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Resumo

Os carbonatos do pré-sal da Bacia de Santos ainda apresentam muitos desafios no que tange a
caracterizagdo de seus reservatorios. Isto esta diretamente relacionado & complexidade de tais
acumulacdes, que sdo consideradas Unicas devido a escassez de depositos similares a elas nos
registros geoldgicos. Assim, a partir da analise de dados de rocha, perfis de pocos e se¢des
sismicas, esta dissertacdo visa avaliar e caracterizar a qualidade permo-porosa dos reservatorios
carbonaticos do pré-sal no Campo de Buzios, Bacia de Santos. Nesta bacia, os principais
reservatorios se encontram nas coquinas da Formacdo (Fm.) Itapema e nos calcarios,
comumente denominados “microbiais”, da Fm. Barra Velha. Os resultados mostram que no
Campo de Buzios a Fm. Itapema é menos influenciada pela presenca de finos e apresenta
permeabilidades melhores do que as da Fm. Barra Velha. Além disso, a ocorréncia de grandes
barreiras de permeabilidade, que atingem até 50 m de espessura na parte superior da Fm. Barra
Velha em cinco de dezessete pocos, causa um grande impacto negativo nos depdsitos desta
formacdo. Em dois pocos tal comportamento parece ter relacdo com a dissolucao/substituicdo
da estevensita. Nos outros trés pocos, a regido de ndo-reservatorio seria resultado da presenca
de estevensita preservada. Por meio da interpretacdo sismica, nestes trés pocos foi verificado
que a discordancia intra-Alagoas esta correlacionada com o inicio da presenca da estevensita.
Deste modo foi possivel dividir a Fm. Barra Velha nestes trés pocos em trés zonas: Rifte
Superior, Sag Inferior e Sag Superior. Além disto, a partir da correlacdo dos dados de rocha-
perfil-sismica foi possivel construir um modelo geolégico simplificado que ilustra os principais
comportamentos e heterogeneidades observados nas formacdes Barra Velha e Itapema no
Campo de Buzios. Esse modelo considera coquinas fechadas na base da Fm. Itapema, seguidas
por coquinas com boas propriedades permo-porosas em direcdo ao topo desta formacdo. Na
Fm. Barra Velha séo representados calcarios esferuliticos e estromatoliticos que, em algumas

regides, estdo associados com a presenca da estevensita.

Palavras-chave: reservatorios carbonaticos, propriedades permo-porosas, pré-sal, Campo de

Buzios, formacdes Itapema e Barra Velha, estevensita.



Abstract

Presalt carbonates of the Santos Basin present a major challenge with regards to their reservoir
characterization. It is related to the complexity of these accumulations, which are considered
unique due to the rarity of similar deposits to them in the geological record. This study aims to
evaluate and characterize the quality of the presalt carbonate reservoirs in the Buzios Field,
Santos Basin, based on integrated analysis of rock data, well logs and seismic sections. In this
basin, the main reservoirs are the limestones of the Barra Velha Formation and the coquinas of
the Itapema Formation. Results show that the Itapema Formation is less influenced by the
occurrence of clays and has higher permeabilities when compared to the Barra Velha
Formation. Furthermore, in five of seventeen wells analyzed, the occurrence of permeability
barriers, which reach up to 50 meters at the top of the Barra Velha Formation causes a negative
impact on the reservoirs in this formation. In two wells such behavior seems to be related to the
dissolution/substitution of stevensite. The non-reservoir behavior in the other three wells, would
be the result of the presence of preserved stevensite. According to the seismic interpretation, in
these three wells the base of the interval with stevensite is correlated to the intra-Alagoas
unconformity. Therefore, it was possible to divide the Barra Velha Formation in these three
wells in three zones: Upper Rift, Lower Sag and Upper Sag. In addition, it was possible to build
a simplified geological model that illustrates the main behaviors and heterogeneities observed
in the Barra Velha and Itapema formations. This model considers closed coquinas at the base
of the Itapema Formation, followed by coquinas with good permo-porous properties towards
the top of this formation. Spherulitic and stromatolitic limestones, which are sometimes

associated with the presence of stevensite, compose the Barra Velha Formation.

Keywords: carbonate reservoirs, permo-porous properties, presalt, Buzios Field, Itapema and

Barra Velha Formations, stevensite.
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1. Introducéo

Os reservatdrios carbonéticos correspondem a cerca de 60% das reservas de
petréleo do mundo (CHOPRA et al., 2005) e possuem grande importancia econdmica
para o setor energético mundial. Desde 1950, as pesquisas em carbonatos possuem um
impacto direto na industria petrolifera (GARLAND et al., 2012), pois entender e produzir
eficientemente estes reservatorios tornou-se uma das prioridades para este setor. Porém,
no Brasil, 0s reservatorios carbonaticos passaram a despertar grande interesse apenas a
partir da segunda metade dos anos 2000, com a descoberta do play pré-sal'. A descoberta
e producdo deste play esté estreitamente relacionada a histéria da Bacia de Santos, que

possui papel de destaque neste processo.

Os investimentos iniciais em estudos referentes a exploracao e producdo na Bacia
de Santos datam do final dos anos 1960. As primeiras prospecc¢des sismicas comecaram
em 1969 e um pogo pioneiro foi perfurado em 1971 (MORAIS, 2013). Entretanto, apesar
das incurs@es exploratorias iniciais ndo terem apresentado sucesso, em 1979 foi realizada
a primeira descoberta comercial na bacia em arenitos turbiditicos da Formacao (Fm.)
Itajai-Acu, no Campo de Merluza (PEREIRA & MACEDO, 1990; PEREIRA, 1994). Em
1988 foi descoberto o Campo de Tubaréo e, em seguida, os campos de Coral, Estrela do
Mar e Caravela, com acumulacGes em reservatorios carbonaticos albianos. Essas
descobertas ocorreram em 4&guas rasas, com aproximadamente 300 metros de
profundidade (CARMINATTI et al., 2009).

Nos anos seguintes, devido as grandes descobertas realizadas em arenitos
turbiditicos na Bacia de Campos, as atividades exploratérias na Bacia de Santos
diminuiram. A partir de 1997, a intensificacdo na aquisicdo de dados geoldgicos e
geofisicos na Bacia de Santos culminou com a descoberta de varios campos de gas
(Mexilhdo, Tambau e Pirapitanga) e de gas e 6leo (Carapia, Tambuata, Urugua e Atlanta),
todos acima da camada de sal (MORALIS, 2013).

Entretanto, o panorama exploratério da Bacia de Santos comegou, de fato, a seguir
novos rumos quando levantamentos sismicos permitiram a Agéncia Nacional do Petréleo,

Gas Natural e Biocombustiveis (ANP) realizar a oferta de blocos exploratorios nas 22 e

L O termo play refere-se a um ou mais prospectos relacionados que, pelas suas caracteristicas geoldgicas,
mostram potencial para a ocorréncia de hidrocarbonetos (RICCOMINI et al., 2012). Assim, de acordo com
Carminatti et al. (2008) e Gomes et al. (2009), o play pré-sal pode ser definido como um modelo conceitual
de acumulacéo de hidrocarbonetos em reservatorios carbonaticos, abaixo de camadas de sal do Aptiano.
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3% Rodadas de licitagdes no setor de aguas profundas da bacia, cujo potencial petrolifero
ainda era desconhecido (PETERSOHN, 2013). A regido desses blocos ficou conhecida
como “cluster do pré-sal”. Para iniciar as prospecc¢des nas areas obtidas nas licitacoes,
consorcios liderados pela Petrobras com a participacdo de diversas companhias
internacionais, encomendaram o que se constituiu como a maior aquisi¢éo e interpretacéo
de dados sismicos 3D da época. As interpretagdes desses dados, que visavam explorar a
regido do Alto Externo de Santos, indicaram reais possibilidades de existéncia de
hidrocarbonetos abaixo da camada de sal. Entretanto, dada a complexidade para a
perfuracdo de pocos que pudessem comprovar as jazidas, 0s reservatorios precisariam
indicar volume e produtividade que compensassem 0s investimentos a serem realizados
(MORALIS, 2013).

O primeiro poco exploratério na se¢do pré-sal foi perfurado em 2006 para testar o
Prospecto Parati. Este po¢o, apesar de ter descoberto apenas gas e condensado pouco
atrativos comercialmente, comprovou a existéncia de um sistema petrolifero atuante
naquela porcdo da bacia, indicando a existéncia de um novo play exploratério na Bacia
de Santos: o play pré-sal (PETERSOHN, 2013). Em 2006 também foi anunciada a
descoberta de Tupi, no setor de aguas profundas. Descoberto com acumulacao de 6leo
em reservatorios carbonaticos neo-aptianos, o Prospecto de Tupi se tornaria a primeira
descoberta comercial do pré-sal da Bacia de Santos. A sua area permitiu que este campo
fosse considerado o maior ja descoberto até aquele momento no Brasil. No final de 2010
foi declarada a comercialidade do Prospecto de Tupi, o qual foi renomeado Campo de

Lula.

A descoberta do Campo de Lula, em especial, promoveu uma campanha
exploratéria mais intensa, de modo que nos anos seguintes todos os demais blocos do
cluster e outros fora dele foram alvos de poc¢os pioneiros. O alvo desses pogos era o play
pré-sal, que se tornou o principal play da Bacia de Santos. Em 2010, ano em que 0
Governo Federal sancionou 0 novo marco regulatorio para as areas do pré-sal, por
iniciativa da ANP, foram perfurados os pocos 2-ANP-1-RJS (Franco) e 2-ANP-2-RJS
(Libra). Em ambos os casos, foram encontradas enormes reservas de petroleo
(PETERSOHN, 2013).



A érea descoberta em 2010, em lamina d’agua de 1.889 m, pelo pogo 2-ANP-1-
RJS, viria a se tornar um dos principais destaques do pré-sal na Bacia de Santos.
Inicialmente denominada de Franco, a regido teve a extensdo dos reservatorios de 6leo
comprovada em 2011 com a perfuragdo de um segundo poc¢o a 7,7 km a noroeste do poco
pioneiro.? Durante a execugdo do Plano Exploratério Obrigatorio de Franco, a Petrobras
adquiriu dados sismicos 3D em toda a area, perfurou 8 pocos e realizou um teste de
formacéo estendido. Em 2013, reconhecendo a importancia dessa acumulacéo, a estatal
brasileira declarou a comercialidade da area de Franco, dando origem ao atual Campo de

Buzios.?

O Campo de Buzios localiza-se a aproximadamente 200km da costa do Estado do
Rio de Janeiro, em lamina d’agua de aproximadamente 1.940 m e possui &rea de 852,2
kmz2. Esta situado 30km a leste do Campo de Mero e € um dos principais projetos da

Petrobras no pré-sal da Bacia de Santos (Figura 1).
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Figura 1: Localizagdo do Campo de Buzios (adaptado de ANP, 2016).

A producdo no Campo de Buzios foi iniciada em abril de 2018 por meio da

plataforma P-74. Em fevereiro de 2019, este campo foi responsavel por 5% da producao

2 PETROBRAS, Comunicados e Fatos Relevantes, 09/11/2011
3 PETROBRAS, Comunicados e Fatos Relevantes, 19/12/2013



de petréleo no pré-sal da Bacia de Santos.* Desta forma, este campo figura, em termos

de produgdo, como um dos mais promissores do Brasil.

Desde que a sua descoberta foi anunciada pela Petrobras em 2007,% o pré-sal figura
como a maior descoberta petrolifera mundial dos ultimos 50 anos. Suas reservas sdo
compostas por grandes acumulac@es de 6leo considerado leve e com alto valor comercial.
Outra caracteristica importante é sua alta produtividade, que passou de aproximadamente
41 mil barris por dia em 2010 para o patamar de 1,41 milhao de barris de 6leo por dia em
fevereiro de 2018°, representando um crescimento na producio de quase 34 vezes. Em
fevereiro de 2019, a producgdo do pré-sal correspondeu a 57,4% do total de dleo e gas
natural produzido no Brasil, com a Bacia de Santos sendo responsavel por mais de 89%

desta producio.’

A importancia econémica dos reservatorios carbonaticos do pré-sal traz consigo
os desafios relacionados a exploracdo destes tipos de rochas. Carbonatos sdo rochas
altamente complexas e impdem grandes dificuldades a caracterizacdo, producdo e
gerenciamento de reservatorios. Ao contrario das rochas silicilasticas, as rochas
carbonéticas possuem uma natureza bastante heterogénea devido a complexa combinagdo
de processos deposicionais e diagenéticos aos quais sdo submetidas (DUNHAM, 1962).
A variabilidade das facies carbonéticas, que apresentam caracteristicas texturais e
deposicionais complexas, resulta em propriedades de reservatdrio extremamente
heterogéneas, tanto vertical quanto lateralmente (MOHRIAK et al., 2015). Assim, as
técnicas tradicionais de interpretacdo sismica e analise de perfis de pocos utilizadas para
o desenvolvimento e a avaliacdo de reservatorios clasticos devem ser utilizadas com
cautela, pois podem ser pouco eficazes ou até mesmo contraproducentes em rochas

carbonaticas.

Além de todos os obstaculos referentes a avaliagdo de rochas carbonaticas, o0s
carbonatos do pré-sal, em particular, constituem um desafio ainda maior no que diz

respeito a caracterizacdo de reservatorios. Isso se deve ao fato de que tais depdsitos

4 ANP, Boletim da Producdo de Petrdleo e Gas Natural, Fevereiro 2019/ Nimero 102

5 PETROBRAS, Comunicados e Fatos Relevantes, 08/11/2007.

® PPSA, O pré-sal — Caracteristicas, Disponivel em <http://www.presalpetroleo.gov.br/ppsa/o-pre-
sal/caracteristicas>

" ANP, Boletim da Producdo de Petrdleo e Gas Natural, Fevereiro 2019/ Nimero 102.



carbonaticos sdo considerados Unicos, sendo raros 0s registros geoldgicos de depdsitos
similares a estes (WRIGHT & BARNETT, 2015; HERLINGER et al., 2017).

Na Bacia de Santos, os reservatorios carbonaticos da secdo pré-sal correspondem
as coquinas da Formacgdo Itapema e aos calcérios, comumente referenciados como
“microbais”, da Formagéo Barra Velha. As coquinas foram inicialmente abordadas como
reservatorios carbonaticos secundarios (FORMIGLI, 2008). Poréem, com a descoberta de
grandes acumulacOes nestes reservatorios nos campos de Buzios e Mero, essas rochas
passaram a se tornar alvos cada vez mais importantes no pré-sal da Bacia de Santos
(KATTAH, 2015). Apesar disso, a Fm. Itapema ainda recebe pouca aten¢éo no que diz
respeito aos estudos realizados sobre as caracteristicas de seus reservatorios. A principal
fonte de informac6es sobre os reservatorios de coquinas sdo provenientes de analogos e
formacgOes correlatas (Fm. Coqueiros, Bacia de Campos). J& a Fm. Barra Velha tem
recebido grande énfase na literatura recente e sido alvo de diversas discussdes acerca de
varias questbes ainda incertas sobre sua evolucgdo, tais como o tipo de ambiente
deposicional, a influéncia microbial na génese de suas rochas e seus tipos de facies.
Porém, tais debates ainda se encontram longe de um consenso. Além de todos esses
aspectos, outro fator desafiante na Fm. Barra Velha encontra-se na natureza singular de
seus carbonatos e fases minerais associadas, como os minerais de argilas magnesianas,
que sugerem condicdes de formacdo altamente restritas para esta formagdo (WRIGHT &
BARNETT, 2015). Esses minerais de argila representam um obstaculo adicional na
avaliacdo dos depdsitos carbonaticos da Fm. Barra Velha, pois diferem das argilas
convencionais e podem obstruir as conexdes porosas, impedindo o fluxo de fluidos e

comprometendo a producéo dos reservatérios.

As rochas do pré-sal da Bacia de Santos, portanto, constituem reservatorios
relativamente raros e ainda pouco compreendidos em termos de caracterizacdo de
reservatorios. Assim, se faz necessario um maior nimero de estudos que busquem
entender as especificidades inerentes a esses depdsitos, cujas caracteristicas podem variar

significativamente de campo para campo.

Ferramentas importantes para ampliar o conhecimento sobre esses reservatorios
consistem na interpretacdo sismica e na avaliagdo de formacdes utilizando perfis
geofisicos de pocos e dados de rocha. O dado sismico fornece informacg6es sobre o

contexto regional, o sistema deposicional, a histdria tectdnica e permite ao intérprete a



inferéncia de fei¢des geologicas e heterogeneidades ligadas & &rea em analise. Ja os perfis
de pocos disponibilizam medic6es indiretas e continuas sobre as rochas que foram
perfuradas, possibilitando a obtencdo de dados sobre a composicao da rocha, os tipos de
fluidos presentes e as propriedades petrofisicas na regido em torno do pogo. Estas
informacdes sdo essenciais para a avaliagdo da quantidade e capacidade de producgéo de
fluidos nos reservatérios de uma formacgdo. Os dados provenientes de testemunhos,
amostras de calha ou amostras laterais fornecem informacoes diretas e precisas sobre a
rocha. MedicGes de laboratorio realizadas nas amostras de rochas, por exemplo, permitem
determinar de maneira assertiva importantes propriedades petrofisicas como densidade,
porosidade e permeabilidade. Os dados de rocha, portanto, constituem importantes
ferramentas para a reducdo de incertezas e a realizacdo da calibracdo das analises dos
perfis com a rocha. Em rochas carbonaticas, devido a grande variacgdo lateral e vertical de
suas propriedades de reservatorio, a integracéo dos dados se torna elemento essencial para

uma caracterizacdo adequada dos reservatorios.

Esta dissertacdo possui como objetivo principal caracterizar e avaliar a qualidade
das caracteristicas permo-porosas dos reservatorios carbonaticos do pré-sal no Campo de
Buzios, Bacia de Santos, proporcionando uma andalise comparativa entre as propriedades
das formacOes Itapema e Barra Velha. A partir da caracteristica apresentada por alguns
dos pocos analisados, busca-se ainda avaliar a possivel presenca de finos (argilas)
comprometendo a producdo de tais reservatorios. Para alcancar esses objetivos, foram
utilizados perfis geofisicos de pocos, dados de rocha e correlacdo entre rocha, perfil e
sismica para melhor compreender a possivel continuidade das heterogeneidades
observadas em alguns pocos. Dessa forma, pretende-se trazer novas contribuicfes as
discussdes sobre as caracteristicas dos carbonatos do pré-sal da Bacia de Santos que

possam auxiliar em uma caracterizacao mais robusta destes reservatorios.

As etapas executadas para o desenvolvimento deste trabalho foram organizadas
em seis capitulos. O segundo capitulo contém uma revisao bibliografica sobre a evolugéo
tectono-estratigrafica da Bacia de Santos, o sistema petrolifero da secdo pré-sal e as
formacbes que abrigam seus reservatorios. O terceiro capitulo descreve os metodos
utilizados para avaliar as propriedades dos reservatdrios das formacdes Itapema e Barra
Velha. O quarto capitulo mostra os resultados da analise das propriedades destes
reservatorios, obtidos por meio de perfis geofisicos de pocos, crossplots de fisica de
rochas e correlacdo rocha, perfil e sismica. Neste capitulo, a fim de conferir maior énfase
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a0s pogos que possuem comportamentos que podem impactar negativamente a produgéo,
sdo apresentados com maior detalhe os resultados de cinco pocos. O quinto capitulo
apresenta as discussdes referentes a analise critica dos resultados alcancados. Por fim, o
sexto capitulo destaca as conclusdes e contribuicBes da dissertacdo, e apresenta sugestdes

para trabalhos futuros.



2. Bacia de Santos

A fim de descrever os principais aspectos da Bacia de Santos e conferir maior
énfase as caracteristicas relacionadas ao pré-sal, cujos reservatorios sao o principal objeto
de estudo deste trabalho, inicialmente este capitulo faz uma breve apresentagédo sobre esta
bacia. Em seguida, é apresentado um breve resumo sobre como foi determinada a
litoestratigrafia da Bacia de Santos e discutidas as diferentes proposicdes de fases de
evolucédo tectdnica que foram realizadas ao longo dos anos. Posteriormente, € apresentado
0 seu contexto de evolucdo tectdnica incorporando as litologias e formacdes da carta
estratigrafica mais recente, bem como as fases de evolug&o tectonica que parecem melhor
representar 0s eventos que impactam os depdsitos do pré-sal. Por fim, é dado destaque ao

sistema petrolifero do pré-sal e as formac6es que abrigam seus reservatérios.

A Bacia de Santos é a maior bacia offshore e a principal produtora de
hidrocarbonetos do pais, figurando como uma das mais importantes bacias sedimentares
brasileiras em termos exploratorios. Esta bacia se estende do litoral sul do Estado do Rio
de Janeiro até o norte do Estado de Santa Catarina, entre os paralelos 23° e 28° de latitude
sul, na regido sudeste da margem continental brasileira. Limitada ao norte pelo Alto de
Cabo Frio (que a separa da Bacia de Campos) e ao sul pelo Alto de Floriandpolis (que a
separa da Bacia de Pelotas), a Bacia de Santos perfaz uma area de aproximadamente
350.000km? até a cota batimétrica de 3.000m (Figura 2). Esta area é equivalente a quase

trés vezes o tamanho da Bacia de Campos.

A Bacia de Santos possui sua origem e evolucdo vinculadas aos processos de
ruptura do paleocontinente Gondwana e formacdo do Oceano Atlantico Sul. De acordo
com Petersohn (2013), a evolugdo tectonoestratigrafica dessa bacia é caracteristica de
margem passiva, devido aos registros geoldgicos de processos como distensdo litosférica,
estiramento crustal, rompimento de crosta continental, implantacdo de crosta oceénica e

subsidéncia termal.
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Figura 2: Mapa de localizagéo da Bacia de Santos.
2.1. Classificac0Oes litoestratigraficas e do arcabouco tecténico

De acordo com Moreira et al. (2007), a litoestratigrafia da Bacia de Santos foi
inicialmente definida na década de 1970. Mais tarde, Pereira & Feijo (1994), com poucos
pocos disponiveis na bacia, estabeleceram um arcabouco crono-estratigrafico em termos
de sequéncias deposicionais. Moreira et al. (2007), a partir de um grande volume de dados
de rocha e de pocos, atualizaram o arcabouco cronolitoestratigrafico com énfase na
individualizagdo de sequéncias deposicionais e dividiram o registro sedimentar da bacia
em trés supersequéncias: rifte, pos-rifte e drifte. Estes autores elevaram a Formacao (Fm.)
Guaratiba (PEREIRA & FEIJO, 1994) a categoria de Grupo, sendo este composto por
cinco formacdes, das quais trés estdo inseridas na fase rifte (formagcbes Cambori,
Picarras e Itapema) e duas na pos-rifte (formacdes Barra Velha e Ariri). Dessa forma, a
carta estratigrafica (Figura 3) proposta por Moreira et al. (2007) é a principal referéncia
no que diz respeito a descri¢do do arcabougo estratigrafico da Bacia de Santos e é adotada

nesse trabalho.
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Figura 3: Carta litoestratigrafica da Bacia de Santos (MOREIRA et al., 2007).



Apesar de Moreira et al. (2007) inserirem as formacgdes em um contexto de
margem passiva com 0s processos tectonicos tipicos distribuidos nas fases rifte, pos-rifte
e drifte, eles ndo abordam com detalhes a questdo da evolugéo tectdnica. Assim, em

termos de fases do arcabougo tectdnico outros trabalhos merecem destaque.

O trabalho de Chang et al. (2008) confere maior énfase aos aspectos tectonicos,
como tipos de falhas e deformacdes, associados a cada etapa da evolucdo da Bacia de
Santos que antecede a separacdo definitiva entre Brasil e Africa. Todavia, apesar deste
estudo ter sido publicado apo6s o trabalho de Moreira et al. (2007), ele faz parte do projeto
intitulado “Interpretacdo e Mapeamento dos Sistemas Petroliferos da Bacia de Santos”,
desenvolvido em 2003 por meio de parceria entre a Universidade Estadual Paulista
(UNESP) e a Agéncia Nacional de Petréleo, Gas Natural e Biocombustivel (ANP)
(ANP/LEBAC, 2003). Dessa forma, deve-se atentar para possiveis interpretacfes
equivocadas de que Chang et al. (2008) teriam subdividido as trés fases propostas por
Moreira et al. (2007). Na realidade, o trabalho de Chang et al. (2008) baseia-se na carta
estratigrafica proposta por Pereira & Feijo (1994) e ndo considera o trabalho de Moreira
et al. (2007).

Chang et al. (2008), para a discussdo dos mecanismos de rifteamento, propdem
uma divisao em trés fases rifte (sin-rifte I, sin-rifte Il e sin-rifte 111 ou sag) semelhante a
analise apresentada por Karner & Driscoll (1999) para as bacias marginais do oeste
africano. Tais fases podem ser correlacionadas as propostas por Moreira et al. (2007), ou
seja: as fases sin-rifte | e sin-rifte 1l corresponderiam a fase rifte e a fase sin-rifte 111 ou
sag estaria relacionada a fase pos-rifte. De fato, o trabalho de Chang et al. (2008)

apresenta maiores detalhes sobre os parametros tectonicos relacionados a cada fase.

Em seguida, Carminatti et al. (2009), a partir de dados sismicos, sugerem uma
divisdo para a sequéncia do pré-sal (fases rifte e pos-rifte de MOREIRA et al., 2007) em
trés subunidades limitadas por discordancias: sequéncia sin-rifte inferior, sequéncia sin-

rifte superior e sequéncia sag.

Ao contrario do proposto por Moreira et al. (2007), Chang et al. (2008) e
Carminatti et al. (2009), Wright & Barnett (2015) afirmam que a parte inferior da Fm.
Barra Velha pertence a fase rifte. Assim, estes autores propdem a divisdo da mesma, com
base na discordancia intra-Alagoas, em: calcarios “microbiais” da fase rifte (localizam-

se entre as discordancias pré-Alagoas e intra-Alagoas) e calcarios “microbiais” da fase
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sag (encontram-se acima da discordancia intra-Alagoas e se estendem até o limite da
discordancia da base do sal). Tal afirmacdo também é sustentada por Buckley et al.
(2015). Estes autores afirmam que é possivel identificar em sec¢Ges sismicas a evolugédo
da fase rifte para uma fase de quiescéncia tectdnica, destacando a presenca de uma fase
sag. Eles acrescentam que a maioria das falhas extensionais terminam na base da fase sag
e que esta pode ser correlacionada a discordancia intra-Alagoas, corroborando, desta
forma, a afirmacao realizada por Wright e Barnett (2015). Ademais, os autores destacam
que é possivel identificar duas fases de rifteamento separadas pela discordancia pré-
Alagoas, uma inferior que afetaria as formacGes Picarras e Itapema e uma superior que
afetaria os carbonatos da Fm. Barra Velha. Deste modo, a parte superior do rifte estaria
relacionada aos carbonatos da Fm. Barra Velha que estdo depositados até o limite com a
discordancia intra-Alagoas, onde comecaria a fase sag. As fases de evolucgéo tectdnica

adotadas por Buckley et al. (2015) podem ser vistas na Figura 4.
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Intra-Alagoas Barra Velha Rifte
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Figura 4: Estratigrafia com fases de evolucdo tectonica da Bacia de Santos depois de Moreira et al. (2007),
Caminatti et al. (2009), Wright & Barnett (2015) e Buckley et al. (2015) com porcao representativa do dado

sismico para indicar as principais discordancias mapeadas (Modificado de NEVES et al., 2019).

Conforme j& adotado por outros autores como Pietzsch et al. (2018), essa
proposicao de divisdo da Fm. Barra Velha em rifte superior e sag € a que, no momento,
parece refletir de modo mais adequado 0s processos tecténicos que afetam as formacdes
do pré-sal da Bacia de Santos. Portanto, o presente trabalho ira utilizar a seguinte
distribuicdo de fases de evolucdo tectbnica para a Bacia de Santos: rifte inferior —
formagbes Camborid, Picarras e Itapema; rifte superior — Fm. Barra Velha até o limite
com a discordancia intra-Alagoas; sag — Fm. Barra Velha (a partir da discordéncia intra-
Alagoas até a base do sal) até o topo da Fm. Ariri; drifte/margem passiva — topo da Fm.
Ariri até o recente. Assim, de forma a tornar mais claras as discussdes acima, a Figura 5
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ilustra as diferentes proposicbes de fases tectbnicas realizadas, bem como as

equivaléncias entre elas e com as formacdes do pré-sal.
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Figura 5: Estratigrafia com a correlacdo entre as diferentes proposi¢des de evolugdo tectdnica para a
Bacia de Santos (adaptado de WRIGHT & BARNETT, 2015).

E importante destacar que os trabalhos que reavaliam e propdem novas
classificacOes tectonicas sdo sempre voltados as fases anteriores a abertura do Oceano
Atlantico Sul, ou seja: a fase de margem passiva/drifte ndo é discutida. Assim, todos 0s
estudos que sugerem atualiza¢des nas fases de evolucdo tectdnica, os fazem nas fases rifte
e pbs-rifte de Moreira et al. (2007), onde se encontra o play do pré-sal. Isso se deve a
complexidade dos processos de evolucdo tectdnica da Bacia de Santos, em especial nas

fases que precedem a abertura do Oceano Atlantico Sul.

2.2. Evolucéo tectonoestratigrafica

Como destacado previamente, a Bacia de Santos possui sua origem e evolucdo
relacionadas aos processos de ruptura do paleocontinente Gondwana, que culminariam

na formagéo do Oceano Atlantico Sul.

A desestabilizagdo do Gondwana, que veio a resultar na quebra do
supercontinente, ocorreu sobre um embasamento complexo e heterogéneo. Este é
composto por blocos cratonicos de idade Paleoproterozoica—Arqueana e faixas
orogénicas Neoproterozbicas (HEILBRON et al., 2008), além de apresentar um
revestimento sedimentar paleozoico coberto por rochas vulcanicas eocretaceas (RIGOTI,

2015). O embasamento cristalino da Bacia de Santos, gerado no contexto de formacéao do
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Gondwana e aflorante na regido de S&o Paulo, é caracterizado por granitos e gnaisses de
idade pré-cambriana pertencentes ao Complexo Costeiro e metassedimentos da Faixa
Ribeira (MOREIRA et al., 2007). Rigoti (2015) destaca que a formacdo do Gondwana
Ocidental aglutinou distintos blocos crustais de diferentes idades e litologias, formando

um mosaico de terrenos separados por descontinuidades regionais.

A principal sutura entre os terrenos convergentes neoproteroz0icos seguiria o
trend atual da faixa dobrada (Faixa Ribeira) e constituiria a zona de fraqueza primaria
onde o futuro oceano Atlantico se desenvolveu (ALMEIDA et al., 2013). Na regido sul
do Gondwana Ocidental, que atualmente corresponderia em parte do sudoeste da Africa
e Antartida e do sudeste da América do Sul, um enorme extravasamento de magma
baséltico teria precedido os processos de rifteamento e formacao das bacias marginais do
Atlantico Sul. Tais provincias magmaticas representam a LIP (Large Igneous Province)
do Atlantico Sul (RIGOTI, 2015). Segundo Szatmari & Milani (2016), os enxames de
diques de Floriandpolis e da Serra do Mar ocorrem dentro da LIP do Parana-Etendeka,
respectivamente para o sul e para o norte do enxame de diques de Ponta Grossa. Essas
feicGes cortam o afloramento do embasamento proterozoico entre as bacias de Santos e
do Parand e formam uma aparente juncédo triplice com o enxame de diques de Ponta

Grossa.

Standlee et al. (1992) afirmam que as rupturas iniciais do Gondwana teriam
ocorrido sobre essa juncdo triplice, associada ao hot spot de Tristdo da Cunha/Arco de
Ponta Grossa, com relevante vulcanismo eo-cretacico associado a domeamento e erosdo

sobre plumas do manto.

Muniz & Bosence (2015) descrevem que a sequéncia de eventos tectonicos que
causou a fragmentacdo do Gondwana teria comecado a partir de estiramento e afinamento
da crosta continental, desencadeando um processo de rifteamento. Essa fragmentagédo
consistiu de processo misto entre fendbmenos controlados por estiramento litosférico
(conforme o0 modelo classico de MCKENZIE, 1978) e por anomalia termal (conforme
modelo de ROYDEN & KEEN, 1980), com a atividade termal da Pluma de Tristdo da
Cunha originando uma faixa mais larga de afinamento crustal (Platé de Sao Paulo) com
menor taxa de estiramento na porcdo referente & Bacia de Santos (WHITE &
MCKENZIE, 1989).
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Segundo Kumar & Gamboa (1974), o Platé de S&o Paulo (Figura 6) constitui uma
larga elevagédo da margem continental, sendo composto em sua maior parte por uma crosta
continental estirada, batimetricamente menos profunda e controlada por estruturas do
embasamento. Esse platd, formado durante o processo de rifteamento, destaca-se na Bacia
de Santos pela sua expressdo fisiografica. Ele é limitado, aproximadamente, pela is6bata
de 3.500 m e apresenta configuragdo complexa em éaguas profundas. Sua borda é mais
ingreme e acentuada ao sul, junto a feicdo denominada dorsal de Sdo Paulo (RIGOTI,
2015).
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Figura 6: Mapa com a localizagdo do Plat6 de S&o Paulo e do Alto Externo de Santos (adaptado de
CARMINATTI ET AL., 2008).

Szatmari & Milani (2016) destacam que o periodo de rifteamento durante o qual
a crosta continental foi estirada e afinada antes da separacao entre América do Sul e Africa
é essencial para a compreensdo da cinematica de abertura do Oceano Atlantico Sul. Os
autores sugerem que o rifte do Atlantico Sul comecou a se abrir quase simultaneamente
ao longo de todo o seu comprimento apds o limite Jurassico/Cretaceo, em torno de 145
Ma, com a taxa de abertura diminuindo em direcéo ao polo de rotacdo de Euler. De cerca
de 145 a 113 Ma, o rifte do Atlantico Sul teria permanecido fechado no Noroeste, ao
longo da margem equatorial, mas se alargado como uma cunha ao sul, ao longo da
margem leste da América do Sul, por rotacdo no sentido horario sobre um polo de Euler.

Ainda de acordo com os autores, essa rotacao teria sido impulsionada pelo fluxo do manto
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ascendente abaixo do rifte em abertura no Sudeste (que incluiria, mas ndo estaria restrito
a plumas como a de Tristdo da Cunha). Eles também levantam a hipotese de que, assim
como o rifte, a Provincia Magmaética do Atlantico Sul (SAMP) teria se formado no
contexto de estiramento da crosta ao sul, no sentido horario de rotacdo, sobre um manto
anomalamente quente. Nesse sentido, é relevante destacar que o termo SAMP foi
utilizado por Szatmari & Milani (2016) para diferenciar a atividade ignea do Atlantico
Sul, referente ao Cretaceo Inferior, da atividade restrita a LIP.

Entretanto, Szatmari & Milani (2016) propdem que o vulcanismo baséltico da
SAMP teria comegado apenas quando o rifte avangou o suficiente para que as falhas mais
profundas pudessem alcancar o manto litosférico subcontinental anomalamente quente,
promovendo uma fusdo generalizada. Assim, onde a litosfera era espessa o vulcanismo
teria sido ausente. Ainda de acordo com esses autores, a atividade vulcanica basaltica
teria atingido seu pico de 135 a 130 Ma e continuado, posteriormente, de forma alternada

com a sedimentacao até cerca de 113 Ma, pouco antes da deposic¢do do sal.

Segundo Moreira et al. (2007), a Fm. Camborit é composta por derrames
basalticos eo-cretacicos representados por basaltos cinza-escuros, que correspondem ao
embasamento econémico da Bacia de Santos. A idade de deposicdo dessas rochas (130-
136,4 Ma) é correlacionavel a idade mencionada por Szatmari & Milani (2016) como

sendo o auge dos derrames basalticos da SAMP.

Durante a deposicdo dos basaltos da Fm. Camborit ocorreu o confinamento dos
esforgos na por¢do da crosta que sofreu afinamento, provocando falhas crustais. Além
disso, a influéncia de anomalias termais teria sido responsavel por induzir o processo de
strain softening desde o inicio do rifteamento na Bacia de Santos, levando a formacéo de
zonas soerguidas (ANP/LEBAC, 2003).

