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Resumo

Este trabalho consiste na utilizacdo de perfis geofisicos para a caracterizacao
petrofisica do reservatério do Campo de Namorado. O Campo de Namorado esta
localizado na por¢cdo central da Bacia de Campos e é composto por arenitos
turbiditicos depositados durante Albiano-Cenomaniano, pertencentes ao Grupo
Macaé.

Foram selecionados trés pocos (NA02, NA44D e NA12) com dados de perfis de
raios gama, porosidade neutrdo, densidade, sbnico e resistividade e descri¢gdes de
testemunho.

O intervalo do reservatorio foi identificado em cada poco e correlacionado, de
maneira a se entender o ciclo de deposi¢des. Para este mesmo intervalo, foi proposta
a classificacdo de trés eletrofacies utilizando estatistica multivariada: (0) néo-
reservatorio, (1) reservatorio e (2) possivel reservatério.

A partir da classificacdo, foi possivel calcular os principais parametros
petrofisicos para as eletrofacies 1 e 2: densidade e intervalo de tempo da matriz,
porosidades derivadas de diferentes perfis, volume de argila e areia, resistividade de
agua da formacdo, saturacdo da &gua; analisar os principais cimentos e estimar o

contato 6leo/agua.

Palavras-chave: Campo de Namorado, andlise petrofisica e método KNN.
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Capitulo 1 — Introducéo

1.1. Aspectos Gerais

A industria de exploragdo de petroleo tem desenvolvido nas ultimas décadas
ferramentas e técnicas, que de forma direta ou indiretamente, auxiliam na
caracterizacdo geoldgica de reservatorios. Durante a fase de exploracdo, séo
perfurados poc¢os horizontais e direcionais, com 0s quais é possivel a obtencdo de
informacdes de perfis elétricos e radioativos. Esses perfis, juntamente com a descricdo
de testemunhos, sdo de extrema importancia para a elaboracdo das caracteristicas
petrofisicas de um reservatdrio, que posteriormente auxiliam na constru¢do do modelo
geologico e matematico (modelo de distribuicdo de porosidade, permeabilidade,
saturacao de 0leo, entre outros).

A andlise petrofisica visa a determinagdo de alguns parametros como
porosidade, compressibilidade da rocha, saturacdo de agua e 0leo, permeabilidade,

entre outros.

1.2. Justificativa e Objetivos

7

A caracterizagdo petrofisica utilizando perfis geoelétricos é de grande
importancia para a descoberta de novos reservatérios de hidrocarbonetos e visa
diminuir o grau de incerteza e os riscos associados a exploracéo de petroleo e gas.
Assim como é importante para a fase inicial de desenvolvimento de um campo de
petroleo, auxiliando na definicdo da melhor estratégia de desenvolvimento através da
caracterizacao geologica.

Os principais objetivos deste trabalho s&o: a correlagédo estratigrafica entre os
pocos NAO2, NA12 e NA44D para compreensao da distribuicdo dos arenitos nos ciclos
deposicionais do Arenito Namorado, a determinagéo de eletrofacies através de perfis
geofisicos e descricao de testemunhos, e a caracterizacao petrofisica das eletrofacies

de rochas reservatorio e possivel reservatorio para os trés pocos escolhidos.

1.3. Dados Obtidos e Area de Estudo

Os pocos utilizados foram perfurados no Campo de Namorado (Figura 1.1),
localizado na porcéo centro-oeste da - Bacia de Campos, entre o Campo de Garoupa
na plataforma continental e o Campo de Marlim no talude. O principal reservatério é

composto por arenitos turbiditicos do Cretaceo, chamado de Arenito Namorado, com
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profundidade entre 2.980 e 3.080 metros (Guardado, 1990).

/ r |
— |
RJ Campos '

RONCADOR

RLIM LESTE

MARLIM SUL

50 km
(N NP |

Figura 1.1: Mapa de localizagdo da Bacia de Campos, destaque para o Campo de Namorado
(modificado de Bizzi et al., 2003).

Os dados dos pogos foram cedidos pela Petrobras e estdo liberados pela
Agéncia Nacional de Petrdleo, Gas Natural e Biocombustiveis (ANP). Constam da
base de dados os perfis de raios gama (GR), densidade (RHOB), sénico (DT),
porosidade neutrdo (NPHI) e resistividade (ILD) no formato *LAS, e a descricdo dos
testemunhos.

Foram escolhidos trés pocos: NA02, NA44D e NA12 (figura 1.2). Os pogos
NAO2 e NA12 foram selecionados por serem 0s po¢cos com maior volume de descricdo
de testemunhos em comparacgédo aos demais, € 0 poco NA44D por estar proximo dos
dois escolhidos, para a realizacédo da correlacdo estratigréafica.
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Figura 1.2: Localizacdo dos pocos utilizados (adaptado de Bueno et al., 2011).

1.4. Métodos

O presente estudo consistiu de cinco etapas principais (Figura 1.3).

Na primeira etapa do trabalho foi realizada reviséo bibliografica sobre o Campo
de Namorado, a caracterizacdo petrofisica através de perfis de pogos e 0s principais
aspectos que podem afetar a porosidade e a permeabilidade em reservatérios
siliciclasticos.

A segunda etapa de trabalho consistiu na determinagdo dos pocgos utilizados e
Seus respectivos topos e bases para os intervalos referentes ao Arenito Namorado. O
intervalo do reservatério do Arenito Namorado € facilmente identificado, através do
perfil de raios-gama, por folhelhos no topo e carbonatos na base que apresentam um
contraste consideravel em relacdo ao arenito Namorado. Nesta etapa, também foi
realizada uma correlacdo de pocgos para compreender os intervalos deposicionais das
rochas reservatorio.

A terceira etapa consistiu na determinagdo de eletrofacies no intervalo do

reservatorio de Namorado, para tal, foram utilizados os seguintes procedimentos:
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¢ Andlise dos testemunhos, com agrupamentos de quinze facies em trés classes
principais: ndo-reservatorio, reservatorio e possivel reservatorio;

o Aplicacdo do método estatistico multivariado K-ésimo vizinho mais proximo
(KNN) utilizando o poco RJS19, proximo aos pocos NAO2, NA44D e NA12,
para o treinamento do algoritmo, e aplicacdo deste treinamento nos trés pocos.
Os resultados obtidos foram trés eletrofacies: 0 (ndo-reservatério), 1
(reservatério) e 2 (possivel reservatorio);

e Validagao das trés eletrofacies baseada nos perfis geofisicos em comparacéo a
descricéo de testemunhos.

O método KNN é supervisionado, ou seja, utiliza informacdes originais,
advindas das descricbes de testemunhos, sdo pré-estabelecidas para o mapeamento
de facies. O algoritmo foi treinado e aplicado nos pogos através do software estatistico
R.

Apos a determinacdo das eletrofacies, foi realizada a quarta etapa: estatistica
basica, que é composta por histograma e valores de maximo, minimos, média,
mediana e desvio padrao de cada eletrofacies, e gréaficos de disperséo utilizando os
perfis de raios gama, densidade e porosidade neutrdo e sbnico para as eletrofacies de
reservatorio e possivel reservatorio. Através dos histogramas e graficos de dispersao
foi possivel analisar a distribuicdo dos dados e as caracteristicas das eletrofacies e, de
acordo com Rider (2002), um grupo de numeros em particular pode ser mostrado para
representar uma determinada litologia. Para esta etapa foi utilizado o software Minitab.

A Ultima etapa consistiu na caracterizacdo petrofisica das eletrofacies
reservatorio e possivel reservatorio para os pocos NA02, NA44D e NA12 utilizando o
software PowerlLog, que é um programa desenvolvido especialmente para a andlise
petrofisica e consistiu no calculo de volume de argila, porosidades, densidade da

matriz, tempo de transito da matriz e saturacao da agua.
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Figura 1.3: Segunda a quinta etapas do trabalho.
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Capitulo 2 — Contexto Geoldgico

2.1. Baciade Campos

A Bacia de Campos possui aproximadamente 100.000 km2, dos quais cerca de
500 kmz estdo em area emersa. Em seu limite superior, faz fronteira com o estado do
Espirito Santo, mais especificamente, com o Alto de Vitéria. Na regido sul, é separada
da Bacia de Santos através do Alto de Cabo Frio. Em aproximadamente 30 anos, ja
foram perfurados mais de 1.600 pocos, representando a maior reserva brasileira, de
6leo e gas (Winter et al., 2007).

A geologia da Bacia de Campos foi descrita por inGmeros autores ao longo das
décadas, destacando os trabalhos de Guardado et al. (1990) e Rangel et al. (1994).
Dentre os trabalhos mais recentes sobre a evolucdo sedimentar e o arcabouco
estratigrafico, Winter et al. (2007) dividiu a Bacia de Campos em cinco pacotes
principais: Formacao Cabilnas, Grupo Lagoa Feia, Grupo Macaé e Grupo Campos
(Figura 2.1), que estdo sobrejacentes ao embasamento.

O embasamento cristalino é composto por gnaisses pré-cambrianos,

pertencentes a Provincia Proterozéica da Ribeira (Cainelli et al., 1999).

Formacdao Cabiunas

A Formacdo Cabilnas é constituida por basaltos, diabasios e rochas
vulcanoclasticas, decorrentes de derrames que cobriram discordantemente o
embasamento pré-cambriano. Através do método K/Ar foi possivel datar essa

formacéo, na qual as idades indicam idades entre 130 e 120 Ma (Rangel et al., 1994).

Grupo Lagoa Feia

O Grupo Lagoa Feia € subdividido nas formacdes Itabapoana, Atafona,
Coqueiros, Gargau, Macabu e Retiro.

A Formacédo Itabapoana é formada principalmente por ortoconglomerados
polimiticos e arenitos liticos de fandeltas, depositados em ambiente lacustrino e
lagunar. O contato basal com a Formacdo Cabilnas é discordante assim como o
contato superior com as formacdes Atafona e Coqueiros é discordante angular. Possui
idade entre o Barremiano e Aptiano e ocorre em toda a borda oeste da Bacia de
Campos (Winter et al., 2007).

A Formacdo Atafona esta representada por siltitos, arenitos e folhelhos
lacustres (conhecidos como folhelho Buracica), com intercalagcbes de delgadas

camadas carbonaticas, que ocorrem nas porcdes sul e central principalmente. O
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contato inferior e superior € discordante sobre a Formacdo Cabilnas ou Formacao
Itabapoana, e sobre a Formacado Coqueiros respectivamente. A idade de deposicéo €
tida como Andar Barremiano (Winter et al., 2007).

A Formacdo Coqueiros é formada por coquinas de até 400 metros de
espessura depositados em ambiente lacustre. Constitui um depdsito de carapacas e
pelecipodes associados a altos estruturais, representando reservatérios. Estao
intercalados com folhelhos ricos em matéria organica (Winter et al., 2007).

A Formacgdo Gargau ocorre principalmente nas por¢fes sul e centro da Bacia
de Campos, sendo caracterizada por folhelhos, siltitos e margas, intercalados por
arenitos e calcilutitos, depositados em ambiente costeiro raso, com eventuais aportes
de clastos. O contato inferior com a Formacdo Gargau € discordante assim como o
contato superior com a Formagdo Retiro, porém, o contato lateral é gradacional da
Formacdo Macabu para os arenitos conglomeraticos da Formacdo Itabapoana. A
idade de deposicéo é tida como do Aptiano (Winter et al., 2007).

A Formagdo Macabu € constituida por estromatolitos e laminitos microbiais,
localmente dolomitizados e/ou silicificados, com raras intercalacdes de estratos
arenosos e folhelhos. Esses sedimentos carbonaticos ocorrem principalmente na
porcdo central e sul da Bacia de Campos, foram depositados em ambiente arido e
raso, e possuem idade aptiana (Winter et al., 2007).

A Formacao Retiro é formada por evaporitos, compostos por anidritas e halitas

do Aptiano Superior, conhecida como camada de sal (Winter et al., 2007).

Grupo Macaé

O Grupo Macaé é subdividido nas formacgdes Quissamd, Outeiro, Goitacas e
Imbetiba, e Membro Buzios.

A Formacdo Quissama e o Membro Buzios sédo formados por estratos de
dolomitos que apresentam porosidade devido a brechas, vugs, grutas e cavernas, e a
medida que se avanca para as por¢cdes mais distais, 0s estratos sdo mais delgados e
restritos a base da Formacdo Quissamd. O Membro Buzios € representado por
carbonatos da Formacdo Quissamd@ que sofreu diagénese precoce. Ambos s&o
datados como Albiano Inferior (Winter et al., 2007).

