:�

• complexos�de�canais�discretos,�

• complexos�de�canais�amalgamados,�

• complexos�de�canais�distributários�e�lobos.�

�
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�

�

�
Figura�2+9�+�Tipos�de�reservatórios�de�águas�profundas�classificados�

segundo�padrões�básicos�de�geometria�e�arquitetura�(Moraes� .,2006).�

�

Segundo�os� autores� esta� classificação� é� puramente� descritiva� buscando� salientar� os�

contrastes�básicos�que�diferenciam�esses�depósitos�de�águas�profundas.�Pode+se�utilizar�os�

mesmos�critérios�para�caracterização,�modelagem�e�gerenciamento�dos�reservatórios.��

�

Os�complexos�de�canais�discretos�representam�os�corpos�de�preenchimento�de�canal�

espacialmente� segregados.� Os� parâmetros� de� dimensão,� extensão,� sinuosidade� e� o�

empilhamento� dos� canais� são� os� mais� críticos� para� o� controle� das� heterogeneidades� que�

influenciam� também�no�escoamento�dos� fluidos�no�seu� interior.�Esses� corpos�apresentam�

boa� conectividade� no� espaço� tridimensional� apesar� de� parcialmente� segregados.� A�

conectividade� também�depende�da�proporção�arenito/folhelho,�portanto� reservatórios�com�
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alta�proporção�de�arenitos�tendem�a�apresentar�boa�conectividade,�mesmo�em�se�tratando�de�

canais� discretos.� � O� movimento� dos� fluidos� no� interior� dos� corpos� rochosos� vai� ser�

controlado�pela�posição�e�orientação�dos�eixos�dos�canais.��

�

Os� complexos� de� canais� amalgamados� representam� os� corpos� em� que� o� sistema�

deposicional� é� dominado� por� canais� relativamente� rasos,� caracterizados� por� freqüente�

migração�lateral.�Quanto�à�geometria�externa�formam�extensos�corpos�de�arenitos�tabulares�

ou� lobados,� mas� que� se� encontram� internamente� canalizados.� O� parâmetro� mais� crítico�

desse� tipo� de� reservatório� é� a� extensão� das� barreiras� de� permeabilidade,� pois� são�

responsáveis�pelo�controle�de�fluido�no�interior�do�reservatório.�A�distribuição�das�barreiras�

de�permeabilidade�controla�principalmente�a� conectividade�vertical� (Moraes� ,�2004).�

Portanto�se�as�barreiras�forem�freqüentes�e�apresentarem�certa�continuidade�podem�causar�

importante�redução�na�permeabilidade�vertical.�

�

Os�complexos�de�canais�distributários�e� lobos� representam�a� transição�canal+lobo.�

Geometricamente� são� corpos� tabulares� com�baixa� relação�entre� a� espessura� e� largura�dos�

lobos.� São� corpos� com� poucas� canalizações� e� formam� lentes� muito� extensas.� Quanto� à�

conectividade,� as� barreiras� de� permeabilidade� também� representam� as� principais�

heterogeneidades� que� controlam� o� fluxo� de� reservatório.� Nos� complexos� de� lobos� a�

conectividade� lateral� tende�a� ser�mais�alta,� com�menor� anisotropia�horizontal.�No�sentido�

proximal+distal� há� maior� continuidade� das� barreiras� de� permeabilidade.� Onde� há�

predominância� de� canais� as� barreiras� ainda� são� descontínuas� enquanto� onde� há�

predominância� dos� lobos� a� tendência� é� ocorrer� uma� grande� redução� na� permeabilidade�

vertical.�

�

Moraes� (2004)� realiza� a� integração� das� observações� sobre� os� padrões� de�

acunhamentos�em�subsuperfície�e�sistemas�análogos�(principalmente�afloramentos)�propõe��

definição�de�dez�tipos�principais�de�acunhamentos�em�turbiditos�conforme�apresentado�na�

Figura�2+10.�
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�

�
Figura�2+10�+�Principais�tipos�de�acunhamentos�estratigráficos�observados�em�

reservatórios�turbidíticos�(Moraes,�2004).�

�

Esses�diferentes�tipos�foram�agrupados�em�três�conjuntos�maiores�,�incluindo:�

• acunhamentos�controlados�pelo�sistema�deposicional,�

• acunhamentos�controlados�pela�topografia�do�substrato,�

• acunhamentos�produzidos�por�erosão�posterior.�

�

Ainda� de� acordo� com� a� Figura� 2+10� a� maior� parte� dos� tipos� de� acunhamento�

discriminados�se�refere�aos�controlados�pelo�sistema�deposicional.�Esses�diferentes�tipos�de�

acunhamentos� foram�caracterizados�por�meio�da� confecção�de�modelos� sedimentológicos�

conceituais,� assim� como� pela� farta� documentação� de� sua� expressão� em� subsuperfície,�

afloramentos� e� sistemas� recentes.� Neste� trabalho� foi� caracterizado� o� caso� de� lobos� de�

extravasamento� (Tipo� 5).� Estes� elementos� se� formam� quando� os� canais� se� tornam�

insuficientemente�rasos�para�que�o�material�arenoso�seja�depositado�no�canal,�depositam+se�

fora�dele� sem�que�haja� rompimento�do�mesmo� (caso�houvesse,� seria�o�Tipo�4� +� lobos�de�

rompimento,�ou�crevasse).�

�
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�

Uma� vez� estabelecida� a� relação� entre� fácies� e� geometria� em� afloramentos,� onde� as�

variações�de�fácies�podem�ser�documentadas�de�forma�contínua,� tal�relação�pode�também�

ser� investigada� em� subsuperfície,� ao� se� comparar� a� morfologia� sísmica� com� as� fácies�

observadas� em� testemunhos.�No� caso� dos� depósitos� de� extravasamento� de� um� campo�na�

Bacia�de�Campos,�suas�fácies�foram�documentadas�nos�testemunhos�de�um�poço,�conforme�

Figura� 2+11.� � Ao� se� observar� as� fácies� registradas� nesses� testemunhos� se� verifica� a�

predominância� de� arenitos� muito� estratificados,� com� predomínio� de� estratificação�

horizontal�e�ondulações.�O�padrão�de�perfil,�dominantemente�serrilhado,�é�consistente�com�

a�predominância�de�depósitos�intercalados�e�estratificados.��

�

�

�

Figura�2+11�+�Perfil�vertical�dos�testemunhos�de�um�poço�na�Bacia�de�campos.�Há�o�predomínio�

de�fácies�estratificadas�e�o�caráter�serrilhado�dos�perfis(Moraes� .,�2004).�

�

�

�
�
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�
A� análise� dos� reservatórios� de� um� sistema� turbidítico� passa� pela� caracterização� de�

suas� fácies� constituintes,� seus� elementos� arquiteturais/deposicionais� e� sua� distribuição� no�

espaço.�Para�isso,� inicialmente�há�o�rastreamento�dos�principais�pacotes�e�visualização�de�

sua� geometria� deposicional� em� seções� e�mapas� sísmicos� em� subsuperfície,� sobretudo� de�

levantamentos�3D.�No�entanto�é�subamostrado�pelos�poços�perfurados,�o�que�dificulta�tanto�

a� correlação� rocha+perfil+sísmica� quanto� à� predição� da� distribuição� espacial� das� fácies+

reservatório.�

�

A� área� em� estudo� possui� reservas� descobertas,� porém� não� desenvolvidas,� de�

aproximadamente�23�km2.�Para�subsidiar�as�tomadas�de�decisões�durante�o�gerenciamento�

do� campo� assim� como� para� a� simulação� de� fluxo,� o�modelo� geológico� deve� ser� robusto,�

apresentando�configurações�otimistas�e�pessimistas�para�a�análise.�

�

 

�

A� análise� geológica� está� fundamentada� na� interpretação� de� dez� perfis� elétricos� e�

radioativos� perfurados� na� área.� O� modelo� físico� em� estudo� está� localizado� na� Bacia� de�

Campos,�a�delimitação�da�área�é�arbitrária�sem�honrar�limites�do�tipo�estrutural,�geológico�

ou� sísmico.� O� critério� utilizado� foi� o� de� definir� uma� área� que� inclua� todos� os� poços�

perfurados� no� campo.�A� Figura� 3+1� representa� o�mapa� de� localização� de� perfuração� dos�

poços,�o�primeiro�poço�perfurado�e�descobridor�da�área�foi�o�poço�A,�que�está�localizado�na�

porção� considerada� como� alto� estrutural.� Enquanto� os� poços� B,� E,� F� e� I� servem� como�

delimitadores�da�área.�Os�demais�poços�objetivaram�pesquisar� e�verificar�a�espessura�e�a�

continuidade�dos�corpos�arenosos.�Com�a�interpretação�dos�dados�dos�perfis�desses�poços�é
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possível� inferir� a� que� tipo� de� sistema� deposicional� os� reservatórios� estão� associados� e�

entender�a�distribuição�das�principais�unidades.�Os�perfis� são� fundamentais,�pois�existem�

em� todos�os�poços�e� se� referem�a� feições�métricas�a�decamétricas,� representam�as�macro�

heterogeneidades�do�reservatório.�

�

�
Figura�3+1�+�Mapa�de�localização�dos�poços�perfurados�na�área �

�
�

Os� poços� estão� representados� por� “cruzes”� e� o� tamanho� desses� símbolos� é�

proporcional� a� cota� que� representa� o� topo� do� reservatório,� isto� é,� quanto�maior� a� “cruz”,�

mais�elevado�está�o�topo�do�reservatório.�Portanto�nota+se�a�existência�de�um�alto�estrutural�

na�direção�SW+NE.�A�Tabela�3+1�representa�o�topo�e�base,�em�cota�do�reservatório�em�cada�

poço. 

 

Tabela�3+1�+�Representação�dos�dez�poços�perfurados�com�

as�coordenadas�e�cotas�de�topo�e�base�do�reservatório.�

POÇO X Y TOPO BASE
A 61900 72048 -2275 -2330
B 63745 73345 -2303 -2330
C 61396 70596 -2256 -2307
D 60865 69707 -2285 -2357
E 59782 73725 -2331 -2367
F 64682 72329 -2274 -2289
G 62658 73338 -2295 -2375
H 60388 70713 -2276 -2365
I 59911 73328 -2325 -2373
J 62210 72543 -2271 -2368 �

�
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Para� entendimento� da� natureza� litológica� é� utilizado� perfil� Raio+gama� (GR)� que�

mede� a� radioatividade� natural� das� rochas.� Geralmente� todas� as� formações� geológicas�

exibem� algum� tipo� de� radioatividade� natural� e� que� se� encontra� relacionada� com� a�

concentração� de� Potássio,� Tório� e� Urânio.� Normalmente� os� poços� possuem� um� suíte� de�

perfis�considerada�como�básica,�o�perfil�de�GR�está�geralmente�com�os�perfis�de�densidade�

e�o�neutrão,�que�juntos�auxiliam�na�interpretação�de�tipos�litológicos,�separando�arenitos�de�

folhelhos� e� permitindo� a� correlação� entre� os� poços.� No� caso� da� Bacia� de� Campos,� os�

arenitos,�principais�reservatórios,�são�rochas�que�possuem�alto�teor�de�Potássio,�portanto�o�

perfil�GR�pode�apresentar�valor�elevado�para�os�arenitos.�

�

O�poço�A,�descobridor�do�campo,�possui�um�reservatório�de�aproximadamente�55m�

de� espessura,� porém,� com� algumas� intercalações� de� folhelhos� conforme�mostra� a� Figura�

3+2.�Pela�análise�de�perfis,�pode�ser�descrito�que�os�valores�registrados�pelo�perfil�GR�são�

muito�uniformes,�a�ferramenta�do�perfil�densidade�é�muito�sensível�à�variação�do�tamanho�

dos� grãos� e� grau� de� seleção.� Nas� frações� mais� grossas� dos� corpos� arenosos� estes� são�

pobremente�selecionados�e�com�isso�mais�densos.�No�perfil,�pode�ser�observado�que�não�há�

muita�variação�na� leitura�do�perfil� de�densidade�provavelmente,� trata+se�de�uma� litologia�

com� homogeneidade� granulométrica� e� bem� selecionada,� com� porosidade�média� de� 20%.�

Embora� sejam� observadas� algumas� feições� do� perfil� densidade� indicando�

granodecrescência�ascendente.�Foi�calculada�a�razão� �para�este�poço�de�0.54,�

que�relaciona�a�proporção�existente�de�arenito�com�a�porção�não�reservatório,�isto�significa�

que�quanto�maior�esta�razão�maior�quantidade�de�arenito.�Em�uma�análise�preliminar�este�

poço�descobridor�não�exibe�grandes�corpos�de�arenitos�bem�individualizados,�são�corpos�de�

espessura� que� variam� de� 10� a� 25m� de� espessura,� com� intercalações� de� folhelhos� bem�

expressivos�na�base�do�reservatório.��

�

�
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�

Figura�3+2�+�Perfil�do�poço�A.�Perfis�raios�gama�(GR),�sônico�(DT),�resistividade�

(ILD),�densidade�(RHOB)�e�neutrão�(NPHI).�Escala�vertical�1:200.�

�

Os� poços� C,� D� e� H� são� bastante� correlacionáveis� faciologicamente� com� o� poço�

descobridor.� No� entanto,� são� “pacotes”� de� arenitos� mais� individualizados� e� espessos�

relacionados�a�uma�área�de�maior�aporte�desses�sedimentos,�com�corpos�que�variam�de�5+

20�m� de� espessura� e� alta� razão� � (Figura� 3+5).�Com� corpos� de� arenitos�mais�

porosos� que� o� poço� descobridor,� variando� entre� 20+30%,� são� reservatórios� mais�

homogêneos�e�mostram�a�possibilidade�de�haver�maior�conectividade�entre�as�camadas�e,�

portanto�maior�capacidade�de�movimentação�de�fluxo.�O�perfil�Raios+gama�registra�valores�

mais� baixos� indicando� reservatórios� mais� limpos� do� que� o� do� poço� descobridor,� isto� é,�

menos�argilosos.�Nestes�poços�também�se�observa�intercalações�de�folhelhos�mais�na�base,�

aumentando� conseqüentemente� a� existência� de� barreiras� de� fluxo� para� esta� porção.� Em�
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todos� os� poços� perfurados� na� área,� se� observa� o� aspecto� “serrilhado”� do� perfil� “GR”,�

indicando�variação�granulométrica�dos�corpos�de�arenitos.�

�

A� Tabela� 3+2�mostra� a� espessura� total� para� todos� os� poços� perfurados� na� área� e� a�

razão� �do�reservatório.�Para�classificação�em�arenitos�e�folhelhos�são�usadas�as�

curvas�do�perfil�densidade�com�o�perfil�neutrão,�e�para�razão�reservatório/não�reservatório�é�

dividido�a�espessura�de�arenitos�pela�espessura�total�do�reservatório.�

�

�

�

Os�poços�G,�H�e�J�constituem�os�reservatórios�mais�espessos�da�área,�mas�os�poços�G�

e� J� estão� localizados� na� porção� norte� do� campo� e� também�possuem� uma� intercalação� de�

folhelho� de� aproximadamente� 25m,� constituindo,� portanto� uma� barreira� de� fluxo� com�

continuidade�significativa�e�caracterizando� intervalo�com�menor� taxa�de� sedimentação.�O�

poço�H,�com�espessura�total�de�89m�e�com�espessura�de�arenito�de�74m,�possui�uma�relação�

�de�0.83,�com�poucas� intercalações�de� folhelho�no� topo�e�maior�presença�de�

folhelhos� na� base� (Figura� 3+3).� O� perfil� Raios� gama� possui� algumas� feições� que�

representam� canais� individualizados� a� lobos� com� granodecrescência� para� baixo� e� com�

alguns�valores�mais�altos�do�que�o�do�poço�descobridor.�

�

Tabela�3+2�+�Representação�dos�dez�poços�perfurados�com�

espessura�total�e�a�razão� .�
�

Poços Arenito 
Esp. 