Uma importante configuragdo do embasamento na Bacia de Santos é o Alto
Externo (Figuras 6 e 7). Essa feicdo, que representa uma estrutura soerguida do
embasamento, registra uma transicdo da deposi¢do vulcanoclastica inicial para uma
deposicdo quase continua de carbonato durante o Barremiano e o Aptiano (BUCKLEY et
al., 2015). O Alto Externo de Santos comega descontinuamente na &rea norte da bacia,
mas se torna muito proeminente no meio dela. Segundo Carminatti et al. (2008), as falhas
de tendéncia NE-SW definiram a estrutura deste alto antes que os evaporitos fossem
depositados sobre ele. O autor ainda destaca que o Alto Externo € interpretado como uma
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area de crosta continental menos estirada, o que teria auxiliado na sua manutengdo como
um paleo-alto, pois os fendmenos de subsidéncia teriam sido mais efetivos nas areas onde
a crosta continental era mais fina. Assim, o Alto Externo permaneceu uma feigéo positiva
ao longo de sua historia tectonica, onde sua localizacdo distal e a pronunciada elevacgéo
impactaram as espessuras deposicionais e os padrfes de acumulacdo que se seguiram,
afetando desde a deposicdo dos carbonatos até os pacotes de sedimentos do Nedgeno
(GOMES et al., 2009). Tais caracteristicas teriam favorecido a acumulacdo dos
carbonatos do pré-sal ao proporcionar o isolamento da regido de sedimentos clasticos
externos (BUCKLEY et al., 2015). Por isso, a maioria dos campos de producéo e blocos

exploratorios da secdo pré-sal da Bacia de Santos encontram-se neste alto.

Depositaram-se discordantemente sobre os basaltos da Fm. Camborit o0s
sedimentos terrigenos da Fm. Picarras. Esta formacdo, depositada durante os andares
Aratu Superior e Buracica, é composta por leques aluviais conglomeréaticos e arenitos
polimiticos nas por¢des proximais e por arenitos, siltitos e folhelhos talco-estevensiticos
nas porc¢des lacustres. A deposicdo desses sedimentos ocorreu desde o estagio inicial até
0 estagio final de méxima atividade da formacéo dos meios-grabens (MOREIRA et al.,
2007).

Sobrepostos aos pacotes sedimentares silicilasticos da Fm. Picarras, depositam-se
discordantemente os sedimentos da Fm. Itapema. Esta, segundo Moreira et al. (2007), é
representada por grainstones a bivalves (coquinas), wackestones e packstones
bioclasticos, folhelhos carbonaticos e folhelhos escuros, ricos em matéria organica.

A sequéncia barremiana (andares Aratu, Buracica e Jiquid), composta pelas
formac0es Picarras e Itapema, é constituida por sedimentos essencialmente continentais.
O principal periodo de deformacdo da fase rifte ocorreu durante a deposicdo dessa
sequéncia. A deformacdo, segundo estes autores, foi concentrada nas porgdes crustais
superiores, com a formacéo de sistemas de falhas com angulo de caimento menor que o
das falhas que afetavam os basaltos da Fm. Camboriu (ANP/LEBAC, 2003).

Ainda sob influéncia dos processos da fase rifte ( WRIGHT & BARNETT, 2015;
BUCKLEY et al., 2015), depositaram-se os sedimentos da parte inferior da Fm. Barra
Velha. Buckley et al. (2015) destacam que na regido do Alto do Pao de Acucar (Figura
7), na Bacia de Santos, esses depdsitos mostram uma proeminente geometria de cunha,

podendo representar diferencas na taxa de movimentagdo das falhas que,

17



consequentemente, criam espaco de acomodacgdo. Assim, 0s autores afirmam que isso
pode significar um aumento na taxa de sedimentacao na parte superior da Fm. Barra Velha

quando comparada as formacdes Picarras e Itapema.
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Figura 7: Localizacdo do Alto do P&o de Aglcar. Fonte: adaptado de Buckley et al. (2015).

O limite superior da Fm. Picarras com a parte inferior da Fm. Barra Velha é dado
pela discordancia pré-Alagoas (MOREIRA et al., 2007). Karner (2000) afirma que tal
discordancia foi formada devido a resposta a uma regressdo regional que culminou na
erosdo de blocos de falhas soerguidos. Dias (2005), por sua vez, aponta que esta
descontinuidade teria sido ocasionada em virtude do deslocamento da deformagéo axial
do sistema rifte. Segundo Moreira et al. (2007), a parte inferior da Fm. Barra Velha, cujos
sedimentos foram depositados durante o andar local Alagoas inferior, € composta por
calcarios microbiais, estromatdlitos e laminitos nas por¢des proximais e folhelhos nas
porcdes distais. Segundo os autores, também ocorrem grainstones e packstones

compostos por fragmentos dos estromatélitos e bioclastos (ostracodes) associados.

Acima desses depdsitos, encontram-se 0s sedimentos da parte superior da Fm.
Barra Velha que correspondem a calcérios estromatoliticos e laminitos microbiais
intercalados a folhelhos. Tal divisao entre dois segmentos — superior e inferior — da Fm.
Barra Velha se deve a ocorréncia da discordancia intra-Alagoas. Tal descontinuidade, ndo
apenas divide os depdsitos sedimentares da Fm. Barra Velha (MOREIRA et al., 2007),
como também marca a transi¢do de fases tectonicas distintas (WRIGHT & BARNETT,
2015). De acordo com Wright & Barnett (2015) e Buckley et al. (2015), a discordancia

intra-Alagoas separa a Fm. Barra Velha em uma parte inferior — afetada por um regime
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tectonico caracteristico de rifteamento, e em uma parte superior — inserida em um
contexto de fase sag. Assim, a parte superior da Fm. Barra Velha foi depositada em um
momento de maior quiescéncia tectdnica, caracteristico da fase sag. Tal fase de evolugao
tectdnica € caracterizada pelo desenvolvimento de uma ampla depresséo flexural termal

da crosta continental, com atividades tectonicas escassas.

Papaterra (2010) afirma que a origem das bacias tipo sag estaria relacionada a
compensacao isostatica devido ao estiramento na base da crosta. Entretanto, embora a
fase sag sugira uma quiescéncia tectbnica, varios autores indicam a presenca de falhas
afetando os pacotes sedimentares da parte superior da Fm. Barra Velha (KARNER &
GAMBOA, 2007; BUCKLEY etal., 2015; THOMPSON et al., 2015). Faria et al. (2017),
ndo apenas apontam para a presenca de atividades de falhas normais na fase sag, que
teriam ocorrido como resultado de reativacdo de falhas pré-existentes, mas também
inferem que esta fase, na totalidade da Bacia de Santos, ndo corresponde a um periodo de
quiescéncia tectonica. Karner & Gamboa (2007) afirmam que falhas extensionais
afetando a fase sag se propagam até a base dos evaporitos, o que indicaria uma
deformacéo extensional ocorrendo até o Aptiano Superior. Faria et al. (2017) acrescentam
que esse fendbmeno deformacional poderia ser explicado como o resultado de um
deslocamento do eixo rifte em direcdo a por¢des mais distais da bacia, até o inicio da
crosta oceanica, ou por movimentos de microblocos até o intra-Albiano. Dessa forma, 0s
autores concluem que, apesar da quiescéncia tectdnica prevalecer nas por¢ées proximais
da margem sem evidéncia de deformacé&o, as por¢des mais distais do rifte permaneceram
ativas localmente, sendo capazes de gerar continuamente pequenos movimentos de
falhas. Nesse contexto, Buckley et al. (2015) destacam que em alguns pontos mais altos
do Alto de Pao de Acucar, na Bacia de Santos, a sequéncia sag era complemente ausente
(Figura 8).

Szatmari & Milani (2016) afirmam que conforme o rifte foi se ampliando durante

a deposicdo da sequéncia Barremiano-Aptiano do pré-sal, o vulcanismo baséltico ao
longo do enxame de diques de Ponta Grossa e Namibia continuou offshore, criando a
crista de proto-Walvis. Esta feicdo foi de grande importancia para barrar o rifte do
Atlantico Sul central da abertura do oceano ao sul. Além disso, segundo os autores, a
rotacdo no sentido horério de um bloco resistente até sua posicao atual ao longo do limite
sul da Bacia de Santos (ASLANIAN & MOULIN, 2013) podem ter contribuido para essa
barreira. Szatmari & Milani (2016) acrescentam que como o rifte tambem foi barrado da
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parte central do Oceano Atlantico no Noroeste, onde a margem equatorial ainda ndo havia
sido rifteada, uma bacia rifte endorreica foi formada. Na porcéo sul mais ampla dessa
bacia, no Platé de S&o Paulo, foram depositados, intercalados com derrames basalticos,

carbonatos lacustres e argilas de magnésio (Mg) em lagos muito alcalinos e rasos.

A cadeia de Rio Grande-Walvis (Figura 9) desempenhou papel fundamental nessa
fase de desenvolvimento da bacia ao atuar como uma barreira a comunicacao entre o
Oceano e o0 entdo golfo Brasil-Africa (KARNER & GAMBOA, 2007). Desta forma, havia
um impedimento a livre circulacdo de aguas marinhas. Como consequéncia do influxo
controlado de agua associado as altas taxas de evaporacdo decorrentes do clima seco e
quente durante desse periodo, ocorreu a deposi¢do de uma espessa sequéncia evaporitica.

Deste modo, sobre a Fm. Barra Velha, durante o Neoaptiano (andar local Alagoas
Superior), depositaram-se 0s evaporitos da Fm. Ariri. Esta formacéo consiste em espessos
pacotes de halita e anidrita, embora também ocorram sais mais solveis como taquidrita,
carnalita e silvinita (MOREIRA et al., 2007). Segundo Dias (1998), o tempo estimado de

deposicdo para os evaporitos ¢ de 0,7 a 1 Ma.

Szatmari & Milani (2016) afirmam que assim como os carbonatos lacustres, 0s
evaporitos também atingiram sua maior espessura sobre derrames basalticos do Platd de
Sao Paulo, especialmente na sua porcao sul, que corresponde a Bacia de Santos. Os
autores ainda destacam que tanto a espessura como a largura do corpo de sal aumentam
para o sul, atingindo, respectivamente, 1 e 2 km e cerca de 700 km na Bacia de Santos
perto do extremo sul do Platd de Sdo Paulo. Dessa forma, para depositar grandes
espessuras de evaporitos a taxas muito altas em um curto espaco de tempo, Szatmari &
Milani (2016) afirmam que o acentuado e continuo processo de subsidéncia capaz de
gerar a depressdo profunda na qual o sal foi depositado também teria que ter sido

possibilitado por rifteamento.
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Figura 8: Secdo sismica de oeste a leste, através da area do Alto do Pao de Agucar, ilustrando as principais estruturas e divisfes estratigraficas. Horizontes: base sinrifte

(magenta); intra-sinrifte (verde); base sag (amarelo); base do sal (azul). Fonte: adaptado de Buckley et al. (2015)
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Figura 9: Mapa esquemaético mostrando a configuracéo atual dos principais elementos estruturais
relacionados com a abertura do Atlantico Sul: Elevacéo do Rio Grande, Cadeia de Walvis e Pluma de
Tristdo da Cunha. Também é possivel observar a fei¢do do Platé de Sdo Paulo. Fonte: adaptado de

Schimmel et al. (2003).

No final do Aptiano, a rotacdo no sentido horario da América do Sul deu lugar ao
seu movimento para oeste ao longo das zonas de fratura Romanche, Chain e Saint Paul.
Com isto, esse movimento continuado para oeste dividiu a bacia de sal entre as margens
africana e sul-americana, com um ridge jump, permitindo que a Bacia de Santos
permanecesse no lado brasileiro da abertura do Atlantico Sul (SZATMARI & MILANI,

2016). Desta forma, a bacia endorreica foi invadida pelo mar, instalando definitivamente
0 ambiente marinho ao longo das bacias da margem passiva.

Assim, a fase de margem passiva (ou drifte) da Bacia de Santos, que se sobrepde

a sessdo evaporitica, consiste em sedimentos marinhos depositados do Albiano ao

recente, correspondentes aos grupos Camburi, Frade e Itamambuca. Esta fase, que esta
associada a subsidéncia térmica e ao tectonismo adiastréfico, apresenta suas formacgoes
fortemente afetadas pela tectdnica do sal subjacente (PETERSOHN, 2013). Antes da
descoberta dos carbonatos do pré-sal em aguas profundas a ultraprofundas, os turbiditos

da fase de margem passiva em aguas rasas representavam os principais plays da Bacia de
Santos.
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2.3. Sistema petrolifero do preé-sal

Magoon & Dow (1994) consolidaram o conceito de sistema petrolifero como um
sistema natural que agrupa os elementos e processos essenciais para formacdo de uma
acumulacdo e preservacgdo de hidrocarbonetos. Um sistema petrolifero ativo compreende
a existéncia e o funcionamento sincronos de dois fenémenos geoldgicos dependentes do
tempo (migracdo e sincronismo) e de quatro elementos (rochas geradoras maturas,
rochas-reservatorio, rochas selantes e trapas) (MILANI et al., 2001). A ocorréncia de
todos esses parametros e a sincronia deles € determinante para que a geracéo e exploracao
de hidrocarbonetos seja viabilizada em uma bacia.

O sistema petrolifero da secdo pré-sal na Bacia de Santos consiste de folhelhos
lacustres ricos em matéria organica de idade neobarremiana/eoaptiana das formac6es
Picarras e Itapema, depositados na fase rifte. Os reservatdrios sdo carbonaticos e
compostos por “microbialitos” da Fm. Barra Velha e coquinas barremianas da Fm.
Itapema (MOREIRA et al., 2007). Os reservatorios “microbialiticos” consistem muitas
vezes de uma camada basal de idade eoaptiana associada a fase rifte e outra neo-aptiana
depositada na fase sag da bacia (ZALAN, 2016). As principais trapas estdo associadas
aos altos estruturais do embasamento que foram gerados no inicio da fase rifte. Também
nessa fase foram criadas as falhas responsaveis pela migracdo dos hidrocarbonetos. O
selo corresponde ao pacote evaporitico neo-aptiano/eoalbiano da Fm. Ariri, cuja
espessura pode atingir mais de 2.000 m.

E relevante ressaltar que os evaporitos da Fm. Ariri desempenham um papel de
destaque para a existéncia do play pré-sal ndo apenas pelas suas excelentes propriedades
selantes. Outro fator importante, dada a profundidade em que a rocha-geradora e 0s
reservatorios do pré-sal se encontram, consiste na alta condutividade térmica dos
evaporitos. Tal propriedade permite a transferéncia de calor do topo dos reservatorios
para porcbes mais rasas, possibilitando retardar o cragueamento térmico dos

hidrocarbonetos em grandes profundidades na bacia (MELLO et al., 1995).

Szatmari & Milani (2016) também apontam que existe um aumento da ocorréncia
das reservas de petrdleo a sul do rifte do Atlantico Sul, em especial na Bacia de Santos.
De acordo com os autores, as principais razdes para isso sdo: 0 aumento da quantidade de
rochas geradoras para o sul com o alargamento e o aprofundamento do rifte; a ocorréncia

de diques vulcénicos isolando a bacia endorreica do mar mais ao sul; a atividade ignea
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acompanhada pela liberacdo macica de CO, derivado do manto nos reservatorios do preé-

sal, resultando em lixiviagdo profunda, porosidades e permeabilidades elevadas.

Além disso, os principais leads do pré-sal encontram-se na regido conhecida como
Alto Externo (CARMINATTI et al., 2008). Isso se justifica pelo posicionamento distal
dessa regido que favoreceu elevadas taxas de sedimentacdo carbondtica durante o
Aptiano, formando os reservatdrios das formacdes Itapema e Barra VVelha. Tais formagdes

serdo abordadas com maior nivel de detalhamento a seguir.

2.4. Formacéao Barra Velha

A Fm. Barra Velha, depositada durante o Aptiano, ocorre sobre os sedimentos da
Fm. Itapema e esta sotoposta & Fm. Ariri. Como explicitado previamente, a Fm. Barra
Velha pode ser dividida, com base na discordancia intra-Alagoas, em uma parte inferior,
que representa os carbonatos do rifte superior, e uma parte superior, que constitui 0s
carbonatos da fase sag (WRIGHT & BARNETT, 2015; BUCKLEY et al., 2015). Wright
& Barnett (2015) afirmam que a espessura desta formagéo varia significativamente ao
longo da Bacia de Santos, desde mais de 500 m a menos de 55 m nos altos de blocos de
falhas, onde ela pode estar localmente ausente. Tal formacdo representa o principal
reservatorio do pré-sal da Bacia de Santos (SZATMARI & MILANI, 2016).

Devido ao seu enorme potencial exploratério, grande énfase tem sido dada a Fm.
Barra Velha na literatura recente, visando elucidar inimeros aspectos desafiantes e ainda
incertos de sua evolucdo, tais como: ambiente deposicional, influéncia microbial na

formagdo de suas rochas e tipos de fécies.

O ambiente deposicional da Fm. Barra Velha, tem sido alvo de indmeras
discuss@es desde o inicio dos anos 2000. Inicialmente, Dias (2005) atribuiu um ambiente
deposicional marinho como contexto para a deposic¢do dos carbonatos da Fm. Macabu
(WINTER et al., 2007), Bacia de Campos, que é correlacionavel a Fm. Barra Velha
(MOREIRA et al., 2007). Em seguida, Moreira et al. (2007), Carminatti et al. (2008),
Formigli et al. (2009) e Gomes et al. (2009) sugeriram um ambiente deposicional
transicional, sob influéncia marinha, para os depositos da Fm. Barra Velha. Todavia, a
influéncia marinha nos depositos desta formacdo foi contestada por Wright & Barnett
(2015), Muniz & Bosence (2015), Tedeschi (2017), Pietzsch et al. (2018) e Silva (2018).
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O descarte da influéncia marinha no tipo de ambiente deposicional representa um
importante marco para a compreensao do sistema deposicional da Fm. Barra Velha, uma
vez que carbonatos marinhos contrastam fortemente dos lacustres. Em ambientes
marinhos os principais controles nas condi¢des genéticas e em aspectos como arquitetura
estratal, geometria sismica, facies e potencial diagenético sdo a idade (MOORE, 2001;
HERLINGER et al., 2017), o clima, o tipo de fabrica carbonéatica e mudancas no nivel do
mar (WILLIAMS et al., 2011; WRIGHT & RODRIGUEZ, 2018). Ja a deposicdo de
carbonatos lacustres, se mostra muito mais complexa, sendo controlada por iniUmeros
fatores como: input sedimentar, varia¢des de temperatura, fatores hidroldgicos refletindo
a interacdo do clima local, tectbnica, geologia de captacdo e quimica da agua
(HERLINGER et al., 2017; WRIGHT & RODRIGUEZ, 2018). Este ultimo fator
desempenha um papel importante em ambientes lacustres devido ao controle que impde
em varios processos, incluindo o desenvolvimento de comunidades microbiais,
precipitacdo de minerais de argila e precipitacdo abidtica de carbonatos (POZO &
CASAS, 1999; WRIGHT & BARNETT, 2015; HERLINGER et al., 2017).

Wright & Barnett (2015), a partir de descri¢fes sedimentoldgicas e mineraldgicas,
afirmaram que até o momento nenhuma das evidéncias por eles encontrada apoiava uma
origem marinha. Ao contrario: a auséncia de fosseis marinhos — como foraminiferos de
milidlidos, a presenca de ostracodes ndo-marinhos com ampla tolerancia a salinidade e a
auséncia de minerais de sulfato como a gipsita e a anidrita, suportavam uma origem
lacustre para o ambiente deposicional da Fm. Barra Velha. Outros trabalhos também
reforcaram o carater lacustre desta formacdo. Tedeschi (2017), com base em dados do
875r/8%Sr forneceu fortes evidéncias que apoiam a ideia de um ambiente deposicional
lacustre, descartando a possibilidade de uma incursdo direta da &gua do mar. Pietzsch et
al. (2018) também ndo encontraram indicadores marinhos em suas analises, apenas

ostracodes que constituem o grupo nao-marinho.

Wright & Barnett (2015) afirmam que, apesar da incerteza sobre as condigdes
quimicas exatas que produzem os sedimentos da Fm. Barra VVelha, pode ser inferido que
os lagos da formag&o eram hiper-alcalinos e propensos a evaporaco. 1sso se justifica pela
forte presenca de argilas ricas em magnésio, como a estevensita, que se formam apenas
em condicgdes de elevado pH (> 10). Os autores acrescentam que a presenca desses
minerais de argila e a auséncia de evaporitos marinhos mais tipicos, sdo caracteristicas de

lagos que drenam terrenos igneos basicos, como os que cercam a Fm. Barra Velha. Além
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disso, Wright & Barnett (2017) identificaram possiveis tendéncias nos dados isotdpicos
de carbono e oxigénio da Fm. Barra Velha, comparaveis aos de lagos do Quaternario no
rifte do leste-africano, que suportam ainda mais a afirmacédo de lagos rasos e evaporiticos
paraa Fm. Barra Velha. Assim, com base em um vasto acervo de dados, Wright & Barnett
(2015, 2017) apresentam um modelo de ambiente deposicional de um lago evaporitico

raso, extenso e hiper-alcalino que drena terrenos igneos béasicos.

Outro modelo deposicional sugerido com base em geometrias sismicas é o de uma
plataforma carbonética lacustre (BUCKLEY et al., 2015; FARIA et al., 2017). Tal
modelo também é adotado por autores como Kattah & Balabekov (2015) e Kattah (2017).

Buckley et al. (2015) afirmam que os modelos publicados para carbonatos
lacustres se concentram em trés locais principais para o acimulo de build-ups in situ:
biohermas®/bioestromas® de margens de lagos; biohermas/bioestromas de fundo de lago
raso; build-ups alimentados por fontes (termais ou hidrotermais). Eles explicam que os
build-ups agradacionais interpretados no estudo da margem leste da plataforma do Alto
do Pdo de Acucar, na Bacia de Santos, sdo mais semelhantes a mounds/biohermas
sedimentares (BASKIN et al., 2013). Buckley et al. (2015) indicam que a superficie
superior relativamente plana a plataforma e a espessura consistente do cinturdo de facies
agradacionais marginais antes do colapso sugerem uma origem subaquatica, sendo
restringida por um nivel anterior do lago. Além disso, a erosdo da margem oriental do
Alto do P&o de Acglcar e a redeposicdo de sedimentos da margem para a bacia parecem
correlacionar-se com um espessamento de estratos na bacia, 0 que atesta um aumento na
producdo carbonatica sobre a acomodacao nessa margem. Os autores ainda destacam que
a interpretacao sismica de estratos de acumulacdo carbonética sobre e ao redor do Alto
do Pdo de Acucar apresenta muitas das caracteristicas morfologicas de plataformas
carbonaticas desenvolvidas em ambientes marinhos, ou seja: uma estrutura flat-topped,
uma margem distinta com build-ups agradacionais localizados e um declive acentuado

com algumas cicatrizes erosionais e sedimentos redepositados. Todavia, eles concordam

8 Estrutura sedimentar de crescimento recifal, em monticulos, em lentes ou démica desenvolvida in situ
por organismos como corais, algas, moluscos, gastrépodes, espongiarios com ocorréncias também em
estromatélitos (WINGE et al., 2001 — 2019b). Fonte: Glossério Geoldgico Ilustrado. Disponivel em
<http://sigep.cprm.gov.br/glossario/>

® Estrutura sedimentar de crescimento recifal em forma de camada, constituida, essencialmente, por restos
de seres vivos sedentérios, distinta de um bioherma que tem forma lenticular (WINGE et al., 2001 —2019a).
Fonte: Glossario Geoldgico llustrado. Disponivel em <http://sigep.cprm.gov.br/glossario/>
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com os indicios prévios de que o ambiente deposicional da Fm. Barra Velha € lacustre.
Deste modo, 0s autores apontam para um modelo deposicional de plataforma carbonatica
lacustre. Eles ainda ressaltam que estruturas desse tipo, semelhantes as encontradas no

pré-sal, sdo desconhecidas na literatura de outros sistemas lacustres antigos ou modernos.

Da mesma forma que Buckley et al. (2015), Faria et al. (2017) também detectaram
a presenca de plataformas carbonéticas na Bacia de Santos, semelhantes a de sistemas
marinhos (WRIGHT & RODRIGUEZ, 2018). Fariaet al. (2017) visavam testar diferentes
cenarios deposicionais para uma plataforma carbonética lacustre, realizando uma
modelagem sedimentol6gica-estratigrafica para os carbonatos da Fm. Barra Velha. Os
autores afirmam que, de acordo com o modelo que melhor reproduziu a plataforma
carbonatica lacustre, os principais parametros ambientais que controlam a deposicao sdo
a taxa de deposicdo dos carbonatos e a oscilacdo no nivel do lago. A taxa de deposicdo
carbonética seria o parametro mais importante para determinar a espessura final da
plataforma. Ja a oscilacdo no nivel do lago seria eficaz para definir a geracdo do espaco
de acomodacdo para a deposicdo dos carbonatos, controlando de forma efetiva a
distribuicdo lateral de facies carbonaticas em resposta a imposicdo das condi¢des

climaticas.

Entretanto, Wright & Rodriguez (2018) revisam 0s aspectos controversos sobre
os depositos da Fm. Barra Velha e refutam o modelo deposicional de plataforma
carbonética lacustre com base em dados sismicos, isotdpicos e petrograficos. Os autores
listam as principais diferencas entre carbonatos lacustres e marinhos e revisitam 0s
aspectos apontados previamente por Wright & Barnett (2015, 2017) que comprovam um
ambiente deposicional lacustre, evaporitico, hiper-alcalino e raso. Wright & Rodriguez
(2018) ddo especial atencdo aos aspectos sismicos que tém sido levantados por outros
autores (BUCKLEY et al., 2015; FARIA et al., 2017) para justificar uma possivel

configuracdo deposicional de plataforma carbonética lacustre.

Inicialmente, Wright & Rodriguez (2018) destacam um relevante aspecto: que se
plataformas carbonéticas lacustres tivessem se desenvolvido e crescido, assim como 0s
equivalentes marinhos, seria necessaria uma fabrica carbonatica com difusividade
limitada (WILLIAMS et al., 2011). No entanto, eles afirmam que ndo existem evidéncias
de qualquer fabrica microbial nos carbonatos da Fm. Barra Velha. Posteriormente, 0s

autores afirmam que a discriminacdo entre build-ups carbonéticos e outras feigdes
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similares pode ser facilitada a partir do uso de um fluxo de trabalho proposto por Burgess
et al. (2013) e apresentam uma forma mais simplificada dessa abordagem. Eles destacam
que as ilustracdes fornecidas por Faria et al. (2017) para justificar a presenca de uma
plataforma carbonética lacustre ndo atendem aos critérios do modelo de Burgess et al.
(2013) e nem da abordagem mais simples. Similarmente, nenhuma das descobertas
analisadas por Wright & Rodriguez (2018) usando os conjuntos de dados sismicos 2D

teria atendido aos critérios para uma plataforma carbonatica.

Ainda de acordo com Wright & Rodriguez (2018), um importante aspecto
observado na interpretacéo sismica foi um achatamento na base da sequéncia evaporitica.
Além disso, o carater sismico distintivo da Fm. Barra Velha teria sido visto como
extensivo e relativamente uniforme em ambos os altos e baixos atuais. Isto, juntamente
com outras observacgdes feitas usando o display achatado (flattened display), teriam
apoiado amplamente o modelo do lago de aguas rasas defendido por eles. Por fim, Wright
& Rodriguez (2018) dizem que também existem evidéncias sismicas de onlap interno,
sugerindo um tectonismo local, que poderia explicar o extenso retrabalhamento dos

carbonatos e possiveis facies de fan-deltas e grainstones porosos.

Por sua vez, Pietzsch et al. (2018) construiram um modelo conceitual simplificado
para representar a geologia e a hidrologia lacustre durante a deposicdo de sedimentos da
Fm. Barra Velha (Figura 10). A integragdo das observa¢fes com os modelos numéricos
apontou para uma mudanca de fluxos de agua com o tempo. Isto sugere que a formacao
dos depdsitos foi ficando restrita a um lago com &guas progressivamente mais
evaporiticas e alcalinas, corroborando o modelo deposicional apresentado por Wright &
Barnett (2015).

Pietzsch et al. (2018) também destacam que as evidéncias de atividade
hidrotermal na Bacia de Campos poderiam sugerir que 0 mesmo tivesse ocorrido na Bacia
de Santos, conforme trabalho de Souza et al. (2018) que fornece um suporte para a origem
hidrotermal dos carbonatos na Fm. Barra Velha. Entretanto, considerando que tenha
ocorrido atividade hidrotermal, os autores dizem que ndo se pode afirmar que todos 0s
depdsitos estudados representam build-ups carbonéticos associados a falhas. Em vez
disso, eles visam mostrar que a recarga de agua do subsolo para o lago provavelmente
ocorreu atraves de canais (condutos) espalhados pelo fundo do lago e que a infiltracdo

ndo necessariamente é ligada a eles. Dessa forma, em algumas éareas, build-ups
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relacionados a falhas poderiam ter se formado, mas longe de zonas falhadas esses fluidos
simplesmente teriam se misturado com o corpo principal de &gua, contribuindo para a

composicao quimica e isotopica das rochas carbonaticas.

Area marginal propensa a variacdo do
nivel do lago

Area de drenagem
escoamento / 3

Zona de recarga ndo
representada

% B % B B % W % 9
Fonte de calor

Sedimentacdo Falhas associadas a Vulcanismo

carbonatica lacustre build-ups rifte e pds-rifte
1 Rios Sucessdo = Sucessdo
Efémeros pos-rifte NS rifte
- Rochas vulcanicas ‘/\‘.,; Embasamento 5555 Carbonatos

antigas Fm. Camborit pré-cambriano ™ sin-rifte

Figura 10: Modelo conceitual simplificado ilustrando a geologia geral e a hidrologia do ambiente no
momento de deposicdo da Fm. Barra Velha. Um lago endorreico, mais raso é considerado. Longas setas
negras indicam infiltracéo de lengdis freaticos na bacia lacustre. Setas vermelhas grossas abaixo
representam calor geotérmico, o qual é assumido que diminui da fase rifte para a sag. Areas hachuradas
propdem a presenca de aquiferos em relagdo a bacia lacustre, fluindo principalmente através do
embasamento cristalino fraturado (Fonte: adaptado de PIETZSCH et al., 2018).

Pietzsch et al. (2018) ainda acrescentam que os dados de 3”Sr/2°Sr determinados
nas amostras analisadas indicam que as fontes vulcanicas provavelmente ndo eram a Unica
fonte para o lago. Eles prop6em que rochas félsicas do subsolo e/ou material aluvial
derivado dele poderiam ter contribuido como fontes de ions para a composicdo das dguas
subterraneas, como sugerido por Tedeschi (2017). Os dados dos isétopos de estréncio
também seriam uma evidéncia de que o lago teria evoluido por um longo tempo
completamente desconectado dos oceanos. Assim, este seria basicamente controlado
pelas areas de captacdo e entradas do sistema de recarga de subsuperficie, que
contribuiram em diferentes propor¢ées um ao outro em relacdo ao tempo, até que o

oceano finalmente tivesse alguma influéncia sobre a sedimentacéo continental.
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Depois dos varios trabalhos listados que apontam para a auséncia de influéncia
marinha nos depositos lacustres do pré-sal, Tutolo & Tosca (2018) retomam o tema para
discussdo. Os autores utilizam informacfes inferidas a partir de caracteristicas
mineraldgicas e geoquimicas reportadas para a Fm. Barra Velha, a fim de executar um
conjunto de experimentos laboratoriais. Com isso, eles procuram realizar a quantificacdo
dos processos de sedimentacdo quimica alcalina. Nesse estudo, eles concluem que o pH
necessario para a precipitacdo dos esferulitos (pH ~ 10,2) foi mantido por altas
concentracdes de cations alcalinos. Estes, que sdo tipicos de rochas félsicas
intermedidrias, como Na*e K*, implicariam em um minimo de envolvimento de 4gua do

mar no pré-sal, visto que tais anions sao tipicos deste tipo de ambiente.

Portanto, é possivel notar que ainda ndo existe um consenso acerca do tipo de
ambiente deposicional da Fm. Barra Velha. A todo momento novos estudos sdo
apresentados trazendo novas contribuicdes, ora para refutar algo apresentado
previamente, ora para somar informacdes. Porém, alguns estudos fornecem um acervo
mais completo de evidéncias. Wright & Barnett (2015, 2017) e Wright & Rodriguez
(2018) apresentam um modelo deposicional (Figura 11) baseado em grande volume e
variedade de dados da Bacia de Santos, que compreendem amostras petrograficas, dados
isotopicos e de perfis de pocos, laminas e se¢bes sismicas. Além disso, 0s autores
apresentam fortes evidéncias que corroboram 0 modelo deposicional por eles proposto,
cujos aspectos como a alta alcalinidade e a auséncia de influéncia marinha também sédo
observados por outros autores (MUNIZ & BOSENCE, 2015; WRIGHT & TOSCA, 2016;
TEDESCHI et al., 2017; PIETZSCH et al., 2018; SILVA, 2018).

Outro aspecto que gera discussdo sobre a Fm. Barra Velha € a natureza de seus
carbonatos. O uso do termo “microbialitos” ¢ quase unanimidade nos trabalhos que se
referem, de forma geral, as rochas carbonéaticas da Fm. Barra Velha. Segundo Burne &
Moore (1987), microbialitos sdo “depositos organo-sedimentares formados por meio de
processos de aprisionamento e adesdo de sedimentos detriticos por parte de comunidades
microbianas bentonicas e/ou em funcdo de precipitacdo in loco no interior dessas
comunidades”. A existéncia dos reservatorios de origem microbial foi reportada para o
pré-sal da Bacia de Santos por Carminatti et al. (2008) e Carminatti et al. (2009), e suas
texturas classificadas por Terra et al. (2010).
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Figura 11: Modelo deposicional proposto por Wright & Barnett (2015) e Wright & Rodriguez (2018) de
um lago evaporitico hiper-alcalino, raso e conectado, onde o relevo sismico teria ocorrido devido a falhas
sin- e pds-deposicionais (adaptado de WRIGHT & RODRIGUEZ, 2018).

Terra et al. (2010) descreveram uma extensa variedade de facies carbonaticas
encontradas em bacias brasileiras, visando abranger principalmente as rochas do pré-sal.
Eles classificaram tais rochas a partir de uma sinergia de diversas classificacdes classicas
existentes (DUNHAM, 1962 e EMBRY & KLOVAN, 1971), adaptando ou modificando
alguns termos, além de introduzirem novas denominac@es. Assim, Terra et al. (2010)
dividiram as rochas carbonéticas analisadas em quatro grupos: 1) elementos nao ligados
durante a deposi¢do: mudstone, wackestone, packstone, grainstone, floatstone, rudstone,
bioacumulado e brecha; 2) elementos ligados durante a formacéo ou in situ: boundstone,
estromatolito, estromatdlito arborescente, estromatolito arbustiforme, estromatdlito
dendriforme, trombolito, dendrolito, leiolito, esferulitito, travertino e tufa; 3) elementos
ligados ou néo durante a formacéo: laminito, laminito liso e laminito crenulado; 4) textura

deposicional irreconhecivel: calcério cristalino e dolomito.

Tais classificagdes consideraram uma forte influéncia microbialitica na origem
destas rochas carbonaticas. Terra et al. (2010), por exemplo, reportaram a presenca de
estromatdlitos arborescentes (shrubs) e texturas esferuliticas, as quais classificaram

considerando que sdo de origem microbial. Assim, os carbonatos da Fm. Barra Velha séo
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informalmente denominados de “microbialitos” ou “microbialitos do pré-sal” (WRIGHT

& BARNETT, 2015).

Contudo, Wright & Barnett (2015), ao realizarem a analise de 1.400 m de
testemunhos e 3.400 ldminas na Fm. Barra Velha de varios pogos para a determinagéo de
suas principais facies, constataram que evidéncias macro e microscopicas de processos
microbiais produzindo os carbonatos nesta formacao séo raras. De acordo com os autores,
elas representam menos de 1% da espessura dos depositos sedimentares. Muniz &
Bosence (2015), ao se referirem aos reservatorios da Fm. Macabu, correlata a Fm. Barra
Velha, mencionam que eles sdo “parcialmente microbialiticos”. Herlinger et al. (2017)
adotam a proposicdo de Wright & Barnett (2015) e afirmam que a maior parte dos

depdsitos carbonaticos da Fm. Macabu foi quimicamente precipitada.