A Formacgdo Outeiro possui calcilutitos com calcisferulideos e foraminiferos,
margas e conglomerados. A deposi¢cdo ocorreu em um ambiente de periplataforma
(Guardado et al., 1990).

A Formacao Goitacds é composta por conglomerados polimiticos e arenitos mal
selecionados, com associagdo de margas e calcilutitos (Winter et al., 2007).

A Formacédo Imbetiba é representada por margas, que ocorrem em toda a bacia,
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e, mais raramente, por arenitos erraticos turbiditicos. Também h& a ocorréncia de
sedimentos arenosos de fandelta. Através de métodos palinolégicos, sua idade foi

definida como Cenomaniano (Winter et al., 2007).

Grupo Campos

O Grupo Campos € subdividido nas formacdes Emboré, Carapebus e Ubatuba.

A Formacdo Emboré é representada por arenitos e carbonatos impuros de
idade turoniana ao recente, depositados em ambiente flivio-deltaico e plataformal. H&
ocorréncias dos sedimentos finos da Formacdo Ubatuba na Emboré, representada
pelos membros S&o Tomé, Siri e Grussai (Rangel et al., 1994).

A Formagéo Carapebus é caracterizada por arenitos finos, devido a correntes
de turbidez, e conglomerados. Sua deposi¢cdo também ocorreu no Turoniano (Rangel
et al., 1994).

A Formacao Ubatuba é composta por folhelhos, argilitos, margas, calcilutitos e
diamictitos, depositados em ambiente marinho batial e abissal do Turoniano ao
recente. O contato com o Grupo Macaé é discordante e interdigita-se com sedimentos

clasticos e carbonéticos da Formacdo Emboré (Rangel et al., 1994).
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Figura 2.1: Coluna Estratigrafica da Bacia de Campos (modificado de Winter et al., 2007). Em

destaque: o Grupo Macaé, alvo do estudo.
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2.1.1. Arcabouco Estrutural

A Bacia de Campos possui dois estilos estruturais principais, tipicos de bacias
de margem divergente: (1) falhas normais de alto &ngulo envolvendo a crosta
continental, basaltos e sedimentos do pré-sal da fase rifte, e (2) falhas normais listricas
normais e as estruturas formadas por halocinese em sedimentos pos-sal (Guardado et
al., 1990).

A fase rifte (Figura 2.2) é representada por uma série de estruturas extensionais
de alto &ngulo do Cretéceo Inferior: horsts e grabéns relacionados ao rompimento do
supercontinente Gondwana (Guardado et al., 1990).

Esta fase também influenciou a deposicdo do Grupo Lagoa Feia, através das
falhas extensionais. A maioria das falhas se tornou inativa com o desenvolvimento da

discordancia pré-Alagoas. Sao raros os caso de reativacdo (op. cit.).

Figura 2.2:Arcabouco das fei¢cdes estruturais da secao rift na Bacia de Campos (Rangel, 1998).

O segundo estilo estrutural esta relacionado com o soterramento da bacia. Apos
o0 Aptiano, a bacia se deslocou para leste vagarosamente com um diferencial de
compactacdo que desencadeou a halocinese e, conseqlentemente, o
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desenvolvimento de falhas de crescimento e anticlinais, que criaram duas situagées:
(1) proxima a costa — o movimento distensivo da bacia mais a sedimentacao
empurram o sal para o fundo da bacia; (2) em agua profundas — devido a contra¢do do
pacote salino em movimento, é gerado um contexto compressivo. Como resultado da
movimentacdo do sal tem-se feicdes como almofadas, diapiros e anticlinais. Estes
ultimos atuaram como importantes controladores da deposi¢éo de facies reservatorio e

como estruturas de trapeamento para a acumulagao de hidrocarbonetos (op. cit.).

2.1.2. Evolugéo Tectono-Sedimentar

A evolugédo da Bacia de Campos segue 0 modelo proposto para a formacao
das bacias de margem continental atlantica, que admite um estiramento litosférico e
afinamento da crosta e litosfera, durante a fase rifte, e posteriormente, uma fase de
subsidéncia termal associada ao resfriamento da anomalia térmica da astenosfera
(Cainelli et al., 1999).

Rangel et al. (1994) afirma que a evolugdo tectono-sedimentar da bacia a torna
singular em termos de potencial petrolifero. A acumulacdo de enorme volume de
hidrocarbonetos é devido a alguns fatores, como o baixo grau de afinamento crustal,
reativacdo das fontes de sedimentos, intensa tectdnica adiastrofica e as variagbes
globais no nivel do mar no Neocretaceo e Terciario.

A evolugédo da Bacia de Campos foi dividida de maneira diferente por varios
autores, o presente trabalho adota a proposta de Cainelli et al (1999). O autor destaca
que as principais fases evolutivas sao: pré-rifte, sin-rifte, continental, transicional e
margem continental passiva, que sdo agrupadas em megasequéncias, e sao
separadas por discordancias angulares e erosivas de carater regional.

Ha aproximadamente 140 milhdes de anos (Eo-Cretaceo) a histéria geoldgica
da Bacia de Campos foi iniciada, estando relacionada ao rompimento do
supercontinente Gondwana e a evolucdo do Oceano Atlantico (Guardado et al., 2003).

A megasequéncia pré-rifte € marcada pela fase intracratbnica do
Supercontinente Gondwana, na qual se formaram depressdes amplas e suaves que
foram preenchidas por sedimentos de aguas rasas.

A megasequéncia continental corresponde ao rift principal causado pelo
movimento divergente das placas africana e sul-americana no fim do Jurassico/
comeco do Cretaceo. A primeira fase da megasequéncia € marcada por falhas
sintéticas normais e por um evento vulcanico, com ocorréncia de basaltos toleiticos,
entre 120 e 130 Ma.

A segunda fase da megasequéncia continental marinha é caracterizada pela
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deposicdo de sedimentos correspondente ao Grupo Lagoa Feia. As bordas proximais
do rift foram dominadas por conglomerados e arenitos de leque aluvial, com ocorréncia
freqlente de clastos vulcanicos. Na porcdo central, foram depositados sedimentos
finos de ambiente lacustre, na qual o ambiente andxico também permitiu a deposicéo
de folhelhos negros, a principal rocha geradora de hidrocarbonetos da Bacia de
Campos, associado a deposicdo de carbonatos.

Na megasequéncia transicional ocorre a transicdo entre a megasequéncia
continental e marinha. A sucessao litolégica se inicia no comego do Aptiano e termina
com a deposicdo de evaporitos no fim do Aptiano para o comeco do Albiano, na qual
os sedimentos também pertencem ao Grupo Lagoa Feia. E é marcada pela cesséo do
estiramento e riftiamento da crosta continental.

A primeira sucessao litolégica corresponde a sequéncia terrigena, composta
por conglomerados e folhelhos depositados em ambiente de leques aluviais e
sabkhas, e também é possivel evidenciar a presenca de fosseis como Ostracoides e
Palinomorfos. A segunda sequéncia é associada a um clima quente e &rido, que
favoreceu a deposi¢do de dolomitos e anidritos nas margens da bacia, e halita e sais
potassicos na porgao central. Nesta sequéncia se formaram os domos de sal, que sédo
importantes trapas para o 6leo.

A megasequéncia marinha possui 0 maior aporte sedimentar comparada com
as anteriores, com tipos litolégicos variados, e é dividida em trés sequéncias
principais, da base para o topo: carbonética neritica, hemipelagica e de oceano
profundo. A passagem da megasequéncia transicional para marinha ocorreu de forma
gradacional, com poucas discordancias regionais.

Esta primeira sequéncia foi alvo de estudo de Azevedo (2004), e é
caracterizada por alta energia e carbonatos de agua rasa, depositados em
plataforma/rampa (base do Grupo Macaé). O autor considera que o lineamento
formado pelo Alto de Florian6polis e a Dorsal de Sao Paulo condicionaram uma
barreira restritiva a circulacéo de agua entre o Atlantico Sul Meridional e Atlantico Sul.

A sequéncia hemipelagica foi depositada entre o Cenomaniano Superior e
Tunomaniano inferior e corresponde a por¢do superior do Grupo Macaé, com
espessura maxima de 400 metros e o topo € marcado por discordancias. Também
houve a deposicdo de turbiditos, compostos por arenitos meédios, que possuem
espessura maxima de 150 metros. A base do Grupo Campos é composta por folhelhos
e margas, com presenca de foraminiferos, que atestam que esta unidade marcou em
definitivo a fase oceénica.

A sequéncia de oceano profundo ocorreu no Tercidrio e apresenta uma

modificagdo no estilo sedimentar, evidenciada pelo padrdao progradante das unidades.

STEVANATO, A.C.R.S. 2011. Andlise Petrofisica de Reservatérios. 12|Pagina



E composta por folhelhos e areias de leques submarinos, correspondente as

formacBes Ubatuba e Carapebus, respectivamente.

2.2. Sistema Petrolifero da Bacia de Campos

No sistema petrolifero da Bacia de Campos, as rochas geradoras sdo o0s
folhelhos calciferos do Grupo Lagoa Feia, depositados em ambiente lacustre salino.
Possuem elevado potencial gerador, com teor de carbono organico que pode chegar a
9%, com querogénio do tipo I, e espessura maxima de 300 metros. A maturacao ideal
e expulsdo ocorreram durante o tercidrio e saturaram as rocha-reservatorios de
litologias diversas e posicionadas em diferentes horizontes estratigraficos (Bizzi et al.,
2003).

Em geral, os 6leos da Bacia de Campos possuem densidade entre 14° e 32°
API, constituindo misturas de petroleos biodegradados e nao-biodegradado. Essas
misturas foram consequéncias sucessivas de pulsos de migracdo secundaria ao longo
do tempo (Bruhn et al., 2009).

A migracdo secundaria para a secdo poés-sal ocorreu por falhas listricas
normais, que funcionaram como dutos para o transporte do hidrocarboneto até niveis
estratigraficos mais elevados. Ja as trapas sao de carater misto estratigrafico-
estrutural que se desenvolveram associadas a evolugcdo da halocinese sinsedimentar
da Bacia (op. cit.).

As principais rocha-reservatorios da bacia sdo: turbiditos arenosos da
Formacdao Carapebus (campos de Marlim, Albacora, Roncador, Barracuda e Marimba),
carbonatos do Grupo Macaé (campos de Garoupa, Bonito, Bicudo, Linguado e
Pampo), arenitos do Albo-Cenomaniano (campos de Namorado e Cherne), basaltos
fraturados da Formag&o Cabiunas (Campo de Badejo) e as coquinas do Grupo Lagoa
Feia (Campo de Trilha) (Bizzi et al., 2003).

2.3. Campo de Namorado

O Campo de Namorado foi descoberto em 1975 com a perfuracdo do poco
pioneiro 1-RJS-19 e a producéo foi iniciada em 1979, e foi considerado um marco para
a exploracao petrolifera nacional, pois foi o primeiro campo gigante da plataforma
continental brasileira, com o volume de 6leo estimado em 669 milhdes de barris. A sua
area foi coberta por levantamento 3D e grande numero de pocos foram
testemunhados (Guardado et al, 1990).

O principal reservatorio do campo, também chamado de Arenito Namorado, &
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composto por arenitos arcoseanos turbiditicos, correlacionados a Formacgao Outeiro do
Grupo Macaé, dentro do intervalo de tempo do Albiano superior/Cenomaniano na
Bacia de Campos. O Arenito Namorado se formou durante a megasequéncia marinha
transgressiva (op. cit.).

Os arenitos arcoseanos estdo intercalados com espessos pacotes de margas e
lentes de calcilutitos. De acordo com Souza Jr (1997), o reservatorio possui excelente
caracteristica petrofisicas: porosidade média de 26% e permeabilidade média de 400
md.

Menezes et al. (1990) destacas as principais caracteristicas do campo:

e Area: 23 kmz

¢ Limite inferior: carbonatos do Grupo Macaé;

e Limite superior: folhelhos e margas do Grupo Macaé;

e Limites laterais: norte e sul por pinchout, sudeste, nordeste e sudoeste por
falhas; direcéo principal de ocorréncia: NW-SE;

e Espessuras: média de 60 metros, variando de 5 a 130 metros;

e Largura: média de quatro quildmetros, variando de dois a seis;

e Comprimento: minimo de 9 quildbmetros e méximos de 14;

e Geometria interna: heterogénea de baixo grau;

e Estruturas priméarias: dominantemente arenito macico;

e Constituicdo: arenitos arcosios;

e Textura: granulometria fina a grossa, dominando o tamanho médio. A selegéo

no geral € regular, variando de boa a ma. O grau de arredondamento e

esfericidade é, no geral, baixo.