Total(m) 

Razão 
 Net to 

Gross. 
A 29,50 55 0,54 
B  12,00 27 0,44 
C 46,00 51 0,90 
D 66,00 72 0,92 
E 34,00 36 0,94 
F 6,00 15 0,40 
G 39,00 80 0,49 
H  74,00 89 0,83 
I 48,00 59 0,81 
J 63,00 97 0,65 
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Pela�descrição�e�correlação�dos�poços�A,�C,�D,�G,�H�e�J,�é�provável�a�existência�de�

uma� calha� deposicional� SW+NE,� sendo� que� os� poços� G� e� J� possuem� um� folhelho� bem�

espesso�que�sugere�uma�posição�mais�distal�do�sistema�deposicional.�
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Figura�3+3�+�Perfil�do�poço�H.�Perfis�raios�gamma�(GR),�sônico�(DT),�resistividade�

(ILD),�densidade�(RHOB)�e�neutrão�(NPHI).�Escala�vertical�1:200.�

�

�
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Os�poços�E�e�I�(Figura�3+4)�auxiliam�na�delimitação�a�oeste�do�campo,�com�espessura�

média�de�40m�são�os�poços�mais�baixos�estruturalmente.�Os�corpos�de�arenitos�variam�de�

10+30m�de�espessura,�bem�individualizados�na�porção�superior.�A�porosidade�varia�de�23+

26%,�com�presença�material�carbonático,� intercalações�de�folhelho�na�base�e�presença�de�

contatos�abruptos�com�as�camadas�superiores.�As�feições�em�caixote�do�perfil�raios�gama�

são�o�destaque�destes�dois�poços�mostrando�a�presença�de�corpos�bem�canalizados�e�com�

alta�razão�reservatório/não�reservatório.�Acima�do�topo�do�reservatório�se�distinguem�zonas�

de�extravasamentos.�

�

�

�
Figura�3+4�–�Mapa�Base�com�traçado�das�seções�1�e�2.�

�

Os� poços� B� e� F� (Figura� 3+4)� são� os� delimitadores� do� campo� a� leste,� são� também�

chamados�de�poços�de�extensão.�São�os�poços�com�menor�espessura�de�reservatório,�com�

muitas� intercalações�de� folhelho,�portanto�com�baixa� razão� .�No� topo�ocorre�

pacotes� espessos� de� folhelhos� e� contato� abrupto� com� as� camadas� basais,� frequentemente�

trunca�a�camada�sotoposta.�A�porosidade�média�é�de�26%�nos�dois�poços.��

�

A�partir�do�mapa�base�com�a�localização�dos�poços�(Figura�3+4),�são�elaboradas�duas�

seções,�para�o�entendimento�do�comportamento�estrutural�da�área�uma�na�direção�SW+NE,�
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seguindo� a� seqüência� D+C+A+J+G� (Figura� 3+5).� Outra� seção,� aproximadamente� E+W,�

compreende� os� poços� F+B+G+I+E� (Figura� 3+6).�Os� limites� de� topo� e� base� do� reservatório�

foram�construídos�por�meio�de�livre�interpretação.���

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�

�
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�

�
Figura�3+5�+�Seção�de�poços�D+C+A+J+G,�aproximadamente�SW+NE.�
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�

Figura�3+6�+�Seção�de�poços�E+I+G+B+F,�aproximadamente�W+E.
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De�acordo�com�o�modelo�proposto�por�Bruhn�(1998)�para�classificação�de�turbiditos,�

que� ocorrem�nas� bacias�marginais� brasileiras,� é� possível� estabelecer� algumas� associações�

dos�depósitos�estudados.�Os�poços�A,�C,�D,�H�estão�associados�a�um�sistema�rico�em�areia�

com� alguma� alternância� de� finos� (folhelhos)� provavelmente� ocupam� a� porção� mais�

proximal�do�sistema.�Os�poços�E�e�I�estão�associados�a�um�sistema�ricos�em�areias�embora�

situados�em�uma�área�mais�baixa�estruturalmente�com�intercalações�de�folhelhos�na�base.�

Enquanto� os� poços� G� e� J,� embora� mais� espessos,� mostram� a� existência� de� folhelhos� de�

aproximadamente� 25m,� então� com�maior� sedimentação� de� finos� e,� portanto� situados� em�

porção�distal�dentro�do�sistema�deposicional.�

�

Portanto,� pela� descrição� das� feições� dos� perfis,� espessura� do� reservatório� e� relação�

arenito/folhelho,�existe�variação,�no�sentido�SW+NE,�desde�depósitos�mais� ricos�em�areia�

até�depósitos�ricos�em�areia�e�folhelhos.�Com�base�nos�dados�apresentados�é�possível�inferir�

para�esses�depósitos�um�sistema�de�Canais�que�se�alternam�com�Lobos�turbidíticos�cortados�

por�canais�ricos�em�areia�nas�porções�proximais�e�intercalações�de�folhelhos�na�região�distal�

da�área.�

�

Pelo� proposto� por� Moraes� (2006),� os� dados� interpretados� de� geologia� se�

assemelham�aos� lobos�cortados�por�canais,�principalmente�nos�poços�a� sul�da�área.�Neste�

caso,�há�maior�conectividade�lateral�entre�os�corpos�para�as�regiões�onde�os�lobos�são�mais�

cortados� por� canais.� Na� porção� distal� há� maior� continuidade� das� barreiras� de�

permeabilidade,sendo�essas�os�principais�controladores�de�fluxo�do�reservatório.�Nas�áreas�

onde� há� predominância� de� canais,� as� barreiras� são� descontínuas,� enquanto� onde� há�

predominância�dos�lobos�a�tendência�é�ocorrer�grande�redução�na�permeabilidade�vertical.�

�

 

�

Para� caracterização� de� reservatórios,� faz+se� necessário� um� conhecimento� das�

características� de� porosidade� e� a� natureza� litológica� associada.� A� determinação� deste�

atributo�pode�ser�feita�em�laboratório,�através�de�uma�série�de�procedimentos�controlados,�

ou� diretamente� no� campo� utilizando+se� ferramentas� de� perfilagem.� Nesta� seção� será�
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mostrado� o� princípio� de� funcionamento� dos� principais� perfis� utilizados� neste� trabalho.� E�

também�quais�as�incertezas�desse�método�para�cálculo�de�porosidade�e�saturação�de�fluidos.�

�

A� porosidade� indica� o� volume� útil� da� rocha� reservatório,� ou� seja,� o� volume� que�

efetivamente�pode�conter�hidrocarbonetos� a�serem�explorados.�Uma�formação�de�grandes�

dimensões,�porém�baixa�porosidade�dificilmente�representará�uma�boa�rocha�reservatório.��

�

A� porosidade� pode� ser� formada� durante� a� deposição� (porosidade� primária� ou�

intergranular)� ou� durante� a� diagênese,� devido� a� processos� pós+deposicionais� constituindo�

assim� o� que� se� chama� porosidade� secundária.� Outra� diferenciação� na� porosidade� se� faz�

entre�a�porosidade�total�e�a�efetiva.�A�porosidade�total�contabiliza�o�volume�total�de�poros�

na� formação� enquanto� a� porosidade� efetiva� descarta� o� volume� dos� poros� desconectados.�

Desta�forma,�a�porosidade�que�interessa�nos�cálculos�de�reserva�é�a�efetiva,�uma�vez�que�os�

poros� fechados� dificilmente� conterão� óleo� e,� mesmo� que� tenham,� este� óleo� estará�

aprisionado�nestes�poros,�portanto�sem�haver�recuperação.�

�

O�volume�poroso�na�rocha�pode�estar�ocupado�por�água,�óleo�ou�gás.�A�relação�entre�

o� volume�ocupado�por� cada� uma�destas� fases� e� o� volume�poroso� total,� dá+se� o� nome�de�

saturação.�O�interesse,�portanto,�para�efeitos�petrolíferos,�concentra+se�em�formações�com�

baixa�saturação�de�água�e,�conseqüentemente,�altas�concentrações�de�hidrocarbonetos.�As�

principais� ferramentas� de� perfilagem� para� medidas� de� porosidade� são� os� perfis:� sônico,�

densidade�e�neutrão.�

�

O�perfil� sônico� baseia+se� no� tempo�que� uma�onda� sonora� leva� para� atravessar� uma�

determinada� espessura� da� formação.� Esse� tempo,� conhecido� como� tempo� de� trânsito,�

corresponde�ao�inverso�da�velocidade�da�onda�no�meio�e�depende�tanto�da�porosidade�como�

da�litologia�da�formação�atravessada.�

�

O�perfil�sônico�apresenta�como�principais�vantagens�a�boa�definição�vertical�e�a�baixa�

sensibilidade�a�imperfeições�na�parede�do�poço.�Esta�vantagem�é�interessante�na�perfilagem�

de�seções�delgadas�nos�quais�outros�perfis�geram�mal�resultados.�
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Outra�opção�de�perfilagem�para�porosidade�é�o�perfil�neutrão.�Nêutrons�são�partículas�

eletricamente�neutras� com�massa�próxima� à�massa�do�átomo�de�hidrogênio.�No�perfil� de�

nêutron,�estes�elementos�são�emitidos�com�alta�energia�a�partir�de�uma�fonte�radioativa�na�

ferramenta.� Ao� colidirem� com� os� núcleos� presentes� na� formação,� os� nêutrons� perdem�

energia�e�essa�energia�depende�do�tipo�de�núcleo�com�que�ocorre�a�colisão,�sendo�a�maior�

perda� na� colisão� com� átomos� de� hidrogênio.� Como� o� nêutron� só� pode� perder� uma�

quantidade�definida�de�energia,�ao�atingirem�essa�energia�eles�se�difundem�e�são�captados�

por� núcleos� de� hidrogênio,� silício� ou� cloro� que� se� excitam� e� emitem� raios� gamma.�Estes�

raios� gamma� são� então� detectados� por� um� receptor� na� ferramenta.� Logo� a� distância�

percorrida�pelo�nêutron�depende�do�material�com�que�ele�colide.�

�

Como� o� nêutron� perde� energia� na� colisão� com� o� hidrogênio,� a� resposta� do� perfil�

neutrão�será�maior�quanto�menor� for�o� índice�de�hidrogênio�na�matéria�percorrida.�Dessa�

forma� formações� saturadas� com� gases� apresentam� maior� resposta� ao� perfil� neutrão.� Por�

terem� índices� de� hidrogênio� próximos,� água� e� óleo� são� de� difícil� diferenciação� no� perfil�

neutrão.�

�

Devido� a� essa� dependência� quanto� aos� fluidos� presentes� na� formação,� o� perfil� de�

nêutrons� deve� ser� associado� a� outros� perfis� para� determinar� a� porosidade� quando� não� se�

conhece�as�saturações�do�reservatório.�

�

Por�fim,�o�perfil�utilizado�para�determinação�de�porosidade,�neste�trabalho,�é�o�perfil�

de� densidade,� que� se� baseia� na� detecção� de� raios� gamma� de� média� energia� emitidos� na�

parede�do�poço.��

�

Para�minimizar�o�efeito�do�reboco�e�do�filme�de�fluido�entre�a�ferramenta�e�a�parede�

do� poço,� um� braço� excêntrico� pressiona� a� ferramenta� contra� a� parede� (Caliper).� Quando�

mesmo� assim� o� contato� não� é� perfeito� devido� a� rebocos� endurecidos� ou� paredes� muito�

rugosas,�são�aplicadas�correções�sobre�os�cálculos.��

�

�Através�do�perfil�de�densidade,�a�porosidade�é�dada�pela�Equação�(3+1):�
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�
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�
(3+1)�
�

��

Os� valores� de� densidade� na� formação� não� porosa,� ρ ,� e� fluido,� ρ ,� podem� ser�

obtidos�de� tabelas�previamente�conhecidas.� �Mas,�na�realidade�estes�valores�de�densidade�

não�podem�ser�estabelecidos�como�únicos,�pois�na�natureza�existe�uma�mistura�de�diversos�

minerais� com� diferentes� densidades� resultando� numa� amplitude� de� densidade� da� rocha�

( ρ )�que�varia�de�2,65�g/cm3�a�2,85�g/cm3.��

�

Isto�também�é�válido�para�a�densidade�do�fluido ρ �que�depende�de�diversos�fatores,�

como�por�exemplo�a�concentração�de�clorita�(em�ppm)�que�reflete�na�densidade�do�fluido,�

podendo�variar�desde�a�densidade�da�água�fresca�de�1,00�g/cm3�até�o�extremo�de�1,3�g/cm3,�

para�água�salgada.�Para�água�marinha�o�valor�é�de�1,03�g/cm3,�mas�se�os�poros�contém�gás�

ou�água�então�a�densidade�de�fluido�equivalente�nos�poros�será�de�ρw�Sw�+�ρg�(1+Sw)�onde�

Sw�é�a�saturação�de�água�e�ρg�é�a�densidade�do�gás.�Portanto�a�densidade�do�fluido�ou�da�

água�pode�ser�bastante�variável.�Além�das�incertezas�em�relação�à�densidade�do�fluido�e�da�

matriz,� há� também� a� incerteza� nas�medidas� de� densidades� realizadas� pela� ferramenta� de�

perfilagem� (Hearst� and� Nelson,� 1985),� que� apresenta� um� fator� de� correção� de� 5%� em�

relação�ao�valor�registrado.��Isto�é,�se� ρ =�2,2�g/cm3�pode�na�realidade�está�entre�2,1�g/cm3�

e�2,3�g/cm3� ,� as� leituras�de�densidade�da� formação,� ρ ,� também�podem�ser�afetadas�pela�

presença�de�hidrocarbonetos,�principalmente�gás,�ou�argilas�na�formação.��

�

Como� pode� ser� observado,� os� três� tipos� de� perfis� sônico,� densidade� e� nêutron,� são�

sensíveis� a� outros� parâmetros� além� da� porosidade.� Desta� forma,� o� uso� de� um� deles�

isoladamente�exige�bom�conhecimento�da�formação�em�questão,�o�que�não�é�a�realidade�na�

maioria� dos� casos� práticos.� Por� esse� motivo,� é� comum� o� uso� de� perfis� combinados�

cruzando+se�os�dados�obtidos�entre�dois�perfis�diferentes.��

�

A� análise� petrofísica� do� reservatório� é� importante� para� buscar� relações� entre�

porosidade� e� permeabilidade.� Os� dados� de� permeabilidade� ( )� e� de� porosidade� efetiva�
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( )� são� obtidos� em� laboratório,� de� profundidades� selecionadas� em� testemunhos,� além�

das�medidas�de�porosidade�total�por�perfil.�Através�desses�dados,�foi�obtida�a�equação�que�

relaciona�as�duas�propriedades�petrofísicas�descritas:�

�

�

A�Figura�3+7� representa� a� relação�entre�porosidade�efetiva� e�permeabilidade�para�o�

reservatório,� é� possível� observar� que� existe� maior� concentração� de� pontos� onde� a�

porosidade�varia�entre�25+30%�e�a�permeabilidade�entre�500+1200mD.��

�
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Figura�3+7�+�Relação�entre�a�porosidade�efetiva�e�a�permeabilidade.�
�
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�

Para� a� avaliação� da� distribuição� das� principais� variáveis� e� o� da� determinação� do�

volume� de� óleo� � foi� realizada� a� análise� geoestatística,� com� a� incorporação� da�

incerteza.� Foram� utilizados� métodos� estocásticos� e� calculado� o� volume� para� os� vários�

cenários�gerados.��

�

A�geoestatística�auxilia�na�interpolação�dos�dados�adquiridos�nos�poços,�sempre�com�

o�objetivo�de�fornecer�o�entendimento�tridimensional�da�litologia�interpretada�pelos�perfis�e�

a� distribuição� das� propriedades� petrofísicas.� Para� isso,� foram� utilizados� os� resultados�

obtidos� da� avaliação� geológica� como� fonte� de� calibração� dos� parâmetros� de� entrada� da�

análise�geoestatística.�

�

 

�
Para� a� confecção� dos�mapas,� foi� utilizada� a� krigagem,� que� é� uma� técnica� capaz� de�

estimar,�por�meio�de�uma�combinação�linear,�o�valor�de�um�determinado�atributo�medido�

nos�poços�e�gerar�então�um�modelo�tridimensional�deste�atributo,�levando�em�consideração�

a�variabilidade�espacial�medida�por�meio�do�variograma.�A�krigagem�é�um�procedimento�

geoestatístico�muito�utilizado�na�mineração�para�estimar�o�teor�de�um�dado�minério�dentro�

de�um�determinado�volume�de�um�material� rochoso.�Neste�método�ponderam+se� todas�as�

amostras� disponíveis,� restringindo+se� que� a� somatória� dos� pesos� fornecidos� para� as�

amostras�seja�um�e�a�variância�de�estimativa�seja�mínima.�

�

A�krigagem�apresenta�como�principal�característica�de�suavização�dos�mapas�gerados,�

esta� suavização� é� menos� acentuada� nos� casos� de� fenômenos� contínuos.� O� objetivo� da�
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krigagem�é�fornecer�uma�única�estimativa�local,�contudo�respeitando�a�estatística�espacial�

de�todas�as�estimativas�consideradas�conjuntamente�(Oliveira,1997).�

�

Desse�modo,�para�se�iniciar�o�estudo�da�distribuição�das�principais�variáveis�em�um�

reservatório,� normalmente� os� primeiros� atributos� estudados� são� aqueles� relativos� à�

geometria�e�estrutura�do�campo.�Neste�caso,�inicia+se�o�estudo�por�meio�das�variáveis�topo�

e�base.�Nas�cotas�de�topo�dos�poços,�o�valor�mínimo�é�de�+2331m�enquanto�o�máximo�é�de�

+2256m.�De� acordo� com� a� Figura� 4+1,� as� variáveis� topo� e� base� estão� representadas� com�

símbolos�proporcionais,�com�isto�é�possível�observar�a�variação�dos�pontos�amostrados�no�

campo.� Em� relação� às� cotas� referentes� à� base,� o� valor�mínimo� é� de� +2275m� enquanto� o�

valor�máximo�é�de�+2289m.�

�

Conforme�apresentado�nos�mapas,�os�valores�do�topo�apresentam�as�menores�cotas�na�

porção�central�e�sudoeste.�Para�os�valores�de�base,�a�análise�pontual�demonstra�um�padrão�

diferente� em� relação� aos� dados� de� topo,� com�variação� acentuada� dos� valores� de� cota� em�

poços�próximos.

�

�

�

�
Figura�4+1+�Mapa�base�com�os�pontos�amostrais�do�topo�(A)�e�da�base(B)�do�campo.�

�
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Com�os�dados�de�topo�e�base,�foi�realizada�a�krigagem�ordinária,�com�o�objetivo�de�

gerar�superfícies�representativas�dessas�variáveis�que�serão�adotadas�posteriormente�como�

envelope� para� o� cálculo� volumétrico.�A� krigagem� foi� realizada� em� uma�malha� com� 130�

blocos� na� direção� X� e� 110� blocos� na� direção� Y,� sendo� cada� bloco� com� dimensão� de�

50x50m.��

�

De� acordo� com� a� � Figura� 4+1(A� e� B) observa+se� que� tanto� o� topo� como� a� base�

apresentam� 10� amostras.� Esse� número� de� amostras� na� área� em� estudo� é� muito� restrito.�

Desse� modo,� qualquer� análise� quanto� à� anisotropia,� ou� seja,� busca� de� uma� direção�

preferencial�de�variabilidade�fica�prejudicada.��

�

Por� isso,�o�variograma�utilizado�foi�o�unidirecional.�O�modelo�variográfico�adotado�

para� essas� variáveis� foi� o� esférico,� sendo� para� o� topo� o� alcance� de� 3776m� e� patamar� de�

749m�e�para�a�base�alcance�de�1516m�e�patamar�de�846m,�conforme�se�observa�na�Figura�

4+2�.�

�

�
�

�

�Figura�4+2�+�Modelo�de�variograma�para�o�topo�(A)�e�base(B)�do�campo �

�

Como�resultado�da�krigagem�ordinária,�o�mapa�do� topo�é� influenciado�pela�cota�do�

poço�C(+2256m)�que�está�a�20m�acima�em�relação�aos�demais�e�influencia�na�configuração�

do�mapa.� Enquanto� o�mapa� para� a� base�mostra� a� influência� existente� na� região� próxima�
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onde�estão�os�poços�e�certa�suavidade�na�área�entre�poços,�conforme�observado�na�Figura�

4+3.� Este� método� apresenta� a� característica� de� suavização,� observando� que� será� menos�

acentuada�quanto�mais�contínuo�for�o�fenômeno�que�está�sendo�modelado�(Oliveira,�1997),�

embora�a�estimativa�produzida�pela�krigagem�possa�ser�localmente�satisfatória.�

�

�

�
 

�

�

Figura�4+3�+�Mapa�krigado�das�superfícies�Topo(A)�e�Base(B)�do�reservatório. 

�

�

Para� a� análise� petrofísica� foram� utilizados� os� dados� porosidade� obtidos� a� partir� da�

análise�de�perfis.�O�total�de�dados�selecionados�foi�de�256�amostras,�com�valor�mínimo�de�

10%,�máximo�de�34%�e�média�de�26%.�A�distribuição�dos�dados�possui�forma�assimétrica�

com�maior�número�de�dados�entre�os�intervalo�de�22�a�30%�(Figura�4+4+A)�.���

�
Em� seguida� é� necessário� elaborar� o� variograma�para� entendimento� da� variabilidade�

deste� parâmetro� no� reservatório.� Após� inúmeros� testes� com� o� objetivo� de� identificar�

possíveis� anisotropias� constatou+se� que� deve� ser� adotado� um� comportamento� isotrópico�

para�a�variável�porosidade�e�o�seu�variograma�é�apresentado�na�Figura�4+4(B).�Na�direção�

x,�alcance�de�1350m�enquanto�na�vertical�o�alcance�é�de�20m.�

�
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�

�

�

�

Figura�4+4�+�Histograma�(A)�e�modelo�de�variograma(B)�para�a�variável�porosidade.�

� � �

Algumas� imagens� da� krigagem� são� selecionadas� em�vários� níveis� em�profundidade�

para�observar�as�variabilidades�do�parâmetro�porosidade,�conforme�Figura�4+5.�Estes�mapas�

representam�a�variabilidade�da�porosidade� em�uma�determinada�profundidade,�portanto� a�

cada�“z”�diferente�será�obtido�um�mapa�com�a�distribuição�e�variabilidade�da�porosidade.�

�

�

�

�

�

Figura�4+5�+�Mapas�krigado�da�variável�porosidade.�

�
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�

 

�
A�krigagem�apresenta�como�características�principais�a�suavização�dos�resultados�e�o�

fato�de�gerar�somente�uma�imagem,�o�que�não�a�qualifica�como�um�método�indicado�para�

estudos�relacionados�com�a�análise�de�incertezas.�

�

Para� evitar� a� suavização� dos� mapas� determinísticos,� e� gerar� mais� de� um� modelo�

possível� para� o� atributo� em� estudo,� a� simulação� estocástica� tem� sido� utilizada� na�

caracterização� de� reservatórios� de� petróleo� como� ferramenta� de� modelagem� capaz� de�

incorporar� a� variabilidade� do� fenômeno� modelado,� mostrando� os� possíveis� cenários�

equiprováveis.� Com� isso,� permite� a� transferência� dos� diversos� modelos� geológicos� para�

modelos� numéricos� de� fluxo,� cujas� previsões� sobre� o� comportamento� do� reservatório�

servirão� de� base� às� decisões� gerenciais� quanto� ao�manejo� de� recursos.�Diversos�modelos�

estocásticos�têm�sido�utilizados�e/ou�sugeridos,�em�função�da�natureza�do�fenômeno�a�ser�

descrito.�

�
�

 

�
�

Para� Haldorsen� &� Damslech� (1990)� a� modelagem� estocástica� é� baseada� em� duas�

classes� principais:� discreta� e� contínua.� As� modelagens� discretas� são� desenvolvidas� por�

descrição�de�feições�geológicas�de�natureza�discreta,�como�por�exemplo,�a�distribuição�de�

fácies� geológicas.� Journel� &� Gomez+Hernandez� (1989)� utilizam+se� da� Simulação�

Seqüencial� Indicatriz� para� caracterização� da� arquitetura� de� seqüências� de� arenitos+

folhelhos.� Journel� (1990)� utiliza� a� metodologia� simulação� das� componentes� indicadoras�

para�modelagem�estocástica�de�seis�diferentes�litofácies�numa�determinada�seção�vertical.��

�

Paraizo� (1993)� enfatiza� que� a� Simulação� Seqüencial� Indicatriz� apresenta� como�

característica� principal� o� fato� de� poder� simular� cada� fácies� de� forma� independente� das�

demais�e,�portanto,�a�relação�cruzada�duas�a�duas�fácies�não�tem�necessariamente�nenhum�

comprometimento� do� ponto� de� vista� do� algoritmo.�Esta� é� uma�vantagem�deste� algoritmo�
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pois� permite� fazer� uma� modelagem� variográfica� distinta� para� cada� eletrofácies�

conseguindo,�com�isso,�obter�estruturas�e�informações�de�cada�uma�de�forma�bem�ampla.�

�

Dentre� as� vantagens� encontradas� neste� método� destaca+se� a� possibilidade� de� se�

modelar� complexos� padrões� de� heterogeneidades.� Esta� flexibilidade� vem� do� uso� de� um�

modelo�de�variograma�para�cada�variável�indicatriz.�

�

Neste� trabalho,� para� a� aplicação� da� Simulação� Seqüencial� Indicatriz� foi� definida� a�

variável� reservatório,� que� corresponde� a� ocorrência� de� arenitos� no� campo.� Com� isso,� a�

existência� de� reservatório� em�um�ponto� xi,� é� relacionada� ao� indicador� de� 1� e� 0� para� não�

reservatório.�O� estudo� dessas� variáveis� indicadoras� reflete� diretamente� o� comportamento�

espacial�das�litologias�tanto�na�horizontal�como�na�vertical.�

�

Com�a�conversão�entre�0�e�1�de�todos�os�dez�poços�perfurados�é�gerado�o�variograma�

vertical�e�horizontal�da�área.�Não�foi�possível�obter�variograma�na�direção�oposta�à�direção�

principal�da�deposição,�ou�de�menor�continuidade,�devido�à�escassez�de�dados.�

�

O�variograma�horizontal�foi�definido�apenas�para�uma�direção�(Az.�30º).�O�modelo�de�

variograma� esférico� foi� adotado� com� alcance� de� 1200m� e� o� patamar� de� 0.22.� Para� o�

variograma�vertical�o�alcance�é�de�5m(Figura�4+6).�A�razão�arenito/folhelho�adotada�como�

parâmetro�de�entrada�foi�de�69%.�
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� �
�

Figura�4+6�+�Variograma�horizontal�e�vertical�da�variável�litologia �
�

Trinta�cenários�são�gerados�para�representar�a�variabilidade�litológica.�A�Figura�4+7�

(A� e� B)� representam� duas� imagens� da� simulação.� Esses� exemplos� foram� utilizados� para�

ilustrar� a� variabilidade� dos� resultados� obtidos,� porém� seria� um� erro� considerar� qualquer�

uma�delas� como� representativa� do�mesmo,� pois� na� realidade� são� geradas� imagens� com�a�

mesma� probabilidade� de� ocorrer.� Considerando� apenas� essas� simulações� citadas� como�

exemplo,�pode�ser�atribuída�a�existência�de�um�modelo�mais�heterogêneo�à�esquerda�e�de�

outro�à�direita�com�mais�arenito,�com�isto�espera+se�por�um�volume�de�óleo� maior�

que�o�cenário anterior.��

�

Também�são�apresentadas�duas�seções�do�reservatório�analisado�(Figura�4+8).�Nessas�

figuras,� além� dos� resultados� distintos� entre� as� duas� imagens� é� possível� observar� a�

continuidade�lateral�dos�corpos,�definida�pelo�alcance�de�1200m�do�variograma�horizontal.��

�

�

�
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�

�

�

Figura�4+7�–�Exemplos�de�Imagens�de�mapas�das�Simulações�Seqüenciais�Indicatriz�.�

�
�

�

�

�

�
Figura�4+8�–�Exemplos�de�Imagens�de�seções�obtidas�das�Simulações�Seqüenciais�Indicatriz �

�

�

 

�
�

A� Simulação� Gaussiana� Seqüencial� (SGS)� é� aplicada� para� variáveis� contínuas� tais�

como:�as�propriedades�das�rochas�(porosidade,�permeabilidade,�saturação�e�argilosidade)�e�

parâmetros�dimensionais�(topo�e�base�do�reservatório).�Neste�tipo�de�modelo�cada�ponto�do�

reservatório�tem�um�valor�distinto�para�a�variável�de�interesse.�Esta�simulação�foi�utilizada�
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por�Souza�Jr.�(1988)�correlacionando�valores�de�permeabilidade�em�variável�resultante�da�

composição�de�medidas�de�perfis�radioativos.�

�

O� método� de� Simulação� Gaussiana� Seqüencial� tem� sido� largamente� utilizado�

(Deutsch� �1988),�e�foi�descrito�por�Journel�&�Alabert�(1989).�Neste�algoritmo,�o�valor�

simulado�para�cada�ponto�da�malha�é�obtido�somando+se�ao�valor�krigado�um�resíduo,�onde�

o�resíduo�é�obtido�aleatoriamente�de�uma�função�de�distribuição�normal�com�média�igual�à�

média� da� krigagem� e� variância� igual� à� variância� de� krigagem� simples.� Este� resíduo�

reconstitui�a�variância�perdida,�devido�à�suavização,�que�ocorre�no�processo�de�krigagem.�

Como�o�resultado�é�zero�nos�pontos�amostrais,�este�é�um�método�condicional,�honrando�os�

pontos�amostrais.�

�

Segundo� Oliveira� (1997),� no� algoritmo� da� Simulação� Gaussiana� Seqüencial,� cada�

variável�é�simulada�sequencialmente�de�acordo�com�a�sua�função�de�distribuição�acumulada�

condicional�Gaussiana,�caracterizada�através�de�um�sistema�de�krigagem.�A�cada�etapa,�os�

dados� condicionantes� são� todos� os� valores� originais� somados� a� todos� os� valores�

previamente� simulados� que� se� encontram� dentro� de� uma� vizinhança� da� posição� a� ser�

simulada.��

�

A� variável� simulada� neste� trabalho� e� o� parâmetro� petrofísico� porosidade� que� esta�

condicionado� a� existência� ou� não� de� reservatório� e� as� superfícies� do� topo� e� da� base.� A�

delimitação�da�área�é�feita�pelo�mesmo�polígono�já�construído�para�a�krigagem.�

�

O�algoritmo�utilizado�para�a�execução�da�SGS�neste� trabalho�apresenta�as�seguintes�

etapas:� (a)� Realização� da� transformação� da� variável� para� uma� distribuição� gaussiana�

(anamorfose),� (b)� Análise� variográfica� da� variável� gaussiana,� escolha� do� modelo,� (c)�

Definição�da�vizinhança,�(d)�Efetivação�da�simulação,�(e)�transformação�inversa�da�variável�

gaussiana�para�os�valores�do�atributo�em�estudo.�

�
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Os� histogramas� da� variável� porosidade� e� a� transformação� para� variável� com�

comportamento�gaussiano�estão�presentes�na�Figura�4+9.�A�estatística�dessa�variável�aponta�

valor�máximo�para�porosidade�de�34%,�mínimo�de�10%�e�média�de�26%.�

�

�

�

�

�
Figura�4+9�+�Histograma�da�distribuição�da�variável�porosidade�e�a�transformada�gaussiana �

�

Para�essa�variável�foi�adotado�o�modelo�de�variograma�do�tipo�esférico,�na�direção�do�

eixo�x�(Az.�30°)�e�na�direção�vertical.�Na�Figura�4+10�se�observa�o�modelo�ajustado�para�a�

variável�porosidade,�nas�duas�direções.�
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�

�

�

Figura�4+10�+�Modelos�de�variogramas�ajustados�para�a�variável�porosidade.�

�

Definida�a�vizinhança,�é�realizada�a�simulação�gaussiana�propriamente�dita.�Algumas�

imagens� obtidas� do� resultado� da� simulação� são� observados� na� Figura� 4+11.� Analisando�

apenas� as�duas� figuras� representadas�no� texto,� é� ilustrado�na�Figura�4+11(A),�uma� região�

central� com� porosidade� elevada,� acima� de� 30%,� enquanto� na� Figura� 4+11(B)� a� região�

central�mostra�a�porosidade�variando�entre�10�e�16%.��

�

�

�

�

�
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�

Figura�4+11�+�Imagens�das�simulações�obtidas�da�variável�porosidade.�

�

A� análise� das� imagens� simuladas� mostra� que� o� valor� máximo� da� distribuição� da�

porosidade�é�de�34%�enquanto�o�valor�mínimo�é�de�10%,�honrando�a�distribuição�original�

dos�dados.�Em�seguida�algumas�seções�representadas�nas�Figura�4+12(A�e�B)�que�mostram�

a�distribuição�da�porosidade.�

�

�
�

�

Figura�4+12�+�Seções�das�imagens�resultantes�da�simulação�da�variável�porosidade.�
�

Para�a�incorporação�das�imagens�de�porosidade�gerados,�foi�realizada�a�combinação�

com� as� imagens� de� litologia,� condicionando� a� existência� da� fácies� aos� valores� de�

porosidade,� conforme�pode� ser�observado�na�Figura�4+13.�Com� isso,� as� células�da�malha�

que� apresentarem� ocorrência� da� fácies� reservatório� são� incorporados� os� valores� de�
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porosidade,�no�caso�de�ocorrência�de�não+reservatório�o�valor�de�porosidade�assume�uma�

constate�de�5%.�Na�Figura�4+13(A),�é�visível�a�presença�de�corpos�de�arenitos�ocupando�a�

porção�superior�do�reservatório,�com�porosidade�variando�entre�19+34%.�Esta�configuração�

representa�um�cenário�coerente�com�o�modelo�geológico�proposto,�em�que�normalmente�a�

porção�superior�dos�poços�é�mais�arenosa�e�na�base�mais�intercalados�com�folhelhos.�

�

�

�

�
Figura�4+13�+�Resultado�da�combinação�fácies�com�porosidade,�o�valor�na�escala�5%�representa�a�presença�de�

folhelhos.�

�

Outro� exemplo� do� resultado� da� combinação� litologia� com� porosidade� pode� ser�

observado�na�Figura�4+14,�são�descritos�corpos�de�arenito�bem�intercalados�com�folhelhos,�

portanto� com� maior� presença� de� barreiras,� com� a� porosidade� variando� de� 16+34%.� Um�

cenário�provavelmente�mais�pessimista�em�relação�ao�anterior.�

�

�

�

�

�

�

�

�

�
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�

Figura�4+14�+�Imagem�do�resultado�da�combinação�de�fácies�com�porosidade,�o�valor�na�escala�0.05�

representa�a�presença�de�folhelhos.�

�

A� Simulação� Seqüencial� Gaussiana� foi� realizada� para� as� variáveis� topo� e� base� do�

reservatório,� com�procedimento� semelhante� ao� efetuado�para�porosidade.�Ao� todo,� foram�

gerados� 30� cenários� de� topo� e� de� base,� algumas� imagens� dessa� simulação� podem� ser�

observados� nas� � Figura� 4+15(A� e� B)� e� Figura� 4+16(A� e� B).� As� imagens� de� topo� e� base�

geradas�pela�simulação�estocástica� ilustram�claramente�a�diferença�em�relação�aos�mapas�

gerados�pela�krigagem�(Figura�4+3),�os�mapas�da�simulação�apresentam�maior�variabilidade�

enquanto�os�mapas�krigados�apresentam�superfície�suavizada.�

�

�

�

�

Figura�4+15�+�Resultados�das�simulações�do�topo�do�reservatório.�
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�
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�

�

Figura�4+16�+�Resultados�das�simulações�da�base�do�reservatório.�

�

Para� avaliar� o� efeito� da� simulação� estocástica,� foi� escolhida� a� variável� Volume� de�

Óleo�in�situ.�A�escolha�desta�variável�foi�definida�pois�o�volume�de�óleo�do�reservatório�é�a�

combinação�de�todas�as�variáveis�analisadas�nesse�trabalho.��

�

Neste� caso,� não� foi� incluido� a� saturação� de� óleo� do� reservatório,� assumindo+se� que�

todo�o�campo�está�preenchido�por�óleo�com�saturação�constante.�Com�isso,�o�volume�será�

condicionado�pelo�volume�de�arenito�entre�o�topo�e�base�do�reservatório,�multiplicado�pela�

porosidade,�assumindo�saturação�de�óleo�constante�de�80%.�

�

Entretanto,�para�o�caso�das�imagens�geradas�por�simulação�estocástica,�a�combinação�

entre�as�imagens�gera�grande�número�de�cenários�que�fazem�com�que�seja�requerido�grande�

tempo�computacional.�No�caso�deste�trabalho�a�combinação�de�30�imagens�de�topo,�base,�

fácies�reservatório�e�porosidade�geram�810.000�cenários.�

�

O�critério�para�saber�o�número�ideal�de�simulações�representativas�para�o�cálculo�do�

volume�do�campo�e�que�não�consuma�grande�tempo�de�computação�será�mostrado�a�seguir.�
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Para�isso,�são�realizadas�combinações�para�avaliar�a�variabilidade�do�volume�do�campo�em�

relação� à� variação� de� topo� e� base� do� reservatório.� Para� isso,� são� realizadas� várias�

combinações� das� superfícies� topo� e� base,� iniciando� com� 10� combinações� de� topo� e� 10�

simulações� da� base,� chegando� à� combinação� máxima� de� 250� simulações� do� topo� e� 250�

simulações�da�base.�São�geradas�as�curvas�de�probabilidade�de�volume�ou�curvas�de�risco�

que� indicam� as� probabilidades� P10,� P50� e� P90.� Como� exemplo,� a� P10� indica� a�

probabilidade�de�que�o�volume�indicado�seja�10%�maior.�

�

��
Figura� 4+17(A,� B,� C,� D,� E� e� F)� e� a� Figura� 4+18,� correspondem� às� diversas�

combinações�realizadas�entre�as�superfícies�topo�e�base�do�campo�e�servem�para�comparar�

as�curvas�de�análise�de�risco.�

�
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�
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�

�
Figura�4+17�+�Curva�de�Risco�de�volume�desde�100�ate�40000�realizações.�

�
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�

�
�

Figura�4+18�+�Curva�de�Risco�de�volume�com�62500�realizações.�

�

A� Figura� 4+19�mostra� que� a� partir� de� 30� combinações� entre� o� topo� e� a� base� há� a�

estabilidade� do� volume� de� rocha,� definido� ao� observar� os� valores� de� P50.� O� resultado�

também�pode�ser�visto�na�Tabela�4+1.�

�

Tabela�4+1�+�Volumes�P10,�P50�e�P90�com�diferentes�números�de�combinações�de�topo�e�base.�

    VOLUMES�EM�MILHÕES�DE�M3�   

TOPOXBASE� N.�combinações� P10� P50� P90�
3X3 9 204958003 147728121 109035436 
5X5 25 186847360 151705902 116376673 

10X10 100 211563884 158588572 125577993 
30X30 900 171852803 161180220 152729940 
50X50 2500 168349343 161101491 153674764 

100X100 10000 170945185 161764504 152400743 
150X150 22500 169947081 162001531 154034292 
200X200 40000 169381260 161510325 153852952 
250X250 62500 169575503 161664406 153470682 �
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Figura�4+19�+�Volumes�P10,�P50�e�P90�com�diferentes�números�de�combinações�de�topo�e�base.�

�

Os�volumes�acima�calculados�consideram�apenas�o�volume�entre�as�duas�superfícies,�

outro�caso�foi�testado�ao�considerar�uma�porosidade�média�de�20%�e�uma�saturação�de�óleo�

80%,�o�volume�calculado�é�de�aproximadamente�161Mm3�para�P50,�representado�na�Figura�

4+20(A).�Enquanto�se� considerarmos�a� razão� reservatório/não� reservatório,� isto�é,� a� razão�

�média�de�0.69�e�a�saturação�de�óleo�também�em�80%�o�volume�calculado�é�

de�aproximadamente�131Mm3�para�P50,�conforme�a�Figura�4+20(B).�
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�
�

Figura�4+20�+�Curva�de�risco�de�volumes�para�casos�específicos.�
�
� �

A�análise�realizada�anteriormente�assume�variações�de�topo�e�base,�com�valor�médio�

para� � e� porosidade.� Para� o� cálculo� do�Volume� de� óleo� ,� assumindo� a�

variabilidade�de�todas�as�variáveis�estudadas,�foram�gerados�30�cenários�de�reservatório�e�

30�cenários�de�porosidade.�

�

Com� a� geração� dos� 30� cenários� da� variável� porosidade,� 30� de� litologia� e� mais� 30�

cenários� das� superfícies� do� topo� e� da� base,� foi� criado� um� algoritmo� para� o� cálculo� do�

volume.�Este�algoritmo�escolhe�aleatoriamente�uma�imagem,�de�forma� independente�para�

cada�variável�e�com�isso�calcula�o�volume�de�óleo� .��

�

Os� resultados� obtidos� apontam� um� volume�médio� de� 150Mm3� para� o� campo,� com�

máximo�de�247Mm3�e�mínimo�de�63Mm3�(Figura�4+21).�O�valor�médio�definido�para�este�

caso�é�superior�ao�adotado�quando�assumido�um�valor�médio�de� �e�porosidade,�

que�corresponde�a�131Mm3.�

�
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Figura�4+21�+�Histograma�com�os�volumes�calculados�pela�combinação�dos�cenários�gerados.�

�

Como�o�número�de� realizações�de� todas�as�combinações� é�muito�elevado,�pode�ser�

utilizada�neste�caso,�a�associação�dos�cenários�pessimistas�e�otimistas�de�todas�as�variáveis.�

Com� isso,� foi�definido�o�maior�e�menor�valor�possível�de�volume�de�óleo� �para�as�

variáveis�simuladas.�

�

Assim,� associando� os� menores� valores� de� volume� do� campo,� menor� volume� de�

arenitos�e�o�cenário�com�os�menores�valores�de�porosidade,�é�obtido�um�valor�mínimo�para�

o�campo�de�63Mm3.�O�mesmo�procedimento�para�os�valores�máximos�é�definido�um�valor�

máximo�de�volume�de�óleo� �de�275Mm3.�

�

Além�de�se�analisar�o�volume�do�campo,�e�poder�assim�definir�uma�gama�de�valores,�

é�possível� também,�pelo�estudo�dos�variogramas�das�realizações�estudar�as�incertezas�nos�
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modelos� gerados.�Outro� critério� para� a� análise� dos� resultados� da� simulação� é� referente� a�

comparação� dos� variogramas� das� variáveis� simuladas.� Esta� análise� pode� fornecer�

indicativos�de�quais�modelos�seriam�possíveis�candidatos�a�serem�submetidos�ao�processo�

de�simulação�de�fluxo.�

�

Na�Figura�4+22(A)�estão�os�semivariogramas�das�30�imagens�simuladas�na�direção�x�

das� simulações� resultantes�da�combinação� litológica�e�porosidade� e�na�Figura�4+22(B)�os�

semivariogramas� gerados� na� direção� z� (profundidade),� da� mesma� combinação.�

Representado�em�preto�nas�duas�figuras�é�referente�ao�semivariograma�gerado�da�krigagem�

dessa�mesma�variável.�

�

�

�
�

�

�

Figura�4+22�+�Semivariogramas�das�simulações�litologia�com�porosidade.

�

Com� os� variogramas� apresentados� na� figura� acima,� pode+se� observar� que�

determinados� modelos� apresentam� características� muito� distintas� dos� outros.� O� modelo�

representado� pelo� variograma� mais� inferior� (x)� seria� um� excelente� candidato� para� a�

simulação�de�fluxo,�da�mesma�maneira�que�o�modelo�representado�pelo�variograma�mais�

superior� (y).� Com� esses� dois� modelos� no� simulador� de� fluxo� poderia� se� ter� então�

representado�o� envelope�de�curvas�de�produção,�por�exemplo.�Outro�modelo�que�poderia�

ser� inserido� no� simulador� de� fluxo,� é� representado� por� algum� variograma� intermediário,�
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como�uma�grande�gama�de�modelos�possuem�o�mesmo�comportamento,�com�alguns�desses�

modelos� no� simulador,� poderia� então� se� cobrir� o� espaço� de� incertezas� desejado� para�

análises,�não�precisando�dessa�maneira�simular�todos�os�modelos�gerados.�Outra�aplicação�

da�geração�dos�variogramas�a�posteriori�é�que�se�pode�definir�também�modelos�geológicos,�

otimistas,�pessimistas�e�mais�prováveis,�podendo�então�submeter�esses�modelos�escolhidos�

a�outros�tipos�de�análises.�

�

Além� disso,� por�meio� da� análise� dos� variogramas� é� possível� verificar� que� algumas�

imagens� apresentam� semivariogramas� diferentes� do� modelo� da� krigagem,� nas� duas�

direções,� essas� flutuações� são� conhecidas� como� ergódicas.� Lantuéjoul� (1995)� reporta�que�

quanto�maior�for�esta�ordem�de�grandeza�maior�será�o�número�de�simulações�estocásticas�

para� cobrir� o� espaço�das� incertezas�dos� atributos.�Para� a� seleção�de� imagens,� um�critério�

adotado�é�a�verificação�se�o�semivariograma�da�imagem�simulada�não�se�distancia�muito�do�

considerado�representativo.�Porém,�quanto�mais�confiável�for�o�modelo�e�os�parâmetros�do�

semivariograma�escolhido,�menores�deverão�ser�as�flutuações�ergódicas.�

�
�
�
�
�
�
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�

Do�estudo�realizado,�com�base�exclusivamente�na�interpretação�de�perfis�elétricos�e�

radioativos� de� dez� poços� verticais,� perfurados� em� um� campo� com� reservas� não�

desenvolvidas,�foram�alcançados�os�seguintes�resultados:�

• os� perfis� básicos� Raios� gama,� densidade� e� neutrão,� foram� utilizados� para� a�

determinação� da� eletrofácies,� cálculo� de� � (relação� espessura�

total/espessura�de�arenitos)�e�correlações�litoestratigráficas.�Das�combinações�

desses� perfis,� foram� identificadas� nas� curvas� feições� características� de� um�

sistema� de� canais� e� lobos� turbidíticos� cortados� por� canais,� ricos� em� areias,�

passando�para�um�sistema�distal�com�intercalações�mais�espessas�de�folhelho,�

onde� se� concluiu� a� existência� de� área� fonte� no� sentido� SW+NE� para� este�

sistema�deposicional.�

• foi� constatado� que,� pela� análise� petrofísica,� a� maior� concentração� de�

porosidade� entre� 25+30%� e� permeabilidade� entre� 500+1000mD� e,� pela�

determinação� fácies,� um� valor� médio� de� 0.69� para� o� .� Esses�

valores�corroboraram�ainda�mais�com�o�sistema�deposicional�identificado,�que�

possui�características�de�reservatório�semelhantes�a�encontrada.�

• com� a� existência� de� poucos� dados� foi� observado� que,� pelo� método� de�

krigagem,� há� uma� tendência� de� suavização� dos� resultados� obtidos� por� este�

método� de� interpolação� geoestatística,� enquanto� na� modelagem� estocástica�

realizada� � se� observou� � maior� representatividade� da� variabilidade� das�

superfícies�de� topo,� �base�e�do�parâmetro�petrofísico�porosidade.�Entretanto,�

para� aplicabilidade� da� modelagem� geoestatística� do� reservatório,� foi�
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fundamental�o�conhecimento�das�técnicas,�suas�limitações�e�faixa�de�aplicação�

e,�principalmente,�o�conhecimento�do�modelo�geológico.�

• a� aplicabilidade� das� simulações� estocásticas� foi� realizada� para� as� principais�

variáveis,� possibilitando� a� geração� de� diversos� cenários.� Porém� devido� ao�

pequeno�número�de�poços,�elevada�variabilidade�foi�constatada,�colocando�em��

dúvida� qual� conjunto� de� modelos� é� o� mais� adequado� para� representar� as�

principais�heterogeneidades�do�reservatório.��

• devido�ao�grande�número�de�cenários�gerados�para�cálculo�do�volume�de�óleo�

in� situ,� foram� testados� � três�métodos.�O� primeiro� consistiu� na� realização� de�

várias�combinações�das�superfícies�de�topo�e�base,�que�geraram�as�curvas�de�

probabilidade� de� volume� ou� curvas� de� risco� (P10,� P50� e� P90),� onde� foi�

concluído� que� 30� combinações� destas� variáveis� são� necessárias� para� obter� a��

estabilidade�do�volume.�No�segundo�método,�foi�contemplada�a�variabilidade�

de� todas� as� variáveis� estudadas:� topo,� base,� porosidade� e� litologia.� Com� a�

geração� de� trinta� cenários� de� cada� variável,� foi� criado� um� algoritmo� que�

escolheu� aleatoriamente� uma� imagem� para� o� cálculo� do� volume.�O� terceiro�

método,� referiu+se� à� comparação� dos� semivariogramas� � das� variáveis�

simuladas�que�forneceu�quais�os�prováveis�cenários�candidatos�ao�processo�de�

simulação�de�fluxo.�

�

�
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