Wright & Barnett (2015) sugerem que a aplicacdo de modelos de facies baseados
em analogos modernos e antigos de depdsitos microbialiticos pode ser equivocada.
Assim, os autores recomendam cautela com o tema. Pois, embora atualmente ndo haja
evidéncias diretas do papel dos processos microbiais na formacdo das texturas
dominantes na Fm. Barra Velha, seria inadequado excluir qualquer influéncia
microbialitica. Wright & Rodriguez (2018), por exemplo, mencionam que nos 10 m mais
altos da Fm. Barra Velha, em toda a Bacia de Santos, ha uma série de nove picos no perfil
de raios gama chamados de Marco Lula. Estes representariam ciclos de shallowing-

upwards que, incomumente, contém algumas texturas microbiais.

Entretanto, Wright & Barnett (2015) afirmam que devido a ocorréncia
extremamente rara de caracteristicas microbiais, esta formacdo também néo deveria ser
considerada como fruto de origem microbial. Porém, cabe destacar que no caso dos
estromatdlitos (litologia frequentemente reportada na Fm. Barra Velha), eles raramente
apresentam fosseis microbiais preservados, dificultando em alguns casos a identificacdo
de sua origem biotica (GROTZINGER & ROTHMAN, 1996).

Silva (2018) acrescenta que é possivel que os carbonatos da Fm. Barra Velha
sejam resultado de atuacdo conjunta entre processos bidticos e abidticos, com eventual
predominancia de um processo sobre o outro. Assim, a origem dos carbonatos da Fm.
Barra Velha constitui um tema polémico, que permanece em constante discussdo e se

encontra distante de um consenso.
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Em termos de facies carbonaticas e modelos de facies carbonaticas, Wright (2012)
pontuou que, naquela época, 0s estudos que comportavam esses temas para carbonatos
lacustres, em especial abordando microbialitos, encontravam-se em um estagio muito
inicial. O autor propds, entdo, revisar uma série de carbonatos microbiais lacustres afim
de melhor compreender seus possiveis modos de formacdo, arquitetura, composicao e
diagénese. Ele sugeriu que as facies poderiam ser divididas em quatro grupos principais:
1) build-ups carbonaticos controlados por atividade hidrotermal na borda de falhas de
altos estruturais e isolados em altos locais; 2) facies de sedimentacdo carbonatica
plataformal controlada por topografia e batimetria, apresentando carater agradacional ou
progradacional; 3) extensas plataformas carbonéticas formadas por tapetes microbiais que
possuem arquitetura plano-paralela compostas por biohermas ou biostromas; 4) facies
carbonaticas ou siliciclasticas lamosas de fundo do lago. As Figuras 12 e 13 mostram a

arquitetura interna e a posicgdo dessas facies em um ambiente lacustre.

Fadesdekeqabalhamento (@) Build-Up Isolado controlado
v Associadas KA .
por Atividade Hidrotermal

(@) Build-Up Alinhados a Bordas
de Falhas controlado por
Atividade Hidrotermal

) Sedimentacio  Controlada
por Batimetria e Topografia
de Carater Agradacional e
Progradacional

(@) Tapetes  Microbiais  de
Geometria Sheet-Like

N
Tapetes Microbiais -
de escala métrica

Figura 12: Arquitetura interna de facies carbonéticas lacustres proposta por Wright (2012). Fonte:
Ferreira (2018).
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na borda de falhamentos principais

controlades por acéo hidrotermal Sedimentagao carbonatica de
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Figura 13: Modelo de posicionamento das facies carbonaticas lacustres proposto por Wright (2012).
Fonte: Ferreira (2018).

Porta (2015) realizou uma reviséo bibliogréfica sobre sedimentacéo carbonatica
ndo-marinha, focando nos build-ups carbonaticos que formavam um relevo deposicional
em ambientes subagquosos e subaéreos. Isto ocorreria devido a precipitacdo de carbonatos
no local, através de processos fisico-quimicos e microbiais. O autor relatou que facies de
build-ups e tapetes microbiais sdo, normalmente, constituidas de boundstones ou
cementstones. Ja as facies detriticas, lateralmente associadas a build-ups erodidos por
ondas ou exposicdo subaérea, sdo compostas por peldides, esferulitos ou intraclastos de

estromatolitos e travertinos.

Todavia, apesar de trazerem importantes contribuicdes para 0s estudos
posteriores, tanto o trabalho de Wright (2012) quanto o de Porta (2015) foram realizados
com base em analogos, considerando uma significativa contribuicdo microbial na

formagé&o dos carbonatos.

Em seguida, Wright & Barnett (2015) realizaram um amplo estudo, a partir da
andlise de testemunhos e I&minas, sobre as texturas e facies da Fm. Barra Velha. Neste
trabalho, os autores afirmaram que os carbonatos desta formagéo sao bastante uniformes
em sua composic¢do, abrangendo trés principais componentes e materiais detriticos
derivados destes. Tais componentes sdo representados por: shrubs, laminas fibrosas em

escala milimétrica e esferulitos. Os shrubs sdo de tamanho milimétrico a centimétrico,
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compostos de calcita fibrosa radial e ocorrem como uma estrutura Gnica ou ramificada.
Eles se dispdem em camadas, com crescimento predominantemente vertical e sdao
intercalados com sedimentos mais finos, o que lhes confere uma aparéncia estratificada.
Faria et al. (2017) afirmam que as unidades lamelares compostas por shrubs podem
atingir escala métrica, formando build-ups. As laminas fibrosas correspondem a laminas
de calcita fibrosa coalescida, consistindo em cristais alongados irradiados que produzem
laminas isdpacas planas ou levemente onduladas. Ja os esferulitos sdo compostos por
esferas calciticas fibro-irradiadas. Tal estrutura os diferencia dos odides classicos, que

sdo raros na Fm. Barra Velha.

Wright & Barnett (2015) identificaram nas amostras analisadas distintos
ciclotemas com 0,75-5 m de espessura. Portanto, os carbonatos foram, em parte,
organizados ciclicamente em ciclotemas simétricos e assimétricos em escala de
subdecametros, que exibem trés fécies principais (Figura 14). A Facies 1 consiste
predominantemente de shrubs in situ. A Facies 2 € dominada por esferulitos e forma uma
grande proporc¢éo da sucessdo da Fm. Barra Velha. Ela esta associada a shrubs menores,
tipicamente fragmentados, esferulitos fragmentados e carbonatos detriticos de tamanho
silica a mais fino. Tais esferulitos apresentam evidéncias de que foram formados em uma
matriz de silicatos de magnésio, estando associados a presenca de estevensita. A Facies 3
consiste em carbonatos laminados, compostos de fragmentos de esferulitos e shrubs de
tamanho areia muito fina a silte como matrizes em packstones, porém mais comumente
em texturas wackestone a calcimudstone. Os graos associados incluem restos de peixes e

ostracodes ndo-marinhos e a silicificacdo é uma caracteristica comum nesta facies.
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Facies 3: Fase de inundagdo; salinidade e
alcalinidade reduzidas permitem o influxo de
peixes e ostracodes; também desencadeia a
precipitagdo de silica.

Pequeno retrabalhamento
durante a fase de inundago

Figura 14: Ciclotema esquemaético para a Fm. Barra Velha proposto por Wright & Barnett (2015).

Wright & Barnett (2015) estabelecem uma relacdo entre essas trés facies e a
evolucdo do ambiente deposicional, procurando determinar o contexto em que cada
litologia foi preferencialmente depositada. A Fécies 3, composta por laminitos, teria se
acumulado em algum ambiente protegido ou provavelmente abaixo da base da onda.
Porém, por exibir, as vezes, fissuras por dessecacgdo, sugeriu-se que sua origem foi em
aguas relativamente rasas, mas mais profundas que as das demais facies. Além disso, esta
facies representaria eventos pluviais de curta duracdo, que ocasionavam expansao e
aprofundamento dos lagos rasos. Esta assimilacéo se deve a presenca de restos fosfatados
indeterminados, ostracodes ndo-marinhos e peixes. A ocorréncia destes dois Gltimos
elementos sugere que o lago se tornou menos hostil e fresco o suficiente para permitir a
colonizacdo das espécies. Wright & Barnett (2015) afirmam que a mudanca para a Facies
2 deve ter acarretado um aumento na taxa de evaporagdo para produzir dguas altamente
saturadas e alcalinas, gerando uma mudanca significativa no pH. Assim, ao produzir
aguas super-saturadas e alcalinas, a evaporacdo funcionou como um gatilho para a
precipitacdo de silicatos de magnésio, inicialmente como géis. Segundo Wright &
Rodriguez (2018), os esferulitos parecem ter, pelo menos em parte, crescido dentro desses
geis de silicato, posteriormente transformados em argila estevensitica. Silva (2018), ao
analisar amostras da Fm. Barra Velha, também reporta a ocorréncia de esferulitos
frequentemente associados a géis de silica. Wright & Barnett (2015) seguem explicando

que, @ medida que a taxa de precipitacdo do gel diminuia ou cessava, 0s cristais de calcita
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se desenvolviam e cresciam na coluna de 4gua, embora mantivessem alguma evidéncia
da antiga presenca de alguns silicatos de Mg. A reducdo da precipitacdo do gel permitia
o0 crescimento rapido de estruturas de shrubs de cristais calciticos a partir do crescimento
assimétrico de esferulitos nas aguas do lago. Os shrubs cristalinos encontrados
assemelham-se aqueles produzidos abioticamente em travertinos modernos. Porém,
Wright & Barnett (2015) destacam que faltam evidéncias de uma origem ligada a fontes
hidrotermais: as semelhancas com as texturas de travertinos sdo consideradas
simplesmente refletindo a precipitacdo rapida de solugdes altamente saturadas. O
retrabalho fisico desses sedimentos teria, entdo, levado a dispersdo dos géis e a
concentracdo de componentes carbonaticos detriticos. A relacdo entre essas facies pode

ser observada na Figura 15.

Shrubs with fewer
dolomite rhombs

Spherulitic floatstone with
pseudo-fenestral pores

Reduced gel deposition
allows nucleation and
growth of shrubs in
supersaturated solution

| Shrubs nucleate off
- crystalline surfaces
or detrital debris

Rapid deposition of
gels in hyper-alkaline
waters limits carbonate
growth

Floating dolomite and
dolomite “bridges”

Spherulites in
Mg-silicate matrix
(former gel)

Reduced alkalinity-
salinity phase

Laminated calcimudstone with oslracodes/

phosphatic debris and early silica nodules

Figura 15: Modelo para explicar as relagfes entre os trés principais tipos e componentes de facies na
Formacéo Barra Velha (Fonte: WRIGHT & BARNETT, 2015).

Wright & Barnett (2015) acrescentam que os shrubs e esferulitos podem ser
retrabalhados em uma variedade de diferentes texturas. Enquanto os produtos mais finos
do retrabalhamento estdo associados as facies lamosas, as mais grossas consistem em
grainstones bem selecionados. Wright & Rodriguez (2018) ressaltam que as melhores
facies de reservatorio correspondem aos shrubs in situ (Facies 1) e acrescentam que 0s
grainstones bem selecionados também podem constituir bons reservatérios. Além disso,
Tosca & Wright (2015) destacam que a formacao e subsequente dissolucéo das argilas
estevensiticas representa um fator crucial na producdo de reservatorios com boa

qualidade.
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Muniz & Bosence (2015) realizaram um estudo para analisar as facies
relacionadas aos depositos carbonaticos do andar Alagoas do pré-sal brasileiro. Este
estudo teve como objeto de analise as rochas carbonaticas da Fm. Macabu na Bacia de
Campos, que é correlata a Fm. Barra Velha, na Bacia de Santos (MOREIRA et al., 2007).
Os autores determinaram, a partir da interpretacéo de perfil de imagem, facies BHI* que
correspondem as classificacBes padrdo de rochas siliciclasticas e carbonaticas. Tais
facies, foram divididas em quatro grupos. O primeiro corresponde as facies modificadas
geneticamente como as brechas (BHI-1). O segundo se refere as facies terrigenas e
engloba os folhelhos (BHI-2), margas (BHI-3) e conglomerados (BHI-4). O terceiro esta
relacionado as facies aloctones e é representado por mudstones (BHI-5) e por packstones,
grainstones e rudstones (BHI-6). O quarto e ultimo grupo engloba as facies autdctones e

compreende laminitos (BHI-7), estromatdlitos (BHI-8) e trombolitos (BHI-9).

Conforme a Figura 16, tais facies foram interpretadas como tendo sido formadas
em quatro ambientes deposicionais lacustres: subaquéatico profundo, subaquético
intermediario, subaquatico raso e subaéreo/emergente. No ambiente subaquatico
profundo estdo presentes os folhelhos (BHI-2) e os laminitos (BHI-7) de baixa energia,
que se formaram abaixo da influéncia das ondas de tempestade. Ainda neste ambiente,
mas em aguas um pouco mais rasas, encontram-se as margas (BHI-3). Os trombolitos
(BHI-9) também foram inseridos no ambiente lacustre profundo devido a sua ocorréncia
rara em associacao com as outras facies de baixa energia (BHI-2, BHI-3 e raramente com
a BHI-8). O ambiente subaquético intermediario é considerado como acima da linha de
base de tempo bom (FWWB) e dominado por facies estromatoliticas (BHI-8) e grossas
(BHI-6). Tais depdsitos exibem estruturas de tracdo, como estratificacdo cruzada e plano-
paralela, indicando ambientes de margem lacustre com energia alta a moderada. Ja o
ambiente subaquético raso é interpretado como uma zona rasa, de baixa energia, com
limitado espago de acomodagéo, onde estdo presentes laminitos (BHI-7). Por fim, o
ambiente subaéreo ou emergente esta localizado em uma zona palustre em areas de maior
relevo topografico, que é inundada apenas ocasionalmente. Neste ambiente encontram-se
brechas (BHI-1) que estdo comumente cobertas por folhelhos (BHI-2), margas (BHI-3),

ou laminitos (BHI-7), indicando eventos transgressivos e aumento do nivel do lago.

10 BHI é a abreviagdo adotada por Muniz & Bosence (2015) para ser referir ao perfil de imagem, conhecido
em inglés como Borehole Image Log. Assim, o termo “facies BHI” adotado pelos autores faz mengao as
facies reconhecidas e interpretadas a partir do perfil de imagem.
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Emergente/ | Subaquatico! Subaquatico Subaquatico profundo
Subaéreo profundo intermediario Acima SWB | Abaixo SWB
Glitos
tapetes colunares colunares
microbiais centimétricos métricos

Brechas, carstes < bancos de " laminitos folhelhos
trombolitos margas

feigoes de exposigao grainstones? microbiais laminados

Figura 16: Modelo deposicional para facies determinadas a partir de interpretacéo de perfil de imagem
(BHI) para a Fm. Macabu, Bacia de Campos. Tal modelo leva em considera¢do o nivel do lago, da acéo
das ondas e a sucessdo das facies. FWWB: base de ondas de tempo bom; SWB: base de ondas de
tempestades (Fonte: adaptado de MUNIZ & BOSENCE, 2015).

Muniz & Bosence (2015) afirmam que existem diferencas entre os depdsitos da
Fm. Barra Velha e os observados na Fm. Macabu. Um exemplo apontado pelos autores
sdo os esferulitos: na Fm. Macabu, em geral, eles sdo encontrados como graos

transportados associados a intraclastos, ja na Fm. Barra Velha eles ocorrem in situ.

Herlinger et al. (2017) analisaram o impacto da diagénese na evolucdo da
porosidade e da permeabilidade dos carbonatos do pré-sal da Fm. Macabu, usando dados
de testemunhos e laminas. Os autores apontaram que a presenca de argilas estevensiticas
estava associada a esferulitos calciticos. Tal ocorréncia se assemelha ao relatado por
Wright & Barnett (2015) para a Facies 2 da Fm. Barra Velha.

Recentemente, Arienti et al. (2018) realizaram uma integracdo entre dados de
sismica, de perfis de pocos e de rochas (testemunhos e amostras laterais) para identificar
os sistemas deposicionais da Fm. Barra Velha. As principais facies reconhecidas foram:
a) in situ: calcarios tipo shrubs, travertinos, boundstones microbiais laminados, argilitos
ricos em magnésio; b) facies retrabalhadas de alta a baixa energia: rudstones, grainstones
e mudstones; c¢) facies diagenéticas: comumente apresentando intensa
reposi¢do/cimentacdo por dolomita e quartzo e um variado grau de dissolugdo. Eles

destacam que os grainstones e rudstones sao principalmente compostos por particulas
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intrabacinais produzidas pela erosdo das facies diagenéticas e in situ que haviam sido
previamente depositadas.

Um elemento que é comum aos estudos listados acima € a presenca de argilas
magnesianas, ou estevensita, nos depositos carbonaticos da Fm. Barra Velha e da sua
correlata Fm. Macabu. A ocorréncia de tais argilas magnesianas também é apontada em
depdsitos analogos, como os do pré-sal da Bacia de Kwanza (SALLER et al., 2016). A
estevensita € um mineral de argila autigénico®® indicativo de ambientes deposicionais
salinos/alcalinos, designando aguas ricas em magnesio (BUCHHEIM & AWRAMIK,
2014). Tal argila foi definida por Faust & Murata (1953) como pertencente ao grupo das

montmorilonitas.

Alguns estudos (TOSCA & WRIGHT, 2014; WRIGHT & BARNETT, 2015;
WRIGHT & TOSCA, 2016) indicam que as argilas estevensiticas sdo formadas a partir
de precursores de géis hidratados de silica. Estudos experimentais acrescentam que a
evolucdo dessas argilas depende de varios fatores ambientais como pH (>10), salinidade,
temperatura e conteudo idnico (JONES, 1986; TOSCA & MASTERSON, 2014,
TUTOLO & TOSCA, 2018).

A estevensita desempenha um papel de destaque na compreensao dos processos
da Fm. Barra Velha. Ela ndo somente € responsavel por auxiliar na caracterizagdo do tipo
de ambiente deposicional (hiper-alcalino e evaporitico), mas sua presenca ou dissolu¢édo
¢ um aspecto mandatério para a determinacdo da qualidade permo-porosa dos

reservatorios.

Saller et al. (2016) reportam que a estevensita foi repetidamente identificada nos
depdsitos do pré-sal da Bacia de Kwanza. A estevensita foi observada de quatro maneiras:
1) precipitada em camadas com dolomita ou esferulitos calciticos; 2) precipitada em
camadas isoladas; 3) como revestimentos ooliticos em gréos; 4) em quantidades pequenas
(vestigios) em outras facies carbonaticas, incluindo shrubs. De acordo com os autores,
uma facies muito comum encontrada no intervalo sag é a estevensita (argila) associada a
esferulitos calciticos ou dolomit. Eles destacam que apesar da necessidade de alta
alcalinidade para a formacéao da estevensita (pH >10), tal condicdo pode ser encontrada

11 Os materiais geoldgicos autigénicos sdo aqueles “formados ou gerados no local”, incluindo constituintes
da rocha e minerais que ndo foram transportados ou que cristalizaram no local onde agora se encontram
(NEUENDORF et al., 2005). Um ponto importante no caso dos minerais autigénicos € que estes refletem
a quimica da agua da bacia na qual foram originados (POZO & CALVO, 2018).
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tanto em profundidades substanciais de agua até aguas mais rasas oxidadas. Saller et al.
(2016) também apontam que os esferulitos do pré-sal da Bacia de Kwanza, que
comumente ocorrem associados a estevensita, ndo apresentam lama micritica. Tal
evidéncia corroboraria a proposicao de Wright & Barnett (2015) e Wright & Tosca (2016)
de que os géis de silicato de magnésio sdo um fator critico para a precipitacdo dos
esferulitos.

Como mencionado anteriormente, Herlinger et al. (2017) abordam a presenca da
facies de argilas estevensiticas com esferulitos calciticos na Fm. Macabu da Bacia de
Campos. Ao analisarem os aspectos diagenéticos dessa facies, os autores indicam que 0s
depdsitos de argilas magnesianas da secdo sag foram frequentemente substituidos por
esferulitos calciticos (Figura 17A), dolomita e silica. Todavia, esses depositos de argila
foram encontrados preservados em um dos pocos analisados, atingindo cerca de 100
metros de espessura. A dolomita aparece substituindo a estevensita de forma recorrente
e, frequentemente, substitui totalmente a estevensita e os esferulitos calciticos. Assim, a
dissolucdo parcial a total da estevensita foi relatada como um fator muito comum nas
amostras analisadas. Entretanto, os autores destacaram que em casos onde 0s depdsitos
de estevensita encontram-se preservados, a microporosidade pode ser observada tanto por
ressonancia magnética nuclear (RMN) quanto por microscopia eletrénica de varredura.
Buchheim & Awramik (2014) ressaltam que nos casos onde a estevensita é encontrada

preservada ela se torna problematica, pois compromete a porosidade do reservatorio.
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Figura 17: Caracteristicas importantes de argilas estevensiticas: A) laminagdes de estevensita
parcialmente dissolvida (seta amarela) substituida por esferulitos calciticos recristalizados (seta preta); B)
Agregados laminados (Mg-Clay) de estevensita, parcialmente substituidos por dolomita (Dol) e calcita
(Cal); C) odides e peldides estevensiticos; D) Estevensita como o0ides (seta preta) e como revestimentos
(seta amarela) em intraclastos. (Fonte: HERLINGER et al., 2017).

Por outro lado, Tosca & Wright (2015) afirmam que os dados petrogréficos por
eles analisados mostraram que a dissolucdo da estevensita influenciou fortemente e,
talvez até mesmo originou, grande parte da porosidade secundaria observada nas
amostras. Os autores explicam que, uma vez depositadas as argilas estevensiticas, existem
varios fatores que podem levar a sua desestabilizacdo e subsequente dissolucdo durante a
diagénese. Dentre esses fatores estdo a alta sensibilidade a pressdo de CO, (pCO,) e ao
pH, além da répida cinética de dissolucdo devido a alta area de superficie especifica, que
favorece a dissolucdo. Portanto, pequenas mudancas na alcalinidade, impulsionadas, por
exemplo, pela diagénese microbiana da matéria organica, sdo efetivas em colocar 0s
silicatos de magnésio para fora de suas janelas de estabilidade termodinamica,
estabelecendo um mecanismo para a dissolucdo. Dadas as condi¢des geoquimicas
adequadas, 0s autores propuseram que as argilas magnesianas (estevensita) se
acumulariam em configuracdes de baixa energia, abaixo da base de onda, onde nédo
estariam propensas a exposicdo, dessecacdo e retrabalhamento (Figura 18). Além disso,
do ponto de vista do modelo de facies, eles defendem a acumulacdo da estevensita em
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aguas nao tdo rasas e nem tdo profundas. Entretanto, Tosca & Wright (2015) afirmam que

a real distribuicdo das argilas magnesianas deve apresentar uma maior complexidade.

Zona sub-litoranea com
acumulagdo preferencial
de silicatos de Mg (ex.:

estevensita)

Degradagdo da escarpa de

falha, retrabalhamento. Zonas propensas a variagoes

no nivel do lago; exposigdo e
retrabalhamento.

Sedimentos profundos ricos em
matéria organica

- Metanogénese e alta PCO2

- Dissolugao de silicatos de Mg

- Menor acumulagdo de silicatos de Mg
- Porosidade secundaria em laminitos

Figura 18: Modelagem da distribuicéo de silicatos de magnésio. Aguas pouco profundas, mas sub-litorais,
s80 propensas & concentracao evaporitica e favordveis a nucleacdo de estevensita diretamente da agua.
Nesta regido, elas sd0 menos propensas ao retrabalhamento e a exposicéo, o que resulta nas maiores e
mais difundidas acumulagdes. Por outro lado, os sedimentos depositados em ambientes profundos séo

fortemente influenciados pela diagénese da matéria organica. Nesses locais, a metanogénese, por
exemplo, resultaria em condicfes onde a estevensita iria desestabilizar e dissolver. (Fonte: adaptado de
TOSCA & WRIGHT, 2015).

Deste modo, apesar da grande atencdo que a Fm. Barra Velha tem recebido
recentemente na literatura, percebe-se que muitos aspectos relacionados a sua origem e
depdsitos ainda permanecem incertos. Todavia, é consenso a raridade de registros
geoldgicos de depdsitos carbonaticos como este. Portanto, devido a complexidade dos
depdsitos da Fm. Barra Velha, analises mais aprofundadas sobre diversos aspectos da sua

constituicdo ainda se fazem necessarios.

2.5. Formacéo Itapema

A Fm. Itapema foi depositada do Neobarremiano ao Eoaptiano e é limitada na
base pela discordancia Jiquia/Buracica de 126,4 Ma e no topo pela discordancia pré-
Alagoas (MOREIRA et al., 2007). Esta discordancia determina seu limite com a Fm.
Barra VVelha e é relativamente facil de ser mapeada em se¢des sismicas, apresentando uma

expressao regional que é conhecida tanto na Bacia de Santos como na Bacia de Campos.
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Embora néo exista um consenso sobre a idade do topo da Fm. Itapema, estima-se que ele
tenha aproximadamente 123,1 Ma (MOREIRA et al., 2007).

Essa formacdo é composta por conglomerados e arenitos de leques aluviais na
porcdo proximal e por intercalaces de rochas carbonaticas e folhelhos escuros na parte
distal. Moreira et al. (2007) detalnam que esses carbonatos sdo representados por
grainstones a bivalves (coquinas), wackestones e packstones bioclasticos e folhelhos

carbonaticos.

De acordo com Terra et al. (2010), o termo coquina, que tem sido usado de forma
abrangente nas bacias da margem continental brasileira para rochas ricas em bivalves,
inclui trés tipos de rochas carbonéticas: bioacumulados (quando as duas valvas estéo
preservadas, geralmente com matriz); packstones/rudstones com matriz e
grainstones/rudstones sem matriz (quando as valvas estdo retrabalhadas e ndo apresentam
matriz). Os autores ressaltam que apenas o ultimo tipo se constitui em rochas-
reservatorio. Assim, atribui-se as coquinas do pré-sal que formam reservatérios, a
classificagdo de grainstones a rudstones sem matriz essencialmente compostos por

conchas de bivalves, cujas valvas foram retrabalhadas.

Formigli (2008), ao abordar os reservatorios do pré-sal no Campo de Lula, na
Bacia de Santos, menciona a ocorréncia das coguinas como reservatorios carbonaticos
secundarios. Todavia, Kattah (2015) destaca que as coquinas estdo se tornando, cada vez
mais, alvos importantes na Bacia de Santos, principalmente depois das descobertas de
grandes acumulagdes nos campos de Buzios e Mero. Um dos primeiros pogos a confirmar
0 potencial das coquinas, enquanto rochas-reservatorio no pré-sal da Bacia de Santos, foi
0 poco 2-ANP-1-RJS, perfurado no Campo de Buzios, cujo teste de formacao encontrou
Oleo de 29,5° API, altissima permeabilidade e excelente indice de producéo
(PETERSOHN, 2013).

Ainda que o papel de destague da Fm. Itapema seja atribuido as coquinas, que
possuem excelentes caracteristicas permoporosas e constituem Otimos reservatorios
carbonaticos, os folhelhos da formagdo também desempenham um papel importante
enquanto rochas geradoras. Esses folhelhos, depositados durante o andar Jiquia em

ambientes lacustres anoxicos, o ricos em matéria organica.

Entretanto, apesar da sua importancia e potencial exploratorio, a Fm. Itapema

ainda recebe menor atencdo do que a Fm. Barra Velha no que diz respeito aos estudos
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realizados sobre diversos aspectos de sua constituicdo, tais como associagdo de facies,
ambiente deposicional e petrografia.

Recentemente, Pietzsch et al. (2018) apresentaram e discutiram um conjunto de
dados geoquimicos e bioestratigréaficos a fim de reconstruir a evolucao hidrologica dos
lagos das sucessOes rifte e pos-rifte associada com a deposi¢cdo dos carbonatos das
formacgdes Barra Velha e Itapema. Os autores afirmaram que foi descartada uma
contribuicdo significativa de diagénese nas amostras de coquinas analisadas e que existe
uma expectativa de que os carbonatos da Fm. Itapema sejam mais calciticos do que os da
Fm. Barra Velha. Além disso, eles destacam que as anélises realizadas e 0os modelos
gerados apontam para um ambiente mais Umido e com maior influéncia de um sistema de
drenagem na época da deposicdo da Fm. Itapema. Tais afirmacbes se devem,
respectivamente, a fauna de ostracodes e @ menor concentracéo de estréncio observados
nos dados analisados. O modelo conceitual simplificado ilustrando a geologia geral e a
hidrologia do sistema lacustre a época da deposicdo dos sedimentos da Fm. Itapema pode

ser visto na Figura 19.

Contudo, a despeito das contribuices feitas pelos autores, muitas questdes sobre
a Fm. Itapema seguem em aberto. Apesar da escassez de estudos sobre ela, uma
quantidade relevante de trabalhos vem sendo desenvolvida sobre a Fm. Coqueiros, na
Bacia de Campos. De acordo com Moreira et al. (2007), esta formacao € correlacionavel
a Fm. Itapema. Assim, serdo apresentadas a seguir discussdes e abordagens relevantes
sobre a Fm. Coqueiros que possam contribuir para um melhor entendimento de aspectos

como o ambiente deposicional e as facies da Fm. Itapema.

A Fm. Coqueiros, depositada durante o Aptiano, corresponde a intercalagdes de
camadas de folhelhos e carbonatos lacustres compostos predominantemente por moluscos
bivalves. Esses depdsitos podem formar espessas camadas porosas, de mais de 100 m,
denominadas barras de coquinas e foram depositadas em ambientes de alta energia
(WINTER et al., 2007).
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Figura 19: Modelo conceitual da geologia e hidrologia do ambiente de lago mais profundo,
correspondente aos depdsitos da Fm. Itapema. Pequenas setas azuis mostram infiltracdo e recarga dos
aquiferos; longas setas negras indicam infiltragdo de lengois freaticos na bacia lacustre. Setas vermelhas
grossas abaixo representam calor geotérmico, o qual é assumido que diminui da fase rifte para a sag.
Areas hachuradas propdem a presenca de aquiferos em relacéo a bacia lacustre, fluindo principalmente

através do embasamento cristalino fraturado (Fonte: adaptado de PIETZSCH et al., 2018).

Segundo Guardado et al. (1989), os bancos de coquinas se desenvolveram em
ambientes lacustres confinados ao longo dos flancos e cristas de baixo angulo em altos
deposicionais (Figura 20). Carvalho et al. (2000) acrescentam que o paleolago da
sequéncia de coquinas apresenta caracteristicas de um ambiente lagunar fechado e perene
a salino aberto. Este ambiente teria sofrido consideraveis flutuacdes do nivel da agua,
devido tanto a variagdes tectonicas quanto a influéncia de ondas e correntes geradas por
tempestades. Além disso, uma distribuicdo expansiva de sedimentos de aguas rasas
indicaria que o paleolago foi fortemente influenciado pela acdo de ondas e que continha
uma rampa carbonatica de baixa inclinacdo. As coquinas teriam, entdo, se acumulado
devido & acdo de ondas e correntes geradas por tempestades e ao retrabalhamento,
transporte e redeposicdo de conchas como camadas apresentando ou ndo matriz. Gibbs
et al. (2003) mencionam que as acumulacGes de coquina ocorreram em associagdo com
altos sin-deposicionais isolados. Por sua vez, Thompson et al. (2015) destacam que a

deposicdo das coquinas se deu em um ambiente com forte influéncia de falhas, sobre
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rampas de baixo angulo cortadas por falhas normais. Os autores ainda afirmam que o
ambiente deposicional da Fm. Coqueiros pode ser interpretado como fluvio-lacustre, com
base nas seguintes evidéncias: auséncia de faunas marinhas; rapidas flutuacGes de
salinidade quando comparadas a sequéncias marinhas; auséncia de caracteristicas
sedimentares indicativas de processos deposicionais marinhos, tais como, correntes de
maré e acdo de ondas fortes; assembleias de litofacies complexas vertical e lateralmente
(tipicas de ambientes lacustres devido a alta frequéncia de oscilacBes climaticas);
presenca de minerais quimicamente determinantes de ambientes ndo-marinhos. Apesar
dos autores ndo apontarem para evidéncias que reforcem o carater fluvial do ambiente
deposicional, Pietzsch et al. (2018) em sua analise sobre a Fm. Itapema, na Bacia de
Santos, também mencionam, com base em evidéncias sedimentoldgicas, uma

contribuicdo fluvial no sistema lacustre.
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transicionais
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Figura 20: Modelo deposicional dos carbonatos lacustres do Grupo Lagoa Feia, onde os bancos de
coquinas se concentram no topo dos altos deposicionais do embasamento. Fonte: Peganha (2018 apud
GUARDADO et al., 1989).

A despeito dos estudos apresentados anteriormente sobre o ambiente deposicional
da Fm. Coqueiros da Bacia de Campos, a quantidade de registros sobre reservatorios
carbonaticos lacustres através do tempo geoldgico é limitada. Dessa forma, Thompson et
al. (2015) destacam que ainda ndo h& um consenso sobre a interpretacdo do
paleoambiente deposicional da Fm. Coqueiros. Assim, 0s autores reafirmam a
necessidade e a importancia do estudo de andlogos modernos na busca de uma melhor
compreensdo acerca dos processos envolvidos na deposi¢do das coquinas. Dessa forma,

eles apresentam dois potenciais analogos para a Fm. Coqueiros: o ambiente marinho
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hipersalino da Shark Bay na Australia e o Lago Tanganyika do complexo de lagos rifte
do leste africano.

Thompson et al. (2015) afirmam que as similaridades dos depdsitos de coquinas
holocénicas em formacdo na Shark Bay com as coquinas do pré-sal da Bacia de Campos
sdo tracadas por fatores como: dindmica costeira afetada por ondas e correntes de
tempestade, ambiente parcialmente isolado de incursdes marinhas, geometrias
progradacionais e estruturas de exposicdo subaérea. Todavia, algumas diferencas sao
notorias no que diz respeito & quimica e & menor salinidade da &gua e aos tipos e tamanho

restritos de conchas.

J& no Lago Tanganyika, as coquinas se acumulam ao longo de rampas de meio-
grabens e zonas de acomodacdo. Extensas camadas tabulares de coquinas sdo depositadas
em altos estruturais durante a elevacdo do nivel do lago, quando a quimica da agua é
favoravel e as taxas de influxo de sedimentos clasticos sdo reduzidas. Em condi¢fes de
nivel de 4gua mais baixo, ocorre a concentracdo de espessas camadas de coquinas via
remocao de lama intersticial fina pela acdo de ondas. Segundo Thompson et al. (2015),
esses processos de concentracdo sdo muito similares com aqueles relacionados as
coquinas da Fm. Coqueiros. Assim, ao comparar 0s dep6sitos de coquinas de Shark Bay
e do Lago Tanganyika, os autores concluem que o ultimo representa 0 melhor andlogo

moderno para as coquinas do pré-sal da Bacia de Campos.

Com relacdo a distribuicdo de facies, alguns autores propuseram modelos
deposicionais e sedimentoldgicos relacionados as coquinas da Fm. Coqueiros. Castro et
al. (1981, apud THOMPSON et al. 2015) separaram os depdsitos bioclasticos de
coquinas em: “coquinas detriticas” — compostas por bioclastos e grdos ndo-carbonaticos,
e “coquinas puras” — totalmente compostas por bioclastos. Bertani & Carozzi (1985)
reconheceram varios tipos de microfaceis, separando sequéncias dominadas por bivalves
e por ostracodes e considerando variacdes em elementos como composicao, contetido de
cimento, matriz, tamanho e tipo de gréo. Eles ainda estabeleceram uma relacéo entre a
distribuicdo de microfécies e dois ambientes deposicionais: playa-lake (dominado por
ostracodes) e lagos pluviais (dominados por moluscos bivalves). Carvalho et al. (2000)
definiram, dentro da sequéncia de coquinas, com base nas associacOes de facies

identificadas, sete ambientes deposicionais principais:

48



1) Praias Arenosas Bioclasticas: unidades de calcarenitos bioclasticos associados
com camadas de silte, folhelho e calcilutito. Estas foram depositadas nas margens
dos lagos com sedimentos siliciclasticos misturados as conchas e transportadas
por correntes induzidas por tempestades.

2) Praias Calcareniticas Bioclasticas: os calcarenitos presentes consistem de
fragmentos de conchas de bivalves, ou raramente, de gastropodes, que comumente
exibem alto grau de abraséo e conteudo de micrita.

3) Marginal: forte presenca de sedimentos finos e interpretada como depositos de
baixo gradiente a ambientes lacustres de &guas rasas e baixa energia.

4) Barras Bioclasticas: ndo ha presenca de intercalacdo de siliciclasticos e sdo
interpretadas como o resultado do amalgamento de camadas de calcirruditos.
Sugerem ambientes de alta energia e dguas rasas, sendo associadas a paleo-altos.