O Campo de Namorado foi subdividido em quatro blocos principais, delimitados
por falhas normais (Figura 2.3). O bloco principal esta localizado na parte central do
campo, e apresenta predominio de arenito macico com textura fina a grossa, baixa a
moderada sele¢éo de graos e baixo grau de arredondamento e esfericidade.

A trapa de 6leo pode ser estratigrafica e/ou estrutural, apresentando uma
estrutura ao longo da direcdo NW-SE, na qual ha acumulacédo de hidrocarbonetos. A
migragdo e acumulagcdo de hidrocarbonetos sdo fortemente influenciadas pela

tectonica halocinética (Cruz, 2003).

STEVANATO, A.C.R.S. 2011. Andlise Petrofisica de Reservatérios. l4|Pagina



Bloco
Adiacente

[—7516

~=lll- Falhas Normais

’
7/

_-7 Contato dleo/agua
— 7514 [ <3000m  [I9 3100-3200m
3000-3100m [[7] >3200m

352
]

Limite do Reservatério

Figura 2.3: Arcabouco estrutural e estratigrafico do topo do reservatorio e a divisdo do Campo

de Namorado em quatro blocos (Guardado et al., 1990).

A topografia do campo é caracterizada por depressdes topograficas, geradas
por escavacdes dos canions, na qual estes sdo condutos para o transporte dos

sedimentos da plataforma até o talude através de correntes de turbidez (Figura 2.4).
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Figura 2.4: Modelo paleogeografico do Campo de Namorado no Albiano/Turoniano (Guardado
et al, 1990).

Barboza (2005) destaca que o Campo de Namorado foi depositado em um
complexo de canais, que foram esculpidos provavelmente por fluxos hiperpicnais.
Também contribuiu para a formacao dos canais complexos a halocinese, que criou

zonas de falhas, nas quais os complexos de canais se encaixaram.
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Além dessas caracteristicas, o arenito contém zonas na qual a porosidade foi
alterada devido a cimentacdo carbonética, que prejudica o fluxo do fluido, criando
complexidade alta e heterogeneidade dentro do arenito que originalmente era macico
e homogéneo.

Carvalho et al. (1995) estudou detalhadamente a cimentagdo nos arenitos
turbiditicos, e identificou quatro facies através de testemunhos e perfis de densidade e
resistividade. As facies identificadas séo: (1) massivamente cimentada, na qual ha
indicacdes que os ions de calcita foram derivados de alteracdo bacteriana de matéria
organica em folhelhos e marmores; (2) parcialmente cimentada, composta
principalmente por calcita e ocorre na margem das zonas cimentadas; (3) porosidade
primaria preservada por um soterramento tardio, na qual a cimentacédo e dissolu¢do
ndo estdo muito presentes; (4) intraclastica, ocorre principalmente em depésitos
proximais de canais com intraclastos de argila compactados e silicificados, o que

resultou em reservatorio de baixa resistividade e alta heterogeneidade.
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Capitulo 3 — Fundamentacao Teodrica

3.1. Perfilagem Geofisica

Perfis geofisicos sao registros de propriedades radioativas, elétricas e
acusticas em funcdo da profundidade, tipicas de cada litologia. A obtencdo de
informacfes sobre o tipo litolégico, por exemplo: a composicdo mineral e textura,
podem ser obtidas através de amostragem direta (testemunho) ou indireta (perfis
geoelétricos), sendo que o ideal é a utilizacdo desses dois tipos de informacéao (Rider,
2000).

Os principais tipos de perfis sdo: de resistividade, de inducdo, potencial
espontaneo, sbnico, de temperatura, magnética, gravimétrica e radiométrica. No
presente trabalho serdo descritos apenas os perfis geofisicos utilizados.

Keary et al (2009) lista as propriedades geolégicas que podem ser obtidas por
perfilagem de pocos: espessura e litologia da formacéo, porosidade, permeabilidade,
saturacao da 4&gua, saturacdo de hidrocarboneto, mergulho das camadas e
temperatura.

As técnicas de perfilagem sdo amplamente empregadas na investigacdo de
pocos perfurados para a exploracdo de hidrocarbonetos, pois fornecem importantes
propriedades das rochas reservatorio. Também sdo utilizadas na exploragédo
hidrogeoldgica, geotécnica e na prospecc¢ao mineral.

3.1.1. Perfil de Raios Gama (GR)

O perfil de raios gama (gama ray log, GR) mede a radioatividade natural
emitida pelos elementos instaveis **U, **?Th e *°K, enquanto que o perfil espectral de
raios gama mede os trés elementos radioativos separadamente. Segundo Rider
(2002), os raios gama séo detectados por cintildbmetros, cAmara de ionizacéo ou, mais
raramente, por um contador Geiger-Muller, na qual estes instrumentos medem a
radiacdo dentro de uns poucos decimetros da parede de um poco. A radioatividade
medida geralmente é expressa por °API, definidas de acordo com um poco teste da
Universidade de Houston.

A distincdo dos diferentes tipos de rochas depende da quantidade de
elementos radioativos (Figura 3.1). As rochas igneas e metamoérficas sdo mais
radioativas do que as rochas sedimentares. As rochas com argilas sdo naturalmente

mais radioativas que as demais rochas sedimentares devido a presenca de Potassio,
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gque esta presente em minerais como illita, micas e feldspato potassicos, e Uranio e
Torio. Esses Ultimos dois elementos sdo considerados elementos traco, ndo tendo
grande importdncia na génese das rochas, porém dissolu¢des, migracbes e
precipitacbes podem ocasionar uma redistribuicdo destes elementos com o tempo.
Portanto, as argilas e folhelhos apresentardo maior ou menor contetdo de Uranio e/ou
Tério dependendo do ambiente deposicdo e/ou modificacdes diagenéticas (Nery,
1990).

GAMMA RAY LOG SPECTRAL GAMMA RAY
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Figura 3.1: Perfil de raios gama e perfil espectral de raios gama e algumas respostas tipicas de
diferentes litologias (Fonte: Rider, 2002).

Um arenito sem a presenga de argila (“limpo”), ao contrario, possui a resposta
do perfil de mediana a baixa. As rochas que possuem menor radioatividade, e
consequentemente menor resposta no perfil, so calcérios, evaporitos (halita, anidrita,
gipsita, entre outros) e carvao.

Porém, é preciso ter cautela com picos muito anémalos no perfil de raios gama,
gque significam alta radioatividade, mas n&o necessariamente provinda de folhelhos.

Alguns exemplos séo sais potéssicos, folhelhos negros e arenitos arcosios. Perfis
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espectrais sao utilizados para identificar mais facilmente essas anomalias.

O perfil de raios gama € utilizado principalmente na correlacdo de pocos,
identificac@o geral de litologia (presenca de argila), avaliagdo quantitativa da presenca
de argila e na interpretacdo de sequéncias sedimentares. O perfil espectral pode ser
usado adicionalmente para derivar a quantidade de minerais radioativos e auxiliar na
identificagdo de litologia.

Uma aplicagdo importante é o calculo do volume de folhelho em reservatérios
porosos. Segundo Rider (2002), o volume de folhelho pode ser utilizado para corrigir
as porosidades aparentes encontradas nos perfis de densidade, sénico e neutrdo. O
primeiro passo € calcular o indice de raios gama (equacao 3.1):

IGR — GRlog — GRmin (31)

GRmax — GRmin
Onde: Igr = indice de raios gama
GRyoq = raio gama lido na formacgéo
GRnin = raios gama minimo (arenito “limpo” ou carbonato)

GRpax = raios gama méaximo (folhelho)

Definido o valor de Igg € possivel calcular o volume de folhelho (Vsn), que
possui duas equacdes diferentes: para arenitos consolidados, rochas antigas,
(equacéo 3.2) ou inconsolidado, rochas do Terciario (equacao 3.3) (Asquith, 1999).

Ve = 0,33 x [2@*Ier) — 10] (3.2)
Vsn = 0,083 x [237*1er) — 1,0] (3.3)

3.1.2. Perfil de Densidade (RHOB)

O perfil de densidade da formacéo (density log, RHOB) é um registro continuo
de toda a formacéo (bulk density, p,). Geologicamente, essa densidade € uma fungéo
da densidade dos minerais formadores da rocha, ou seja, a matriz, e o fluido alojado
Nnos poros.

O valor de densidade é determinado através da colisdo de raios gama
artificiais, utilizando uma fonte de *°Co ou **’Cs, com os elétrons da formagéo, criando
o fenbmeno conhecido como espalhamento de Compton. A densidade da formacéo é
estimada com a medicdo da radiacdo gama que retorna para o detector, ja que a
quantidade de radiacdo gama dependera da abundéncia de elétrons presentes, que
por sua vez, é funcdo da densidade de formacdo (Keary et al, 2009). A unidade de
medida é utilizada é de massa por volume, geralmente expressa em g/cm?.

Para a maioria das litologias, a densidade raramente é utilizada como fator
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diagnostico sem a consideracdo de outros perfis devido aos efeitos causados pela
composicao e textura. O folhelho, por exemplo, pode ter densidade de 1,8 a 2,7 g/cm3,
a diferenca entre um folhelho pouco consolidado e um folhelho compacto. A Tabela
3.1 demonstra a variacdo de algumas densidades tipicas para as litologias mais

comuns, e a Figura 3.2 demonstra as respostas para outras litologias.

Tabela 3.1: Densidade de litologias comuns (Rider, 2002).

Litologia Densidade (g/cm?®) Matriz (g/cm?)
Folhelho 1,8-2,75 Variada (ex. 2,65 — 2,7)
Arenito 1,9-2,65 2,65
Calcério 2,2-2,71 2,71
Dolomito 2,3-2,87 2,87

DENSITY LOG
* Scale: glcma bulk density
1.7 1.9 2.1 23 2.§ 2.7 2.9
SHALE
L
QUARTZITE ©0 2.65 g/cm®
SANDSTONE  ©10% ~(2.49 g/cm3)
$0 2.71 g/cm®
LIMESTONE
610% +(2.54 g/cm3)
®0 2.87 g/em3
DOLOMITE
$10% »(2.68 g/cm3)
SHALE
GAS | (gas effect)
SANDSTONE oIL_
PiE0N WATER (2.32 g/icm®)
poorly iabl
compacted density very variable
2-2.8 g/cm3
SHALE
compaat 1.2-1.5 g/cm3
COAL
ORGANIC SHALE
SALT 2.03 g/em3
SILL(IGNEOUS) 2.95 g/ecm3
1
SHALE i

Figura 3.2: Algumas respostas tipicas para o perfil de densidade (Fonte: Rider, 2002).
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Rider (2002) listou os fatores que causam essa variacdo de densidade: a
compactacdo, que causa aumento da densidade; a idade, no geral rochas mais
antigas sdo mais densas; a composi¢do, por exemplo, 0 aumento no contetdo de
carbonato na rocha causa aumento na densidade de um folhelho.

O fluido possui densidade de acordo com a sua composicdo, por exemplo, um
fluido com lama e salmoura possui densidade de 1,1 g/cm?, lama com &agua doce, 1,0
g/cm?®, e gas, 0,7 g/lcm?®.

A porosidade (dgen) pode ser estimada somente com o conhecimento da

litologia da formacéo e o fluido envolvido (equacéo 3.4) (Rider, 2002).

Gden = PmaPb (3-4)

Pma— Pf

Onde: pma = densidade da matriz
pp = densidade de toda a formacéo
ps= densidade de fluidos nos poros

Além de estimar a porosidade, o perfil de densidade é aplicado para a
determinagéo da litologia, sendo util na identificacdo de certo minerais (por exemplo,
pirita), da impedancia acustica, combinado com o perfil sénico, e identificagdo de
zonas com gas, combinado com o perfil de porosidade neutrdo.

Também é utilizado no calculo do volume de argila (V4,) caso a formagéo seja
radioativa, a equacado tradicional de Vg, ndo pode ser aplicada, sendo usada a

equacao demonstrada abaixo (Ellis et al., 2008).