5) Franjas de Barras/Lencois Bioclasticos: representam detritos de conchas de
bivalves e, raramente, de gastrépodes, que foram espalhados por cima dos flancos
das barras ou em areas com declive suave. Sdo inferidos como depdsitos de
tempestades.

6) Bancos de Bioacumulagdo: conchas in situ associadas a depésitos lamosos ou
arenosos depositadas em um paleoambiente de baixa energia e aguas rasas a
profundas.

7) Lacustre Profundo: intercalaces de sedimentos siliciclasticos finos e mudstones
de ostracodes que foram localmente soterrados e depositados em condicdes de
baixa energia hidraulica.

Goldberg et al. (2017) interpretaram, baseado na integracdo de petrografia,
estratigrafia e sedimentologia da Fm. Coqueiros, que o0s rudstones bioclasticos
correspondem principalmente a depositos gravitacionais, ressedimentados a partir de
altos estruturais para ambientes lacustres mais profundos, em toda a secéo rifte da bacia.
Em termos petrogréaficos, Herlinger et al. (2017) realizaram um trabalho onde analisaram,
dentre outras litologias, grainstones e rudstones bioclasticos (coguinas). Eles observaram
que 9% das amostras eram representadas por grainstones e 91% por rudstones. Além
disso, os constituintes primarios correspondiam a bioclastos de bivalves, gastropodes e
ostracodes, sendo os bivalves os principais componentes. Intraclastos de lama
carbonética, vulcanicas e grdos siliciclasticos ocorriam em pequenas porgdes nos

grainstones e rudstones bioclasticos. Os autores ainda apontaram que, em termos de
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porosidade, 0s grainstones bioclasticos possuiam, predominantemente, porosidade
moldica e intercristalina. JA os grainstones e rudstones dolomitizados eram ricos em
porosidade intercristalina, mostrando uma variacdo ciclica de porosidade que ia de

moldica a interparticula.

Dentre todas as facies descritas ha um consenso de que as melhores, em termos
de reservatorio, sdo representadas por coquinas de alta-energia depositadas em aguas
rasas sob influéncia de ondas, como ocorre em barras bioclasticas. Na Fm. Coqueiros, as
coquinas constituem reservatérios com porosidades médias na faixa de 15 a 20% e
permeabilidades médias que variam de <1 mD a > 500 mD (HORSCHUTZ & SCUTA,
1992). Apesar dos elevados indices de produtividade, as coquinas apresentam grande
heterogeneidade, exibindo profundas variacOes laterais e verticais, que acabam por afetar
a avaliacdo dos reservatdrios. Tais variaches se devem a alteracOes diagenéticas,
bioldgicas, topograficas, climaticas e no nivel da &gua do paleolago (BRUHN et al.,
2003).

Devido a essas variagGes observadas nas sequéncias de coquinas, varias divisdes
estratigraficas foram propostas para a Fm. Coqueiros. A primeira foi proposta pela
Petrobras em um relatorio interno que data de 1980 (PECANHA, 2018). Nele, a empresa
identificou trés intervalos estratigraficos, nomeados, do topo para a base, como unidades
A, Be C. Schaller et al. (1981) revisaram essa proposicéo, renomeando a unidade A como
Coquina Superior e agrupando as unidades B e C no intervalo Coquina Inferior. Essas
unidades sdo separadas por depositos clasticos de granulacao fina, que refletem duas fases
deposicionais discretas (HORSCHUTZ et al., 1990 apud THOMPSON et al., 2015). Tal
separacdo vai de acordo com outra divisdo proposta no mesmo ano, onde Castro et al.
(1981, apud THOMPSON et al. 2015) apontam para uma separacgdo das coquinas em dois
ciclos deposicionais relacionados a ndo-conformidades. Estas sdo equivalentes as
coquinas Inferiores e Superiores e evoluem verticalmente de leques aluviais e planicie
lamosa para depdsitos lacustres. De acordo com Tigre et al. (1983), a Coquina Inferior
apresenta espessuras que atingem até 150 m e constitui o principal intervalo exploratorio.
Jaa Coquina Superior, € menos porosa e apresenta espessura média de 30 m. Baumgarten
et al. (1983) revisaram essas classificagOes e dividiram cada uma das duas unidades em
trés zonas, a partir das variagcOes de permeabilidade de cada zona mapeada. Assim, a
Coquina Superior foi dividida nas zonas I, Il e 1l e a Coquina Inferior nas zonas IV, V,
VI. Castro (2006, apud THOMPSON et al., 2015) afirma que essas zonas podem ser
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correlacionadas nos campos de forma confidvel, usando perfis de pocos. Na Figura 21 é

possivel visualizar a correlagdo entre as divisdes propostas para as coquinas da Fm.

Coqueiros.
Petrobras/DEPEX1980 SCHALLER etal. (1981) | [BAUMGARTEN etal. (1983)
Zona l

Coqui

Coquina A oqun-na Zonalll
Superior Zona Ill

Coquina B Zona IVA-B
Coquina Zona V

i Inferior
Coquina C Subzona VIA-C

Figura 21: Evolucéo da divisdo estratigréfica das coquinas da Formacg&o dos Coqueiros, Grupo Lagoa
Feia, Bacia de Campos. Fonte: adaptado de Baumgarten, 1988 em Thompson et al., 2015.

Pecanha (2018), visando propor um fluxo de trabalho para a caracterizagéo
quantitativa e qualitativa dos reservatorios de coquinas da Fm. Coqueiros, mostrou que
as analises petrofisicas realizadas corroboraram as informacdes apresentadas previamente
por outros autores sobre a segmentacdo das coquinas em dois niveis. A autora ressalta
que a Coquina Inferior representa o principal alvo exploratério no campo analisado
devido a espessura da camada de reservatorio, as maiores porosidades efetivas e ao maior
net pay apresentado quando comparada a Coquina Inferior, que possui maior
heterogeneidade e piores caracteristicas permoporosas. Além disso, o nivel inferior da
coquina possui baixos valores de impedancia acuUstica, enquanto o nivel superior

apresenta valores mais elevados.

Ainda que ao longo do Oceano Atlantico Sul, as coquinas exibam similaridades
nos processos deposicionais, elas possuem histérias diagenéticas e padrdes de
empilhamento estratigraficos distintos, tendo sido depositadas em lagos com diferentes
geologias, climas e propriedades quimicas da agua (THOMPSON et al., 2015). Portanto,
mesmo que 0s analogos constituam uma importante ferramenta para o entendimento dos
processos deposicionais associados a Fm. Itapema, se faz necessario um maior
investimento em estudos que busquem entender e explicar as especificidades inerentes as

coquinas do pré-sal da Bacia de Santos.
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3. Metodologia

Este capitulo detalha a metodologia e os procedimentos realizados para avaliar as
propriedadesdos reservatorios carbonaticos das formacdes Barra Velha e Itapema no
Campo de Buzios, Bacia de Santos. Para isto, foram utilizados dados de dezessete po¢os
e um volume sismico pds-empilhamento migrado em profundidade (PSDM) do Campo
de Buzios, Bacia de Santos. Os dados de pocos usados consistem em perfis geofisicos de
pocos, relatorios de exploracdo, testes de formacdo, descricbes de amostra lateral e
testemunho, e medicbes de petrofisica laboratorial fornecidos pela ANP. Conforme
destacado por Rodriguez et al. (1998), a integracédo desses dados permite obter parametros

confidveis e de grande relevancia para a caracterizagdo de reservatorios.

Na Tabela 1 s8o mostrados os dados dos perfis geofisicos disponiveis e
empregados na analise de cada um dos poc¢os. J& na Tabela 2 sdo exibidas as informacgdes

adicionais disponiveis para estes pocos.

Tabela 1: Perfis geofisicos de pogos utilizados e disponibilidade dos mesmos para cada pogo analisado.
Os campos marcados com “x” representam a disponibilidade da curva para o pogo assinalado. Ja os

espacos em branco significam que tal dado ndo estava disponivel para aquele poco.

PERFIS GEOFiSICOS DE POCOS
Raios-gama Céliper istividad ancis Tempo de trénsito ~ Tempo de trénsito létrico idad &
Magnética sdnico cisalhante

2-ANP-1-RJS X X

3-BRSA-1053-RIS X

3-BRSA-1064-RJS X

x x xX X

3-BRSA-1184-RIS

3-BRSA-1195-RIS

3-BRSA-944A-RIS
7-BUZ-6-RJS
8-BUZ-5-RIS
9-BUZ-1-RIS
9-BUZ-2-RIS
9-BUZ-3-RIS

9-BUZ-4-RIS

X X X X X X X x x xX x xX x

9-BUZ-7-RIS
9-BUZ-8-RIS
9-BRSA-1159-RIS

9-BRSA-1191-RJ5

X X X X X X X X X X x X X X X X X
x  ox > b3 > b3 x X x x = > = > = > =
X X X X X X X X X X x X x x x x x
XXX X X X X X X X X X X X X x

X X X X X X X X X X xX X X xX xX x x
>x X x x x x x x x E x = x = x =

x X X X X X X X X X X X

9-BRSA-1197-RIS
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Tabela 2: Informacdes adicionais e relatdrios disponiveis para cada poco analisado.

INFORMAGOES ADICIONAIS DE POGCOS
POCOS Perfil Relatério Final de Descrigdo de Descrigdo de  Dados de fisi Dados de fisil Teste de Checkshot
Composto Pogo amostra lateral testemunho basica avangada Formacdo
2-ANP-1-RIS X X v X X X
3-BRSA-1053-RJS X X o2 X X X
3-BRSA-1064-RJS X X v X X X
3-BRSA-1184-RIS X X v X X
3-BRSA-1195-RJS X x v % ud
3-BRSA-944A-RIS X X v * X X B
7-BUZ-6-RJS X g X X
8-BUZ-5-RJS X X X
9-BUZ-1-RJS X * X X
9-BUZ-2-RJS X * X X
9-BUZ-3-RIS X * X X
9-BUZ-4-RJS X * X X X
9-BUZ-7-RJS X * X X
9-BUZ-8-RIS X * X
9-BRSA-1159-RJS X v * X X i
9-BRSA-1191-RJS X * X X
9-BRSA-1197-RJS X * * - -
[x] dado disponivel dado completo/detalhado [¥] dado incompleto/parcial [] auséncia de dado

A regido do dado sismico e a localizagdo dos pogos, assim como as crosslines
(Cross 1 e Cross 2) e as linhas sismicas arbitrarias (A, B e C) usadas para a realizacao da

correlacdo poco-sismica, sdo mostrados na Figura 22.

Cross 2

9-BRSA-1197-RIS
°

25 km

Figura 22: Dados utilizados. Campo de BUzios em preto, pocos em azul, linhas sismicas arbitrarias em
vermelho (A, B e C) e crosslines (Cross 1 e Cross 2) em verde.
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A fim de atingir os objetivos propostos, a metodologia deste trabalho foi dividida
em quatro fases: (A) Avaliagdo de formacdes; (B) Analise estatistica; (C) Crossplots de
fisica de rochas; (D) Correlagdo rocha-perfil-sismica.

(A) Avaliacéo de formagoes

A avalicdo de uma formacdo é realizada com o intuito de analisar a quantidade e
a capacidade de producdo de fluidos em um reservatério. De acordo com Ellis & Singer
(2007), as principais respostas almejadas pela avaliagdo de formacdes correspondem a
localizacdo das zonas portadoras de hidrocarbonetos, a estimativa da producibilidade
destas zonas e a avaliacdo da quantidade de hidrocarbonetos no reservatorio. Neste
sentido, um importante parametro que se busca com o processo de avaliagéo de formagdes
corresponde ao net pay, que representa o intervalo do reservatério que contém
hidrocarbonetos em quantidade tal que viabiliza economicamente a sua explotacdo. Para
a determinacdo deste parametro nos softwares, em geral, sdo utilizados como dados de
entrada as curvas de contetdo de argila, saturagdo de agua e porosidade efetiva da
formagdo e seus respectivos cutoffs. A fim de que tais itens sejam obtidos é necessario o
desenvolvimento de uma série de procedimentos e analises, que correspondem ao

processo de avaliacdo de formacdes.

A Figura 23 apresenta, de forma resumida, todas as etapas realizadas durante o
processo de avaliacdo das formacgdes Barra Velha e Itapema nos dezessete pocgos

analisados neste trabalho.

i N r N l' N
1. Carregamento e A 7. Determinacgdo
controle de 6. Liesr;::::;:?o - da saturacdo de
qualidade agua
. v L v . v
4 ‘ N 4 i N 4 ‘ N
2. Intt-arpret_agao 5. Determ_lna;ao 8. Somas e médias
de litologias da porosidade
\ », \ », . 7
4 ‘ . N r t N ' ‘ N
3. Interpre}ag?o 4. Identifica¢do
de n’as:sonanaa # das zonas de NET PAY
magnética nuclear reservatério
(RMN)
L v - v,

Figura 23: Fluxograma utilizado para a avaliagdo das formagdes dos pogos do Campo de Buzios.
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Conforme o fluxograma apresentado na Figura 23, a fase de avaliacdo de

formagdes divide-se em nove etapas, descritas a seguir:
A.1 Carregamento e controle de qualidade:

A primeira etapa da avalicdo de formagdes consistiu no carregamento das curvas
e na andlise da qualidade dos dados para cada poco. Inicialmente, os dados de pogos, tais
como as curvas e informacdes sobre desvios, foram carregados no software Techlog
(Schlumberger). Em seguida, foi verificado o tipo de aquisicdo de cada uma das curvas
dos pocos no intervalo do pré-sal. Foram constatados dois tipos de aquisi¢do: logging
while drilling (LWD) e wireline (perfilagem a cabo). Seis pocos (7-BUZ-6-RJS; 8-BUZ-
5-RJS; 9-BUZ-1-RJS; 9-BUZ-2-RJS; 9-BUZ-4-RJS- 9-BUZ-8-RJS) apresentaram
curvas adquiridas pelo método de LWD, que corresponde a aquisicdo de dados em tempo
real enquanto o poco estad sendo perfurado. Nos outros onze pocos, os dados de perfilagem
foram obtidos por meio da aquisicdo wireline, que é executada ap6s a conclusdo da
perfuracdo do poco.

Posteriormente, foi feita a verificacdo das profundidades das curvas. Perfis de
pocos provenientes de corridas diferentes, muitas vezes ndo estéo corretamente alinhados
em todas as profundidades, devido a dificuldade de controle de profundidade durante a
aquisicdo. Assim, algumas curvas apresentaram a necessidade de realizacdo do ajuste de

profundidade, executado por meio da compara¢do com uma curva de referéncia.

Outro importante aspecto verificado nesta etapa foi a taxa de amostragem de cada
curva. Para realizar o calculo de diversos parametros no software Techlog, tais como
volume de argila, saturacdo e net pay, as curvas de entrada precisam estar em um mesmo
dataset. Todavia, 0 programa ndo permite que curvas com diferentes taxas de amostragem
sejam alocadas em um mesmo dataset, sendo necessaria a realizacdo de reamostragem
delas. Desta forma, para a unido de curvas de diferentes taxas de amostragem em um
mesmo dataset, visando o posterior calculo de parametros petrofisicos, foi utilizado como
critério a reamostragem das curvas com maior taxa de amostragem em datasets de menor
taxa de amostragem, optando-se por uma suavizagdo nas curvas reamostradas. Caso
contrrio, ocorreria a criagdo de dados nestas curvas, 0 que ndo é desejavel. Cabe reiterar
que todo o processo de reamostragem foi executado curva por curva, comparando a curva

original com a reamostrada, a fim de garantir e verificar a qualidade do dado reamostrado.
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Além disso, tal procedimento so foi realizado para as curvas que necessitavam estar um

mesmo dataset para a execugdo dos calculos petrofisicos posteriores.

Para que as informac6es extraidas da interpretacdo dos perfis de pogos possam ser
confidveis € necessaria uma analise preliminar do perfil caliper (CAL). Este perfil possui
um importante papel no controle de qualidade das curvas ao fornecer informacdes sobre
o diametro do poco. Tais informacdes permitem identificar possiveis zonas de invasdes e
arrombamentos que podem afetar as respostas dos perfis geofisicos. De acordo com Rider
(2002), o aumento na leitura deste perfil aponta um  possivel
desmoronamento/arrombamento, onde ocorrem dissolucéo e desintegracdo da rocha, seja
por meio da circulacdo da lama ou da acdo da ferramenta usada na perfuracdo. J& a
diminuicdo da leitura do perfil caliper pode apontar um acimulo de reboco na parede do
po¢o ou uma mudanca do didmetro da broca utilizada na perfuracdo. Assim, a analise e
identificacdo de variagOes no perfil caliper foi feita para cada um dos pogos, visando ao
reconhecimento de possiveis alteragdes que pudessem comprometer as repostas das

demais ferramentas.
A.2 Interpretacéo das litologias

Os principais perfis geofisicos de pocos utilizados para determinacdo das
litologias foram os perfis de raios gama (GR) e fotoelétrico (PE). O perfil de raios gama
mede a radioatividade natural das rochas proveniente dos elementos instaveis potassio
(K*9), uranio (U?35) e torio (Th?3?). Dewan (1983) afirma que tal perfil é efetivo na
distingdo de zonas permedveis, pois 0s elementos radioativos tendem a estar mais
concentrados nos folhelhos, que sdo muito impermeaveis, do que em carbonatos e
arenitos, que sdo mais permeaveis. Assim, Rider (2002) ressalta que o perfil de raios gama
é bastante usado para o calculo do volume de argila — que sera tratado posteriormente — e
empregado na correlacdo de facies e identificacdo de litologias (argilosas). Por
convencdo, a curva de GR cresce da esquerda para a direita, normalmente de 0 a 150 API.
Nery (2013) destaca que a amplitude normal para os folhelhos é da ordem de 75 a 150
API. Stevanato (2011) acrescenta que um arenito sem a presenca de argila (“limpo”)
possui baixos valores medidos em API e que as rochas que possuem menor radioatividade
e, consequentemente, menor resposta no perfil sdo calcarios, evaporitos e carvao.
Todavia, existem outros fatores que podem influenciar a resposta do perfil de GR, tal
como: a natureza da argila presente (algumas séo mais radioativas que outras); o tipo de
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arenito (arenitos arcoseanos sdo ricos em feldspato e apresentam valores elevados de GR);
matéria organica associada a carbonatos (que podem gerar valores elevados de GR,

préximos aos tipicamente assinalados para folhelhos).

Outro perfil que visa contribuir para a identificacdo de litologias nas formagdes é
o perfil fotoelétrico. Este mede o fator de absorcéao fotoelétrico (Pe), que é definido como
(Z/10)3%, onde Z é o nimero atdmico médio da formacdo (RIDER, 2002). Pe é
adimensional, mas como é proporcional a secdo transversal fotoelétrica por elétron, as
vezes ¢ referido como barns/elétrons!2. A Tabela 3 apresenta valores comuns de Pe para
varios tipos de rochas, minerais e fluidos. Rider (2002) destaca que a diferenca
apresentada entre valores de Pe para dois tipos distintos de matrizes € mais significante
do que a variacdo ocasionada dentro de um mesmo tipo de matriz por mudancas na
porosidade, implicando em um efeito minimo da porosidade sobre a resposta do perfil e
tornando o perfil fotoelétrico uma boa ferramenta para a distingdo da matriz rochosa em
um dado intervalo. Assim, o autor afirma que o perfil fotoelétrico é amplamente utilizado
como um indicador de matriz, podendo ser empregado como um indicador litol6gico.
Porém, como qualquer ferramenta, tal perfil apresenta limitacdes. Seu registro é sensivel
a silica e pode ser afetado pela presenca de minerais pesados, como a barita, que pode
estar presente no reboco ou no filtrado de lama. Em regides ambiguas, recomenda-se a

interpretacdo deste perfil em associagcdo com os perfis de neutrdo e densidade.

Assim, com base nas respostas dos perfis de GR e PE, bem como nas respostas
dos demais perfis quando necessario, e nas descricdes de dados de amostra lateral e/ou
testemunho, buscou-se estabelecer uma relagéo entre as respostas observadas nos perfis
e as principais litologias descritas a partir das rochas. Dessa forma, foram identificados e
determinados os principais tipos de litologias presentes. A partir dessas informac6es
obtidas pela andlise integrada entre dados de rochas e perfis, bem como pelos relatérios

disponiveis, foram definidos os limites das formagGes Itapema e Barra Velha.

12 Qilfield Glossary, Schlumberger. Disponivel em:
<https://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/p/pef.aspx>.
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Tabela 3: Valores comuns de fator fotoelétrico (Pe). Fonte: adaptado de Rider (2002).

Meme Fermula Pa
Cuartao Sty 1,81
Caleita Cal0y 5,08
Dolomita CaMg(Coy)a 3,14
Barita Bas0y 2668
Folhelho (média) 3,42
Arenito angilaso 2,70
Feldspato (K] 1,86
Muscovita 1,40
Biotita 6,30
Glauconita (seca) 5,32
Siderita Feldy 14,59
Pirita Fes, 16,97
Lirridnita 13,00
Halita NaCl 4,65
Gipsita CadQ,. N0 3,42
Anidrita Casoy, 5,06
Carvao betumingso 3,18
Carvao antracito 0,16
Agua 0,36
Agua salgada (120000 ppm) 0,81
Gleo CHy [varidvel) 0,13
Gas CH, 0,095

A.3 Interpretacdo dos perfis de ressonancia nuclear magnética (RMN)

O desenvolvimento e aplicacdo de técnicas de ressonancia magnética nuclear
(RMN) na avaliacdo de formacoes fornece relevantes informacdes sobre o0 espago poroso

e sobre a distribuicdo e o comportamento dos fluidos nos poros (SCHON, 2015).

O perfil de RMN mede 0 momento magnético induzido de ndcleos de hidrogénio
(protons) contidos nos espacos porosos preenchidos com fluidos. Segundo Coates et al.
(1999), os trens de spin-eco que constituem os dados brutos de RMN, possuem sua
amplitude inicial proporcional ao nimero de ndcleos de hidrogénio associados aos fluidos
nos poros de uma rocha. Assim, esta amplitude pode ser calibrada para determinar a
porosidade. Ainda de acordo com os autores, as propriedades dos fluidos dos poros que
afetam os trens de spin-eco sdo: o indice de hidrogénio (HI), o tempo de relaxacéo
longitudinal (T1), o tempo de relaxacao transversal (T2) e a difusividade (D). O HI é uma

medida da densidade de atomos de hidrogénio no fluido. T1 indica quéo rapido os protons
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inclinados nos fluidos relaxam longitudinalmente (em relacdo ao eixo do campo
magnético estatico). J& T2 indica quao rapido os prétons inclinados nos fluidos relaxam
transversalmente (novamente em relagdo ao eixo do campo magnetico estatico). Por fim,

D é uma medida da extensdo em que as moléculas se movem aleatoriamente no fluido.

A porosidade proveniente da ferramenta de RMN é essencialmente independente
da matriz, ou seja, a ferramenta é sensivel apenas aos fluidos nos poros. Boyd et al. (2015)
afirmam que essa propriedade faz com que a porosidade determinada a partir dos perfis
de RMN seja a mais frequentemente utilizada, quando disponivel. Porém, os autores
afirmam que é preciso ter cuidado com o uso dessa porosidade em campos com alta razao
6leo-gas ou alto conteudo de CO,, devido ao baixo indice de hidrogénio observado nesses
casos. A porosidade calculada a partir dos perfis de RMN pode ser validada pela
comparagdo com medidas laboratoriais de RMN. De acordo com Kenyon (1992) e Coates
et al. (1999), em rochas saturadas com agua, pode ser verificado matematicamente que a
curva de decaimento associada a um Unico poro sera uma unica exponencial com uma
constante de decaimento proporcional ao tamanho do poro; ou seja, 0S poros pequenos
(microporos) tém valores pequenos de T2 e 0s poros grandes (meso/macroporos) tém

valores grandes de T2.

Além disso, Coates et al. (1999) afirmam que devido as diferencas nos tempos de
relaxacdo (T1 e T2) e/ou na difusividade (D) entre os fluidos, os dados provenientes da
ferramenta de RMN podem ser usados para diferenciar tipos de fluidos no espaco poroso
de uma rocha. Para isso, os valores de corte, conhecidos como T2 cutoffs, desempenham
um papel de grande importancia ao determinar o que seré considerado como volume de
agua associado a argila (CBW — clay bound water), volume de agua irredutivel (BVI —
bulk volume irreducible) e fluidos mdveis livres (BVM — bulk volume movable).
Geralmente, os valores de corte de T2 sdo determinados a partir de medicdes laboratoriais
de RMN. Ehigie (2010) afirma que o T2 cutoff padrdo para a 4gua associada a argila é
assumido como 3ms. J& o valor de T2 cutoff responsével por determinar a separacao entre
0 volume de &gua irredutivel e os fluidos moveis livres varia de acordo com o tipo de
litologia. Normalmente, este valor corresponde a 33ms para arenitos e varia bastante (de
90 a 200 ms) para carbonatos (SCHON, 2015). A Figura 24 mostra esquematicamente 0s
pardmetros de corte da distribuicdo de T2 associados com os diferentes tipos de fluidos
no espacgo poroso e as relacbes entre estes e os tipos de porosidades (total e efetiva)

determinadas a partir do perfil de RMN.
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Figura 24: Pardmetros de corte para a distribuigdo de T2, relagdo com os tipos de fluidos identificados
pela ferramenta de RMN e reposta da porosidade. Adaptado de Ehigie (2010) e Crain (2019a).

Os perfis de RMN também sdo efetivos em predizer a permeabilidade (COATES
et al., 1999; DUNN et al., 2002). Os modelos de permeabilidade provenientes dos perfis
de RMN sdo baseados em uma combinacdo de relacbes empiricas e tedricas.
Normalmente, eles séo calibrados em uma zona de interesse e verificados, sempre que
possivel, com dados de rocha. Os modelos mais utilizados sdo conhecidos como SDR
(Schlumberger-Doll-Research) e Timur-Coates (KENYON, 1997; KENYON et al.,
1988; COATES et al., 1999) e expressos, respectivamente, como

Kspr = C1 X @™ X (Tom)™, 1)

o = ()" (220" o

na qual Kspr € a permeabilidade estimada pelo método SDR e Ky a estimada pelo
método Timur-Coates; @ é a porosidade total, T,; v € a média logaritmica do espectro de
T2 (em ms), BVM corresponde aos fluidos moveis livres e BVI € o volume de agua
irredutivel, C,, C,, my, m,, n,e n, sdo parametros do modelo estatistico, cujos valores
podem ser derivados de dados experimentais de RMN obtidos a partir de amostras laterais
e/ou testemunhos. Cabe destacar que o modelo da equacgéo (1) é de exclusividade da
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empresa Schlumberger e, por isso, tal curva so se encontra disponivel nos dados de RMN
adquiridos por esta empresa. Assim, como nem todos os pogos analisados nesta
dissertagdo tiveram a aquisicdo dos perfis de RMN feitos por essa empresa, a

permeabilidade estimada pelo método de Timur-Coates serd a empregada neste trabalho.

Dos dezessete pogos analisados, apenas um deles ndo possuia dados de RMN. As
curvas disponiveis correspondiam, entre outras, a distribuicdo de T2 (T2_DIST), aos
valores de cutoff (T2_CutOff), aos fluidos mdveis livres (BVM, referido neste trabalho
como FF), as porosidades total (PHIT) e efetiva (PHIE) e & permeabilidade calculada pelo
método de Timur-Coates (Kpym). As curvas de FF, PHIT, PHIE e Ky foram calculadas
pelas empresas responsaveis pela aquisicdo com base em valores de cutoff determinados
a partir de medicOes laboratoriais. O valor de corte utilizado pelas companhias para a
distingdo entre o volume de &gua irredutivel e os fluidos moveis livres foi equivalente a
100 ms.

Para verificar a confiabilidade das curvas fornecidas pelas empresas, a curva de
porosidade efetiva foi comparada com valores de porosidade medidos em laboratorio em
seis poc¢os. A correlacdo entre as curvas de porosidade efetiva provenientes do perfil de
RMN fornecidas pelas empresas e as porosidades medidas em laboratério, provenientes
dos dados fornecidos pela ANP, apresentou boa correlacdo. Assim, ndo houve
necessidade de recalcular as curvas de PHIT, PHIE, FF e Kpyy a partir da distribuicéo de
T2 e as curvas fornecidas pelas empresas foram utilizadas para as demais analises das
formacdes. Tambéem foi verificado nesta etapa se as respostas das curvas de PHIT, PHIE

e FF estavam de acordo com a resposta observada nos perfis de distribuicdo de T2.

Além disso, um importante parametro calculado nesta etapa foi a estimativa de
argilosidade a partir do perfil de RMN. Conforme proposto por Ehigie (2010), a
argilosidade (V. rmn) pode ser calculada utilizando o volume de agua associado a argila

(CBW) e a porosidade total obtida a partir do perfil de ressonancia (PHIT):

CBW

=— 3
Vcl_RMN PHIT ( )

O volume de agua associado a argila pode ser reescrito, conforme Figura 24, como:
CBW = PHIT — PHIE, 4)
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na qual PHIE é a porosidade efetiva calculada a partir do perfil de ressonancia. Assim, a

equacdo 3 pode ser reescrita como:

PHIT — PHIE

Ve rRMN = —PHIT )

Esta equacdo foi aplicada como um dos métodos para o célculo do volume de
argila nos pocos analisados para efeito de comparacdo com os modelos classicos que

utilizam o perfil de raios gama (GR).

Cabe destacar que a equacéo 5 subestima os valores de argilosidade em zonas de
folhelho, devendo nestas regides ser utilizada uma outra abordagem. Como o objetivo
deste trabalho ¢ a analise dos reservatdrios carbonéticos, esta outra abordagem néo sera

adotada. Para maiores informagdes ver Ehigie (2010).
A.4 ldentificacdo das zonas de reservatorio

Em reservatdrios silicilasticos, a combinacdo entre os perfis de neutrdo e
densidade constitui um importante recurso para auxiliar na identificacdo de zonas
portadoras de hidrocarbonetos. Todavia, em reservatérios carbonéticos tal recurso nao
auxilia na identificacdo de tais zonas. Deste modo, neste trabalho, um importante
parametro analisado para auxiliar na identificacdo de possiveis zonas de reservatorios foi

0 reconhecimento de regides com alto teor de finos nas formagdes.

A existéncia de finos/argila em rochas reservatorio é um fator fortemente
incbmodo na avaliacdo da formacéo, pois a sua presenca pode obstruir as conexdes
porosas reduzindo consideravelmente os valores de porosidade e permeabilidade e
impactando negativamente a produtibilidade de hidrocarbonetos. Assim, a depender do
conteddo de finos/argila em uma determinada regido de uma formacdo, esta pode
apresentar comportamento de nao-reservatorio ou representar um reservatorio de baixa

qualidade permo-porosa.

Conforme mencionado na etapa anterior, o conteudo de argila em uma formacéo
pode ser determinado usando as respostas da ferramenta de RMN. Todavia, os métodos
mais empregados para a determinacao do volume de argila séo baseados no uso do perfil
de raios gama (GR). Assim, para efeito de comparacdo entre os métodos e para a

determinacdo do volume de argila no pogo em que os dados de RMN nédo estavam
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disponiveis, a argilosidade também foi calculada para os dezessete pocos usando o perfil
de GR.

Inicialmente, a curva de raios gama foi analisada de forma a fornecer os
pardmetros necessarios para o calculo do indice de Raios Gama (IGR), utilizado nos
calculos convencionais de estimativa de argilosidade (V¢ ggr)-

GR - GRyin

IGR = . (6)
GRmax - GRmin

Com base na idade da rocha, foi utilizada para a determinacdo do conteddo de

argila a equacdo de Larionov (1969) para rochas antigas:

Ve gr = 0,33 [220xI6R — 1], (7

A andlise das curvas de estimativa de argilosidade, obtidas a partir das equagdes
5 e 7, em conjunto com os perfis de raios gama e ressonancia permitiram a identificacao

das possiveis zonas de reservatorio.
A.5 Determinacéo da porosidade

A porosidade é a relacdo entre o volume de espagos vazios de uma rocha e o
volume total da mesma. Ela pode ser dividida em total e efetiva. A porosidade total
representa o volume total de vazios, enquanto a efetiva considera somente 0s espagos
vazios interconectados. Nery (2013) destaca que a porosidade efetiva é a mais importante
comercialmente e, por isso, € o tipo de porosidade desejavel nos calculos de interpretacoes
dos perfis. Além do perfil de RMN, mencionado anteriormente, outros perfis de pocos
fornecem medidas de porosidade. Os outros perfis responsaveis por fornecer essa
propriedade sdo os perfis de neutrdo (NPHI), snico (DT) e densidade (RHOB). Também
¢ comum, principalmente para carbonatos, a determinacdo da porosidade por meio da
combinagdo dos perfis de neutrdo e densidade. Entretanto, é relevante destacar que as
equacdes que definem o calculo de porosidade efetiva, tanto pelo método de RMN quanto
pelos outros métodos supracitados, a consideram como a porosidade total menos o
contetdo de argila presente na formacao. Desta forma, ndo é possivel estabelecer relacdes
de conectividade de poros a partir destas estimativas que ndo levam em consideracao as

relaces de garganta de poro.
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Para os pocos que possuem dados de RMN, foram utilizadas as curvas de
porosidade provenientes deste método, devido a boa correlacdo que estas apresentaram
com os dados de laboratorio fornecidos pela ANP. Porém, nem todos os pogos analisados
possuem dados de RMN. Assim, a fim de verificar qual o melhor método a ser utilizado
para o célculo de porosidade quando os dados de RMN néo estdo disponiveis, 0 presente
trabalho selecionou dois pogos para o célculo das porosidades total e efetiva utilizando
os perfis de neutrdo, densidade e sonico.

Os dois pocos escolhidos para a realizacdo dos testes correspondem a pocos que
possuem tanto dados de RMN quanto valores de porosidade medida em laboratdrio, de
forma a permitir a calibracdo destes com as porosidades calculadas pelos métodos de
densidade, sonico e neutrdo-densidade. Por meio destes perfis é possivel calcular tanto a
porosidade total (@) como a porosidade efetiva (@,). Todavia, o calculo da @, estd
vinculado a influéncia da presenca de argila, dependendo de parametros como o volume
de argila. As estimativas da porosidade total (@, 5,) e da porosidade efetiva (@, p) a partir
do perfil de densidade sdo fornecidas, respectivamente, pelas seguintes equacdes
(DEWAN, 1983; SCHON, 1996):

Pma — Pp
Oep =———, 8
bp Pma — Pr ( )

(Z)e,D = Q)t,D - (Vclay X (Z)t,D,clay)a (9)

nas quais p,,, é a densidade média dos grdos minerais que formam a matriz, p, é o
registro do perfil de densidade, p; € a densidade do filtrado de lama, V;,y € a estimativa
de argilosidade e @, p ¢4, € @ porosidade aparente na zona de folhelho. Esta é expressa
por:

Pma — Pclay

) 10
Pma — Pr ( )

Q)t,D,clay =

onde pq, € 0 registro do perfil de densidade em uma zona de folhelho.

A partir do perfil sonico, a estimativa da porosidade total (@, s) corresponde a
(DEWAN, 1983; SCHON, 1996):
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_At—Aty,

ts = —Atf — At (11)

na qual At, At,,, e Aty sdo, respectivamente, os intervalos de tempo de transito sonico da
formacéo, da matriz sélida e do fluido de perfuracéo. Ja o célculo da porosidade efetiva

por meio do perfil sénico (@, s), € dado por:
(De,S = (Dt,S - (Vclay X (Dt,S,clay)’ (12)

na qual a porosidade aparente na zona de folhelho (@ c14y) Usando o perfil sonico,
equivale a:

Atclay - Atma

Aty — Aty (13)

(Dt,S,clay =

na qual At.q, corresponde ao tempo de transito sonico em uma zona de folhelho.