GRmin

Vsp, = RHOB X GR — ————
RHOB X GRpqay

— GRyin (3.5)

3.1.3. Perfil Sonico (DT)

O perfil sbnico (sonic log, DT), ou perfil acustico, fornece o intervalo de tempo
de transito da formagéo, ou seja, € a medida da capacidade da formag&o de transmitir
ondas de som. Esta informacao pode auxiliar na interpretacédo sismica ao correlacionar
velocidades da sismica com as velocidades do perfil, com isso ajustando o tempo-
profundidade.

Este perfil tem como principio basico uma fonte que emite pulsos, que séo
difundidos pela formacdo, e ativam o0s receptores acusticos, geralmente dois e
distanciados cerca de 300 mm, que registram 0s sinais recebidos. A fonte gera pulsos
ultrassénicos a uma freqiéncia de 20-40 kHz. A unidade de medida € expressa em
microssegundos por pé de formacao, apresentada geralmente na escala de 140-40
ps/ft (Keary et al, 2009).
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Qualitativamente, o perfil sbnico é utilizado para calcular a porosidade, e
também auxilia na interpretacdo sismica, fornecendo os intervalos de velocidade e o
perfil de velocidade e pode ser calibrado com a se¢do sismica citou isso
anteriormente. Qualitativamente, o perfil € sensivel a mudancas texturais tanto em
arenitos quanto em folhelhos, ajuda a identificar a litologia e pode auxiliar na indicacéo
da presenca de falhas e fraturas.

A identificacdo de rochas sedimentares através deste perfil & raramente
utilizada, pois ha muita variagdo na velocidade dentro de cada formacdo. Entretanto, é
possivel associar altas velocidades com carbonatos, velocidades médias com arenitos

e folhelhos, e baixas velocidades com folhelhos (Figura 3.3).

INTERVAL TRANSIT TIME p/ft At
200 150 10LO g 810 710 610 510 40

VELOCITY kilofeet/second

5 10 15 20 25 30
! Berd B RS MU RN RN, S0 | 1111‘:111. g0 g . _gi LR _ch g -3
oll igneous
- w -
water metamorphic
R
oceanic basalts
L—— L1
coals
anhydrite
salt
D
sen =
(chalk
_
‘ sandstones |
e ' __J
shales ‘ 7
T 1 T 1 |
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

VELQOCITY km/second

Figura 3.3: A variedade de velocidades e o intervalo de tempo de transito das principais
litologias (Fonte: Rider, 2002).

A porosidade derivada do perfil sénico (dsonic) €M arenitos consolidados e
carbonatos com porosidade intergranular ou porosidade intercristalina, é calculada

através da equacao de Wyllie (1958) apud Asquith (1999) (equacéo 3.6):

Atjpg — Atpa

d)sonic - Aty — Aty

(3.6)

Onde: At,,, = intervalo do tempo de transito da matriz
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Atjg = intervalo do tempo de transito da formagéo

At = intervalo do tempo de transito do fluido

Se a rocha for inconsolidada, um fator de compactagéo (Cp € adicionado a

equacdo de Wyllie, como demonstrado abaixo (equacdes 7 e 8):

_ Atlog — Atpa i
d)sonic - ( Atg — Aty ) X Cp (3-7)
_ AtgpXxC
C, = =& (3.8)

Onde: C, = fator de compactagao
Atg, = intervalo de transito para folhelho adjacente

C = uma constante que normalmente é 1,0

Assim como no calculo de porosidade através do perfil de densidade, é
necessario conhecer o intervalo de transito da matriz e do fluido, e se for necessario
aplicar o fator de corregéo, ou seja, o intervalo de transito para o folhelho adjacente,
para calcular a porosidade sonica. A Tabela 3.2 mostra os principais valores do
intervalo de tempo de transito da matriz para as principais litologias.

Tabela 3.2: Intervalo de tempo de transito da matriz para algumas litologias e minerais
(modificado de Schlumberger, 1987).

Litologia At (Hs/ft)
Arenitos (compactados) 55,5-51

Quartzo 55,1

Calcarios 53-47,6

Calcita 46,5

Dolomito 45 - 38,5

Dolomita 40

Folhelho 167 - 62,5

3.1.4. Perfil de Porosidade Neutrao (NPHI)

O perfil neutrdo (neutron log, NPHI) utiliza uma fonte de néutrons que possui
pequena quantidade de substancia radioativa, como Pu-Be, e um cintildbmetro a uma

distancia fixa. Elementos ndo radioativos sdo bombardeados com néutrons e, como
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resultado da captura de néutrons pelos nucleos, eles sédo estimulados, emitindo raios
gama que colidem com o cintildmetro. A intensidade da radiacdo é controlada pela
distédncia que ela percorreu desde o ponto de captura do néutron. Essa distancia
depende principalmente da concentracao de ions de hidrogénio, que quanto mais alta,
mais préxima do poco € a captura de néutrons e maior o nivel de radiagédo (Keary et al,
2009).

O perfil mede o indice de hidrogénio e, consequientemente, o contelido de agua
da formacéo, podendo haver H na estrutura cristalina dos minerais ou poros livre de
agua. A unidade de medida € a porcentagem do indice de hidrogénio na formacéo, e
os valores geralmente variam de -15 a 40.

A aplicagéo é destinada a determinacao da porosidade e também comum étimo
discriminador da zona de gas, juntamente com o perfil sénico. Pode ser usado
geologicamente para identificar evaporitos, minerais hidratados e rochas vulcéanicas.

Nery (1990) ressalta que é preciso considerar alguns fatores para interpretar
corretamente a porosidade através do perfil neutrdo: (1) a zona de gas ou
hidrocarboneto possui baixa porosidade, porém a densidade ¢é alta; (2) a argila possui
agua adsorvida, portanto, folhelhos apresentam maior porosidade que arenitos limpos;
(3) a presenca de lama entre a zapata e a parede do pogo em torno do detector, maior
a quantidade de hidrogénio e menor a resposta proveniente das formacgbes. Se
utilizado para a identificacdo de rochas igneas, estas apresentam alta porosidade
neutrdo, alta densidade e baixo raio gama. A Figura 3.4 mostra alguns valores.

O célculo da porosidade média (PHIM) é obtido através do registro de
densidade (RHOB) e porosidade neutrdo (NPHI) (equacéo 3.9, Asquith, 1999):

PHIM = |RHOE"+NPHIE (3.9)

Os valores de porosidade efetiva (PHIE) podem ser calculados com base nos
valores de PHIM e Vg, através da equacao 3.10 (Schlumberger, 1987):
PHIE = @,_4 X (1= Vg) (3.10)
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Figura 3.4: Algumas repostas tipicas do perfil neutrdo (Fonte: Rider, 2002).

3.1.5. Perfil de Resistividade (ILD)

O perfil de resistividade (resistivity log, ILD) € um perfil elétrico que mede a
resistividade da formacdo, ou seja, sua resisténcia a passagem do fluxo de uma
corrente elétrica. A mensuracdo de resistividade da formagcdo é um dos métodos
introdutorios de identificacdo do fluido no reservatério e no célculo de saturacéo de
agua, Sy, (Nery, 1990).

Keary et al (2009) afirma que para os perfis de resistividade sdo usados
diferentes arranjos de eletrodos para gerar informacdes sobre diferentes zonas ao
redor do poco. Dispositivos comutadores permitem a conexao de diferentes conjuntos
de eletrodos, de modo que varios tipos de perfil de resistividade podem ser medidos

durante uma Unica passagem de sonda. A densidade e resistividade da corrente em
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uma regido homogénea do poco sao obtidas a partir da diferenca de potencial entre os
eletrodos.

Os hidrocarbonetos sdo maus condutores e causam O aumento na
resistividade medida da rocha. Se os poros sdo preenchidos por 4gua, ao contrario, a
resistividade é menor. Os valores de resistividade também dependem da litologia e da
granulometria (Figura 3.5).

A medida de resistividade determina as zonas de hidrocarboneto e de agua,
indica as zonas permeaveis e determina a porosidade da resistividade. Porém, as
ferramentas de resistividade somente funcionam em buracos de pogos que contém

lamas condutivas, na qual essas lamas sao misturadas com agua salgada.

RESISTIVITY LOGS
————— deep
shallow

Scale: onms/m2/m(Q)

1 10 1001000 10 000
A h A s r it

SHALE
GAS
POROUS
+sanpsTone O |
SALT |
WATER[:::
POROUS SALT

*SANDSTONE WATER[:

POROUS FRESH|-"-"
+SANDSTONE WATER

TIGHT SANDSTONE
* "QUARTZITE’

_

FINING UP SHALY [im e m. \
* SANDSTONE, S o M
POROUS, CLEAN

SALT WATER

Figura 3.5: Perfil de resistividade e algumas respostas tipicas (Fonte: Rider, 2002).
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Para calcular a saturacdo da agua (S,), € preciso conhecer a resistividade da
agua, porosidade e o valor para o expoente de cimentacdo, utiliza-se equacdo de
Archie (equacéo 3.11 e 3.12):

F X Ry, 1/n
F=_2 (3.12)

Onde: F = fator de formacéo
a = fator de tortuosidade
m = fator de cimentacéo
Ry = resistividade da matriz e agua nos poros
R = resistividade da matriz, agua nos poros e hidrocarbonetos

n = expoente de saturacao

Os limites normais de a, m e n foram obtidos experimentalmente: 0,62 < a <
1,0;2,0<m<3,0e1,5<n<3,0 (Asquith, 1999).
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Capitulo 4 — Resultados e Discusséo

3.1 Correlacao de Pocos

3.1.1 Introducéo

O conhecimento do arcabougo geoldgico é essencial para o estudo de
reservatorios, seja nas etapas iniciais de caracterizacdo de reservatério, seja nas
etapas posteriores de producdo.

A correlacdo dos pocos utilizados neste trabalho foi realizada em trés etapas. A
primeira etapa foi a definicdo do topo e base do reservatorio com auxilio dos perfis de
raios gama, densidade e porosidade neutrdo.

A etapa intermediaria foi a interpretacdo dos perfis geofisicos utilizados
anteriormente em duas classes com base em atributos litolégicos: reservatério e nao
reservatorio.

Posteriormente & descri¢do individual de cada poco, realizou-se a correlagéo
entre 0s pogos para a identificacdo da continuidade lateral das rochas reservatorio e
ndo reservatério, que serviu de base para a compreensdo da geologia local. Na
correcgdo, utilizou-se enfoque no sequenciamento vertical das facies para o topo das
camadas, que enfoca as relacdes essencialmente temporais.

3.1.2 Resultados

O intervalo do reservatério é facilmente identificado no topo por um marco
radioativo, composto por folhelhos radioativos (maior resposta de raios gama) com
cerca de 20 metros de espessura (Barboza, 2005), e na base ocorre a transicao de
arenito para carbonato, ou seja, a resposta do perfil de raios gama diminui e a de
densidade, aumenta. O exemplo do po¢co NAO2 pode ser observado na figura 4.1, e as

profundidades do topo e base para cada po¢o na tabela 4.1.

Tabela 4.1: Topo e base do reservatério para os pocos utilizados, em metros.

Poco Topo Base

NAO2 3002,40 3122,88
NA44D 2970,74 3090,52

NA12 2964,31 3094,93
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Figura 4.1: Topo e Base (em rosa) do Arenito Namorado para o Pogo NAO2.

Na porcao interpretada como reservatorio as rochas foram classificadas em
reservatorio e nao-reservatorio. As rochas pertencentes a classe reservatorio foram
definidas principalmente com base no cruzamento dos perfis de densidade (a direita) e
porosidade neutrdo (a esquerda).

As rochas nao-reservatério correspondem a margas, folhelhos, siltitos,
diamictitos e arenitos cimentados. J& as rochas reservatorio sdo arenitos sem
cimentagao.

A correlacdo dos pocos foi realizada para os pocos NA0O2, NA44D e NA12, na
direcdo NE-SW (figura 4.2), sendo o datum o topo do reservatoério, escolhido por ser

facilmente identificado em todos 0s pogos.
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Figura 4.2: Correlacdo dos poc¢os, datum: topo.
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De forma geral, € possivel observar 3 intervalos de deposicdo de rocha
reservatorio. O primeiro intervalo corresponde a primeira grande transgressao
marinha, depositado sobre a plataforma carbonatica, Formacdo Quissama,
pertencente a parte inferior do Grupo Macaé. A segunda e terceira sequéncias
correspondem a fase final de deposicdo dos turbiditos Cenomaniano — Turoniano da
bacia, com os maiores espessuras de turbiditos para o topo da sequéncia.

Barboza (2005) classificou as rochas reservatorio como pertencentes a
associacao de facies L2, interpretadas como depdésitos de correntes de turbidez de
alta densidade, preenchendo canais turbiditicos ou compondo lobos.

O mesmo autor utilizou dados de sismica e dados de testemunho, e também
identificou trés sequéncias (figura 4.3). A primeira sequéncia possui geometria de
canal confinado, associado a um forte controle estrutural. O preenchimento ocorre
diretamente sobre um canal mapeado sobre a porcao inferior do Grupo Macaé, de NW
para SE. O rebaixamento do nivel do mar juntamente com fluxos hiperpicnais oriundos
de inundagfes catastréficas podem ter tido um papel importante na geragdo de
correntes de turbidez, que provocaram instabilidades nas por¢des mais proximais da
bacia e na captacdo de depositos através do desenvolvimento de calhas profundas. As
litologias descritas sdo principalmente conglomerados, arenitos macigos,
interlaminados arenosos, interlaminados argilosos, apresentando sequéncias
completas de gradacdo normal em alguns casos.

A segunda sequéncia possui geometria deposicional na forma de lobos, onde
um se situa mais a montante e outro mais a juzante, havendo um depdésito de canal
entre os dois. Essas caracteristicas demonstram um carater progradacional. A litologia
encontrada é composta por interlaminados arenosos e argilosos, sendo esta Ultima
associada as por¢oes distais do sistema.

A Ultima sequéncia apresenta 0 mesmo comportamento em termos
deposicionais, porém com maior espraiamento que as outras sequéncias, e se
depositou discordantemente em uma superficie erosiva. Essa erosao eliminou parte do
registro do Albiano superior e Cenomaniano inferior (cerca de 2,4 Ma). As facies
predominantes sdo arenosas e interlaminadas, havendo a auséncia de facies
conglomeraticas. Acima desta sequéncia houve um evento de afogamento,

caracterizado pela deposicéo de folhelhos radioativos.
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Figura 4.3:Sequéncia das unidades dos reservatorio interpretadas por Barboza (2005) a partir

de dados sisimicos. A) Sequéncia 1; B) Sequéncia 2; C) Sequéncia 3.

Souza Jr. (1997) reconhece no Campo de Namorado trés sistemas de
deposicdo: (1) sistemas de canais, composto em sua maioria por depadsitos turbiditicos
ligados a correntes de alta densidade; (2) sistema de canal-dique, que corresponde a
fase inicial do abandono onde predominam as alternancias de areia fina e lamito com
raras intercalagbes de fluxos de detritos e escorregamentos; (3) o sistema argilo-
margoso que representa a sedimentacdo hemipelagica da bacia.

A correlagdo de pocos permitiu a visualizacdo 2D das sequéncias de
deposi¢cBes de rochas reservatorio. O sistema como um todo foi depositado em um
complexo de canais a partir de fluxos hiperpicnais. A sequéncia 1 foi depositada por
canais, ocorrendo em todos 0s pogos com espessura semelhante. A sequéncia 2 &
mais espessa no po¢co NAO2 e menos no poco NA44D. Provavelmente, o episodio
erosivo foi mais ameno no po¢co NAO2 e mais severo no NA44D, sendo o NA12 com
espessura intermediéria entre os dois. A sequéncia 3 é mais espessa no po¢co NA02 e
vai diminuindo em sentido aos pogos NA44D e NA12, indicando uma possivel
diferenca na localizacdo dos pocos no canal principal e nas poc¢fes intermediarias,

com uma deposicdo menos espessa de arenitos.
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3.2 Determinacdo de Eletrofacies

3.2.1 Introducéo

Nos testemunhos dos pocos NAO2, NA44 e NA12 foram descritas quinze facies
diferentes que foram separados em trés classes: reservatorio, possivel reservatorio e
nado-reservatorio (tabela 4.2). Porém, os dados de testemunho possuem por¢des sem
descricdo, assim, foi necesséria a aplicacéo de estatistica multivariada supervisionada
para determinar as classes das por¢des ndo testemunhadas.

Tabela 4.2: Descricao e classificacao dos dados de testemunho dos pocos NAO2 e NA12.

Facies Descricao Classe

2 Conglomerados e brechas carbonaticas Né&o-reservatorio

3 Diamectito arenoso lamoso Né&o-reservatorio

4 Conglomerados residuais Possivel reservatorio
5 Arenitos conglomeréticos N&o-reservatorio

6 Arenito grosso, amalgado Reservatorio

7 Arenito médio a fino laminado Possivel reservatorio
8 Arenito médio gradado ou macigo Reservatorio

9 Arenito médio cimentado N&o-reservatorio
10 Arenito/folhelho estratificado Possivel reservatorio
11 Arenito/folhelho finamente estratificado Possivel reservatorio
12 Siltito argiloso estratificado N&o-reservatorio
13 Interlaminado siltito argiloso e marga Né&o-reservatorio
15 Interlaminado arenoso bioturbado N&o-reservatorio
17 Marga bioturbada N&o-reservatorio
21 Arenito cierr;ecgtr?ggéﬁ]%rgtgeigﬁes de NA&o-reservatorio

A estatistica multivariada é uma ferramenta poderosa que permite o0 uso de
mais de uma variavel e é amplamente utilizada em dados geol6gicos, por exemplo, em
dados de litologia e dados geoquimicos (Davis, 1986). A abordagem pode ser
supervisionada ou ndo. No presente trabalho foi adotada a abordagem supervisionada,
gue consiste no pré-estabelecimento de informagBes advindas de descricdes de
testemunho para a orientacdo na determinacdo das classes nas amostras
desconhecidas.

O método estatistico empregado foi 0 k-ésimo vizinho mais proximo (k-nearest
neighbor, KNN), e é o método ndo-paramétrico mais comum aplicado a problemas de
classificacdo. O método consiste na classificagdo de cada ponto “w” através dos “k”

pontos do conjunto de treino que se encontram mais préximos a w, chamados de
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vizinhos. O ponto “w” sera entdo classificado de acordo com os seus vizinhos mais
freqlentes. Geralmente o valor de k é pequeno para evitar que pontos muito distantes
tenham influéncia sobre o ponto w (Hechenbichler et al., 2004).

Sancevero (2008) comparou os métodos k-média, regressdo por principais
componentes (PCR) e k-ésimo vizinho mais proximo para determinar facies em
porcdes ndo-testemunhadas de um poco do Campo de Namorado a partir de perfis
geofisicos, e chegou a conclusédo de que o KNN é o melhor método para reproduzir a
heterogeneidade no tipo de rochas presentes.

As variaveis utilizadas foram os perfis de raios gama, densidade e de
porosidade neutrdo. Antes da aplicacdo do método, as variaveis foram normalizadas.
A normalizagdo consiste na subtracdo da média e divisdo pelo desvio padrdo para
todas as amostras de cada variavel, e é utlizada para dar melhor efeito de
comparagao entre as variaveis, ja que estas possuem diferentes unidades e intervalo.

O treinamento do algoritmo foi realizado através do pogo RJS19 para 0s pogos
NAO2 e NA12, e estes serviram de treinamento para o poco NA44D. Em seguida, o
método KNN foi aplicado para os trés vizinhos mais proximos (k = 3). O resultado final
foi a obtencéo de trés eletrofacies, que correspondem as trés classes estabelecidas no

comeco (Tabela 4.3).

Tabela 4.3: Eletrofacies para o Campo de Namorado.

Eletrofacies Classe
0 N&o reservatorio
1 Reservatoério
2 Possivel Reservatorio

O termo eletrofacies é utilizado na associagao de “facies litolégicas” através de
perfis geofisicos, representando intervalos em profundidade, que exibem respostas
mais constantes dos valores das propriedades medidas nos perfis (Rosa, 2006).

A eletrofacies 0 representa as porgdes de rocha ndo-reservatorio, representada
principalmente por rochas com grandes porcdes de argila e arenitos cimentados. A
eletrofacies 1 corresponde aos arenitos ndo cimentados. A eletrofacies 2 é composta

por arenitos com niveis de argila significativos em relacéo a eletroféacies 1.

3.2.2 Resultados

O poco NAQO2 apresentou um intervalo de 136,22 metros para o0 Arenito

Namorado. Ao todo, cinco facies (8, 9, 10, 15 e 21) foram classificadas nas trés
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eletrofacies, dos quais 54,16% representam facies 0, 34,89% facies 1 e 10,95% facies,

em um total de 639 amostras (Figura 4.4).

Poco NAD2
Facies P Facies KNN

DEPTH |

3050

3075

3100

3125

@ Eletrofacies 0
[ Eletrofacies 1

3150 Eletrofacies 2

Figura 4.4: Comparacado entre os dados de testemunho (facies P) e o resultado do método

KNN (facies KNN) para o po¢o NAO2. Em cinza, as porc¢des ndo-testemunhadas.

No poco NA44D (Figura 4.5) foram classificadas 607 amostras, totalizando
121,2 metros de reservatoério, dos quais 64,42% s&o correspondestes a eletrofacies 0,
30,31% eletrofacies 1 e 5,27% eletrofacies 2.
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Pogo NA44D
FACIES P FACIES KNN

DEPTH

3200

3225

3250

3300

 Eletrofacies 0
[ Eletrofacies 1
Eletrofacies 2

Figura 4.5: Comparacado entre os dados de testemunho (facies P) e o resultado do método

KNN (facies KNN) para o po¢o NA44D. Em cinza, as por¢des ndo-testemunhadas.

O poco NA12 apresentou um intervalo de 124,49 metros para a porcao
reservatorio, totalizando 682 amostras. Quinze facies (tabela 4.1) foram classificadas
nas trés eletrofacies, sendo 55,86% facies 0, 26,55% facies 1 e 17,59% facies 2
(Figura 4.6).
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Poco NA12

DEPTH | Facies P Facies KNN

3025

3100

E Eletrofacies 0
[ Eletrofacies 1
[ Eletrofacies 2

Figura 4.6: Comparacado entre os dados de testemunho (facies P) e o resultado do método

KNN (facies KNN) para o po¢o NA12. Em cinza, as por¢des ndo-testemunhadas.

Pode-se observar que a parte superior do po¢co NAO2 ficou muito bem
caracterizada, a parte inferior do pogo NA44D ficou semelhante a porcao
testemunhada, assim como a parte superior e intermediaria do pogo NA12. Porém,
algumas pequenas partes possuem diferencas entre o testemunho e o resultado do
método KNN, isso ocorre principalmente com a maior frequéncia da eletrofacies 2 na
nova classificacdo em relacéo a classificacao feita nos testemunhos.

A eletrofacies 2 possui valores intermediarios entre a eletrofacies 0 e 1, porém
o algoritmo possui dificuldades em diferenciar essa classe intermediaria das demais,
por isso, essa eletrofacies foi classificada muito mais vezes utilizando o método

multivariado KNN.
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De modo a conferir os resultados, foi feita uma comparacdo entre a
classificacdo de testemunho, a nova classificacdo, perfil de raios gama, porosidade
neutrdo e densidade. O exemplo do poco NAO2 pode ser observado na figura abaixo
entre as profundidades 3075 e 3100 metros (Figura 4.7).

COR DEPTH ND FACIES 1 FACIES 2
GR o NPHI Facies P Facies KNN
0 gAP| 150 100 9 0
CALI RHOB
0 in 20 2 glcc 3
S s
) [3075 |
P
L IS
L =
\\
o =
= —t
HI
=
| L M Eletrofacies 0
s
b ' Wi [ Eletrofacies 1
<] il =
2 1 3100 | 1 T @ Eletrofacies 2

Figura 4.7: Comparacao entre os perfis geofisicos e classificagdo dos testemunhos (facies P) e

do método KNN (facies KNN) para o poco NAO2. Em cinza, as porgfes ndo-testemunhadas.

O comportamento dos perfis geofisicos demonstra que € esperado folhelho na
porcdo superior e intermediaria, intercalado com arenito ndo cimentado e cimentado
(maior resposta de RHOB), e na porcao inferior espera-se a intercalagdo de arenitos
ndo cimentados e cimentados. O resultado do método KNN foi bastante satisfatorio e
consegue identificar duas eletrofacies: 0, correspondente aos folhelhos e arenitos
cimentados, e 1, arenito reservatorio.