Por fim, a porosidade total calculada pela combinacdo dos perfis de neutrdo e
densidade (@, yp) é dada por (DEWAN, 1983):

Denp = 6D p + (1 —8)Dy, (14)

com 0,5 < 6 < 1,0. Segundo Asquith & Gibson (1983), em zonas de &gua 6 = 0,5, assim,

a equacdo 13 € amplamente utilizada da seguinte forma:

Oy + 0
Qt,ND = %- (15)

Por sua vez, a porosidade efetiva obtida pela combinacao dos perfis de neutrdo e
densidade (@, yp) corresponde ao valor médio das porosidades efetivas de densidade

(D¢ p), descrita pela equacéo 9, e neutréo (@, y ), €Xpressa por:

Q)e,N = Oy — (Vclay X QN,clay)a (16)
na qual @y € o registro do perfil de neutréo, V,y € a estimativa de argilosidade e @y ¢4y
é o registro do perfil de neutrdo em uma zona de folhelho. Desta forma, a porosidade

efetiva a partir da combinagcéo dos perfis de neutréo e densidade (@, yp), pode ser escrita
como (SCHLUMBERGER, 1989):
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@e + me
(De,ND = % (17)

Os testes realizados nos dois pocos selecionados revelaram que o método que
apresentou melhor correlagdo com as porosidades provenientes do RMN e dos dados de
laboratdrio foi o que utiliza a combinacéo dos perfis de neutrdo e densidade. O software
utilizado, ao calcular as porosidades total e efetiva a partir do método neutrdo-densidade,
gera uma curva de densidade da matriz, denominada RHOMA. Como estes dois pocos
também possuiam valores de densidade medida em laboratorio, esta foi utilizada para
verificar a acuracia da curva de RHOMA calculada pelo programa. Foi observada uma
boa correlacéo entre os dados de laboratério e a curva RHOMA gerada pelo programa.
Assim, este foi mais um aspecto que ajudou a reforcar a confiabilidade do método
neutrdo-densidade para o calculo das porosidades total e efetiva, quando da auséncia das
curvas de RMN. Entretanto, é importante salientar que as porosidades provenientes do
RMN ainda sdo as que melhor se ajustaram aos dados de laboratério e, portanto, as mais
adequadas para a realizacdo dos célculos de saturacdo de &gua e net pay. Todavia, como
0 poc¢o 9-BUZ-8-RJS nédo possui dados de RMN, para este foram utilizadas as porosidades
total e efetiva calculadas pelo método da combinacdo neutrdo-densidade. Além disso,
buscando a determinacdo da curva de densidade da matriz (RHOMA) para os dezessete
pocos, o célculo da porosidade a partir da combinacéo neutrdo-densidade foi realizado
para todos 0s pogos.

A.6 ldentificacdo dos fluidos

Para a identificacdo dos tipos de fluidos presentes nos reservatorios foram
utilizadas as informacdes disponiveis nos testes de formacdo realizados nos pocos,
fornecidos pela ANP, e a interpretacao do perfil de resistividade. Isto permitiu determinar
as zonas portadoras de hidrocarbonetos, as zonas portadoras de dgua e o contato 6leo-

agua, quando presente.

O perfil de resistividade € amplamente empregado para a identificacdo do tipo de
fluido armazenado no reservatério, pois os valores de resistividade para uma formagéo
porosa serdo elevados em regides portadoras de hidrocarbonetos e baixos em regides
saturadas com &gua salgada. Outro método utilizado com frequéncia é a analise do
gradiente de pressao, que permite diferenciar zonas de gés, 0leo e 4gua e determinar os
contatos entre estes. Tal separacdo entre gas, 0leo e agua é feita a partir da identificagdo
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de diferentes tendéncias nos valores de pressdo que podem ser relacionadas aos diferentes

tipos de fluidos. A Figura 25 ilustra como é realizada a analise desses gréaficos.

Pressao (psi)

+- G/O —“.— —.—-—-— (Contato gds-6leo

1._ oA _._._ X _._ contato Oleo-agua

Profundidade (m)
e

Figura 25: Exemplo de grafico de gradiente de pressao para identificacéo de tipos de fluidos e contatos
entre eles em uma formagéo.

A identificacdo dos tipos de fluidos e do contato 6leo-agua foi determinada com
base na realizacdo de trés analises: tipos de fluidos citados nos relatérios dos testes de
formacao, construcdo de graficos de gradiente de presséo e andlise da resistividade dos

perfis de pocos.

Inicialmente foram organizados e separados para cada pogo o tipo de fluido e o
valor da pressdo estatica referente a cada profundidade analisada no teste de formacao.
Deste modo, observou-se que nenhum dos dezessete pocos mencionava a presenca de
gas, apenas de 6leo e dgua como fluidos presentes nas formacdes. Além disso, com base
na ultima mencdo a presenca de 6leo e na primeira mencdo a presenca de agua nos
relatorios, foi possivel fazer uma determinacédo prévia do possivel intervalo onde estaria

0 contato 6leo-4gua nos pogos.

Em seguida, foram construidos os graficos de gradiente de pressdo visando
corroborar as observacoes feitas na analise dos relatorios. Para isso, os valores de pressdo
estatica que sdo fornecidos em kgf/cm2 foram convertidos para psi, por meio da
multiplicacdo destes pela constante 14,22. Com os valores de presséo na unidade correta

(psi), foram construidos os graficos de pressdo (psi) x profundidade (m). Na anélise
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gréfica, foram observadas no maximo duas tendéncias distintas. Ou seja, alguns pocos
apresentaram apenas uma tendéncia para os dados, indicando conforme o relatorio,
apenas a presenga de Oleo em toda sua extensdo. Outros pocos apresentaram duas
tendéncias distintas, corroborando a informacdo dos relatorios sobre a presenca de dois

tipos de fluidos: 6leo e agua.

Por fim, com base nas observacdes e intervalos definidos previamente, as curvas
de resistividade profunda dos pocos foram analisadas para definir a zona de transicéo e a

profundidade especifica do contato 6leo-agua.

Assim, a partir da avaliacdo conjunta destes parametros foi definido o contato
6leo-agua (0/A) para os pocos que o possuiam e confirmado que ndo ha presenca de gas,
apenas de dleo, nas formagoes.

A.7 Determinacéo da saturacdo de agua

A saturacdo de dgua pode ser definida como a fracdo volumeétrica de agua presente
nos poros de uma rocha. Sua estimativa é objeto de estudo para a realizacdo da anéalise de
reservas, auxiliando no célculo da quantidade de hidrocarbonetos que podem ser

explorados economicamente.

De acordo com Crain (2019b), em um reservatorio acima do contato da agua, a
saturacdo de agua irredutivel é igual a saturacdo real. Mas, em zonas de transicao, de dgua
e depletadas, a saturacdo de agua irredutivel é menor do que a saturacao real. A zona de
transicdo pode ser definida como o intervalo do reservatorio em que ocorre a mistura de
hidrocarbonetos com &gua da formacao, ou seja: acima desta zona, encontram-se apenas

hidrocarbonetos e abaixo dela apenas agua.

Dentre os métodos convencionais empregados para o calculo da saturacdo de
agua, o mais utilizado ¢ a saturacdo de Archie (1942). Esta equacao é apropriada para
reservatorios com baixo conteudo de argila. Em carbonatos, devido a heterogeneidade e
complexidade dessas rochas, a determinacdo adequada dos parametros da equacdo de
Archie se torna um desafio. Assim, tal equacdo deve ser empregada com cautela em

reservatorios carbonéticos.

Um método que tem sido empregado com frequéncia para carbonatos é o célculo
da saturacdo a partir dos perfis de RMN (EZEKWE, 2011; TARIQ et al., 2019), uma vez
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que tal equacdo ndo depende de parametros associados a matriz da rocha. Porém, a
saturacdo de agua a partir de RMN consiste na saturacdo de agua irredutivel, que tende a
subestimar os valores de saturacdo de agua abaixo da zona de transi¢do. Assim, se faz
necessaria a utilizacdo de métodos convencionais para o calculo da saturacdo de agua

abaixo da zona de transicéo.

Deste modo, neste trabalho o célculo da saturacdo de agua foi dividido em trés
partes (Figura 26). No intervalo portador de 6leo, a saturacdo de agua foi calculada a
partir dos perfis de RMN. Na zona de transicao, a equacéo de Archie (1942) foi aplicada.
Abaixo do contato 6leo-agua (O/A), a saturacdo de &gua foi considerada igual a 1. Para o
poco que ndo possuia dados de RMN a equacdo de Archie foi utilizada para todo o

intervalo acima do contato 6leo-agua.

Saturagdo de agua

RMN
Zonade | | Saturagdo de dgua
_Contato o/a | _fransicdo | | Archie (1942)
Zona ' Saturacgdo de 3dgua
com —
4gua lgual a 1

Figura 26: Metodologia adotada para calculo de saturacdo de agua nos pog¢os analisados.

A saturacdo de agua irredutivel calculada pelos perfis de ressonancia é dada pela
seguinte equacdo (CRAIN, 2019b):

BVI

' = — 18
SerRMN PHIE ( )

O volume de agua irredutivel (BVI) pode ser reescrito como:
BVI = PHIE — FF, (19)

na qual PHIE corresponde a porosidade efetiva calculada pelo perfil de RMN e FF ao

contetdo de fluidos moveis livres. Assim, a equagdo 18 pode ser reescrita como:
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PHIE — FF
SwirRMN = W (20)

A equacdo 20 foi adotada para o célculo da saturacdo de &gua nas regides
portadoras de 6leo nos dezesseis pogos que possuem dados de RMN.

Para o calculo da saturacdo de &gua (S,, ), utilizando a equacédo de Archie (1942),
¢ preciso determinar parametros como a resistividade da agua (R,,), 0 coeficiente de
cimentacdo (m), o expoente de saturacdo (n) e o fator de tortuosidade (a). O valor de a €

tipicamente definido como igual a 1 para rochas carbonaticas (KEAREY et al., 2009).

Uma vez que o valor da resistividade da agua (R,,) ndo estava disponivel para
nenhum dos pocos, este foi obtido a partir da metodologia que utiliza as informacdes de
salinidade da agua e temperatura da formacao. As outras técnicas para a determinacéo da
resistividade da agua, como a que utiliza a concentracdo de ions e a que emprega o perfil

de potencial espontaneo ndo puderam ser adotadas devido a auséncia de dados.

A temperatura da formacdo foi calculada para os dezessete pocos a partir do
gradiente de temperatura do campo e da temperatura maxima registrada, ambos
disponiveis nos relatérios e/ou cabecalhos dos pocos. A equacdo utilizada pelo software

para o célculo da temperatura da formacéo (FTEMP) é expressa por:

FTEMP = TLT + ((depth — TLI) X (gradFT)), (21)

na qual TLT é temperatura na profundidade TLI, depth é a profundidade e gradFT é o

gradiente de temperatura do campo.

A salinidade da dgua de formacdo encontrava-se disponivel nos relatérios de teste
de formacdo de apenas dois pocos. Assim, a resistividade da agua foi inicialmente
calculada para estes dois pocos, a fim de verificar se havia correlagéo entre os valores de
R,,. Como os valores de R, obtidos para os dois pocos foram iguais, este foi considerado
como o valor de R, a ser utilizado para o campo e, portanto, adotado para 0s dezessete

pOCoOs.

De posse do valor de R, e dos valores de m e n, obtidos em um relatério de
propriedades elétricas medidas em laboratorio para um dos pocos, a equacdo de Archie

(1942) foi utilizada para o célculo da saturacéo de agua (S,,,):
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s = ()’

na qual R, é a resistividade medida pelo perfil e @ é a porosidade total. A porosidade total
empregada para este calculo foi a proveniente do perfil de RMN. Para 0 pogo que nao
possuia dados de RMN, foi utilizada a porosidade total calculada pelo método de neutrédo-

densidade.

A.8 Somas e médias

O principal passo desta etapa foi a determinacéo dos valores de corte (cutoffs),
responsaveis por estabelecerem a separacao entre as zonas de interesse e as zonas de baixa
produtividade ou improdutivas. A partir destes valores foi possivel obter as somas e
médias de importantes pardmetros do reservatorio como volume de argila, porosidade
efetiva e saturacdo de hidrocarbonetos e definir os cutoffs mais adequados para cada

parametro a ser utilizado no calculo de net pay.

Net Pay

O net pay corresponde a um subintervalo da formagdo que compreende
reservatorios com um volume significativo de hidrocarbonetos potencialmente
exploraveis. Ele representa um parametro chave na avaliacdo de reservatorios, pois
permite identificar as secdes que possuem qualidade permo-porosa suficiente para
armazenar e produzir volumes significativos de hidrocarbonetos (WORTHINGTON,
2010).

Os dados de entrada utilizados para o célculo do net pay nos dezessete po¢os
correspondem as curvas de volume de argila (V¢ rmn), porosidade efetiva (PHIE) e
saturacdo de 4gua (SW) e seus respectivos cutoffs. Para a porosidade efetiva e o volume
de argila foram utilizadas as curvas provenientes dos perfis de RMN. No po¢o em que 0s
dados de RMN néo estavam disponiveis, utilizou-se a porosidade efetiva calculada pelo

método neutrdo-densidade e o volume de argila estimado a partir do perfil de raios gama
(Vcl_GR)-

Para a determinacdo do net pay, o software segue um fluxo de célculos que se
inicia com a determinagdo do intervalo de “net rock”, passa pela definigdo do intervalo

de “net res” e, finalmente, resulta no “net pay”. O intervalo “net rock™ corresponde a
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regido da formacao que é livre de argila, sendo determinado a partir da ativacdo do cutoff
para a curva de V; grmn. Dentro do intervalo “net rock”, o software habilita os cutoffs de
Ve rmn € PHIE para determinar as possiveis regides de reservatorio (“net res”). Por fim,
para determinar o intervalo que contém hidrocarbonetos, denominado “net pay”, o
software leva em consideragéo os cutoffs para todas as curvas, ou seja, V¢ rmn, PHIE €
SW. A Figura 27 apresenta de forma esquematica a metodologia empregada e 0s

parametros gerados para a obtencdo do net pay.

NET GROSS NET RES NET PAY

Parte da rocha
que é livre de
argila

Ativa todos os cutoffs:
vcl_RMNJ' PHIE e Sw-

Ativa os cutoffs de
ch_RMN e PHIE.

Ativa apenas o cutoff
de VCI_RMN'

Figura 27: Representacdo da leitura realizada e cutoffs adotados pelo software Techlog (Schlumberger)

para o calculo de pardmetros como “Net Rock”, “Net Res” e “Net Pay”.

B) Analise estatistica

Além da andlise das curvas dos perfis de pocos, foram calculados os valores de
moda e média aritmética dos principais parametros (elasticos e de reservatdrio) dos

dezessete pocos estudados.

A média aritmética é calculada somando todos os valores de um conjunto de dados
e dividindo-os pelo nimero de elementos deste conjunto. Ja a moda é uma medida

estatistica que representa o valor mais frequente de um conjunto de dados.

Como as propriedades de reservatério apresentam grande variabilidade ao longo
dos pocos analisados, buscou-se também comparar essas propriedades de forma

quantitativa entre as formagdes Itapema e Barra Velha no Campo de Buzios. Para isto
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foram calculadas as médias ponderadas das seguintes propriedades: PHIT, PHIE, FF,
KTIM, V¢ rmn, SW e net-pay. O calculo da média ponderada (M P) foi realizado usando
a seguinte equacao:
™ a; X h;
MP = lln—lhl (23)
1=1""1
na qual n € nimero de pocos (dezesseis ou dezessete a depender da propriedade); i

representa o poco; a € a propriedade medida; h a espessura da formacao.

C) Crossplots de fisica de rochas

A fisica de rochas permite correlacionar os pardmetros petrofisicos com 0s
parametros elasticos, representando uma etapa importante na caracterizacdo de
reservatorios. Segundo Avseth et al. (2005), a correlacéo entre tais pardmetros pode evitar
ambiguidades na interpretacdo sismica, além de desempenhar um papel importante na
inversdo sismica. Assim, nesta etapa foram calculados, utilizando as curvas de densidade
(RHOB) e de tempos de transito sénico (DT) e cisalhante (DTSM), os seguintes parametros

elasticos:

(@) Velocidade da onda P (Vp)

As ondas primarias ou P sdo assim denominadas, pois sdo as primeiras a serem
registradas pelos sismografos. Também conhecidas como ondas compressionais ou
longitudinais, elas se propagam por deformacdo uniaxial (compressdo e expansao) na
direcdo de propagacdo da onda. O movimento das particulas associado a passagem desta
onda envolve oscilagdo, em torno de um ponto fixo, na direcdo de propagagdo (KEAREY
et al., 2009). A velocidade da onda P pode ser determinada a partir do perfil sdnico, uma

vez que ela corresponde ao inverso do tempo de transito sonico, ou seja:
Vp = 1/DT. (24)
(b) Velocidade da onda S (Vs)

As ondas secundarias ou S sdo sempre detectadas pelos sismégrafos apds a
chegada da onda P. As ondas secundarias, também denominadas ondas de cisalhamento
ou transversais, propagam-se com deslocamento de particula perpendicular a direcéo de
propagacdo da onda. Assim, 0s movimentos das particulas individuais envolvem

oscilacéo, ao redor de um ponto fixo, num plano perpendicular a direcdo de propagacéo
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daonda (KEAREY et al., 2009). A velocidade da onda S pode ser obtida a partir do perfil
de tempo de transito cisalhante (DTSM), uma vez que ela corresponde ao inverso da

resposta fornecida por esse perfil, ou seja:

Vg = 1/DTSM. (25)

Neste topico cabe destacar que, conforme a Tabela 1, apenas 10 pogos possuiam
o perfil de tempo de transito cisalhante e, portanto, sé foi possivel calcular Vg para estes

POGOS.

Alem disso, para o calculo de ambas as velocidades (V,, e V) deve-se atentar para
a unidade. Em geral, as curvas de tempo de transito estdo em us/ft. Portanto, fez-se
necessaria a conversao de unidade para obtencdo das velocidades em m/s. Para isso, 0S
valores calculados de Vp e Vs (equacdes 24 e 25, respectivamente) foram multiplicados
pela constante 304800.

(c) Impedancia acustica (IP)

Numa interface entre diferentes camadas de rochas, litologias e parametros
elasticos, ha geralmente uma mudanca na velocidade de propagacdo das ondas. Tal
variacdo é resultante das diferentes propriedades fisicas das litologias. Em tal interface, a
energia contida em um pulso sismico incidente é separada em pulsos transmitidos e
refletidos. As proporcdes relativas das energias transmitidas e refletidas sdo determinadas
pelos contrastes de velocidades compressionais e cisalhantes, densidades e angulo de
incidéncia (AKI & RICHARDS, 1980). A impedancia acustica depende da velocidade
compressional de propagacao (Vp) e da densidade da rocha (RHOB), sendo definida pelo

produto:

IP = RHOB X Vp. (26)

(d) Razao Vp/Vg

Avseth et al. (2005) afirmam que as relagdes entre Vp e Vs sdo chave para a
determinacdo da litologia a partir do dado sismico ou sdnico. Além disso, elas também
podem ser utilizadas para a identificacdo de fluidos nos espagos porosos usando, por
exemplo, analise AVO (amplitude versus offset). Assim, de acordo com os autores, a

razdo Vp/Vs € um bom indicador da presenca de hidrocarbonetos, principalmente gas, e
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tem a capacidade de discriminar litologias. A razdo Vp/Vs é determinada a partir da

divisdo das velocidades obtidas em (a) e (b).

Como mencionado anteriormente, a velocidade da onda S (Vs) s6 pOde ser
calculada para os dez pogos que possuem o perfil de tempo de transito cisalhante (DTSM).

Por este motivo, a razdo Vp/Vg também sé foi calculada para estes pocos.

Esses parametros elasticos, que também podem ser obtidos a partir da inverséo
sismica, auxiliam na distincdo de fluidos e de litologias. Na fase de avaliacdo de
formagdes foi observado um comportamento heterogéneo da Fm. Barra Velha em grande
parte dos pogos. Trés deles apresentaram uma resposta bastante peculiar na maioria dos
perfis, proximo ao topo da Fm. Barra Velha. A fim de melhor entender as
heterogeneidades observadas nesta formacéo e, principalmente, o comportamento distinto
notado nos pocos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS, foram
construidos crossplots de fisica de rochas para cinco pogos da formacdo. Tais pogos
incluem os trés mencionados acima e 0s po¢os 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS. Os
crossplots utilizaram parametros elasticos e petrofisicos calculados a partir dos perfis

geofisicos de pocos.

Uma vez que 0s pogos estdo saturados com 6leo na Fm. Barra Velha, a analise
desses crossplots visa a obtencdo de informacdes acerca das litologias desta formacédo e
suas relagdes com as propriedades elasticas. Além disso, busca-se entender como tais
aspectos relacionam-se com as heterogeneidades observadas, auxiliando na identificagdo

de padrdes que possam ser reconhecidos na sismica.
D) Correlacéo rocha-perfil-sismica

A integracdo de dados é decisiva para uma caracterizacdo adequada dos
reservatorios. Em reservatérios carbonaticos, que apresentam grande variacao lateral e
vertical, tal procedimento € essencial para uma representacdo mais robusta de suas

propriedades.

Os dados de testemunho ou de amostras laterais fornecem informacdes diretas e
precisas sobre a composicéo e as propriedades da rocha. Assim, os dados de rocha sdo
fundamentais para a reducdo de incertezas e para a calibragdo com as analises

provenientes dos perfis de pogos.
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A integracdo entre dados de pocos e sismicos também possui grande relevancia.
Os dados de pocos apresentam uma alta resolugéo vertical quando comparados aos dados
sismicos. Estes, por sua vez, possuem como importante caracteristica a grande
continuidade espacial e resolucdo lateral. Essa propriedade do dado sismico permite
identificar aspectos estruturais, a geometria dos depdsitos e as suas variacdes laterais.
Deste modo, a integracdo entre perfil e sismica possibilita que feicbes observadas nos
pocgos sejam correlacionadas com determinados refletores nas secdes sismicas. Além
disso, esta correlacdo permite a identificacdo da possivel continuidade lateral de

determinados padrdes observados nos perfis.

Conforme destacado previamente, na fase de avaliacéo de formagdes, foi realizada
a correlacdo entre os dados de rochas e os perfis geofisicos de pocos. Assim, na fase IV
busca-se integrar essa correlacdo com os dados sismicos, realizando uma correlacao
rocha-perfil-sismica. Com isso, pretende-se verificar se as heterogeneidades observadas
nos pocos, principalmente na Fm. Barra Velha, podem ser identificadas na sismica e se
possuem ou ndo continuidade lateral. Além disso, buscou-se avaliar também a relacdo
entre o comportamento observado nos pocos e a resposta sismica na regido da base das

coquinas.

Uma vez que o dado sismico utilizado estava em profundidade, ndo houve
necessidade de geracdo de modelo de velocidade, conversdo tempo-profundidade e nem

de amarragédo dos pocos.

Assim, a interpretacdo sismica foi realizada em profundidade e consistiu na
identificagdo das principais falhas, no reconhecimento dos principais refletores — que em
geral sdo aqueles que apresentam maior amplitude e grande continuidade lateral, e na

interpretacdo das unidades estratigraficas balizada pelos dados de po¢os.

Inicialmente foram selecionadas duas crosslines (Cross 1 e Cross 2, vide Figura
22) para o reconhecimento e mapeamento dos principais refletores e discordancias. Foram
identificadas as falhas geoldgicas e mapeados o topo do basalto (topo da Fm. Camboriu),
a discordancia Jiquid/Buracica (intra-Barremiano) (topo da Fm. Picarras), a discordancia
pré-Alagoas (topo da Fm. Itapema) e a base do sal (topo da Fm. Barra Velha). A
discordancia intra-Alagoas também foi mapeada nas regides em que era possivel ser

visualizada.

76



Em seguida, a fim de melhor compreender o carater sismico e a continuidade
lateral das heterogeneidades observadas na Fm. Barra Velha nos pogos 8-BUZ-5-RJS e
9-BRSA-1159-RJS, foram determinadas trés linhas arbitrarias para a interpretagdo
sismica. Tais linhas, denominadas A, B e C passam por estes po¢os e por pocos que estdo
alinhados a eles nas direcdes OSO-ENE e SSE-NNO, conforme Figura 22. Cabe destacar
que 0 po¢o 3-BRSA-1064-RJS ndo foi incluido nesta analise, pois 0 imageamento sismico
estava muito ruim na regido proxima a ele, comprometendo a interpretacéo. Nestas linhas
arbitrarias também foram identificadas as principais falhas, mapeados os horizontes
identificados na interpretacdo das crosslines e realizada uma intepretacdo sismica mais
detalhada, balizada pelos dados dos pocgos e de rocha que forneceram informacoes
relevantes sobre a litologia. Assim, buscou-se relacionar determinados padrbes
observados nos poc¢os a certas respostas sismicas, realizando uma correlacdo entre os

diferentes tipos de dados.

Tal integracdo entre rocha-perfil-sismica permitiu a elaboracdo de modelos
geoldgicos simplificados que buscam mostrar a variacdo vertical e lateral dos
reservatorios carbonaticos das formacoes Itapema e Barra Velha nas linhas arbitrarias

selecionadas.
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4. Resultados

Neste capitulo sdo apresentados os resultados referentes as fases de Avaliacdo de
Formacdes, Crossplots de Fisica de Rocha e Integracdo rocha-perfil-sismica descritos na
metodologia. Tais resultados sdo fruto da analise de dados de rocha e de perfil de
dezessete pocos e cinco se¢des sismicas (duas crosslines e trés linhas arbitrarias) na regiao
do pré-sal do Campo de BUzios, Bacia de Santos.

4.1. Avaliacdo de Formagoes

Antes da interpretacdo e geracdo de resultados a partir dos perfis geofisicos foi
realizada a anéalise dos relatorios disponiveis para os pog¢os. Tal andlise foi fundamental
para o reconhecimento inicial das principais litologias presentes nas formacdes Itapema
e Barra Velha, para a identificacdo dos tipos de hidrocarbonetos existentes e para a
determinacdo do contato 6leo-agua nos pogos. Os relatérios utilizados correspondem a
perfis compostos, testes de formacdo, relatorios finais de pogo exploratério e relatérios

de petrofisica bésica e avancada.

Acerca das litologias, as principais informacg6es foram retiradas de descri¢des de
amostra lateral contidas nestes relatérios, ja que as informacdes de testemunho estavam
incompletas e/ou pouco detalhadas. Sete pocgos dispunham de descricdes de amostra

lateral, permitindo a coleta das informaces a seguir.

Na Fm. Itapema, as coquinas sdo a litologia de maior predominancia. Elas
perfazem cerca de 53% a 74% da formacdo nos poc¢os analisados. A segunda litologia
mais recorrente sdo 0s mudstones, que podem chegar a compor 35% desta formacéo. Os
calcarios também aparecem em mais de um pogo com certa frequéncia, embora a presenca
destes em um mesmo poco ndo ultrapasse os 11%. Tais calcarios, diferente dos
encontrados na Fm. Barra Velha néo sdo descritos como microbiais e se referem tanto a
calcarios cristalinos quanto a calcarios creme e/ou cinza claros. Com isso, observa-se que
a presenca da coquina € sempre majoritaria na Fm. Itapema. Outras litologias descritas na
Fm. Itapema correspondem a dolomitos e diabasio. Esta ultima & mencionada de forma

pontual em apenas um dos po¢os, proxima a base da Fm. Itapema.

Ja na Fm. Barra Velha, os calcarios séo a litologia predominante, compondo de
74% a 100% da formacdo nos pocgos analisados. Cerca de 90% destes calcarios séo

descritos como microbiais. Esses calcarios microbiais podem ser esferuliticos,
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estromatoliticos e/ou laminados. Os dois primeiros tipos ocorrem com uma frequéncia
muito maior do que os laminados. Depois dos calcarios, a litologia que esta presente de
maneira mais recorrente sdo os mudstones, que perfazem de 5% a 8% da formagédo em
alguns dos pocos analisados. Outras litologias que também sdo mencionadas na Fm. Barra
Velha, mas que ocorrem com baixa frequéncia e por vezes sé aparecem em um dos pogos,
correspondem a grainstones, packstones, rudstones, wackestones, silexitos, brechas
carbonaticas e dolomitos.

A partir da analise dos relatorios, foi possivel relacionar a resposta dos perfis com
as descricdes de amostra lateral. Em alguns pocos, foram identificados aumentos
expressivos do perfil de GR na passagem da Fm. Itapema para a Fm. Barra Velha. De
acordo com as informacdes das descri¢des de amostra lateral, em alguns pogos tais picos
estdo associados a folhelhos da Fm. Itapema e em outros pogos correspondem a
mudstones ou carbonatos ricos em matéria organica da Fm. Barra Velha. Uma vez que 0s
depdsitos da Fm. Itapema correspondem ao andar Jiquid, quando os aumentos de GR
estdo associados a folhelhos desta formacao, o presente trabalho optou por coloca-los em
uma zona separada denominada “folhelho Jiquia”. Isto é feito para que tal intervalo, que
ndo constitui uma zona de interesse, ndo interfira nos célculos petrofisicos realizados para
a Fm. Itapema. Sobre a nomenclatura “folhelho Jiqui4a”, vale destacar que esta ¢ utilizada
apenas para referenciar o folhelho pertencente a Fm. Itapema que se encontra na transicédo
entre esta e a Fm. Barra Velha. Para saber se de fato estes folhelhos sdo do andar Jiquia,

seria necessaria a analise de ostracodes, o que ndo foi realizado por este trabalho.

Alguns pogos, apresentam um aumento acentuado do perfil de GR na transigédo
entre as formacdes Itapema e Barra Velha, mas ndo possuem descricbes de amostra
lateral. Todavia, foi possivel observar um padrdo nos pocos que apresentam descricdes
de amostra lateral, que permite tragar um paralelo com os que ndo dispéem deste tipo de

informagéo.

Em todos os pogos onde o0 aumento de GR estava atribuido ao final da deposicéo
da Fm. Itapema, ele era correspondente a folhelhos desta formag&o. Nos pogos em que tal
aumento ocorria no inicio da deposicdo da Fm. Barra Velha, este era devido a presenca
de mudstones ou matéria organica associada aos carbonatos. Além disso, foi possivel
determinar um certo padrdo para o comportamento dos perfis referente a cada litologia

(folhelho, mudstone, calcario com matéria orgéanica). Com base nessas analises este
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trabalho inferiu para 0s pocos que nédo apresentavam descricao de amostra lateral, a qual
formagéo e litologia poderiam ser associados os aumentos de GR que ocorrem na
transicdo das formacoes.

Além da analise sobre a litologia, também foram extraidas informacdes sobre o
tipo de fluido presente nas formagdes. Isto permitiu constatar que tanto na Fm. Itapema
quanto na Fm. Barra Velha o Unico hidrocarboneto mencionado € o 6leo. Também foram
coletados dos testes de formagao os valores de pressao que permitiram a construgdo dos
gréficos de gradiente de pressdo. A Figura 28 ilustra o grafico de gradiente de pressédo
feito para o po¢o 9-BRSA-1159-RJS.
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Figura 28: Grafico de gradiente de pressdo para 0 pogo 9-BRSA-1159-RJS

Estes graficos de gradiente de pressao foram construidos para os dezessete

pocos, visando auxiliar na determinacdo do contato 6leo-agua.

4.1.1. Avaliacdo qualitativa dos perfis

Apos a andlise dos relatorios foram realizadas a interpretagdo e os calculos
utilizando os perfis geofisicos de pogos. Em uma primeira anélise visual das curvas, foi
possivel identificar alguns padrbes e comportamentos principais nas formacdes Itapema
e Barra Velha. De modo geral, o comportamento da Fm. Itapema ndo variou muito ao
longo dos pocos analisados. Em 13 poc¢os (76% dos pocos), a Fm. Itapema se mostra mais

homogénea, apresentando baixos valores de raios gama — que parecem refletir uma
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formagéo com baixo conteudo de argila — e apresentam boas propriedades permo-porosas.
Os outros quatro pocos (24% dos pogos) apresentam maiores variagdes nos valores de
raios gama, embora também tenham boas propriedades permo-porosas. Destes quatro

poc¢os, metade ndo apresenta reservatdrios de hidrocarbonetos na Fm. Itapema.

A andlise prévia das curvas da Fm. Barra Velha mostrou um carater mais
heterogéneo para esta formacdo, sendo possivel identificar pelo menos cinco tipos
distintos de comportamentos. Seis pocos apresentaram propriedades permo-porosas bem
distribuidas ao longo de todo o intervalo da formacdo, apesar de exibirem uma
consideravel variagdo dos valores de raios gama e um conteudo de finos aparentemente
mais elevado. Quatro pogos mostraram uma queda na qualidade das propriedades permo-
porosas, com diminuicdo consideravel das porosidades e permeabilidades, na regido mais
préxima ao topo da Fm. Barra Velha. Foi observado em trés pogos um comportamento
bastante peculiar na parte superior desta formacédo, que afeta consideravelmente quase
todos os perfis geofisicos e apresenta caracteristicas de ndo-reservatério. Dois pocos
apresentam o perfil de raios gama bastante variavel, refletindo valores mais elevados do
que os visualizados nos demais poc¢os. Por fim, os outros dois pocgos correspondem a
pogos com carater mais homogéneo, baixos valores de raios gama e que possuem uma

boa distribuicdo das propriedades permo-porosas ao longo da formacao.

Devido a grande quantidade de poc¢os analisados, foram selecionados cinco pogos
para serem apresentados de forma mais detalhada neste capitulo. Todavia, consta em
anexo, ao final desta dissertagéo, as curvas de entrada e os resultados calculados para os
outros doze pocos. O critério utilizado para a escolha dos cinco pocos foi conferir maior
énfase aos pocos que possuem comportamentos que podem impactar negativamente a
producdo. Tais pogos consistem nos trés pogos (3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-
BRSA-1159-RJS) que apresentaram um comportamento de ndo-reservatorio na parte
superior da Fm. Barra Velha e em dois dos pogos (2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS) que
exibem uma piora significativa da qualidade das propriedades permo-porosas também na
parte superior desta formagéo. Estes dois pogcos também estdo localizados proximo ao
poco 8-BUZ-5-RJS, o que permitiu a analise conjunta deles nas linhas sismicas
arbitrarias. Todos esses cinco pogos sdo representativos do principal tipo de
comportamento observado na Fm. Itapema: mais homogénea, menor contetido de argila

e com boas propriedades permo-porosas.
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Os layouts exibidos sdo semelhantes para todos 0s po¢os, com exce¢do do poco
9-BUZ-8-RJS que ndo possui dados de RMN e s6 foi perfilado na Fm. Barra Velha. Para
0s outros dezesseis pocos, 0s layouts encontram-se separados por formacéo: Itapema e
Barra Velha. Entretanto, em alguns deles, entre as formacdes Itapema e Barra Velha é
possivel identificar uma regido denominada “Jiquid”, correspondente a folhelhos
pertencentes & Fm. Itapema. Nos layouts, apos os tracks de profundidade e zonas, 0s
primeiros sete tracks correspondem aos dados (curvas disponiveis) e 0s outros quatro aos

resultados (curvas calculadas).

Poco 3-BRSA-1064-RJS

Os dados e os resultados da avaliagdo de formacGes para o0 poco 3-BRSA-1064-
RJS sdo apresentados na Figura 29. O perfil caliper (CAL) possui boa resposta ao longo
do intervalo e ndo apresenta alteracGes consideraveis. Sdo observados somente pequenos
arrombamentos, principalmente na Fm. Itapema. As curvas de porosidade efetiva a partir
do perfil ressonéancia (PHIE) e densidade da matriz (RHOMA) estdo bem calibradas com

os dados de laboratorio.

A Fm. Itapema é mais homogénea em sua resposta e possui valores mais baixos
de raios gama (GR), aparentando ser uma formacéao mais limpa do que a Fm. Barra Velha.
Os Unicos valores elevados de GR presenciados na Fm. Itapema ocorrem proximo ao seu
topo e correspondem ao folhelho Jiquia. Nesta regido de folhelho, os valores da estimativa
de argilosidade a partir de RMN (V¢ rmn) €stdo subestimados. Conforme descrito na
metodologia, este comportamento no intervalo Jiquia ja era esperado, pois uma outra
abordagem para a estimativa de V; gy deve ser utilizada nessas regides. A Fm. Itapema
também apresenta Otimas propriedades permo-porosas, uma alta quantidade de fluidos
livres e baixa saturacdo de agua em sua parte superior, na qual encontra-se o intervalo de

reservatorio de hidrocarbonetos.

Ja a Fm. Barra Velha possui um comportamento bastante heterogéneo e varias
segmentagdes. Proximo a sua base, de 5.684 a 5.665 m observa-se uma regido com
valores de GR mais elevados, valores mais baixos de resistividade (RES), além de
porosidades (PHIT e PHIE) e permeabilidade (KTIM) menores do que as vistas na regido
imediatamente acima. A descri¢cdo de amostra lateral nesta regido, entretanto, menciona

apenas a presenca de calcarios creme claros e/ou cinza escuros.
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Em seguida, de 5.665 a 5.515 m, nota-se uma zona com estimativas de
argilosidade mais baixas, alta quantidade de fluidos livres (FF), porosidade e
permeabilidade elevadas e baixa saturagdo de agua, representando o maior net pay da
formacdo. Nesta regido, nota-se também uma tendéncia de diminuicdo dos tempos de
transito sénico (DT) e sonico cisalhante (DTSM), bem como um aumento da densidade
(RHOB) e diminuicdo do neutrdo (NPHI), da PHIT, da PHIE e da KTIM, indo da base em

direcdo ao topo deste intervalo.

Entre 5.515 e 5.473 m é observado um comportamento peculiar dos perfis. Neste
intervalo, é possivel notar um leve aumento de GR, impactando de maneira pouco
significativa a estimativa de argilosidade (V; gr) estimada por este perfil.
Comportamento contrario é observado a partir da estimativa de argilosidade usando 0s
perfis de RMN (V, rmn), Que apresenta valores bastante elevados na regido. Além disso,
percebe-se uma queda brusca da resistividade e aumento de DT e de DTSM, indicando
uma diminuicdo das velocidades das ondas compressionais (P) e cisalhantes (S). Além
disso, NPHI aumenta, RHOB diminui e os perfis de RMN também sdo muito afetados:
PHIT apresenta valores em torno de 7-9%, PHIE registra valores em torno de 2-4%,
enquanto FF e KTIM sdo proximas de zero. O comportamento das curvas indica uma
possivel influéncia de finos afetando o comportamento deste intervalo, que apresenta

caracteristicas de ndo-reservatorio.

Por fim, no intervalo de 5.473 a 5.427 m, nota-se a resistividade diminuindo
gradualmente e os valores de GR, PHIT, PHIE, FF e KTIM aumentando da base em direcédo

ao topo deste intervalo.
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Figura 29: Perfis do poco 3-BRSA-1064-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema, com o folhelho Jiquia em separado); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB),
neutrdo (NPHI), densidade da matriz (RHOMA), densidade medida em laboratério (DEN); 5) tempos de

transito sdnico (DT) e cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8)
porosidade medida em laboratdrio (PHI_lab) e perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva
(PHIE) e porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM) e permeabilidade medida em
laboratorio (Perm_lab); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V¢ gr) € RMN (V¢ gmn); 11)
saturacdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-4gua (0/A) esta destacado

em cinza.

84



Poco 8-BUZ-5-RJS

Na Figura 30 constam os dados e os resultados da avaliacdo de formacdes para o
poco 8-BUZ-5-RJS. O perfil caliper possui uma resposta estavel ao longo do intervalo,
sem grandes alteragcdes. S&o visualizados apenas alguns picos na Fm. Itapema, que néo
comprometem a andlise dos perfis. Tal po¢o ndo possui dados de laboratério e, portanto,

ndo foi possivel fazer a calibracdo rocha-perfil.

Neste poco, a Fm. Itapema apresenta baixos valores de GR, que aumentam em
direcdo ao topo da formacgdo. Abaixo da regido do folhelho Jiquid, o carater limpo da
formagdo € confirmado pelas estimativas de argilosidade (Vi gr € Ve rmn), Que
apresentaram valores baixos e bastante proximos entre si. Além disso, a Fm. Itapema
apresenta Gtimas caracteristicas permo-porosas, com valores elevados de PHIT, de PHIE,
de FF e de KTIM, acompanhados de baixa saturacdo de agua (SW) e alta resistividade
(RES), o que indica bons reservatdrios de hidrocarbonetos em sua parte superior. O net

pay na formacao € consideravel, abrangendo quase metade de sua extenséo.

Na transicdo entre as formacdes Itapema e Barra Velha é notado um aumento do
perfil de GR que atinge valores de aproximadamente 90 gAPI. Tal po¢o ndo possui
descricdes de amostra lateral e/ou testemunho. Isto impede a confirmag&o da litologia e
consequente atribuicdo desta a Fm. Itapema ou a Fm. Barra Velha. O relatério final de
poco exploratério para o 8-BUZ-5-RJS aponta que essa regido de valores elevados de GR
pertence a base da Fm. Barra Velha. A partir da analise das descri¢des de amostra lateral
de sete pocos do Campo de Buzios, quando o aumento de GR ocorre na base da Fm. Barra
Velha foi observado que ele corresponde a mudstones e/ou calcarios com matéria
organica. Todavia, a analise do comportamento dos perfis na regido de GR elevado para
0 poc¢o 8-BUZ-5-RJS ndo coincide com o comportamento observado para 0s mudstones

e calcarios com matéria organica.
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Figura 30: Perfis do poco 8-BUZ-5-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formac6es (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em separado); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrao
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempo de transito sonico (DT); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V, gr) € RMN
(Vo run); 11) saturacdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Neste poco, no intervalo com GR elevado, ocorre uma diminuicéo da resistividade
e de DT, um aumento de RHOB e uma diferenca consideravel entre V;, ggr € V¢ rmn. ESte
tipo de comportamento é visualizado de maneira recorrente nos folhelhos que se
encontram no topo da Fm. Itapema. Além disso, € possivel notar que o perfil fotoelétrico
(PE) passa a apresentar valores em torno de 3,2 e 4,1, 0 que de acordo com a Tabela 3 da
metodologia é coerente com o valor médio para folhelhos. Deste modo, a partir da
resposta dos perfis e da analise comparativa com outros po¢os que possuem descricao de
amostra lateral, foi atribuido que o aumento de GR observado na transicdo entre as
formacdes Itapema e Barra Velha no poco 8-BUZ-5-RJS é, provavelmente, devido a

presenca de folhelhos na regido.

Assim, uma vez que em todos os pocos que possuiam folhelho na regido de
transicdo este encontrava-se no topo da Fm. Itapema, foi inferido que este possivel
folhelho observado no pogo 8-BUZ-5-RJS pertence a Fm. Itapema e, portanto, encontra-
se na regido denominada folhelho Jiquid.

A Fm. Barra Velha exibe valores mais elevados de GR e uma maior
heterogeneidade no seu comportamento do que o visualizado na Fm. Itapema. Também
sdo observadas na Fm. Barra Velha algumas segmentacfes e um comportamento na sua
parte superior bastante similar ao destacado na analise do po¢o 3-BRSA-1064-RJS. De
5.664 a 5.528 m, foi presenciado o maior net pay da formacdo, com boas propriedades
permo-porosas e baixos valores de contetdo de argila. Observa-se que, da base para o
topo deste intervalo, ocorre um leve aumento de RHOB e diminuigdo de NPHI e de DT,
acompanhados de uma reducdo de PHIT, de PHIE, de FF e de KTIM. Isto acarreta numa
perda de qualidade das propriedades do reservatério em direcdo a parte superior da

formacéo.

De aproximadamente 5.528 a 5.490 m, nota-se um comportamento bastante
peculiar das curvas. O perfil de GR apresenta um ligeiro aumento, que ndo afeta muito
Ve gr- Ja Vg apresenta valores bastante elevados nesta regido. Neste intervalo, também
séo observados uma queda brusca dos valores de resistividade, um aumento significativo
de DT, uma reducéo dos valores de RHOB e aumento de NPHI. Os perfis de RMN também
séo bastante alterados: PHIT chega a atingir 11%, porém nesta profundidade PHIE é
equivalente a 2%. Assim, ocorre uma diferencga significativa entre os valores de PHIT e

PHIE para uma mesma profundidade. A quantidade de FF e KTIM sdo proximas de zero
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neste intervalo. Entretanto, o perfil fotoelétrico (PE) ndo mostra alteracdo relevante,
permanecendo na mesma faixa de valores apresentados ao longo da formacdo. O
comportamento de ndo-reservatorio visualizado neste intervalo também parecer ser

devido a presenca de finos comprometendo o espago poroso.

Acima, o intervalo de 5.490 a 5.468 m volta a apresentar caracteristicas de
reservatorio, com uma leve melhora das propriedades permo-porosas e uma pequena

espessura de net pay.

Poco 9-BRSA-1159-RJS

O terceiro pogo que apresenta um comportamento de ndo-reservatdrio na parte
superior da Fm. Barra Velha é o 9-BRSA-1159-RJS. Os dados e os resultados da

avaliacdo de formacdes para este poco sdo mostrados na Figura 31.

No poco 9-BRSA-1159-RJS, o perfil caliper € um pouco mais instavel que nos
pocos anteriores e apresenta algumas alteracGes proximo ao topo da Fm. Barra Velha, na
porcdo central desta formacéo e proximo ao topo da Fm. Itapema. Porém, tais variacdes

sdo pequenas e ndo comprometem a avaliacdo das formagdes no poco.

O poco 9-BRSA-1159-RJS também apresenta dados de laborato6rio de porosidade
(PHI_lab) e permeabilidade (Perm_lab) que mostram, respectivamente, uma boa

correspondéncia com as curvas de PHIE e de KTIM.

Assim como nos pocos anteriores, a Fm. Itapema apresenta baixos valores de GR,
baixo contetdo de argila e um carater mais homogéneo, principalmente quando
comparada a Fm. Barra Velha. Proximo a base da Fm. Itapema, sdo observadas
propriedades permo-porosas de baixa qualidade a nivel de reservatorio, associadas a uma
diminuicdo de DT e de DTSM. Porém, tal regido se encontra abaixo do contato 6leo-agua
(0/A). Acima deste intervalo, é possivel notar um aumento de PHIT, de PHIE e de KTIM,
acompanhado de uma tendéncia de diminuicdo de SW. Desse modo, acima do contato
0leo-agua, excluindo o intervalo do folhelho Jiquia, praticamente toda a extenséo da Fm.
Itapema apresenta net pay e boas propriedades de reservatério. No topo da Fm. Itapema
ocorre um aumento acentuado do perfil de GR. Para que tal intervalo ndo fosse
contabilizado nas andlises petrofisicas, ele foi separado na regido denominada “Jiquid”.
Todavia, para tal po¢o ndo existem descri¢cdes de amostra lateral nestas profundidades,

assim tal atribuic&o é uma inferéncia com base em critérios explicitados previamente.
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Na base da Fm. Barra Velha, sdo observados valores elevados de GR, que
diminuem em direcdo ao topo. O intervalo de 5.642 a 5.528 m apresenta boas
propriedades permo-porosas e constitui o principal intervalo de net pay da formagéo.
Porém, nota-se uma tendéncia de diminuicdo da qualidade das propriedades do

reservatorio em direcdo ao topo deste intervalo.

De 5.528 a 5.490 m ¢é visualizado um comportamento similar aos intervalos de
ndo-reservatorio dos pocos apresentados anteriormente. O perfil de GR ndo apresenta
grandes alteracOes, refletindo em V, gr baixo na regido. Porém, neste intervalo Vi rmn
exibe valores bastante elevados. Tambeém é notada uma diminuicdo consideravel dos
valores de resistividade, aumento de DT, de DTSM e de NPHI e uma diminuicdo de
RHOB. Os perfis de RMN mostram que PHIT varia de 7 a 12% enquanto PHIE varia de
1 a 4%. Tanto FF quanto KTIM sdo aproximadamente zero. A caracteristica da resposta
das curvas aponta para uma possivel presenca de finos comprometendo a regido, que
apresenta propriedades de ndo-reservatério. Porém, neste pog¢o, notam-se algumas
diferencas em relacdo aos pocos 3-BRSA-1064-RJS e 8-BUZ-5-RJS. Nos pocos
anteriores a mudanca da resposta dos perfis ocorria de forma mais brusca, enquanto no
poco 9-BRSA-1159-RJS, a mudanca da base para o topo do intervalo ocorre de forma
mais gradual. Por fim, de 5.490 a 5.468 m, volta a ocorrer um aumento da resistividade,
baixos valores de contetdo de argila e uma melhora das propriedades permo-porosas,

conferindo uma pequena espessura de net pay no intervalo.
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Figura 31: Perfis do poco 9-BRSA-1159-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema, com o folhelho Jiquia em separado); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB),
neutrdo (NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sénico (DT) e cisalhante (DTSM);

6) perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) porosidade medida em laboratério (PHI_lab) e

perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total (PHIT); 9)

g A

Jiquia

Itapema

Vi

&

permeabilidade RMN (KTIM) e permeabilidade medida em laboratério (Perm_lab); 10) estimativas de
argilosidade a partir de GR (V,; gr) € RMN (V,; rmn); 11) saturacéo de agua (SW); 12) net res (RES); 13)

net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A) esta destacado em cinza.
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Poco 2-ANP-1-RJS

Os dados e os resultados da avaliacédo de formacdes para o po¢o 2-ANP-1-RJS séo
apresentados na Figura 32. O perfil caliper no poco 2-ANP-1-RJS possui pequenas
alteracOes ao longo das formac@es. Proximo a base da Fm. Barra Velha, ele apresenta um
aumento mais significativo que afeta um pouco a resposta dos perfis na regido. Porém, de
modo geral, a resposta do perfil ndo compromete a qualidade e a interpretacao das curvas
nas formacdes. Os dados de laboratdrio disponiveis consistem nas medic¢des de densidade
(DEN), de porosidade (PHI_lab) e de permeabilidade (Perm_lab) realizadas em plugues.
As medicgdes de DEN e de PHI_lab apresentam, respectivamente, uma boa correlacdo com
as curvas de densidade da matriz (RHOMA) e porosidade efetiva calculada a partir de
RMN (PHIE). Por sua vez, Perm_lab possui uma correlacdo razoavel com a curva de
permeabilidade de RMN (KTIM).

A Fm. Itapema apresenta baixa resposta do perfil de GR, que aumenta em direcéo
ao topo até alcancar aproximadamente 140 gAPI. Nesta regido de GR bastante elevado se
localiza o folhelho Jiquid, conforme corroborado pelas descri¢fes de amostra lateral do
intervalo. A excecao do intervalo de folhelho, a Fm. Itapema possui altos valores de PHIE
e de KTIM e uma grande quantidade de FF. Também sdo observados baixos valores de
conteudo de argila, com V) gy Sempre um pouco maior do que Vi gr. As excelentes
propriedades permo-porosas, os altos valores de valores de RES e o baixo contetdo de
SW resultam em uma grande espessura de net pay na formagéo. Na regido do folhelho
Jiquia, além do forte aumento de GR € visualizada uma diminuicéo dos valores do perfil

fotoelétrico (PE). Neste intervalo, nota-se que V,; gr € muito maior do que V¢ rmn-

Ja a Fm. Barra Velha exibe valores de GR um pouco mais elevados do que 0s
visualizados na Fm. Itapema. Além disso, na Fm. Barra Velha é observada uma tendéncia
de diminuigéo de DT, de DTSM e de NPHI, assim como um aumento de RHOB e do
contetdo de argila— principalmente a partir de V,; rvy — da base para o topo da formagao.
Nesta direcdo também se observa diminuigdo acentuada de PHIT, de PHIE, de FF e de
KTIM, acompanhada de aumento de SW. Tal comportamento resulta em uma queda da
qualidade das propriedades na parte superior da formacao, ocasionando a quase auséncia
de net pay nesta regido. Entretanto, as boas propriedades permo-porosas observadas da
base da Fm. Barra Velha até aproximadamente 5.502 m, conferem uma boa espessura de
net pay a formacao.
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Figura 32: Perfis do poco 2-ANP-1-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formacGes (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em separado); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA), densidade medida em laboratorio (DEN); 5) tempos de transito
sonico (DT) e cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) porosidade
medida em laboratério (PHI_lab) e perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e
porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM) e permeabilidade medida em laboratorio
(Perm_lab); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V¢ gr) € RMN (V¢ gun); 11) saturagéo de
agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato dleo-agua (0/A) esta destacado em cinza.
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Poco 9-BUZ-7-RJS

Na Figura 33 sdo apresentados os dados e os resultados da avaliacédo de formagdes
para 0 poco 9-BUZ-7-RJS. Este po¢o ndo possui dados de laboratério, nem descri¢Ges de

amostra lateral e/ou testemunho que possam auxiliar nas analises.

Neste poco, o perfil caliper estd bastante comprometido em uma regido da parte
inferior da Fm. Itapema, que se estende de sua base até cerca de 5.839 m. Isto gera um
impacto negativo nas respostas dos perfis e na anélise das curvas na regido. Entretanto,
tal intervalo localiza-se abaixo do contato 6leo-agua (0/A) e ndo constitui uma regido de
grande relevancia para as analises. No restante do poco, que constitui o intervalo de

interesse do estudo, o perfil caliper apresenta uma boa resposta.

Na Fm. Itapema s&o observados baixos valores de GR e a estimativa de
argilosidade de V. rmy €, de modo geral, um pouco mais elevada do que V) gr.
Entretanto, tais estimativas ndo ultrapassam 15%. A excecdo ocorre no intervalo do
folhelho Jiquia, onde o perfil de GR registra valores de até 100 gAPI e V; gr apresenta
valores proximos a 100%, enquanto V; gy fica abaixo de 20%. Nota-se também uma
tendéncia de aumento de DT, de DTSM, de porosidades, de quantidade de fluidos livres e
de permeabilidade em direcdo ao topo da formacdo. Tais caracteristicas indicam
reservatorio de boa qualidade permo-porosa e resultam em uma boa espessura de net pay
na parte superior da formacao.

A Fm. Barra Velha apresenta baixos valores de GR ao longo da formacéo, embora
estes ainda sejam um pouco mais elevados dos que os da Fm. Itapema. Na maior parte da
Fm. Barra Velha sdo identificadas 6timas propriedades permo-porosas, com altos valores
de PHIT, de PHIE, de FF e de KTIM associados a baixos contetudos de SW e de argila.
Todavia, na parte superior da Fm. Barra Velha, a partir de cerca de 5.537 m, observa-se
um aumento de RHOB, uma diminuicdo de DT, de DTSM, de NPHI, de PHIT, de PHIE,
de FF e de KTIM. Isto resulta em uma queda da qualidade do reservatorio na regido, que
passa a apresentar uma reducéo da espessura de net pay no intervalo. Cabe destacar que
bem préximo ao topo da Fm. Barra Velha as curvas de RHOB, de DT, de DTSM e de NPHI

comegam a mostrar uma tendéncia contréria.
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Figura 33: Perfis do poco 9-BUZ-7-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formacGes (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em separado); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sénico (DT) e cisalhante (DTSM); 6)
perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva
(PHIE) e porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a
partir de GR (V gr) € RMN (V,; rmn); 11) saturacéo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay

(PAY). O contato 6leo-agua (0/A) esta destacado em cinza.
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4.1.2. Avaliagao quantitativa dos perfis

Além da analise das curvas, foram calculados os valores de moda e média
aritmética dos principais parametros dos dezessete pogos. Os pardmetros analisados
estatisticamente foram divididos em duas tabelas: uma com os parametros elésticos
(Erro! Fonte de referéncia ndo encontrada.) e outra com as propriedades de

reservatorio (Anexo B, Tabela 7).

Cabe ressaltar que o objetivo principal desta analise estatistica é possibilitar uma
comparacdo entre as propriedades das formacOes Itapema e Barra Velha nos pocos.
Assim, tais tabelas consideram todo o intervalo das formacdes, excluindo apenas a regido
do folhelho aqui denominado como Jiquia. Constam na tabela os dados dos dezessete
pogos, porém é importante destacar que um deles (9-BUZ-8-RJS) s6 foi perfilado até a
Fm. Barra Velha. Assim, para fins comparativos entre as formacfes Itapema e Barra

Velha, sdo considerados apenas dezesseis pogos.

Também vale salientar que a média é sensivel aos valores da amostra e € mais
adequada para situacdes em que o0s valores ndo apresentam grande discrepancia. Por sua
vez, a moda também apresenta limitacdes. No caso dos pocos analisados, foi observado
gue a maior parte dos parametros apresenta varias casas decimais que sdo levadas em
consideracao pelo software ao calcular esta medida estatistica. Desse modo, é mais dificil
que ocorram repetigdes de valores e, por vezes, a moda parece néo refletir adequadamente
0 comportamento dos parametros analisados. Assim é relevante pontuar que as
observacdes acima foram feitas a partir de uma analise estatistica simplificada e que,
devido a complexidade das formacBGes em alguns pocos, uma analise estatistica mais

aprofundada pode ser necessaria.
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Tabela 4: Estatistica basica dos parametros elasticos para alguns pocos do Campo de BUzios.

RHOB (g/cm3) Vp (m/s) Vs (m/s) Vp/Vs IP (g.m/cm3.s)
POCOS 7o) . Moda | Média | Moda | Média | Moda | Média | Moda | Média | Moda | Média
. Velh
2-ANP-1-RIS B.Velha | 2,70 259 | 5160 | 5.237 | 3.456 | 3.103 | 1,68 1,69 13.545 | 13.608
Itapema | 2552 247 | 4569 | 4661 | 2906 | 2.744 | 1,70 1,70 12115 | 11514
B. Velha
S RRSA 10 TRIS 2,59 252 | 5.001 | 5005 | 2679 | 2.849 | 1,75 1,76 12.165 | 12.661
ltapema | 2,63 256 | 5642 | 5349 | 3.098 | 3.003 | 1,80 1,78 14.715 | 13.702
B. Velha = s > o
S BRSA-I184RIS 2,49 2,47 | 5.192 | 4.929 13.025 | 12.221
ltapema | 2,37 246 | 4.806 | 4.748 - = - e 11.695 | 11.697
B. Velha
L BRSALIOSRIS 2,64 2,54 | 5.409 | 5.094 | 3.031 | 2877 | 1,80 177 13.930 | 12.962
Itapema | 264 256 | 5628 | 5369 | 3.047 | 2.944 | 1,85 1,82 14.650 | 13.788
B. Velha
3 BRSADAGARIS 2,58 256 | 5.211 | 5209 | 3.157 | 3.011 | 1,73 1,74 13.440 | 13.351
Itapema | 2,60 256 | 5374 | 5268 | 3.035 | 2991 | 1,77 1,76 13.760 | 13.531
B. Velha g 3 7 X 3
S HNsA Ty 2,42 250 | 4.653 | 4902 | 2551 | 2.667 | 1,81 1,84 11.200 | 12.501
ltapema | 2,54 249 | 4993 | 4857 | 2.850 | 2.758 | 1,78 1,76 12.640 | 12.139
B. Velha
NRSA T ibT R 2,55 252 | 4974 | 4943 | 2907 | 2.767 | 1,79 1,79 11.795 | 12.507
Iltapema | 2,44 250 | 4344 | 4714 | 2526 | 2698 | 1,71 1,75 10275 | 11.887
B. Velha " - - -
9-BUZ-1-RIS 2,63 256 | 5.671 | 5.333 15.025 | 13.792
Itapema | 2,52 2,50 | 4.843 | 5.069 = = - - 11.985 | 12.663
B. Velha
9-BRSA-1150-RIS 2,61 259 | 5.826 | 5307 | 3.492 | 3.033 | 1,73 1,76 11.975 | 13.799
ltapema | 2,52 2,49 | 4732 | 4967 | 2.768 | 2.840 | 1,77 1,75 11.675 | 12.417
B. Velha 4 o 2 o
8-BUZ-5-RIS 2,62 255 | 4798 | 5.026 11.680 | 12.869
Itapema | 2,50 245 | 4368 | 4.741 - - - - 11.840 | 11.642
B. Velha 4 < “ i
9-BUZ-2-RIS 2,49 253 | 4736 | 4.924 11.564 | 12.466
Iltapema | 2,55 253 | 5.049 | 4.953 - = - E 12,502 | 12.557
B. Velha
3-BRSA-1064-RIS 2,64 258 | 5131 | 5.045 | 2.895 | 2.880 | 1,75 1,76 13.120 | 13.058
Itapema | 2,51 248 | 4372 | 4631 | 2608 | 2.632 | 1,80 1,76 10.720 | 11.518
9-BUZ-3-RIS B.Velha | 251 250 | 4952 | 4887 | 2.813 | 2.742 | 1,78 1,78 12.800 | 12.251
ltapema | 2,54 255 | 5.290 | 5.260 | 2.881 | 2.890 | 1,84 1,81 13.600 | 13.423
B. Velha - - _ _
9-BUZ-4-RIS 2,38 2,41 | 4579 | 4.639 10.720 | 11.219
ltapema | 2,48 2,44 | 4596 | 4557 = = - e 11.040 | 11.151
9-BUZ-7-RIS B.Velha | 2,69 259 | 5967 | 5.355 | 3.797 | 3317 | 1,58 1,62 15.840 | 13.924
Itapema | 2,70 262 | 6145 | 5646 | 3593 | 3395 | 1,71 1,67 16.640 | 14.854
9-BUZ-8-RIS B.Velha | 257 | 257 | 5224 | 5123 . - - : 12.960 | 13.203
B. Velha - - - _
ML ERIS 2,64 258 | 5778 | 5.490 15.040 | 14.186
Itapema | 257 253 | 5113 [ 5193 5 = = 2 12,800 | 13.162 |

Com relacdo aos parametros elasticos, a analise da Tabela 4 permite identificar
gue metade dos pocos apresentam RHOB mais elevado na Fm. Itapema do que na Fm.
Barra Velha. Estes sdo 0s mesmos pog¢os que exibem Vp maior na Fm. Itapema. Com
relagdo a Vg, 0 mesmo comportamento se repete para praticamente todos 0s pogos em que
tal parametro esta disponivel. A Unica excecdo é o poco 3-BRSA-944A-RJS, que exibe
Vs mais baixo na Fm. Itapema do que na Fm. Barra Velha. Assim, estabelece-se uma
relacdo em que desses oito po¢os, 87,50% apresentam RHOB, Vp e Vg mais altos na Fm.
Itapema do que na Fm. Barra Velha. Considerando tanto os valores de média quanto de
moda, na maioria dos po¢os a impedancia acustica (IP) e a razdo Vp/Vg sdo mais altas na
Fm. Barra Velha. Entretanto, em alguns pogos os valores de média e moda apontam para
respostas distintas, ou seja: enquanto a moda na Fm. Barra Velha é maior do que na
Itapema, a média na Fm. Itapema é maior do que na Fm. Barra Velha. Nesses casos, é
dificil fazer afirmacGes sobre o comportamento de uma formacéo em relacéo a outra e

analises estatisticas mais refinadas deverdo ser realizadas.
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A cerca das propriedades de reservatdrio, seus principais parametros sdo
mostrados na forma de grafico de colunas nas Figuras 34, 35 e 36. Estes buscam ilustrar,
comparativamente, o comportamento dos parametros permo-porosos e do net pay dos
pocos nas formacdes Itapema e Barra Velha. Tais graficos foram construidos com base
nas medias aritméticas apresentadas na Tabela 7 (Anexo B), que esta disponivel para
consulta ao final deste trabalho. Ao comparar os valores de média e moda com a resposta
dos perfis nos pocos, foi verificado que a média se mostrou mais representativa do
comportamento das formacgdes do que a moda. Um exemplo é a curva de saturacdo de
agua (SW). Enquanto a Fm. Barra Velha apresenta somente reservatorios de 6leo nos
pocos, a Fm. Itapema abriga reservatorios de &gua em quatorze po¢os. Entretanto, em oito
pocos os valores de moda para SW sdo maiores na Fm. Barra Velha do que na Fm.
Itapema, 0 que ndo é coerente com o observado nos perfis e verificado nos testes de
formagdo. Por isso, a média aritmética foi a medida estatistica usada nestes gréaficos.
Devido as diferencas de unidades e escalas entre alguns parametros de reservatério, estes
foram divididos em trés figuras. A Figura 34 mostra a porosidade total (PHIT), a
porosidade efetiva (PHIE), a quantidade de fluidos livres (FF) e o conteido de argila
estimado a partir de RMN (V,; rmn)- J& @ Erro! Fonte de referéncia ndo encontrada.35
aborda a permeabilidade estimada usando RMN (KTIM). Uma vez que as
permeabilidades oscilam bastante ao longo dos pocos, foram colocados em cada linha
pOCOoS que apresentam a mesma escala de grandeza para KTIM. Assim, na primeira linha
estdo 0s pocos com maiores valores de KTIM e na ultima linha os que apresentam os
menores valores. Por fim, a Figura 36 apresenta os valores de net pay referente a cada

formacédo, para cada poco.
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Figura 34: Graficos em coluna representativos de propriedades de reservatério das formac6es Barra Velha
e Itapema para os dezessete pogos analisados. PHIT corresponde a porosidade total, PHIE a porosidade
efetiva e FF ao contetido de fluidos livres. V gr € V¢ rmn representam o contetido de argila estimado por
GR e RMN, respectivamente. O pogo 9-BUZ-8-RJS so apresenta dados referentes a Fm. Barra Velha.

A anéalise dos graficos da Figura 34 mostra que de dezesseis pocos metade
apresenta melhores porosidades na Fm. Itapema. Destes oito po¢os, pelo menos quatro

apresentam valores de porosidades e conteudo de fluidos livres na Fm. Itapema que sdo
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em torno de 50% maiores do que os da Fm. Barra Velha. Entretanto, 0 comportamento
contrario ndo é observado, ou seja, nos pogos em que as porosidades e conteudo de fluidos
livres da Fm. Barra Velha sdo mais elevadas do que as da Fm. Itapema, as diferencas

entre os valores nas formagdes sdo pequenas.

Com relagéo ao V; rmn, S€te pocos apresentam menores valores medios na Fm.
Itapema. Isto indica que, conforme o observado a partir do perfil de GR e da estimativa
de V¢ gr, @ Fm. Barra Velha apresentou um maior contetdo de argila nos pogos do

Campo de Buzios.

Em mais da metade dos pogos, os valores médios de FF sdo superiores na Fm.
Itapema. Porém, deve-se atentar que estes fluidos livres podem ser tanto hidrocarbonetos
guanto dgua. Um exemplo é o poco 7-BUZ-6-RJS, onde o contato 6leo-agua ocorre antes
do comeco da Fm. Itapema. Com isso, neste poco o conteudo elevado de FF na Fm.

Itapema é representativo de dgua e ndo de 6leo.

Nos pogos 2-ANP-1-RJS, 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-
RJS, as porosidades e o FF da Fm. Itapema sdo muito superiores aos da Fm. Barra Velha.
Isso tem uma relagdo direta com o comportamento de ndo-reservatdrio observado na parte
superior da Fm. Barra Velha para esses pocos. Embora seja evidente que nestes pocos a
Fm. Itapema apresenta excelentes propriedades de reservatdrio, o comportamento
heterogéneo na parte superior da Fm. Barra Velha estd ocasionando uma reducéo da
média destas propriedades para a formacéo.

Conforme explicitado na avaliacdo qualitativa dos perfis, a caracteristica das
curvas no poco 2-ANP1-RJS difere bastante daquelas observadas nos pocos 3-BRSA-
1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS. No poco 2-ANP1-RJS, o comportamento
predominante de ndo-reservatério observado no intervalo de 5.446 a 5.498 m é devido
aos baixos valores de porosidade total e efetiva. Tais valores, ao contrario dos outros trés
pocos, estdo associados a velocidades compressionais e cisalhantes elevadas. Assim, no
poco 2-ANP-1-RJS o comportamento de nao-reservatorio esta associado a facies mais
fechadas, conforme indicado no teste de formacao e nas descri¢Oes de amostra lateral que
mencionam de forma recorrente a presencga dos processos de silicificagdo e dolomitizagdo

neste intervalo.

99



9-BUZ-4-RJS 9-BRSA-1197-RIS 8-BUZ-5-RIS 3-BRSA-1064-RIS
1000,00 1000,00 1000,00 1000,00
800,00 800,00 800,00 800,00
600,00 600,00 600,00 600,00
400,00 KTIM 400,00 KTIM 400,00 KTIm 400,00 KTIM
200,00 200,00 200,00 200,00
0,00 0,00 0,00 0,00
Barra  Itapema Barra  ltapema Barra  Iltapema Barra  Itapema
Velha Velha Velha Velha
9-BUZ-2-RJS 3-BRSA-1184-RIS
2-ANP-1-RIS 9-BUZ-1-RJS
200,00 300,00 300,00
200,00 zsm‘uu 250,00 250,00
250,00 200‘00 200,00 200,00
200,00 150'00 150,00 150,00
150,00 ~ mm‘ﬂm am | 10000 KTIM 100,00 KTIM
100,00 KTIM 50‘00 y 5000 50,00
50,00 ozoo 0,00 0,00
0,00 ' Barra ltapema Barra Itapema
Barra Itapema Barra ltapema Velha Velha
Velha Velha
9-BUZ-7-RIS 9-BRSA-1191-RJS 9-BRSA-1159-RIS 3-BRSA-1053-RJS
200,00 200,00 200,00 200,00
150,00 150,00 150,00 150,00
100,00 100,00 100,00 100,00
KTIM KTIM < KTIM
50,00 ' 50,00 50,00 KT 50,00 '
0,00 0,00 0,00 0,00
Barra Itapema Barra ltapema Barra ltapema Barra Itapema
Velha Velha velha Velha
9-BUZ-3-RIS 3-BRSA-944A-RJS 3-BRSA-1195-RJS 7-BUZ-6-RIS
200,00 200,00 200,00 200,00
150,00 150,00 150,00 150,00
100,00 100,00 100,00 100,00
KTIM KTIM KTIM KTIM
50,00 ' 50,00 50,00 v 50,00
0,00 0,00 0,00 0,00
Barra  ltapema Barra  ltapema Barra  Itapema Barra  Itapema
Velha Velha Velha Velha

Figura 35: Graficos em coluna comparando a permeabilidade (KTIM) nas formag6es Barra Velha e
Itapema em dezesseis pogos do Campo de Buzios.

Outra propriedade importante para a avaliacdo da qualidade dos reservatorios é a
permeabilidade. De acordo com North (1985 apud AHR, 2008), a permeabilidade para
reservatorios de petrdleo pode ser descrita, em mD, como: Baixa (< 1,0 — 1,5); Moderada
(15,0 — 50,0); Boa (50,0 — 250,0); Muito Boa (250,0 — 1.000,0) e Excelente (> 1.000).

A partir da Erro! Fonte de referéncia ndo encontrada.35 é possivel verificar
que predominam nas formacgdes Barra Velha e Itapema permeabilidades boas e muito
boas. Em apenas dois pogos as permeabilidades médias sdo moderadas em uma das duas
formagoes: no pogo 9-BRSA-1159-RJS com 28,40 mD na Fm. Barra Velha e no poco 3-
BRSA-944A-RJS com 23,16 mD na Fm. Itapema.

Dez dos dezesseis pocos apresentam maiores valores de permeabilidade na Fm.
Itapema. Isto demonstra que até mesmo pogos em que as médias de PHIT e PHIE sédo

maiores na Fm. Barra Velha (Figura 34), possuem permeabilidades maiores na Fm.
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Itapema. Isto ocorre nos pogos 3-BRSA-1195-RJS, 9-BUZ-2-RJS e 9-BUZ-4-RJS.
Porém, os dois primeiros pogos ndo possuem 6leo na Fm. Itapema, uma vez que o contato
0leo-agua ocorre na Fm. Barra Velha.

Entretanto, é relevante ponderar as incertezas inerentes a avaliacdo da
permeabilidade, especialmente a estimada a partir do método de Timur-Coates. Isto
acontece, pois este método assume que uma boa correlagdo existe entre porosidade, tipo
de poro, tamanho da garganta de poro e conectividade entre 0s poros — 0 que hem sempre
ocorre quando se trata de rochas carbonaticas.

Com relagdo ao net pay (Figura 36), quatro dos dezessete pogos ndo 0 possuem
na formacdo Itapema. Em trés pocos a espessura de net pay da formacdo Itapema
ultrapassa a da Fm. Barra Velha. Mas, o comportamento observado de forma mais
frequente é o de um maior net pay na Fm. Barra Velha. Apesar disso, é importante
destacar que tanto a Fm. Barra Velha quanto a Fm. Itapema apresentam espessuras
consideraveis de hidrocarbonetos na maioria dos pocos.