No poco NA44D, entre as profundidades 3290 e 3300, a porcdo né&o
testemunhada é interpretada como arenito cimentado na parte superior e folhelho
segundo os perfis geofisicos e sdo corretamente representadas pela eletrofacies 0

(Figura 4.8). A eletrofacies 2 esta presente devido a diminuicdo de raios gama e

densidade.
COR DEPTH ND FACIES 1 FACIES 2
CALI RHOB FACIES P FACIES KNN
0 in 20 2 /cc 3
E 5
ty =
1% ES
i} <= B Eletrofacies 0
= e [ Eletrofacies 1
: 3300 = [r——]
@ Eletrofacies 2

Figura 4.8: Comparacao entre os perfis geofisicos e classificacdo dos testemunhos (facies P) e

do método KNN (facies KNN) para o poco NA44D. Em cinza, as por¢des nédo-testemunhadas.

Outro exemplo é observado no poco NA12, entre profundidades 3075 e 3090
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metros aproximadamente (Figura 4.9).

COR DEPTH ND FACIES 1 FACIES 2
GR RHOB facies p facies knn
0 QAP 150 2 alcc 3 H
I‘-¢ ETOL . i | T,
0 in 20 0.4 0
— = rmug
3075 ==

B Eletrofacies 0
[ Eletrofacies 1
@ Eletrofacies 2

Figura 4.9: Comparacao entre os perfis geofisicos e classificagcdo dos testemunhos (facies P) e

do método KNN (facies KNN) para o poco NA12. Em cinza, as por¢des ndo-testemunhadas.

O perfil com as facies testemunhadas est4 muito semelhante com o resultado
estatistico multivariado. A porcao superior na qual o testemunho indica uma fina
camada de reservatorio entre ndo reservatorio se difere da interpretacdo dos perfis
geofisicos, pois esta indica um arenito cimentado. Essa interpretacdo € corretamente
representada pela facies 0 no resultado do método KNN, ou seja, este método
conseguiu uma classificagéo satisfatoria comparada com os perfis geofisicos mesmo
se diferenciando dos dados de testemunho. Provavelmente a cimentagdo néo foi
constatada a olho nu ou com lupa nos testemunhos, sendo preciso a confeccdo de
laminas delgadas para a confirmacao.

A porcdo ndo testemunhada, na parte inferior do exemplo, trata-se de um
arenito reservatério de acordo com os perfis geofisicos e o resultado KNN confirma
isso, classificando essa parte como eletrofacies 1.

Assim, pode-se constatar que a previsdo feita pelos perfis geofisicos se
concretizou com exatiddo nos exemplos acima, mostrando que o método KNN foi
eficaz para a classificacdo de litologia, conseguindo expressar muito bem a

heterogeneidade das rochas.

3.2.3 Analise Estatistica das Eletrofacies

Apos a classificagdo dos dados através do método KNN, foram confeccionados
histogramas e gréaficos de disperséo dos perfis de raios gama, densidade, porosidade
neutrdo e tempo de transito. Como o po¢co NA44D néo possui dados de perfil sénico,
para os histogramas de DT foram utilizados somente os dados dos outros pogos, e

nao foram feitos grafico de dispersao que utilize a variavel DT para este poco.
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4.1.3.1. Histogramas

Os histogramas constituem importantes ferramentas de estimativa da fungéo
densidade de probabilidade na etapa inicial da analise de um conjunto amostral (Rosa,
2006).

Para a facies de rochas ndo-reservatorio foram confeccionados histogramas
(Figura 4.10) e uma tabela com maximo, minimo, média e desvio padréo de cada perfil
geofisico (Tabela 4.4).

Histograma de Perfil Raios Gama Histograma de Perfil Sénico
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Histograma de Perfil de Porosidade Neutrdao Histograma de Perfil de Densidade

Frequéncia
Frequéncia

Figura 4.10: Histogramas dos perfis geofisicos para a eletrofécies 0.

Tabela 4.4: Resumos dos perfis de raios gama, densidade, sonico e porosidade neutrdo para a
eletrofacies 0.

Eletrofacies 0 — Nao-reservatorio
Desvio
Méaximo Minimo Média Mediana Padrio
GR (° AP) 101,83 34,90 66,15 64,4 14,6
RHOB 262 211 239 2.4 0,01
(g/cm3)
DT (us/ft) 122,41 52,55 86,75 88,00 10,53
NPHI (%) 34,22 2,41 22,01 22,80 5,0
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De maneira geral, os histogramas da eletrofacies 0 apresentam distribuicdo
normal e o histograma de perfil de densidade apresenta distribuicdo bimodal. A
distribuicdo € assimétrica, com a mediana maior que a média para os histogramas de
DT e NPHI e a média maior que a mediana para os histogramas de GR. Para o RHOB,
a média e mediana podem ser consideradas iguais.

Os resultados para a facies de rochas reservatorio podem ser observados na
Figura 4.11 e Tabela 4.5.
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Figura 4.11: Histogramas dos perfis geofisicos para a eletrofacies 1.

Tabela 4.5: Resumos dos perfis de raios gama, densidade, sbnico e porosidade neutrdo para a
eletrofacies 1.

Eletrofacies 1 - Reservatorio

, . L L L ) Desvio

Maximo Minimo Média Mediana Padrio
GR (° API) 85,28 33,40 56,45 56,90 8,80
RHOB 2,50 2,05 217 216 0,1

(g/cms3)

DT (us/ft) 116,56 56,13 94,12 95,28 9,57
NPHI (%) 34,90 6,89 26,20 26,30 3,5
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A distribuicdo dos histogramas é assimétrica, com mediana maior que a média
para todas as varidveis, com excecdo de RHOB, na qual a média é maior que a
mediana. Os histogramas de RHOB e NPHI apresentam pequenas faixas de valores
isolados da grande maioria.

Também foram confeccionados histogramas e uma tabela com o resumo

estatistico para e eletrofacies de possiveis reservatorios (Figura 4.12 e Tabela 4.6).
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Figura 4.12: Histogramas dos perfis geofisicos para a eletrofacies 2.

Tabela 4.6: Resumos dos perfis de raios gama, densidade, sbénico e porosidade neutrdo para a

eletrofacies 2.

Eletrofacies 2 — Possivel Reservatoério
L. _ L L ) Desvio
Maximo Minimo Média Mediana Padrio
GR (° API) 91,83 41,68 68,79 68,35 9,67
RHOB 2,50 2,07 221 2.20 0,070
(g/cms3)
DT (us/ft) 113,75 69,25 92,23 93,01 6,86
NPHI (%) 34,62 11,23 26,48 26,68 3,61

O histograma de DT possui distribuicdo levemente assimétrica, com valores

muito préximos da média e mediana. O histograma de DT tem pequenas faixas de
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valores isolados da grande maioria, assim como os demais. Os histogramas de GR,
NPHI e RHOB apresentam distribuicdo assimétrica mais acentuada.

A analise dos histogramas demonstra que a eletrofacies 2 possui a maior
média de porosidade neutrdo, seguida pela eletrofacies 1. Isso ocorre devido a
algumas amostras com porosidade menores que 12% que condicionaram uma média
menor para a eletrofciesl, ou pelo fato da eletrofacies 2 ser constituida por um
arenito argiloso cuja resposta a porosidade neutrdo € maior devido ao maior contetido
de argila presente. A eletrofacies 0 apesar de ter a pior média, ainda sim possui
porosidade muito alta para uma eletrofacies de rochas nao-reservatério. Essa alta
porosidade pode ser explicada pelo “efeito folhelho”, causado pela estrutura da argila
que possui 4gua, e similarmente ao que ocorre com a eletrofacies 2, vai haver uma
maior resposta de porosidade neutrao.

Em relacdo ao perfil sbnico, a eletrofacies 1 possui a maior média e a
eletrofacies 0, a menor.

Valores de densidade maiores que 2,4 g/cm? referem-se a rochas cimentadas
(Rosa, 2006). A eletrofacies 0 é a classe que possui alta freqUéncia para valores
acima de 2,4 g/cm?3 que, como esperado, rochas cimentadas sdo ndo-reservatorios. As
demais eletroficies apresentam pequena freqiiéncia para valores acima de 2,4 g/cm3,
que nos graficos de dispersdo corresponderam a pontos dispersos.

A eletrofacies de rochas nao-reservatorio apresenta a distribuicdo de raios
gama com altos e baixos valores. Isso pode ser explicado pela presenca de arenitos
cimentados nessa eletrofacies, que possuem os valores mais baixos de raios gama, e
siltitos argilosos e outras facies argilosas, que possuem os maiores valores de raios
gama. Diferentemente, a eletrofacies de rochas reservatdrio possui valor médio de
56,45°API, evidenciando a presenca de arenito com pouca argila. A eletrofacies 2 é
uma classe intermediaria, possuindo arenitos com maior contetdo de argila que a
eletrofacies 1, porém muito menos que a eletrofacies 0. Os altos valores de raios
gama devem-se provavelmente a composicdo arcoseana do reservatério (Blaquez et

al., 2006), que interfere na resposta de raios gama.

4.1.3.2. Graficos de Dispersao

Gréafico de dispersao (crossplot) € uma correlagdo entre dois diferentes
conjuntos de dados em relacdo aos eixos ortogonais X e y, na qual o resultado define a
relacdo existente entre as duas variaveis e ainda pode definir os campos que
representam o limite superior e inferior de cada uma das variaveis (Davis, 1986).

De acordo com Rider (2000), existem trés tipos de gréficos de dispersdo para
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0s quais se podem realizar correlagdes: (1) entre perfis compativeis, que sdo os perfis
que medem o mesmo tipo de parametro como, por exemplo, a porosidade; (2) entre
perfis incompativeis, que medem diferentes parametros como, por exemplo, raios
gama e porosidade neutrdo; e (3) entre perfis e dados de testemunho ou petrofisicos
medidos em laboratério, por exemplo, valores de porosidade de plugues e os extraidos
de perfil de néutrons.

Neste estudo foram utilizados os gréficos do tipo (1) e (2). Como a facies 0
representa rochas n&o-reservatorio, esta nao foi utilizada para os graficos de
disperséo.

Os primeiros gréficos de disperséo sédo de perfil de raios gama x sénico (Figura
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Figura 4.13: Graficos de dispersdo de perfis de raios gama x sénico.

Os graficos de dispersdo de GR x DT demonstram que as duas eletrofacies
possuem valores distintos para a variavel GR, sendo possivel observar com facilidade
0 agrupamento de cada eletrofacies. Também ha a presenca de pontos dispersos,
que, de maneira geral, sdo separados pelo perfil de raios gama, na qual os pontos da
eletrofacies 1 possuem menores valores de raios gama que os pontos da eletrofacies
2. Isso demonstra que a variavel DT ndo é uma boa discriminante, pois nao é possivel
agrupar os dados somente com esta variavel.

A Figura 4.14 corresponde aos graficos de dispersao dos perfis de raios gama

e porosidade neutréo.
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Pogo NAO2 - Grafico de Dispersdio GR x NPHI Pogo NA12 - Grafico de Disperséo GR x NPHI
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Figura 4.14: Gréficos de dispersao de perfis de raios gama x porosidade neutréo.

Novamente os graficos de dispersdo GR x NPHI demonstram que GR € a
melhor variavel para agrupar o grupo. Os dados possuem valores muito semelhantes
de NPHI e, assim, essa variavel ndo é uma boa discriminante.

A Figura 4.15 demonstra os graficos de dispersdo de GR x RHOB. Os dados
da eletrofacies 1 e 2 apresentam valores muito semelhantes de RHOB, variando
principalmente entre 2,05 e 2,35 g/cms3, com poucos pontos dispersos acima de 2,4

g/cm3. RHOB né&o é uma boa variavel discriminante.
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Figura 4.15: Graficos de dispersao de perfis de raios gama x densidade.

Os gréficos de dispersao de NPHI (na figura estd GR, verificar) x DT podem ser

observados na Figura 4.16.

Ao oposto dos graficos anteriores na qual era possivel definir os grupos

referentes as eletrofacies, este grafico apresenta somente uma grande area com 0s

pontos dispersos ou uma area aglomerada. Isto indica que o cruzamento dos perfis

NPHI e DT é o que apresenta a pior discriminacao de classes litolégicas. O po¢co NA12

apresenta correlacdo negativa mais clara que o po¢co NAO2, cujos dados encontram-se

mais dispersos.
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Os gréficos de dispersdo de RHOB x DT correspondem a Figura 4.17. O

grafico de disperséo tem comportamento diferente em cada po¢o. No pogo NAO2 os

dados estdo mais espalhados, principalmente os referentes a varidvel DT, que contém

muito pontos dispersos. No po¢co NA12, os dados estdo mais concentrados entre 2,1 e

2,35 g/cm3 e 80 e 110 us/ft, porém, ainda sim aparecem pontos dispersos. Neste

mesmo pogo, € mais clara a correlagdo negativa entre os dois perfis.
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Figura 4.17: Graficos de disperséo de perfis de densidade x sénico.