As heterogeneidades observadas na parte superior da Fm. Barra Velha nos pocos
3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS afetam fortemente a analise
estatistica da Fm. Barra Velha como um todo. A partir desse comportamento foi possivel
separar a Fm. Barra Velha nesses trés po¢os em trés zonas principais. Esta divisdo se
baseia no comportamento de nao-reservatorio apresentado na parte superior desta
formacao, atribuido a uma possivel presenca de finos na regido. A primeira zona vai da
base da Fm. Barra Velha até a base do comportamento de ndo-reservatorio. A segunda é
representada pela regido com a caracteristica de ndo-reservatdrio. A terceira se estende
do topo da regido de ndo-reservatorio até o topo da Fm. Barra Velha. Tais zonas foram
denominadas, respectivamente, de: Rifte Superior, Sag Inferior e Sag Superior. A
justificativa para as nomenclaturas adotadas sera abordada no Capitulo 5. Deste modo, a
fim de melhor compreender o comportamento de cada zona frente as demais, foram
realizadas analises estatisticas para cada uma delas. Tais andalises foram divididas em duas
tabelas: uma com os parametros elasticos (Tabela 5) e outra com as propriedades de
reservatorio (Anexo B, Tabela 8).
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Figura 36: Graficos em coluna comparando o net pay nas formagdes Barra Velha e Itapema em dezesseis

poc¢os do Campo de Buzios.
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Tabela 5: Estatistica basica dos parametros elasticos dos pogos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-
BRSA-1169-RJS separada pelas zonas: Rifte Superior (Rifte Sup.), Sag Inferior (Sag Inf.) e Sag Superior

(Sag Sup.).
Vp ( p IP (g.m/cm3.s)
POCOS 4 5 Moda | Média
16.160 14.772
3-BRSA-1064-RIS 2 : 11.360 11.929

13.760 12.881
- = = g 9.440 11.443
8-BUZ-5-RIS , ! - - - = 12.000 12.060
14.720 12.817
16.160 15.881
9-BRSA-1159-RIS K g 11.091 11.955
15.520 13.917

A partir da Tabela 5 é possivel verificar que nos pogos 3-BRSA-1064-RJS e 9-
BRSA-1159-RJS, os maiores valores de RHOB estdo na zona Sag Superior e 0s mais
baixos na Rifte Superior. J& no po¢co 8-BUZ-5-RJS, RHOB é maior na Sag Inferior e
menor na Sag Superior. J& IP, Vp e Vg sdo sempre menores na Sag Inferior. Entretanto,
enguanto os maiores valores de IP variam entre Sag Superior nos pogos 3-BRSA-1064-
RJS e 9-BRSA-1159-RJS e Rifte Superior no pogo 8-BUZ-5-RJS, V, e Vg sdo sempre
maiores na Sag Superior. Por fim, a razdo Vp/Vg € sempre maior na Sag Inferior e

apresenta média de 1,82 nos dois pocos em que foi calculada.

Para facilitar a visualizacdo e comparacdo entre os dados, os parametros de
reservatorio por zona na Fm. Barra Velha também serdo apresentados neste capitulo.
Apresentados na forma de graficos de colunas (Figura 37), eles foram construidos a partir
dos valores de média aritmética de algumas das propriedades exibidas na Tabela 8 (Anexo
B).

Na Figura 37 é observado que nenhum dos trés pocos apresenta espessura de net
pay na zona Sag Inferior, corroborando o comportamento observado nos perfis de que tal
zona ndo constitui um reservatorio de hidrocarbonetos. Com relacdo a zona Sag Inferior,
ainda se observa que esta apresenta valores muito elevados de contetdo de argila
(Ve rmn) € permeabilidade proxima a zero. Nos trés pogos PHIT € maior na Sag Inferior
do que na Sag Superior, entretanto PHIE € sempre menor na Sag Inferior. Observa-se que
na Sag Inferior, PHIE é igual a aproximadamente metade de PHIT. Os maiores valores
tanto de PHIT quanto de PHIE ocorrem sempre na Rifte Superior. Nos trés pocos, as
melhores caracteristicas permo-porosas se encontram associadas a um baixo contetido de
argila e a valores mais elevados de permeabilidade, refletindo em maior espessura de net

pay na zona Rifte Superior.
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Figura 37: Graficos em coluna comparando diferentes propriedades (PHIT — porosidade total; PHIE —
porosidade efetiva; FF — contetdo de fluidos livres; V ryy — cOnteddo de argila estimado por RMN;
KTIM — permeabilidade e NET PAY) por zonas (Sag Superior — S Sup; Sag Inferior — S Inf e Rifte
Superior — R Sup) na Fm. Barra Velha.

4.2. Crossplot de fisica de rochas

Os crossplots que serdo apresentados a seguir utilizaram parametros elasticos e
petrofisicos calculados a partir dos perfis geofisicos de pocos. Os crossplots de IP versus
PHIT foram realizados para 0s cincos po¢os apresentados na etapa de avaliacdo de
formac0es. Ja os crossplots de Vp/Vs versus IP foram feitos para quatro desses pocos. Nao
foi possivel realizar este crossplot para 0 poco 8-BUZ-5-RJS, pois este ndo possuia dados
de tempo de transito cisalhante (DTSM), o que impossibilitou o calculo de Vg e da razdo
Vp/Vs. A construgdo e analise dos crossplots visa auxiliar na compreensdo das

heterogeneidades observadas na Fm. Barra Velha.

Os dados dos crossplots sdo destacados de duas formas: por zona e por V¢ gmn-
(contetdo de argila estimado a partir de RMN). A divisao por zonas foi realizada com
base nas trés zonas mencionadas anteriormente: Rifte Superior (base da Fm. Barra Velha
até a base do intervalo de ndo-reservatorio), Sag Inferior (intervalo de ndo-reservatorio)
e Sag Superior (topo do intervalo de ndo-reservatorio até o topo da Fm. Barra Velha).

Este destaque por zona visa identificar no crossplot a regido em que se encontram 0s
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dados com a presenca de finos, que possui comportamento de ndo-reservatorio (Sag
Inferior). Devido a isso, a distin¢do dos dados por zona s6 pdde ser realizada nos pogos
3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS. Ja 0 uso de V) rmn € aplicado
aos cincos pogos. A justificativa para o uso de V; rmy frente a outros parametros € que
esta curva parece melhor refletir a presenca de finos na regido de ndo-reservatério na parte

superior da Fm. Barra Velha e esta disponivel para todos os cinco pogos analisados.
Crossplots de IP x PHIT

A Figura 38 apresenta os crossplots de IP versus PHIT realizados para os pocos 3-BRSA-
1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS. Estes sdo 0s pogos que possuem 0O
comportamento de ndo-reservatério na regido superior da Fm. Barra Velha. Conforme
esperado, os dados da regido Sag Inferior se destacam dos demais nos crossplots dos trés
pocos. Além disso, é possivel notar que tal zona esta associada a valores mais elevados
de V. rmn, que variam de 0,4 a 0,5 v/v. Percebe-se também duas tendéncias nos dados:
uma referente aos dados da zona Sag Inferior e outra que abrange as zonas Rifte Superior
e Sag Superior. Em ambos os conjuntos de dados, quanto maior a porosidade, menor IP.

No poco 3-BRSA-1064-RJS (Figura 38-A), para a zona Sag Inferior, os valores
de PHIT estdo concentrados entre 0,05 e 0,1. Tais valores associam-se a baixos valores
de IP que, em sua maioria, se encontram entre 11.000 e 13.000 g.m/cm?.s. Embora alguns
dados do Rifte Superior apresentem estes mesmos valores de IP, eles estdo relacionados

a porosidades mais altas.

O comportamento observado neste po¢co € muito semelhante ao observado nos
demais, ainda que seja possivel perceber pequenas diferencas. O pogo 8-BUZ-5-RJS
(Figura 38-B) apresenta uma tendéncia de distribuicdo dos dados que é praticamente igual
a do poco 3-BRSA-1064-RJS. Porém, seus valores de PHIT encontram-se concentrados
entre 0,05 e 0,14 e os de IP entre 10.000 e 13.000 g.m/cm?3.s, abrangendo intervalos um

pouco maiores do que os visualizados no po¢o 3-BRSA-1064-RJS.

J& 0 pogo 3-BRSA-1159-RJS (Figura 38-C) difere um pouco mais dos anteriores.
Neste pogo, para os dados da zona Sag Inferior os valores de PHIT concentram-se entre
0,05 e 0,1, mas os valores de IP abrangem um intervalo maior do que o presenciado nos
pocos anteriores, indo de 10.000 a 14.000 g.m/cm®.s. O pogo também apresenta o que

parece ser uma maior aderéncia de alguns pontos da zona Sag Inferior aos dados
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referentes as outras duas zonas. Essa maior mistura entre os dados da zona Sag Inferior
com os das demais zonas ocorre justamente na regido em que sdo presenciados valores
um pouco mais elevados de impedéncia acustica. Assim, embora exista uma separacao
evidente dos dados da zona Sag Inferior no poco 3-BRSA-1159-RJS, ela é menor do que
a visualizada nos pocos 3-BRSA-1064-RJS e 8-BUZ-5-RJS.
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Figura 38: Crossplots de IP versus PHIT por zona (Rifte Superior, Sag Inferior e Sag Superior) e V¢, gy
(0a0,5v/v). A) Poco 3-BRSA-1064-RJS; B) 8-BUZ-5-RJS; C) 9-BRSA-1159-RJS.
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De modo geral, 0 que se observa para os trés pogos é que os dados da zona Sag
Inferior estdo vinculados a baixa porosidade e baixa impedancia acustica. Cabe destacar
ainda que, para os mesmos valores de PHIT, os dados das zonas Rifte Superior e Sag

Superior, apresentam valores de IP maiores do que os visualizados para a Sag Inferior.

A Figura 39 apresenta os crossplots de IP versus PHIT por V,; gryn dos pogos 2-
ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS. Tais pogos possuem uma queda da qualidade das
propriedades permo-porosas na regido superior da Fm. Barra Velha, que também afeta a
espessura de reservatdrio na regido. Entretanto, o comportamento visualizado nos perfis
para estes dois pocos é bastante distinto do observado para os pocos 3-BRSA-1064-RJS,
8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS.

Ao contrario do observado na Figura 38, os crossplots dos pocos 2-ANP-1-RJS e
9-BUZ-7-RJS (Figura 39), exibem apenas uma tendéncia principal para os dados. Tal
tendéncia é mais préxima do que foi observado nos pocos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-
RJS e 9-BRSA-1159-RJS, para as zonas Rifte Superior e Sag Superior.

Nos po¢os 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS, os dados com PHIT entre 0,05 e 0,1
apresentam, respectivamente, valores de IP que se concentram entre 13.000 e 16.000
g.m/cm3.s e 13.000 e 15.000 g.m/cm?®.s. Ou seja, tais valores de PHIT estdo associados a
valores mais elevados de IP. Também vale destacar que os maiores valores de Vi run;,
entre 0,3 e 0,4 v/v, estdo situados em uma regido de baixos valores de PHIT, porém com
IP muito alta (entre 16.000 e 17.000 g.m/cm?3s). Esses comportamentos diferem do
observado nos crossplots dos pogos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-
RJS.
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A) 2-ANP-1-RJS
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Figura 39: Crossplots de IP versus PHIT por Vg gmy (0 2 0,5 v/v). A) Pogo 2-ANP-1-RJS; B) 9-BUZ-7-
RJS.

Crossplots de Vp/Vg X IP

Os crossplots de Vp/Vs versus IP por zona e por V) rmy foram realizados para os

pogos 3-BRSA-1064-RJS e 9-BRSA-1159-RJS e somente por V; gryn Para os pogos 2-
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ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS. Com base nas caracteristicas dos perfis de pocos e dos
crossplots anteriores, acredita-se que 0 poco 8-BUZ-5-RJS apresentaria um

comportamento similar ao dos crossplots referente ao po¢o 3-BRSA-1064-RJS.

A Figura 40 mostra os crossplots de Vp/Vs versus IP por zona e por V; rmn Para
0S pocos 3-BRSA-1064-RJS e 9-BRSA-1159-RJS. Novamente, nota-se que os dados da
zona Sag Inferior se destacam dos demais, apresentando valores mais elevados de razédo
Vp/Vs. Associando aos valores estatisticos apresentados por zona na Tabela 5, pode-se
verificar que para a zona Sag Inferior, os valores de Vp e de Vg sdo bem menores do que
os das demais zonas. Tal aumento da razdo Vp/Vs é reflexo de uma diminuigédo
proporcionalmente maior de Vg. em relacdo a Vp. Isto mostra que a presenca dos finos na
Sag Inferior impacta mais no cisalhamento do que na compressao da rocha. Os dados da

zona Sag Inferior também estéo relacionados com valores elevados de Vi gun-

Apesar de algumas semelhancas, é possivel notar uma diferenca consideravel
entre a distribuicdo dos dados nos dois pocos. No poco 3-BRSA-1064-RJS (Figura 40-
A), os dados da Sag Inferior estdo mais concentrados na regidao com valores de valores de
IP entre 10.500 e 12.500 g.m/cm?.s e de razdo Vp/Vs entre 1,8 e 1,95. J4 no pogo 9-BRSA-
1159-RJS, os dados da Sag Inferior encontram-se mais dispersos e se misturam com

frequéncia aos dados das zonas Rifte Superior e Sag Superior.

Uma analise das descri¢des de amostra lateral para o intervalo referente a zona
Sag Inferior dos dois pogos permitiu identificar que no poco 9-BRSA-1159-RJS (Figura
40-B) é frequentemente mencionada a presenca de dolomitizagdo e/ou silicificacdo local
das amostras. Tal descri¢éo, ndo ocorre nas amostras do po¢o 3-BRSA-1064-RJS. Assim,
pode ser que a ocorréncia desses processos diagenéticos na zona Sag Inferior do pogo 9-
BRSA-1159-RJS tenha ocasionado esse comportamento diferenciado, tanto nos
crossplots quanto nos perfis deste pogo em relagdo aos outros dois (3-BRSA-1064-RJS e
8-BUZ-5-RJS). Deste modo, uma possivel explicacdo é que conforme ocorre a influéncia
de processos de silicificacdo e/ou dolomitizacéo e alguns componentes do intervalo véo
sendo substituidos, os dados da Sag Inferior tendem a se direcionar em dire¢do ao

conjunto de dados referente as zonas Rifte Superior e Sag Superior.
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Figura 40: Crossplots de Vp/Vs versus IP por zona (Rifte Superior, Sag Inferior e Sag Superior) € V¢ gpmn
(0 a 0,5 v/v). Circulo em vermelho destacando a regido com comportamento caracteristico dos dados da
zona Sag Inferior. A) Pogo 3-BRSA-1064-RJS; B) 8-BUZ-5-RJS; C) 9-BRSA-1159-RJS.

Devido a maior dispersdo dos dados no crossplot Vp/Vg versus IP do poco 9-
BRSA-1159-RJS, fica um pouco mais dificil de verificar a predominancia dos dados em
uma determinada regido. Para confirmar se existe um certo padréo dos dados da zona Sag
Inferior com relacgdo a razéo Vp/Vs e a IP, foi aplicado um circulo vermelho nos crossplots
de todos os cincos pocos a fim facilitar tal associacdo. A regido definida por este circulo,
que em todos os pogos compreende valores de IP entre 10.500 e 13.000 g.m/cm?.s e de
razdo Vp/Vs entre 1,8 e 1,95, foi definida a partir do intervalo de maior concentracdo de
dados observado no pogo 3-BRSA-1064-RJS para a zona Sag Inferior. Avaliando o
intervalo em destaque no circulo para o po¢o 9-BRSA-1159-RJS, nota-se que esta regido

exibe, de fato, uma grande quantidade de dados referente a Sag Inferior.
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Na Figura 41 séo apresentados os crossplots de Vp/Vg versus IP por Vi rmy para
0s po¢os 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS. No pogo 2-ANP-1-RJS (Figura 41-A) é possivel
verificar que na regido do circulo vermelho, encontram-se apenas trés (ou pouquissimas
amostras) amostras. Além disso, nesta regido, V rmy Varia de 0,0 a 0,2 v/v. Os valores
mais elevados de V; rmn, entre 0,3 e 0,4 v/v, estdo numa regiéo de alta IP e baixa razéo
Vp/Vs. Para 0 pogo 9-BUZ-7-RJS (Figura 41-B) é notada uma caracteristica semelhante,
embora seus dados parecam um pouco mais dispersos. Neste poco, a concentracdo de
dados na regido do circulo vermelho é maior do que a observada no poco 2-ANP-1-RJS,
mas ainda ¢ bem menor que a visualizada nos pocos 3-BRSA-1064-RJS e 9-BRSA-1159-
RJS. Conforme observado no pogo 2-ANP-1-RJS, os maiores valores de V) grvy também
estdo associados a alta IP e baixa razdo Vp/Vs. Assim, as andlises mostram que o
comportamento observado para a zona Sag Inferior ndo é observado nos crossplots dos
pocos 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS.

Os crossplots de fisica de rochas mostraram um potencial para a identificacdo do
comportamento de ndo-reservatério da zona Sag Inferior, em volume, a partir de dados
resultantes da inversao elastica. Além disso, a analise destes crossplots aponta que, baixos
valores de IP, derivados da inversdo acustica, podem levar a conclusdes equivocadas

sobre altas porosidades na regido Sag Inferior.
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Figura 41: Crossplots de Vp/Vs versus IP por Vi gun (0 @ 0,5 v/v). Circulo vermelho destacando a regido
com comportamento caracteristico dos dados da zona Sag Inferior. A) Poco 2-ANP-1-RJS; B) 9-BUZ-7-
RJS.

4.3. Correlagéo rocha-perfil-sismica

Inicialmente foram selecionadas duas crosslines (nomeadas Cross 1 e Cross 2),
cujas interpretagcOes serviram como base para identificar as principais falhas, refletores,
horizontes e discordancias presentes na sismica do Campo de Buzios. Em seguida, foram
interpretadas trés linhas arbitrarias (A, B e C) com foco nos pocos apresentados no item
4.1. O principal objetivo da interpretagdo destas linhas arbitrarias € compreender se ha
relacdo entre as heterogeneidades observadas nos perfis e a resposta sismica e, caso exista,

como ocorre a variagao lateral deste comportamento.
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Nesta secdo sdo exibidas as interpretacbes das duas crosslines e das linhas
arbitrérias A e B. A linha arbitraria C ser& abordada no Capitulo 5, onde seré apresentado

um modelo geoldgico simplificado derivado da integracdo rocha-perfil-sismica.

As Figuras 42 e 43 mostram, respectivamente, a Cross 1 e a Cross 2. A primeira
(Cross 1) passa pelo pogo 8-BUZ-5, enquanto a segunda (Cross 2) atravessa 0 pogo 9-
BUZ-1-RJS. Em ambas as crosslines foram mapeadas as principais falhas e os refletores
referentes ao topo do basalto, a discordancia Jiquid/Buracica, a discordancia pré-Alagoas,

a discordéancia intra-Alagoas e a base do sal.

O topo do basalto é identificado na sismica como um refletor de amplitude
positiva (pico preto), representando um aumento na impedéncia acustica devido a
mudancga litologica. Os depositos sedimentares da fase Rifte Inferior (formagdes Pigarras
e Itapema) ocorrem discordantemente sobre o topo do basalto. Esta fase pode ser dividida
em duas sec¢Oes: inferior (Fm. Picarras) e superior (Fm. Itapema). Tal divisdo se da pela

discordancia Jiquid/Buracica, que também corresponde a um refletor de alta amplitude.

Ja a discordancia pré-Alagoas marca o limite da fase Rifte Inferior com a fase
Rifte Superior. Esta discordancia, que também delimita o topo da Fm. Itapema, é
identificada por um refletor de alta amplitude. Entre a discordancia pré-Alagoas e a base
do sal esta localizada a Fm. Barra Velha. Essa formacdo pode ser dividida em duas secoes,
com base na existéncia da discordancia intra-Alagoas. Tal discordancia, que corresponde
a um refletor sismico com amplitudes positivas relativamente baixas, separa internamente
a Fm. Barra Velha nas fases Rifte Superior e Sag. E possivel identificar nas Figuras 42 e
43 que a discordancia intra-Alagoas ndo apresenta grande continuidade lateral ao longo
das secOes e que, por vezes, apresenta-se truncada pela base do sal, o que permite

interpretar que pode ter ocorrido erosdo nestas regides.

Na Cross 1 (Figura 42) é possivel notar que o pogo 8-BUZ-5-RJS esta localizado
numa regido com a presenca da discordancia intra-Alagoas e que acima desta até a base
do sal, séo verificados refletores de baixa amplitude. Ao confrontar a profundidade da
discordancia intra-Alagoas na sismica e 0 comportamento dos perfis, verifica-se que esta
discordancia coincide com a base do comportamento de n&o-reservatorio (previamente
denominado de Sag Inferior) visualizado nos pogos. Assim, é possivel constatar que o
comportamento observado nos perfis apresenta relacdo com a resposta sismica na regiao.

Na base das coquinas € identificado um refletor positivo de alta amplitude (pico preto)
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seguido de um refletor negativo de alta amplitude (pico branco). Porém, nesta crossline
ndo foi possivel estabelecer uma relacdo entre 0 comportamento da base das coquinas
observado na sismica e a resposta dos perfis, ja que 0 poco 8-BUZ-5-RJS néo foi perfilado
até esta regido.
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- Base do sal - Discordancia pré-Alagoas - Topo do Basalto
-~ Discordancia intra-Alagoas - Discordancia Jiquia/Buracica / Falhas

Figura 42: Crossline (Cross 1) de diregdo OSO-ENE passando pelo poco 8-BUZ-5-RJS: a) ndo

interpretada; b) interpretada.

Na Cross 2 (Figura 43), a auséncia da discordancia intra-Alagoas é notada na
regido do pogo 9-BUZ-1-RJS. Isto vai de acordo com o observado nas curvas do pogo,
que ndo apresentam grande contraste dentro da Fm. Barra Velha. Na regido do poco,
proximo a base das coquinas, também sdo visualizados um refletor positivo de alta
amplitude seguido de um refletor negativo de alta amplitude. Ao analisar os perfis neste
intervalo, uma mudancga consideravel de comportamento na regido foi identificada,
marcada por uma diminuicdo brusca das propriedades permo-porosas. Este
comportamento esta associado com o refletor positivo de alta amplitude (pico preto).
Abaixo deste, o refletor negativo de alta amplitude (pico branco) representa a transigdo
entre os carbonatos da Fm. Itapema (alta impedancia acustica) para facies siliciclasticas
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da Fm. Picarras (menor impedancia acustica). Este refletor, destacado nas Figuras 43 e
44 como “base das coquinas” ¢ mais proeminente nos altos estruturais. Nos baixos, este
pico branco, na maioria das vezes, estd ausente e a sismofacies parece estar associada a
intercalacGes de facies mais lamosas, com baixos contrastes de impedancia acustica.
Entretanto, ndo ha disponibilidade de dados de pocos nos baixos, o que dificulta a

confirmacéo desta suposig&o.
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Figura 43: Crossline (Cross 2) de direcdo OSO-ENE passando pelo pogo 9-BUZ-1-RJS: a) ndo

interpretada; b) interpretada.

A linha sismica arbitraria A (Figura 44) passa pelos pogos 9-BUZ-7-RJS e 8-BUZ-
5-RJS. Ambos os pogos foram apresentados de forma mais detalhada na parte de

avaliacdo de formagdes. Nesta linha arbitraria foram interpretados os mesmos horizontes
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apresentados nas crosslines, com destaque para a presenca do refletor negativo de alta
amplitude na base das coquinas e do refletor positivo de baixa amplitude referente a
discordancia intra-Alagoas. Apesar de ser visualizada em ambos 0s po¢os, é importante

destacar que a discordancia intra-Alagoas ndo apresenta continuidade na regido deles.

No poco 8-BUZ-5-RJS, esta discordancia apresenta uma curvatura para cima em
direcdo ao topo da Fm. Barra Velha e uma terminacéo de truncamento erosivo em direcdo
a base do sal. J& na regido do poco 9-BUZ-7-RJS, a discordancia intra-Alagoas esta
delimitada por duas falhas e apresenta carater distinto, exibindo uma curvatura em direcéo
a discordancia pré-Alagoas. Assim, pela sismica, parece ndo existir continuidade entre a
fase Sag nos pogos 8-BUZ-5-RJS e 9-BUZ-7-RJS. Tal fato é corroborado pela analise
dos perfis. Embora ambos 0s pocos apresentem perda da qualidade das propriedades
permo-porosas na regido superior da Fm. Barra Velha (Sag), estes mostram um
comportamento diferente. No po¢o 8-BUZ-5-RJS o carater de ndo-reservatorio na regiao
¢ atribuido a uma possivel presenca de finos obstruindo o espaco poroso e
comprometendo a permeabilidade. Por outro lado, no poco 9-BUZ-7-RJS tal
comportamento esta relacionado com uma diminuicdo da porosidade total, indicando uma
litologia mais fechada. Assim, o comportamento de ndo-reservatorio (cuja base coincide
com a discordancia intra-Alagoas) observado no poco 8-BUZ-5-RJS ndo apresenta

grande continuidade lateral.

A linha sismica arbitraria B (Figura 45) abrange os pocos 7-BUZ-6-RJS e 9-
BRSA-1159-RJS. Este tltimo poco foi apresentado de forma mais detalhada na secédo 4.1
e apresenta comportamento de ndo-reservatorio, possivelmente devido a presenca de
finos, na regido superior da Fm. Barra Velha. Nesta linha, a ocorréncia da discordéancia
intra-Alagoas é ainda menor do que na linha A, ocorrendo apenas na regido do poco 9-
BRSA-1159-RJS e a direita deste, na direcdo ENE. A caracteristica da discordancia intra-
Alagoas na regido deste pogo é muito semelhante & observada na linha arbitraria A,
apresentando uma curvatura e se assemelhando a um truncamento erosivo em direcéo a

base do sal.
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Figura 44: Linha arbitraria A de direcdo OSO-ENE passando pelos pogos 9-BUZ-7-RJS e 8-BUZ-5-RJS:

a) ndo interpretada; b) interpretada.

E importante destacar que de acordo com o observado no pogo 8-BUZ-5-RJS, no
poco 9-BRSA-1159-RJS a profundidade da discordancia intra-Alagoas também coincide

com a base do comportamento de ndo-reservatorio na Fm. Barra Velha.

Na regido do pogo 7-BUZ-6-RJS ndo é observada a presenca da discordancia
intra-Alagoas. Este poco, apesar de préoximo do 9-BRSA-1159-RJS apresenta uma
sismofacies com menos reflexdes no intervalo da Fm. Barra Velha. Corroborando o
observado na sismica, 0 po¢o 7-BUZ-6-RJS (layout vide anexo A, Figura 57) nédo
apresenta grandes variagdes dentro da Fm. Barra Velha. Destaca-se apenas uma pequena
diminuicdo da qualidade das propriedades permo-porosas a partir de 5.585 m em direcéo
ao topo da Fm. Barra Velha. Porém, tal diminui¢do ndo implica em uma regido de nao-

reservatorio neste pogo.
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Figura 45: Linha arbitraria B, de direcdo OSO-ENE, passando pelos po¢os 7-BUZ-6-RJS e 9-BRSA-
1169-RJS: a) ndo interpretada; b) interpretada.
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5. Discussoes

Este capitulo busca interpretar, analisar e discutir os resultados mostrados no
Capitulo 4. Para isso, incialmente sdo abordadas as caracteristicas permo-porosas das
formacdes Itapema e Barra Velha. Em seguida, é analisado o comportamento peculiar
observado em trés pocos (3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS) na
parte superior da Fm. Barra Velha. Por fim, é apresentado um modelo geoldgico
simplificado construido a partir de dados de rocha, perfis de pocos e de uma linha sismica
arbitraria passando pelos pocos 2-ANP-1-RJS e 8-BUZ-5-RJS.

Os resultados apresentados no Capitulo 4 apontam para uma Fm. Itapema com
menor contetdo de argila e mais homogénea do que a Fm. Barra Velha. Na maioria dos
pocos, as propriedades permo-porosas da Fm. Itapema também sdo melhores do que as
da Fm. Barra Velha.

Deste modo, com o objetivo de comparar as propriedades de reservatorio de forma
guantitativa entre as formacdes Itapema e Barra Velha no Campo de Bduzios, foi
construida a Tabela 6. Esta apresenta a média ponderada das seguintes propriedades:
PHIT, PHIE, FF, V; gmn, SW, KTIM e net pay.

Tabela 6: Média ponderada dos principais parametros de reservatorio das formacoes Barra Velha e

Itapema.
PHIT (m3/m3) 0,11 0,12
PHIE (m3/m3) 0,11 0,12
FF (m3/m3) 0,09 0,09
Vcl_RMN (v/v) 0,07 0,06
Sw (v/v) 0,30 0,42
KTIM (mD) 163,95 271,97
net pay (m) 203,15 83,93

A partir da Tabela 6 é possivel notar que as formacGes Itapema e Barra Velha possuem
praticamente os mesmos valores de porosidade total, porosidade efetiva e contetido de

fluidos livre obtidos a partir da média ponderada dos pogos analisados. Ja o valor da
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permeabilidade (KTIM) obtido na Fm. Itapema é muito maior do que a da Fm. Barra
Velha.

As porosidades PHIT e PHIE apresentam valores médios muitos proximos. De
fato, na maioria dos pocos € observada uma aproximacdo muito grande entre os valores
de porosidade total e efetiva. Os valores médios de PHIT e PHIE para ambas as formacges
sdo considerados bons para rochas carbonaticas.

O V. rmn Na Fm. Itapema é um pouco menor do que o da Fm. Barra Velha. A
andlise das curvas de GR j& fornecia indicios de que a Fm. Barra Velha apresentava maior
contetido de argila. Assim, a estimativa a partir de um outro método (V. rmn), que néo

se baseia apenas na radioatividade natural das rochas, corrobora esta observacao.

A média dos valores de SW é baixa em ambas as formagdes, com a Fm. Itapema
apresentando média mais elevada do que a Fm. Barra Velha. Tal resposta ja era esperada,
pois na maioria dos po¢os boa parte da formacéao Itapema corresponde a reservatérios de

agua.

Com relacdo a permeabilidade, a partir da classificacdo de North (1985 apud
AHR, 2008), ela é boa na Fm. Barra Velha e muito boa na Fm. Itapema. Isto mostra uma
relacdo direta com as descri¢es de amostras laterais dos pocos analisados. Em rochas
carbonaticas, zonas de permeabilidades elevadas estdo geralmente relacionadas a vugs
conectados. Ao analisar as descri¢fes das amostras laterais, percebe-se que nas amostras
da Fm. Barra Velha a mencdo a vugs ocorre de forma pouco frequente. J& nas amostras
da Fm. Itapema a mencdo a vugs € muito frequente e ocorre em praticamente todas as
amostras na maioria dos poc¢os. Assim, a maior presenca de vugs, possivelmente
conectados na Fm. Itapema, poderia estar acarretando uma maior permeabilidade nesta
formacao frente a Fm. Barra Velha.

Além disso, a espessura média de net pay da Fm. Barra Velha é quase trés vezes
maior do que a da Fm. Itapema. Embora esse seja 0 comportamento mais frequente, em
trés pogos (2-ANP-1-RJS, 9-BRSA-1159-RJS e 9-BUZ-4-RJS) o net pay da Fm. Itapema
é superior ao Fm. Barra Velha. Nos pocos 2-ANP-1-RJS e 9-BRSA-1159-RJS isto tem
relacdo direta com a presenca da regido de ndo-reservatorio na parte superior da Fm. Barra
Velha. J4 no pogo 9-BUZ-4-RJS, isto se deve a uma maior espessura da Fm. Itapema
frente a Fm. Barra Velha e a auséncia de contato 6leo-agua na Fm. Itapema.
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Por fim, é importante destacar que embora a média das propriedades permo-
porosas da Fm. Itapema se mostrem melhores do que as da Fm. Barra Velha, a diferenga
entre elas € pequena e ambas apresentam reservatorios de 6tima qualidade, ou seja, com

altos valores de porosidade, permeabilidade e boa espessura de net pay.

Com relagdo a pequena diferenca entre as propriedades de ambas as formacdes, é
valido acrescentar que em alguns pogos sdo observadas coquinas fechadas com
porosidades baixissimas proximas a base da Fm. Itapema. Isto impacta negativamente as
propriedades permo-porosas na regido. Uma vez que a comparacdo estatistica foi
realizada considerando todo o intervalo das formacdes, isso pode estar resultando em
valores médios de propriedades permo-porosas inferiores aos observados na regido dos
reservatorios de 6leo. Assim, uma analise estatistica mais detalhada poderia ser realizada
considerando apenas o intervalo de reservatorio de Oleo da Fm. Itapema. Isto,
provavelmente, acarretaria uma maior diferenca entre as propriedades permo-porosas das

formacdes Barra Velha e Itapema, com esta ultima apresentando qualidade superior.

Inicialmente, as coquinas da Fm. Itapema eram abordadas como reservatorios
secundarios no pré-sal (FORMIGLI, 2008), mas Kattah (2015) afirmou que nos campos
de Bulzios e Mero tais reservatdrios sdo muito importantes. De fato, o presente trabalho
destaca que no Campo de BUzios os reservatorios da Fm. Itapema constituem um
importante alvo exploratério, com excelentes propriedades permo-porosas. Embora nédo
seja a regra, em alguns pocos do Campo de Buzios, o net pay da Fm. Itapema chegou até
mesmo a ultrapassar o da Fm. Barra Velha. Assim, em termos de potencial exploratério,
em alguns poc¢os deste campo a Fm. Barra Velha se apresentaria como um reservatorio

secundario perante as propriedades permo-porosas da Fm. Itapema.

Outro comportamento destacado por Zalan (2016) é a ocorréncia de uma coluna
continua entre os reservatorios das formacdes Itapema e Barra Velha, que resultaria em
intervalos com mais de 300 m de net pay no Campo de Buzios. De fato, em dois pogos
tal comportamento é observado. No po¢o 9-BUZ-4-RJS, por exemplo, a coluna de net
pay chega a alcangar 385 m. Entretanto, 0 comportamento mais recorrente observado é a
presenca de barreiras de permeabilidade na transigéo entre as formagdes Itapema e Barra
Velha, as quais podem interromper a continuidade dos reservatorios. Tais barreiras ora

sdo ocasionadas pela presenca do folhelho — aqui referenciado como Jiquid — no topo da
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Fm. Itapema, ora por calcérios ricos em matéria organica e/ou mudstones na base da Fm.
Barra Velha.

Conforme abordado no Capitulo 4, também merece atencdo o comportamento de
ndo-reservatorio observado na parte superior da Fm. Barra Velha em alguns pocos. Tal
comportamento gera barreiras de permeabilidade que podem atingir mais de 50 m dentro
desta formagdo. Entretanto, nem sempre as causas desse comportamento sdo as mesmas.
De acordo com o que foi destacado previamente, os pocos 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS
sdo exemplos de pocos que apresentam uma regido consideravel de ndo-reservatorio na
parte superior da Fm. Barra Velha. O comportamento das curvas deles é bastante similar
e aponta — conforme explicado anteriormente para o pogo 2-ANP-1-RJS — para
carbonatos parcialmente dolomitizados e fechados que resultam em um intervalo de nédo-

reservatorio.

Nos pocos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS o
comportamento das curvas na regido superior da Fm. Barra Velha é peculiar e se destaca
muito do observado nos outros pogos. Tal comportamento permitiu a separacdo da Fm.
Barra Velha nestes trés pocos em trés zonas. A divisdo e a nomenclatura adotadas para
cada zona se basearam em dois aspectos principais: correlacdo rocha-perfil-sismica e
comportamento de nao-reservatorio dentro da Fm. Barra Velha. A interpretacdo da
crossline 1 e das linhas arbitrérias A e B permitiu identificar a presenga da discordancia
intra-Alagoas na regido dos pogos 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS.

De acordo com Wright & Barnett (2015) e Buckley et al. (2015), tal discordancia
separa a Fm. Barra Velha nas se¢Oes Rifte Superior (se estende da base da Fm. Barra
Velha até a discordancia intra-Alagoas) e Sag (se estende da discordancia intra-Alagoas
até a base do sal). Conforme destacado no Capitulo 4, a analise conjunta da sismica e dos
perfis de pocos permitiu verificar que a profundidade da discordancia intra-Alagoas
coincide com a base do comportamento de ndo-reservatorio observado nos pogos 8-BUZ-
5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS. Assim, foi possivel separar nestes pocos a fase Rifte

Superior da fase Sag.

Em seguida, a partir do comportamento de nao-reservatorio desses trés pogos, a
fase Sag foi dividida em duas zonas: uma inferior (do topo da Rifte Superior até o topo
do comportamento de ndo-reservatorio) e uma superior (do topo do comportamento de

nédo-reservatorio até o topo da Fm. Barra Velha). Deste modo, nesses pogos a regido de
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ndo-reservatorio ficou destacada como zona Sag Inferior. Tal divisdo da Fm. Barra Velha
em trés zonas foi adotada nos crossplots de fisica de rochas apresentados no Capitulo 4.
Estes mostraram como os dados da zona Sag Inferior se destacam dos dados referentes as

demais zonas (Rifte Superior e Sag Superior).