Por fim, os graficos de RHOB x NPHI estdo representados na Figura 4.18.

Semelhante aos dois gréficos anteriores, os dados de cruzamento das duas varaveis

estdo mais dispersos no po¢co NAO2, enquanto que no po¢co NA12 os dados estdo

mais agrupados. E a correlac@o negativa € mais perceptivel no pogo NA12.

Os valores de RHOB e DT para as duas eletrofacies sdo muito semelhantes,

ndo sendo essas duas variaveis discriminantes.
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Figura 4.18: Graficos de dispersado de perfis de densidade x porosidade neutrdo.

A questdo abordada anteriormente, de que a eletrofacies 2 é intermediaria a
eletrofacies 0 e 1, fica mais clara com os gréficos de dispersao. As varidveis RHOB,
NPHI e DT néo séo boas discriminantes, apresentando os dados das eletrofacies 1 e 2
desordenados. Porém a variavel GR é a melhor discriminante, agrupando com
distincdo os dados da eletrofacies 1 e 2, ainda que ocorra alguns pontos dispersos das
duas eletrofacies.

De acordo com as classes pré-estabelecidas, a eletrofacies 1 € composta
principalmente por arenitos. Enquanto a eletrofacies 2 € composta por arenitos médios
a finos laminados, conglomerados residuais e arenito argilosos. Portanto, os dados da
classe de possivel reservatério apresentam valores de RHOB, DT e NPHI parecidos
com a classe de reservatorios, e somente o GR diferencia com maior precisao as duas
eletrofacies, pois as litologias sao diferentes e a classe de possivel reservatorio possui
maior contetdo de argila.

Outro fator importante é que o pogco NA12 e NA44 sdo mais argilosos que o
poco NAO2. Isto é perceptivel pela diferenca de aproximadamente 10 °API entre 0s
valores maximos e minimos de raios gama para as eletrofacies nos pocos NAO2 e
NA12. Deste modo, as caracteristicas petrofisicas das eletrofacies podem variar de

poco para pogo e por isso serdo aqui analisadas separadamente.

STEVANATO, A.C.R.S. 2011. Andlise Petrofisica de Reservatérios. 48|Pagina



3.3 Caracterizacéao Petrofisica

3.3.1 Introducéo

A petrofisica é o estudo das propriedades das rochas e suas interagdes com
fluidos (gases, 6leo e solugdes aquosas). Porosidade e permeabilidade sdo as
propriedades petrofisicas principais para o estudo de reservatérios de petréleo (Tiab,
2004).

A porosidade esta relacionada com a capacidade de uma rocha armazenar
fluidos e é definida como a relagdo entre o volume de vazios e o volume total da

mesma (equacéo 4.1).
ﬁ
Ve

¢ = (4.1)

Onde: @ = porosidade
V, = volume de vazios

V; = volume total

A porosidade é chamada de absoluta quando corresponde ao volume total de
vazio. E efetiva quando o volume total é relacionado com o volume total de poros
conectados entre si (Ellis et al., 2008). Para os estudos de reservatérios de petréleo,
este Ultimo tipo de porosidade é o mais importante, pois se o0 6leo e 0 gas ocupam
espacos ndo conectados, estes ndo podem ser produzidos.

Os fatores que podem afetar a magnitude da porosidade sdo processos
diagenéticos (cimentagdo, compactacgéo, etc), heterogeneidade no tamanho, selecéo e
arranjo dos graos,

A permeabilidade é a capacidade do meio poroso em conduzir fluidos, podendo
ser absoluta (fluido em uma Unica fase liquida) ou efetiva (dois ou mais fluidos). A
unidade utilizada é Darcy (D), na qual a permeabilidade é calculada utilizando a lei de
Darcy com dados de laborat6rio em geral (Ellis et al., 2008)

Outros parametros importantes para o detalhamento de reservatérios sdo a
saturacao da agua (Sy), volume de argila (Vsn), pressao capilar, entre outros.

Assim como a andlise estatistica, a caracterizacdo petrofisica foi realizada
somente para as eletrofacies 1 e 2.

Inicialmente, foram calculadas a densidade da matriz (pma) € 0 tempo de
transito da matriz (Atp,).

O volume de argila (Vq,) foi calculado através da equagéo 3.1 considerando 0s
valores maximos e minimos de raios gama para cada poc¢o. O volume de areia (Vareia)

foi estimado utilizando o volume de argila, através da seguinte equagéo:
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Vareia =1— Vs (4-2)

As porosidades foram calculadas a partir do perfil de densidade (PHIND,
equacdo 3.7) e perfil sbnico (PHINS, equacéo 3.4), a porosidade média (PHIM) foi
calculada utilizando o perfil de porosidade neutrdo e densidade (equacado 3.9) e para a
porosidade efetiva (PHIE) utilizou-se os valores de PHIM e o volume de argila
(equacao 3.10).

A resistividade da agua (Ry) € calculada através do Pickett Plot, que € um tipo
de grafico de dispersdo de porosidade (eixo y) e resistividade (eixo x), ambos em
escala logaritmica. E (til para a determinagéo dos parametros: fator de cimentacgéo (a),
expoente de cimentagdo (m) e expoente de saturacdo (n), utilizados para o céalculo de
saturacao da agua.

No Pickett Plot, Hearst (1985) explica que a linha de saturacdo S, = 1 é
definida através de uma linha reta de noroeste para sudeste nos menores valores
plotados no gréfico. A inclinagdo da linha determina m, e o espalhamento das outras
linhas de saturacéo reflete o valor de n.

Definida a resistividade da agua, foi determinada a saturagdo da mesma (S,),
que é a fracdo do volume poroso preenchido por agua, utilizando a equacao de Archie
(3.11) ou Simandoux (4.3) abaixo:

_ (04XRy, Ve Ve \? 52|
Sw = ( g ) X [ Rgsp t \/(Rsh ) + Rt X ij (43)
Onde: ¢ = porosidade

Rsh = resistividade do folhelho adjacente
R, = resistividade da formacé&o verdadeira

A saturacdo de Oleo e gas € aqui generalizada em saturacdo de
hidrocarbonetos (S;, equacdo 4.4), devido a falta de dados para calcula-las
separadamente.

Sy =1—8, (4.4)

3.3.2 Resultados

As meédias dos resultados para densidade da matriz, tempo de transito da

matriz e porosidades podem ser observados nas tabelas 4.7 e 4.8.
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Tabela 4.7: Médias de densidade e tempo de transito e porosidades para a eletrofacies 1.

Eletrofacies 1 - Reservatorio

Prma At PHIND | PHINS | PHIM PHIE
Poco 2,65 53,46 31,6% | 29,6% | 29,3% | 29.3%
NAO2
Poco 265 - 28.7% - 26,6% | 24.9%
NA44D
Poco 2,67 53,81 291% | 30,5% | 28,4% 26%
NA12

Tabela 4.8: Médias de densidade e tempo de transito e porosidades para a eletrofacies 2.

Eletrofacies 2 — Possivel Reservatoério

Prma At. PHIND | PHINS | PHIM PHIE
Poco 2,69 53,58 30,5% | 29,1% | 29,7% | 27,1%
NAO2
Poco 268 - 25.3% - 237% | 19,3%
NA44D
Poco 2,68 53,54 285% | 29,6% | 27,4% | 199%
NA12

As diferencas de porosidade entre PHIND e PHINS sdo em decorréncia das
diferencas de propriedades medidas pelo registro, na qual a primeira porosidade é
calculada indiretamente através do registro de densidade e a segunda através do
tempo de transito. De acordo com Asquith (1999) a presenca de argila pode alterar a
leitura de porosidade pelas ferramentas, que registrardo altas porosidades, com
excecdo do perfil de densidade. Porém, o conteudo de argila ndo alterou a leitura de
porosidade para os pocos escolhidos, principalmente para a eletrofacies 2 que
apresenta os maiores volumes de argila, ja que o PHIND e PHINS possuem valores
muito semelhantes.

PHIND e PHINS sao muito altas e semelhantes para as duas eletrofacies, com
excecdo do poco NA44D que possui 0s menores valores.

A porosidade média (PHIM) é calculada utilizando o perfil de porosidade
neutrdo, que pode ter a sua leitura alterada devido a presenca de agua ou O6leo
(Souza, 2005). Em geral, os valores de PHIM sdo menores que PHIND, indicando que
0s poros estdo preenchidos por 6leo.

A porosidade efetiva apresenta os menores valores de porosidade, isto porque
este parametro mede somente 0os poros conectados, na qual o volume de argila e

cimentacgédo interferem nos resultados. A eletrofacies 1 apresenta os melhores valores
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de PHIE, superiores a 24%. A eletrofacies 2 apresenta um excelente valor de
porosidade efetiva para o poco NA02 (27,1%), porém os valores dos outros dois pocos
ndo sdo tdo bons (menores que 20%). Isto ocorre devido a valores baixos de
porosidade que alteram a média, como demonstrado pela tabela 4.9.

Tabela 4.9: Valores maximos e minimos, média, mediana e desvio padrao da porosidade

efetiva.
PHIE
Eletrofacies 1 Eletrofacies 2
Poco Poco Poco Poco Poco Poco
NAO2 NA44D NA12 NAO2 NA44D NA12
Maximo 36% 33,3% 30,4% 34,7% 31,5% 28,1%
Minimo 13,5% 16,3% 15,8% 15,2% 8,7% 5,3%
Média 29,3% 24.9% 26% 27,1% 19,3% 19,9%
Mediana 29,3% 25,1% 26,1% 26,9% 18,9% 20,5%
Desvio
Padrao 0,03 0,03 0,03 0,04 0,06 0,05

A avaliagcéo de porosidade é uma etapa importante para demonstrar o potencial
do reservatorio e as diferengas das eletrofacies, na qual o algoritmo KNN conseguiu
separa-las de maneira correta, ou seja, e eletrofacies 1 (reservatério) possui 0s
melhores valores de porosidade no geral.

O tempo de transito da matriz € muito semelhante entre as duas eletrofacies,
na qual a eletrofacies 1 apresenta a maior diferenga de 0,35. Os valores estdo dentro
do aceito para arenitos compactados, entre 55,5 e 51 ps/ft (Rider, 2002).

A densidade da matriz é diferente para as duas eletrofacies. A eletrofacies 1
possui densidade média da matriz de 2,65 g/cm3 e 2,67 g/cm3 muito préximas de 2,65
g/cm3, a densidade do quartzo. Enquanto a eletrofacies 2 possui densidade média da
matriz de 2,69 g/cm3 e 2,68 g/cm3. A densidade da matriz em perfil pode ser
observada na figura 4.19.

Segundo Rider (2002), mudangas abruptas na densidade geralmente indicam
mudancas secundarias ou diagenéticas. Por se tratar de um reservatério composto por
arenitos principalmente, valores maiores que a densidade do quartzo significam

cimentacéo.
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Figura 4.19: Perfis de densidade da matriz, raios gama e resultado do método KNN.

Os perfis de densidade da matriz demonstram que ha varias por¢des no
reservatorio que possuem densidade maior que 2,65 g/cm3. E, em geral, estas porcdes
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sdo arenitos cimentados e foram corretamente representadas pela facies 0, o que
mais uma vez mostra a eficiéncia do método multivariado utilizado. Destaque para o
poco NA44D, que apresenta maiores por¢cdes de cimentacdo que os demais.

A determinacdo do volume de argila para um reservatério € muito importante,
pois a argila pode afetar a estimativa de reservas e a produtividade. A presenca de
argilominerais em arenitos pode afetar a determinagdo da saturacdo, porosidade e
permeabilidade.

As médias do volume de argila e volume de areia para as duas eletrofacies
podem ser observadas na Tabela 4.10, e o volume de argila para todos os pog¢os na
Figura 4.20.

Poco NA02 Poco NA44D Poco NA12
DEPTH BV FACIES 2 DEPTH BV I FACIES 2 DEPTH BV | FACIES 2
Volume araila/areia Facies KNN Volume araila/areia Facies KNN Volume arqila/areia Facies KNN
1 ] .LIIII — 0 hllll ==

Porosidade Porosidade

Porosidade

1
0

3025

3050

3075

3125

Figura 4.20: Volume de argila (cinza) para os po¢os NA02, NA44D e NA12. Em amarelo, o

volume de areia, e em azul, porosidade.
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Tabela 4.10: Médias do volume de folhelho e volume de areia para as eletrofacies 1 e 2.

Eletroféacies 1 Eletrofacies 2
Vsh Vareia Vsn Vareia
Poco NA02 3,2% 96,8% 15,5% 84,5%
Poco NA44D 10,8% 89,2% 14,2% 85,8%
Poco NA12 12,3% 87,7% 30,4% 69,6%

Os resultados demonstram que a eletrofacies 1 possui 0s menores volume de
argila em relacdo a eletrofacies 2, assim como o po¢co NAO2 possui 0 menor volume
de argila. Estes valores podem ser considerados muito bons, pois o volume de areia
supera 80% em praticamente todos 0s pog¢os, com ressalva da eletrofacies 2 no poco
NA12.

Através dos perfis, € possivel observar que todos 0s pogos possuem porg¢des
com mais de 80% areia, sendo que o0 po¢o NAO2 possui trés porgdes, 0 NA44D possui
2 porgBes e NAO2, uma porcdo. Segundo Souza Jr. (1997) o intervalo de reservatério
possui trés sequéncia deposicionais, classificadas como sequéncia basal,
intermediaria e do topo.

Nos perfis, os valares de porosidade até o valor zero foram coloridos de azul.
Uma relacdo importante € que os niveis com maior argila vdo apresentar menores
valores de porosidade do que as porgbes com maior volume de areia. Outra
informacg&o importante que é obtida através deste perfil € a variagdo na magnitude da
cimentacdo. A cimentacdo corresponde as curvas formadas da esquerda para a
direita, na qual aparece pequenas entradas do areia (amarelo) na porosidade (azul),
isto porque a cimentacdo e porosidade sdo parametros inversamente proporcionais.

A cimentagdo, em geral, é mais acentuada em maiores profundidades,
préximas ao contato 6leo/agua (NAO2 = 3.108,52 metros; NA44D = 3.283,61; NA12 =
3.123,08 metros), onde a atuacdo da diagénese foi maior, gerando cimentacdo e,
conseqientemente, diminuicdo da porosidade. Destaque para o po¢co NA44D, na qual
a cimentacao é maior que nos demais.

O tipo de cimentacdo pode ser estimado através de gréficos de NPHI x DT,
NPHI x RHOB e RHOB x DT. Estes perfis separados dificilmente sdo utilizados para
identificar litologia, porém juntos formam uma ferramenta poderosa para identificagédo
de litologia além de estimar a porosidade (Rider, 2002)

Um fator importante para se utilizar este tipo de gréfico € ter conhecimento de
qual equipamento foi utilizado para se obter o perfil de porosidade neutrdo, pois os
equipamentos influenciam nas posi¢cdes das retas que identificam arenito (SS), calcita
(LS) e dolomita (DOL).
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Para os pocos NAO2 e NA12 foram feitos graficos de NPHI x DT (Figura 4.21 e
Figura 4.23) e para o po¢o NA44D NPHI x DT (Figura 4.22), com eletrofacies como

terceira variavel.
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Figura 4.21: Gréfico dos perfis de porosidade neutrdo e sénico para o po¢o NAO2.

-0.05

A Figura 4.21 demonstra que a eletrofacies 1 possui arenitos limpos, arenitos
com cimentagéo de calcita, arenitos com cimentagéo de calcita e dolomita e arenitos
com cimentacdo de dolomita. Também é possivel estimar o tipo de argila pela sua

distribuicdo, no caso, trata-se de uma argila dispersa.
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Figura 4.22: Grafico dos perfis porosidade neutrdo e densidade para o po¢co NA44D.

A Figura 4.22 demonstra que ha arenitos limpos, correspondentes a
eletrofacies 1 principalmente, e cimentagéo de calcita predominantemente para o pogo

NA44D. Também ha presenca de gas, como indicado pela flecha.
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Figura 4.23: Grafico dos perfis de porosidade neutrédo e sdnico para o pogco NA12.

No pogco NA12, ha o predominio de arenitos cimentados por calcita, e em
menor quantidade, arenitos limpos e arenitos com cimentagéo de dolomita.

Carvalho et al. (1995) estudou turbiditos do Cretaceo (Arenito Namorado e
Formacgéo Carapebus) na Bacia de Campos, e chegou a conclusdo que a distribuicbes
de porosidade e permeabilidade destes reservatérios sdo controladas pela cimentagéo
carbonatica em profundidades rasas abaixo do nivel do mar, compactacdo e
silicificacdo de argilas intraclastos . Além disso, a cimentacdo carbonatica afeta o fator
de recuperacédo e a producdo de 6leo, por isso € tao importante identificar as zonas
cimentadas.

Segundo o autor, 0s principais constituintes diagenéticos sao: calcita, dolomita,
silica, caolinita e outros constituintes. A calcita ocorre com maior freqliéncia,
demonstrando uma vasta variedade textural e composicional; e a dolomita pode atingir
o volume de até 17%, sendo menos importante que a calcita, e com quatro diferentes
texturas. A distribuicdo e cimentacdo dos cimentos carbonaticos foi essencialmente
controlada pela distribuicdo de fontes carbonéaticas e por processos bacterianos
iniciais.

As facies de arenitos macigcos sem cimentagdo correspondem ao melhor
reservatorio e possuem porosidade preservada devido & combinacéo de saturacéo por
hidrocarbonetos, que inibiu a cimentacdo por quartzo e/ou argilas e albitizagdo, e
subsidéncia tardia (Carvalho et al., 1995).

A saturacdo da &gua foi calculada utilizando os valores sugeridos por Asquith
(1999) para arenitos consolidados: m = 2, a = 0,81 e n = 2. Apesar de ser possivel
estimar o parametro m através do pickett plot, este ndo foi calculado devido ao volume
limitado de dados, com excecdo da eletrofacies 1 no poco NAO2, que possui maior

volume de dados e m = 2,1. Blaquez et al. (2006) calculou o pardmetro m utilizando o
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conceito de Fator de Formacéo definido por Archie e obteve o valor de 2,15.

Asquith (1999) afirma que a presenca de folhelhos em um reservatério pode
causar valores errbneos para a saturacdo da &agua. Por isso, para o célculo da
saturacao da agua, foi utilizada a equacgéo de Archie para os volumes de argila menor
que 18% e equacédo de Simandoux para os volumes maiores que este valor.

Como as eletrofacies apresentam caracteristicas distintas, foram necessarios
pickett plots para cada eletrofacies e poco (Figura 4.24, Figura 4.25 Figura 4.26),
determinado o R,,. Os resultados podem ser observados na Tabela 4.11
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Figura 4.24: Pickett plots para o po¢o NAO2.
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Figura 4.25: Pickett plots para o po¢co NA44D.
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Figura 4.26: Pickett plots para o poco NA12.

Tabela 4.11: Médias de saturacdo da agua e 6leo.

Eletrofacies 1 Eletrofacies 2
Sw Sh Sw Sh
Poco NAO2 23,9% 76.1% 24.2% 75,8%
Poco NA44D 24, 7% 75,3% 26,2% 73,8%
Poco NA12 36,4% 63.6% 25,6% 74.4%

Os resultados demonstram a saturacdo da agua para as duas eletrofacies entre
24 e 26% aproximadamente, com excecdo da eletrofacies 1 no pogco NA12 que
apresenta um valor superior a 35%.

Nao ha valores “bons” ou “ruins” para a saturagcao de agua, o julgamento
destes valores deve ser avaliado de acordo com o conhecimento e experiéncia local
(Halliburton, 2001).

Estes valores sdo proximos dos calculados por Souza (2005), nas qual as
principais porgdes variam entre 21 e 28%, enquanto outras possuem valores
superiores a 30%, chegando até a saturacdo maxima (100%). Em geral, os resultados
calculados apresentam uma boa saturacdo de hidrocarbonetos, demonstrando o
potencial do reservatorio.

A determinacédo da profundidade do contato 6leo/agua é feita através de dados
da pressdo capilar, que é diferenca de pressao entre dois fluidos imisciveis, e
saturacao da agua, na qual o contato € medido pelo peso do fluido em uma coluna de
fluidos (Tiab et al., 2004)

Outra maneira de se estimar o contato devido a auséncia de dados de pressao
capilar € utilizar o grafico de saturacdo da agua e profundidade para arenitos
(eletrofacies 1), na qual a profundidade do primeiro ponto mais proximo da linha S,, =

100% corresponde ao contato 6leo/agua (figuras 4.27 a 4.29). (Ellis et al., 2008).
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Figura 4.27: Grafico de saturacdo da agua x profundidade para o poco NAO2.
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Figura 4.28: Gréfico de saturagdo da agua x profundidade para o pogo NA44D.
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Figura 4.29: Grafico de saturacdo da 4gua x profundidade para o po¢co NAO12.

Os gréficos demonstram que o contato Oleo/agua para o pogo NAO2 encontra-
se na profundidade de -3.096,11 metros, para o po¢co NA44D encontra-se em -
3.089,99 metros e para o pogo NA12, -3.070,77 metros.

O contato € gradual para os pogos NAO2 e NA12 e abrupto para 0 pogo
NA44D.

Estes resultados estdo préximos ao obtido por Meneses et al. (1990), que
identificou varios niveis de drenagens, com contato O6leo/agua em diferentes
profundidades para cada nivel. O nivel 12 apresenta o contato em aproximadamente
3.100 metros e o nivel 1B em 3.116 metros, ambos no bloco principal do campo.
Segundo o autor, os diferentes niveis sdo causados pelo trapeamento, que séo ligados

a anomalias de natureza estrutural e estratigréafica.
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Capitulo 5 - Conclusdes

As atividades desenvolvidas neste estudo buscaram a caracterizacao
petrofisica de trés pogos (NA02, NA12 e NA44D) localizados no Campo de Namorado,
Bacia de Campos. Para tal, foi necessaria a aplicacdo do método estatistico k-ésimo
vizinho mais préximo (KNN).

Primeiramente, foi feita a correlacdo estratigrafica dos pog¢os no intervalo do
reservatorio para a compreensao da geologia do reservatorio. Foram identificados trés
ciclos de sedimentagdo das rochas reservatorio, além de rochas nédo-reservatorio,
sendo estas Ultimas compostas principalmente por arenitos cimentados e sedimentos
finos.

O resultado estatistico multivariado definiu trés eletrofacies: (0) néo-
reservatdrio, (1) reservatdrio e (2) possivel reservatério. As eletrofacies 1 e 2
apresentaram as melhores caracteristicas e o perfil de raios gama se mostrou a
melhor variavel de diferenciacdo das duas eletrofacies.

As porosidades apresentaram excelentes valores, principalmente para a
eletrofacies 1, que apresentou porosidade efetivas maiores que 24%. A eletrofacies 2
possui porosidades efetivas menores (maiores que 19%) devido a baixos valores que
alteram a média.

O tempo de transito da matriz ndo apresentou nenhuma anomalia, se
encaixando nos valores propostos para arenitos consolidados (55,5 e 51 ps/ft). A
densidade da matriz mostrou valores maiores que 2,65 g/cm3, a densidade do quartzo,
em algumas por¢des dos poc¢os, indicando a presenca de cimentacao.

Esta cimentacao foi avaliada litologicamente através de graficos de NPHI x DT
e NPHI x RHOB, na qual os principais cimentos séo calcita, dolomita e a presenca dos
dois juntos. A cimentacdo é mais acentuada e esta relacionada principalmente com o
contato 6leo/agua, onde a atuacdo da diagénese foi maior, gerando a cimentacéo e,
por consequéncia, a diminuicdo da porosidade. O pogo NA44D possui 0s maiores
indices de cimentacdo em compara¢do com 0s outros dois pogos.

O volume de argila foi calculado e ficou evidente a diferenca entre a
eletrofacies 1, com menos de 15% de Vg, € eletrofacies 2, com mais de 15%.

A resistividade da agua de formacao foi calculada através de pickett plots para
cada eletrofacies e pogos, j& que apresentavam caracteristicas distintas entre si. A
partir da resistividade da agua de formacgédo, foi possivel calcular a saturagdo da
mesma. Esta variou entre 24 e 26% aproximadamente, com excecao da eletroféacies 1

no poco NA12, que apresentou valor maior que 30%. Estes resultados demonstram o
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potencial dos pocos perfurados, que contém mais de 74% de volume de
hidrocarboneto.

O contato Oleo/agua foi estimado através do gréfico de saturacdo da agua x
profundidade, e apresentam valores préximos a 3.100 metros.
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