As Figuras 46 e 47 sdo referentes, respectivamente, aos pogos 3-BRSA-1064-RJS
e 9-BRSA-1159-RJS. Elas apresentam com maior destaque 0 comportamento
heterogéneo da Fm. Barra Velha nestes pocos e visam auxiliar as discussdes sobre este
tema. E relevante pontuar que, como o comportamento das curvas dos pogos 3-BRSA-
1064-RJS e 8-BUZ-5-RJS na zona Sag Inferior € muito similar, nesta etapa sera dado
destaque apenas ao layout do po¢o 3-BRSA-1064-RJS. Isto ocorre devido a maior
quantidade de dados disponivel para este poco. Por sua vez, o po¢o 3-BRSA-1159-RJS
também serd apresentado nesta secdo para que se possa discutir sobre as pequenas
diferencas observadas em suas curvas. Mesmo que pequenas, tais diferencas resultaram
em um comportamento um pouco distinto dos dados da zona Sag Inferior nos crossplots

do poco 3-BRSA-1159-RJS e, por isso, precisam ser analisadas.

Na zona Sag Inferior (Figuras 46 e 47) é possivel identificar alguns
comportamentos bastante caracteristicos nos perfis. O perfil de neutrdo (NPHI) exibe um
aumento consideravel, enquanto o perfil de densidade (RHOB) diminui. Ainda é
observado um aumento dos tempos de transito compressional (DT) e cisalhante (DTSM)
e uma reducdo brusca da resistividade (RES). Os perfis de ressonancia também sdo muito
afetados: PHIT apresenta bons valores (entre 0,07 e 0,10), entretanto PHIE exibe valores
muito baixos (entre 0,02 e 0,04) e é quase metade de PHIT. Além disso, FF e KTIM sdo
préximos de zero. Entretanto, o perfil fotoelétrico permanece praticamente inalterado,
sugerindo que ndo houve mudanga significativa da matriz. Isto pode ser confirmado pelas
descricbes de amostra lateral do intervalo, que apontam para a presenca de calcarios
microbiais predominantemente esferuliticos e estromatoliticos em ambos os pogos. Ndo
existe mencdo nas descricbes a presenca de folhelhos, matéria organica, margas,

mudstones e/ou wackestones nos intervalos.
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Figura 46: Perfis do poco 3-BRSA-1064-RJS na Fm. Barra Velha. Esta formacao esté dividida em: Rifte

Superior, Sag Inferior e Sag Superior.
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Figura 47: Perfis do poco 9-BRSA-1159-RJS na Fm. Barra Velha. Esta formacao esta dividida em: Rifte

Superior, Sag Inferior e Sag Superior.
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Todavia, a resposta das curvas é caracteristica da presenca de finos impactando o
espaco poroso. Ellis & Singer (2007) e Nery (2013) afirmam que o excesso de &gua
adsorvida dos argilominerais aumenta a quantidade de HT das camadas.
Consequentemente, em intervalos argilosos NPHI apresentara valores elevados. Nery
(2013) também destaca que porquanto mais leve ou menos densa por unidade de volume
for a argila, devido ao excesso de agua intersticial, ela tendera a diminuir RHOB. O autor
acrescenta que a presenca de argila nas camadas permoporosas aumenta a quantidade de
agua intersticial e atenua a velocidade do som, aumentando o tempo de transito registrado.
Além disso, a presenca de argila também pode afetar o perfil de resistividade. Crain
(2019c) ressalta que as argilas séo eletricamente condutivas, ou seja, pouco resistivas.
Assim, em determinadas litologias, a presenca da argila condutiva pode reduzir a
resistividade medida. Entretanto, é necesséario ter cuidado com folhelhos betuminosos

e/ou matéria organica, que podem ser resistivos (NERY, 2013).

De fato, a resposta das curvas esperada em regides portadoras de argila €
condizente com o comportamento observado nos perfis dos pogos 3-BRSA-1064-RJS e
9-BRSA-1159-RJS na zona Sag Inferior (Figuras 46 e 47). A excecdo é o perfil de raios
gama, que praticamente n&o € alterado no intervalo. E possivel perceber apenas um ligeiro
aumento em sua resposta, em especial no poco 3-BRSA-1064-RJS (Figura 46). E
relevante pontuar que o perfil de GR é susceptivel apenas ao aumento da radioatividade
natural das rochas. Deste modo, a presenca de uma argila pouco radioativa (baixo
contetdo de U, Th e/ou K) ira impactar de forma pouco significativa a leitura deste perfil.
Consequentemente, isto acarretara uma estimativa de argilosidade (V,; gr) que pode néo
refletir o comportamento real do contetdo de argila no intervalo. Por outro lado, a
estimativa de argila calculada a partir do perfil de RMN (V,; rmn) @ponta para valores
elevados de argila na zona Sag Inferior. Tais valores, que chegam a atingir
aproximadamente 0,5 v/v parecem representar de forma mais adequada o comportamento

observado nas outras curvas.

Além disso, vale destacar que os processos de cimentacdo e dolomitizagdo séo
descartados como justificativa para o comportamento observado na zona Sag Inferior.
Isto se deve, principalmente, ao fato de que tais processos ocasionam uma diminuicéo
nos perfis de DT e de DTSM em rochas carbonéaticas. Tal resposta é contraria ao
observado nessas curvas na zona Sag Inferior (Figuras 46 e 47). Deste modo, é

evidenciado que nessa zona, nos po¢os analisados, hd uma quantidade consideravel de
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finos comprometendo o espaco poroso dos carbonatos e ocasionando o comportamento

de ndo-reservatorio.

Também é necessario salientar o comportamento das curvas na zona Sag Inferior
do pogo 9-BRSA-1159-RJS (Figura 477). As respostas dos perfis apresentam uma
tendéncia gradual de mudanca de comportamento em direcdo ao topo da zona Sag
Inferior. Ou seja: as curvas de DT, de DTSM e de NPHI comecam a exibir uma leve
diminuicdo, enquanto o perfil de resistividade apresenta um pequeno aumento em direcdo
do topo do intervalo. A andlise das descri¢cGes de amostra lateral mostra a presenca de
dolomitzacéo e/ou silicificacdo parcial no intervalo referente a zona Sag Inferior no poco
9-BRSA-1159-RJS. Conforme mencionado anteriormente, em rochas carbonéticas o

processo de dolomitizacdo tende a gerar diminuicdo nos tempos de transito.

No poc¢o 3-BRSA-1064-RJS, que ndo apresenta essa mudanga gradual das curvas
em direcdo ao topo, ndo ha mencdo a presenca destes processos diagenéticos no intervalo
referente a zona Sag Inferior. Assim, a dolomitizacdo e/ou silicificacdo parcial das
amostras pode estar ocasionando essa pequena mudanga no comportamento das curvas
do poco 9-BRSA-1159-RJS. E importante ressaltar que embora o pogo 8-BUZ-5-RJS n&o
possua descri¢do de amostra lateral, 0 comportamento dos seus perfis e crossplots é muito
semelhante ao do poco 3-BRSA-1064-RJS. Deste modo, infere-se que o poco 8-BUZ-5-
RJS também ndo apresenta alteracdes por processos diagenéticos no intervalo da zona

Sag Inferior.

A partir destas andlises é possivel inferir que o comportamento de néo-
reservatorio observado na zona Sag Inferior nos pocos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS
e 9-BRSA-1159-RJS se deve a presenca de finos (argila) no intervalo. No po¢o 3-BRSA-
1159-RJS também existem indicios de ocorréncia de dolomitizacéo e silicificacéo parcial

de algumas amostras que contribuem para o comportamento de ndo-reservatorio.

Com relacdo a presenca de finos, trabalhos recentes sobre o pré-sal, tanto na Bacia
de Santos quanto nas Bacias de Campos e Kwanza, destacam a forte presenca das argilas
magnesianas (estevensita) na Formacdo Barra Velha e nas formagGes anélogas a esta
(WRIGHT & BARNETT, 2015; MUNIZ & BOSENCE, 2015; CERALDI & GREEN,
2016; SALLER et al., 2016; WRIGHT & TOSCA, 2016, HERLINGER et al., 2017).

Segundo Buccheim & Awramik (2014), a estevensita € um mineral de argila

autigénico indicativo de ambientes deposicionais salinos/alcalinos que sugere aguas ricas
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em magnésio. Wright & Barnett (2015), Wright & Tosca (2016) e Wright & Rodriguez
(2018) utilizaram a presenca da estevensita na Fm. Barra Velha como um dos elementos-
chave para a caracterizacdo do tipo de ambiente deposicional desta formacdo. Conforme
destacado no Capitulo 2, tais autores sugerem um modelo deposicional de um lago
evaporitico raso, extenso e hiper-alcalino para a Fm. Barra Velha. Wright & Barnett
(2015) ainda destacam que a presenca da estevensita e a auséncia de outras argilas
convencionais (ricas em Aluminio) sugerem condi¢fes geoquimicas muito especificas

atuando durante a deposicao dos calcarios da Fm. Barra Velha.

O comportamento deste mineral de argila magnesiana em perfis de pocos foi
relatado por alguns autores. No pré-sal da Bacia de Campos, Muniz & Bosence (2015)
mostram que na Fm. Macabu, correlata a Fm. Barra Velha, a presenca de estevensita
provoca um leve aumento no perfil de raios gama. Herlinger et al. (2017) acrescentam
que em depdsitos preservados de estevensita, a microporosidade pode ser observada por
meio dos dados de RMN. Estes autores acrescentam que, apesar de na fase sag do pré-sal
da Bacia de Campos a maioria dos depdsitos de argilas magnesianas terem sido
substituidos por esferulitos calciticos, dolomita e silica, em um dos pocos analisados a
estevensita foi encontrada preservada. Nesse sentido, Buchheim & Awramik (2014)
pontuam que nos casos onde esta argila é encontrada preservada ela se torna problematica,

pois compromete a porosidade e a permeabilidade do reservatorio.

De acordo com o que foi apresentado previamente, nos pogos 3-BRSA-1064-RJS,
8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS ocorre um leve aumento de GR e a porosidade do
reservatorio estd comprometida pela presenca de finos. Além disso, ao analisar a resposta
do perfil de T2_DIST (distribuicdo do tempo de relaxacdo T2) nos po¢os 3-BRSA-1064-
RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS é observado um elevado nivel de
microporosidade (baixos valores de T2) no intervalo referente a zona Sag Inferior,
conforme exibido na Figura 48. Esses indicios conduzem a hipo6tese de ocorréncia de
estevensita preservada nos po¢os 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 3-BRSA-1159-
RJS. Assim, esta argila magnesiana estaria comprometendo o espagco poroso dos
carbonatos na zona Sag Inferior e ocasionando o comportamento de ndo-reservatério
nessa regido. Cabe destacar que o perfil litogeoquimico que mede o contetdo de magnésio
também seria uma importante ferramenta para confirmar a presenca da estevensita, em

especial no poco 3-BRSA-1064-RJS que ndo possui mencgédo a processo de dolomitizagédo
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na zona Sag Inferior. Entretanto, as curvas com contedo de magnésio ndo estavam

disponiveis para nenhum dos trés pogos supracitados.

A ocorréncia deste comportamento bastante peculiar nas curvas de apenas trés dos
dezessete pocos do Campo de Buzios poderia ser justificada pela alta susceptibilidade da
estevensita a processos diagenéticos. Tosca & Wright (2015) destacam que os silicatos
de magnésio (grupo ao qual a estevensita pertence) sdo 0s mais geoquimicamente reativos
de todos os grupos minerais de argila. Assim, na maioria das amostras da se¢do sag do
pré-sal € relatada a dissolugdo total a parcial da estevensita (HERLINGER et al., 2017).
Estes autores pontuam que a dissolucao da estevensita libera magnésio e silica, resultando
em substituicdo de calcita por silica e em preenchimento total ou parcial da porosidade
por cimento de dolomita. Eles também destacam que frequentemente a estevensita é
substituida por dolomita e, com menor frequéncia, por silica. A ocorréncia da substituicéo
total ou parcial da estevensita por dolomita e/ou silica em carbonatos do pré-sal também
foi reportada por Ceraldi & Green, 2016; Saller et al., 2016 e Tosca & Wright (2015).
Deste modo, a mencdo a atuacdo de processos como dolomitizacdo e silicificacdo em
algumas amostras da zona Sag Inferior no pogo 9-BRSA-1159-RJS podem estar
relacionadas a um processo de substituicdo parcial da estevensita devido a atuacdo de
processos diagenéticos. Entretanto, neste poco, parte dela ainda permaneceria preservada

comprometendo 0 espago poroso.

Um comportamento recorrente observado nos poc¢os relativamente proximos ao
poco 8-BUZ-5-RJS é a presenca de regifes de nado-reservatorio ocasionadas por
carbonatos fechados. Tais pocos foram apresentados no Capitulo 4 e correspondem aos
pogos 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS. No poco 2-ANP-1-RJS é relatada a presenca de
dolomitizacdo e silicificacio em grande parte das amostras no intervalo de néo-
reservatorio. Logo, é possivel que nos pocos 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS tenha
ocorrido a substituicdo da estevensita devido a uma atuagdo mais intensa de processos
diagenéticos. Nesse sentido, Herlinger et. al (2017) mencionam que nas amostras por eles
analisadas, a dissolucdo da estevensita raramente implicava em zonas de reservatorio. Isto
ocorria porgue a dolomita comumente cimentava a porosidade secundaria gerada pela
dissolugdo da argila. Esta caracteristica poderia explicar o comportamento de néo-
reservatorio observado em um intervalo na parte superior da Fm. Barra Velha nesses dois
pocos. Tosca & Wright (2015) ainda acrescentam que a visdo deles com relagdo a
diagénese da argila magnesiana (estevensita) em reservatorios carbonaticos lacustres €
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consistente com uma série de texturas sedimentares observadas nos carbonatos do pré-sal

da Bacias de Santos.
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Figura 48: Curva de distribui¢do do tempo de relaxagdo T2 (T2_DIST) para 0s po¢os 3-BRSA-1064-
RJS, 9-BRSA-1159-RJS e 8-BUZ-5-RJS na Fm. Barra Velha. Na zona Sag Inferior é possivel verificar

concentracdo de microporosidade (baixos valores de T2_DIST) destacada pelos circulos vermelhos.

De acordo com o que foi abordado no Capitulo 2, uma vez depositadas as argilas
magnesianas, existe uma série de aspectos que acarretam a desestabilizacdo e sua
subsequente dissolucéo durante a diagénese (TOSCA & WRIGHT, 2015). Os principais
fatores sdo a alta sensibilidade a pressdo de CO, (pCO,) e ao pH, bem como a rapida
cinética de dissolucdo devido a alta &rea de superficie especifica da estevensita. Assim,
variagfes quimicas na dgua e pequenas mudancas de alcalinidade, por exemplo, podem
colocar as argilas magnesianas fora de suas janelas de estabilidade, favorecendo a

dissolucao.

Wright & Tosca (2016) destacam que dadas as condigdes geoquimicas adequadas,
a estevensita se acumularia em configuracGes de baixa energia, abaixo da base de onda,
onde ndo estariam sujeitas a exposicdo, dessecacdo e retrabalhamento. Além disso, 0s
autores pontuam que a presen¢a da matéria organica, comum em configuracdes mais
profundas, também pode desestabilizar e ocasionar a dissolucdo da estevensita. Assim,

eles indicam que a acumulacdo dessa argila magnesiana ocorreria em aguas ndo téo rasas
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e nem tdo profundas. Portanto, é possivel notar que a distribuicéo das argilas magnesianas
apresenta grande complexidade.

Conforme mencionado no Capitulo 4, foram interpretadas trés linhas sismicas
arbitrérias que passavam pelos pogos com a presenca de finos (estevensita) e por pogos
proximos a estes. Destas trés linhas, uma foi deixada para ser apresentada no presente
capitulo. Tal linha (Figura 49) foi utilizada para a constru¢do de um modelo geologico
simplificado, que compreende as informacdes extraidas das descri¢cdes de amostra lateral,
dos perfis de pocos e da sismica. Este modelo geoldgico (Figura 50) visa ilustrar vertical
e lateralmente as principais observagdes realizadas sobre o comportamento das formacoes
Itapema e Barra Velha. Pretende-se ainda destacar como seria a relacdo e a continuidade

do comportamento de ndo-reservatério dos pocos 2-ANP-1-RJS e 8-BUZ-5-RJS.

A interpretacdo da linha arbitrdria C exibida na Figura 4949 consistiu no
reconhecimento dos mesmos refletores e discordancias explicitados no Capitulo 4,
conforme legenda. Néo foi verificada a presenca da discordancia intra-Alagoas passando
pelo pogo 2-ANP-1-RJS. Entretanto, esta discordancia é visualizada em boa parte desta
linha arbitraria. Onde ocorre, a discordancia intra-Alagoas apresentou uma curvatura e
feicdo de truncamento erosivo em direcdo a base do sal. Além disso, nota-se que 0s pogos
2-ANP-1-RJS e 8-BUZ-5-RJS, apesar de proximos, se encontram separados por uma
falha que afeta e delimita a discordancia intra-Alagoas na regido do poco 8-BUZ-5-RJS.
Nesta linha arbitraria, também é observada a presenca do refletor negativo de alta
amplitude (pico branco), denominado “Base das coquinas”, ocorrendo de maneira quase
continua. Logo acima deste pico branco, ocorre um refletor de pico preto com alta
amplitude. Este pico preto reflete a diminuigdo da porosidade das coquinas préximas a
“Base das Coquinas”. Tais interpretagdes foram obtidas a partir da integracdo rocha-

perfil-sismica e foram utilizadas na construcdo do modelo geoldgico da Figura 50.

O modelo geoldgico da Figura 50 constitui uma representacdo simplificada das
principais observagdes realizadas acerca das interpretagdes integradas dos dados
disponiveis das formagdes Itapema e Barra Velha. Para a construgdo desse modelo foram
utilizados os seguintes critérios: 1) Abaixo do horizonte “Base das Coquinas”, foram
apenas separadas em diferentes cores as zonas referentes a cada horizonte interpretado.
As litologias ndo foram representadas, pois tal regido ndo € o foco deste trabalho; 2) Como

a resolucdo do dado sismico nédo permite o nivel de detalhamento presente nas descri¢des
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de amostra lateral, foram adotadas as litologias predominantes em cada formacéo, ou seja,
foi verificado que na Fm. Itapema predominam as facies de coquinas e na Fm. Barra

Velha predominam as facies de calcarios estromatoliticos e esferuliticos.

a) SSE 2-ANP-1 8-BUZ-5 | N O

Profundidade (m)

Profundidade (m)
(o] (@] (8]
(€] o (€]
o o o
o o ()

7000
Legenda:
- Base do sal - Discordancia Jiquia-Buracica
- Discordancia intra-Alagoas - Topo do Basalto
== Discordancia pré-Alagoas / Falhas

- Base das coquinas

Figura 49: Linha arbitraria C de direcdo SSE-NNO passando pelos pogos 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-5-RJS:
a) ndo interpretada; b) interpretada.
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- Base das coquinas

Figura 50: Modelo geoldgico da parte superior da fase Rifte Inferior e das fases Rifte Superior e Sag no

Campo de Buzios, Bacia de Santos. Tal modelo foi construido a partir da linha arbitraria C.

Com relacdo as facies da Fm. Itapema, foram representados dois tipos de
coquinas. Um deles é atribuido a coquinas com baixissimas porosidades (coquinas
fechadas), que foram inseridas préximo ao horizonte “Base das coquinas”. Isto se deve a
queda acentuada de porosidade, diminuicdo de DT e aumento de densidade
(consequentemente, aumento da impedancia acustica) visualizados nos pocos, que se
relacionam com o refletor de alta amplitude (pico preto) observado nessa regido. Acima
destas coguinas com baixa porosidade estdo as coquinas portadoras de boas propriedades
permo-porosas, conforme verificado na anélise dos pogos 2-ANP-1-RJS e 8-BUZ-5-RJS.
Nestes pocos, inclusive, a Fm. Barra Velha apresenta menor espessura de reservatorio do
que a Fm. Itapema, o que também pode ser atribuido a ocorréncia das regides de nao-

reservatorio na Fm. Barra Velha.

Acima das coquinas estdo os calcérios estromatoliticos e esferuliticos da Fm.

Barra Velha. Estes sdo retratados em parte da secdo com a presenca da estevensita
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preservada. Esta facies é representada nas regides entre a discordancia intra-Alagoas e a
base do sal. Isto busca reproduzir o comportamento de néo-reservatorio do pogo 8-BUZ-
5-RJS acima da discordancia intra-Alagoas, que foi associado a presenca de estevensita
preservada. Destaca-se que neste modelo geoldgico simplificado, a estevensita associada
aos calcérios estromatoliticos e esferuliticos foi inserida em todas as regides em que a
intra-Alagoas estd presente. Isso foi baseado na resposta dos refletores e no
comportamento da intra-Alagoas, cuja curvatura em direcdo a base do sal pode remeter a

configuracdo de pequenos lagos.

Neste aspecto, cabe destacar que nem sempre a ocorréncia da discordancia intra-
Alagoas estaria associada a presenca de argilas magnesianas: a estevensita estaria
preservada onde a intra-Alagoas esta presente, mas ndo necessariamente onde ocorre a
intra-Alagoas teria a estevensita. 1sso pode ser visto na Figura 44 do Capitulo 4, onde se
verifica a presenca da discordancia intra-Alagoas na regido do pogo 9-BUZ-7-RJS.
Entretanto, a fei¢do da discordancia nesta regiao difere bastante da visualizada no modelo
geoldgico. Alem disso, este poco ndo apresenta comportamento que possa ser associado
a presenca da estevensita na regido. Por outro lado, o comportamento dos perfis do pogo
9-BUZ-7-RJS se assemelha ao visualizado no poco 2-ANP-1-RJS. Este ultimo poco foi
retratado no modelo geoldgico com presenca majoritaria de calcarios estromatoliticos e

esferuliticos na Fm. Barra Velha e auséncia de estevensita preservada.

Vale também ressaltar que o comportamento de ndo-reservatorio observado na
parte superior desta formacéo néo foi retratado neste modelo geoldgico. Todavia, a partir
do que foi discutido anteriormente, acredita-se que na regido do poco 2-ANP-1-RJS, a
estevensita possa ter sido substituida por dolomita e silica e a porosidade dos calcarios
comprometida pela presenca de cimento dolomitico. Esses fatores, entdo, teriam
ocasionado o comportamento de nao-reservatorio. Assim, foi inferido que os depoésitos
da Fm. Barra Velha no pog¢o 9-BUZ-7-RJS foram submetidos a processos semelhantes a
estes descritos para 0 pogo 2-ANP-1-RJS. Por fim, destaca-se que a regido que néo foi
representada com a estevensita na Fm. Barra Velha apresentaria um comportamento

similar ao de plataforma.

Apesar dos indicios apontados neste trabalho para a presenca da estevensita
afetando o comportamento dos reservatdrios da Fm. Barra Velha no Campo de Buzios, é

dificil predizer sua real influéncia e extensdo devido a ndo disponibilidade de amostras
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de rocha para serem analisadas com esse intuito. Além disso a alta instabilidade deste
mineral de argila magnesiana o torna muito susceptivel a alteragGes. Assim, pequenas
modificagdes no ambiente deposicional podem levar a sua modificacdo. Maiores influxos
de 4guas meteoricas, ocasionando uma mudanca de pH e um influxo de 4gua do mar no
topo da fase Sag, por exemplo, poderiam levar a desestabilizacdo da estevensita,
comprometendo sua preservacdo. Deste modo, de acordo com o pontuado por Wright &
Barnett (2015), a distribuicdo de calcita, estevensita e porosidade na se¢do Sag da Bacia
de Santos sugere padrdes complexos que teriam sido controlados ndo apenas pelo nivel

de base do lago, mas principalmente pela quimica das &guas.
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6. Conclusdes

A andlise integrada dos dados de rocha, dos perfis de dezessete pocos e de cinco
secdes sismicas (duas crosslines e trés linhas arbitrarias) do Campo de Buzios permitiu a
avaliacdo e a caracterizacdo da qualidade dos reservatorios das formacoes Itapema e Barra

Velha neste campo.

Nos pocos analisados, tanto a Fm. Barra Velha quanto a Fm. Itapema apresentam
reservatorios de 6tima qualidade. Enquanto a Fm. Barra Velha apresenta espessura média
de net pay que chega a quase trés vezes o valor da Fm. Itapema, esta Ultima apresenta
melhores propriedades permo-porosas que a primeira. A permeabilidade média da Fm.
Itapema € cerca de 1,66 vezes maior do que a apresentada pela Fm. Barra Velha e, em
trés dos pocos analisados, a sua espessura de net pay ultrapassa a da Fm. Barra Velha.
Isto demonstra que a Fm. Itapema também representa um importante alvo exploratério

no Campo de Buzios.

Na maioria dos pocos a Fm. Barra Velha ainda segue como a portadora dos
maiores net pay neste campo. Entretanto, é necessario ter cautela com as
heterogeneidades apresentadas por esta formacdo. Em cinco dos dezessete pocos foram
observados comportamentos de ndo-reservatorio na parte superior da Fm. Barra Velha,
com barreiras de permeabilidade que atingem até 50 m de espessura. A hip6tese levantada
por esta dissertacdo € de que tais comportamentos estdo associados aos processos de

substituicdo/dissolucdo e preservacdo da estevensita.

Nos pocos 2-ANP-1-RJS e 9-BUZ-7-RJS, a estevensita pode ter sido substituida
por dolomita e silica e a porosidade dos calcarios comprometida pela presenca de cimento
dolomitico, ocasionando o comportamento de ndo-reservatorio visualizado na parte
superior da Fm. Barra Velha. Ja nos pocos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-
1159-RJS, o comportamento de ndo-reservatorio foi atribuido a presenca da estevensita
preservada associada aos calcarios, comprometendo o espago poroso no intervalo. Assim,
nestes trés pocos, o contetdo de argila estimado a partir do perfil de RMN (V,; rmn) S€
mostrou 0 meétodo mais adequado para a identificacdo da presenca desta argila

magnesiana.

Conforme verificado nas se¢Ges sismicas, a discordancia intra-Alagoas coincide

com o inicio do comportamento de ndo-reservatédrio observado na Fm. Barra Velha nos
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pocos 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS. Deste modo, a presenca da estevensita ocorre
no inicio da fase Sag da Fm. Barra Velha. A partir dessas observacGes e do
comportamento de ndo-reservatorio, foi possivel dividir a Fm. Barra Velha nos po¢os 3-
BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1159-RJS em trés zonas: Rifte Superior (base
da Fm. Barra Velha até o inicio do comportamento de ndo-reservatorio), Sag Inferior
(inicio ao topo do comportamento de ndo-reservatério, devido a presenca de estevensita
preservada) e Sag Superior (topo do comportamento de ndo-reservatério até a base do

sal).

Ainda sobre a relagdo entre a presenga da discordancia intra-Alagoas e a
ocorréncia da estevensita preservada, cabe ressaltar que a estevensita estaria preservada
onde a intra-Alagoas esta presente, mas ndo necessariamente onde ocorre a intra-Alagoas

teria a presenca da estevensita.

O modelo geoldgico construido ilustra de forma satisfatoria as principais
observacdes realizadas sobre o comportamento das formaces Itapema e Barra Velha.
Porém, no que diz respeito a estevensita, a determinacdao mais assertiva da sua presenca,
extensdo e influéncia é complexa. Isto se deve a trés fatores principais: a resolucdo
sismica que dificulta a determinacdo da geometria 3D da facies com a estevensita; a
auséncia de amostras de rochas para serem analisadas com o intuito de confirmar a

presenca desse mineral de argila magnesiana; e a alta instabilidade da estevensita.

Nesse sentido, os crossplots de fisica de rochas mostraram potencial para a
identificacdo do comportamento de ndo-reservatorio da zona Sag Inferior, em volume, a
partir de dados resultantes da inversdo elastica. Assim, tal ferramenta pode ser empregada
para auxiliar em um possivel reconhecimento da presenca da estevensita preservada e

indicar areas que deveriam ser evitadas ou perfuradas com maior cautela.

Deste modo, para trabalhos futuros é sugerida a aplicacédo da inversao elastica para
0 reconhecimento da extensdo do comportamento de ndo-reservatorio devido a presenca
de estevensita preservada. Também é recomendada a analise de amostras de rochas com
o intuito de verificar a presenca da estevensita e as alteragdes diagenéticas relacionadas a
ela. Nesse aspecto, a analise de perfis litogeoquimicos para avaliar a quantidade de
magnésio presente na formacdo e a interpretagdo de perfis de imagem também podem

trazer importantes contribuicdes. Por fim, é relevante que sejam estudados com maior
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nivel de detalhamento os padrBes e mecanismos responsaveis pela alteragéo e preservagdo
deste mineral de argila no pré-sal da Bacia de Santos.
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ANEXO A - Perfis de pocos

Este anexo compreende os layouts com os dados e curvas calculadas para os outros doze

pocos analisados no Campo de BUzios, que estao representados nas Figuras 51 a 62.
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Figura 51: Perfis do pogo 9-BUZ-8-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formac@es (Barra Velha); 3) raios
gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo (NPHI); 5) tempos de transito sénico; 6)
perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total (PHIT)
calculadas pelo método da combinacéo neturdo-densidade; 9) estimativa de argilosidade a partir de GR
(Vo gr); 10) saturacéo de agua (SW); 11) net res (RES); 12) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Figura 52: Perfis do poco 3-BRSA-1053-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo (NPHI), densidade da
matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sonico (DT) e cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) porosidade medida em laboratorio (PHI_lab) e perfis de RMN: fluidos livres
(FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM) e
permeabilidade medida em laboratorio (Perm_lab); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR
(Ve gr) @ RMN (Vg gmn); 11) saturagdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato

o6leo-agua (0/A) esta destacado em cinza.
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Figura 53: Perfis do poco 3-BRSA-1184-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo (NPHI), densidade da
matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sonico (DT) e cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V, gr) € RMN
(Vo run); 11) saturacéo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Figura 54: Perfis do poco 9-BRSA-1191-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema, com folhelho Jiquia em destaque); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB),
neutrdo (NPHI), densidade da matriz (RHOMAY); 5) tempos de trénsito sonico (DT) e cisalhante (DTSM);
6) perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade
efetiva (PHIE) e porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de
argilosidade a partir de GR (V,; gr) € RMN (V,; gmn); 11) saturacdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13)

net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A) esta destacado em cinza.
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Figura 55: Perfis do poco 9-BRSA-1195-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema, com folhelho Jiquid em destaque); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB);
5) tempos de transito sénico (DT) e cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade
(RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total (PHIT); 9)
permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V¢ gr) € RMN (Vi rmn);
11) saturacdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A) esta

destacado em cinza.
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Figura 56: Perfis do poco 9-BRSA-1197-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formagdes (Barra Velha e
Itapema); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo (NPHI), densidade da
matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sénico (DT) e cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V, gr) € RMN
(Ve rmn); 11) saturacdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Figura 57: Perfis do poco 7-BUZ-6-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formac6es (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em destaque); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sénico (DT); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V, gr) € RMN
(Ve rmn); 11) saturac8o de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Poco 3-BRSA-944A-RJS
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Figura 58: Perfis do poco 3-BRSA-944A-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formacgdes (Barra Velha e
Itapema); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo (NPHI), densidade da
matriz (RHOMA), densidade medida em laborat6rio (DEN); 5) tempos de transito sénico (DT) e
cisalhante (DTSM); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) porosidade medida em
laboratério (PHI_lab) e perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM) e permeabilidade medida em laboratério (Perm_lab); 10)
estimativas de argilosidade a partir de GR (V¢ gr) € RMN (V¢ rmn); 11) saturacéo de agua (SW); 12) net
res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A) esta destacado em cinza.
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Poco 9-BUZ-1-RJS
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Figura 59: Perfis do poco 9-BUZ-1-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formac6es (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em destaque); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempo de transito sonico (DT); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V, gr) € RMN
(Vo run); 11) saturacéo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Figura 60: Perfis do poco 9-BUZ-2-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formac6es (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em destaque); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempo de transito sénico (DT); 6) perfil fotoelétrico (PE); 7)
resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total
(PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V gr) € RMN
(Ve rmn); 11) saturaclo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY). O contato 6leo-agua (0/A)

esta destacado em cinza.
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Poc¢o 9-BUZ-3-RJS
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Figura 61: Perfis do poco 9-BUZ-3-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formac6es (Barra Velha e Itapema,
com o folhelho Jiquia em destaque); 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo
(NPHI), densidade da matriz (RHOMA); 5) tempos de transito sénico (DT) e compressional (DTSM) ; 6)
perfil fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) perfis de RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva
(PHIE) e porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN (KTIM); 10) estimativas de argilosidade a
partir de GR (V¢ gr) € RMN (V¢ gmn); 11) saturacdo de agua (SW); 12) net res (RES); 13) net pay

(PAY). O contato 6leo-a4gua (0/A) esta destacado em cinza.
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Poc¢o 9-BUZ-4-RJS
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Figura 62: Perfis do poco 9-BUZ-4-RJS. Tracks: 1) profundidade; 2) formacGes (Barra Velha e Itapema);
3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (RHOB), neutrdo (NPHI), densidade da matriz
(RHOMA), densidade medida em laboratério (DEN); 5) tempo de transito sénico (DT); 6) perfil

fotoelétrico (PE); 7) resistividade (RES); 8) porosidade medida em laboratdrio (PHI_lab) e perfis de

RMN: fluidos livres (FF), porosidade efetiva (PHIE) e porosidade total (PHIT); 9) permeabilidade RMN

(KTIM); 10) estimativas de argilosidade a partir de GR (V) gr) € RMN (V¢ rmn); 11) saturacéo de agua

(SW); 12) net res (RES); 13) net pay (PAY).
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ANEXO B - Andlise estatistica das propriedades de
reservatorio

Este anexo compreende as Tabelas 7 e 8 com as propriedades de reservatorio dos pocos

analisados no Campo de Buzios.
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Tabela 7: Estatistica basica das propriedades de reservatorio para dezessete pogos do Campo de Buzios.

ESPESSURA | NETRES NETPAY PHIT(m3/m3) PHIE (m3/m3) FF (m3/m3) SW (v/v) Vel (v/v)
POCOS ZONAS {m) (m) (m) a_| Média Mogg Mﬂ ja i \ ]

B. Velha | 199,60 116,66 | 113,69 0,06 0,09 0,04 0,09 0,03 0,07 0,14 0,24 0,02 0,07 0,01 0,06 8,12 159,70
AN RS Itapema | 227,46 208,80 | 133,23 0,15 0,14 0,10 0,13 0,09 0,11 0,08 0,34 0,03 0,04 0,01 0,03 21,38 | 258,04
B.Velha | 372,00 | 32594 |31337| 013 | 0,13 | 0,23 | 0,122 | 0,20 | o210 | 0,20 | 0,24 | 0,03 0,06 0,02 0,10 | 64,57 | 147,31
FERsA 1033813 itapema | 185,00 | 128,02 | 58,20 | 0,07 | 0,20 | 0,05 | 0,00 | 005 | 007 | 051 | 042 | 0,02 0,07 0,02 006 | 537 | 8412
B.Velha | 325,00 | 277,14 | 272,80 0,12 | 012 | 0,10 | 0,22 | 009 | 010 | 0,12 | 0,21 | 0,02 0,03 0,01 0,03 | 512,86 | 190,30
FERaG LIS itapema | 147,00 | 12490 | 6256 | 0,12 | 0,12 | 0,22 | 0,122 | 0,10 | 010 | 0,09 | 045 | 0,02 0,02 0,02 0,01 | 194,98 | 144,89
B.Velha| 216,64 | 161,93 | 134,34| 008 | 0,10 | 0,07 | 0,10 | 004 | 007 | 011 | 0,37 | 0,02 0,08 0,08 0,10 1,35 | 83,00
S BRSA AT itapema | 14432 | 72,91 | 4457 | 007 | 0,09 | 0,06 | 008 | 004 | 006 | 0,41 | 039 | 0,02 0,11 0,02 0,05 | 039 | 94,68
B.Velha | 289,23 | 252,96 | 246,06 ] 0,20 | 0,21 | 0,20 | 0,11 | 0,07 | o009 | 0,17 | 0,21 | 0,03 0,06 0,04 0,10 | 12,30 | 105,51
L ps Itapema ] 191,00 149,39 0,00 0,09 0,10 0,09 0,09 0,06 0,07 0,69 0,69 0,02 0,07 0,02 0,02 5,37 23,16
9.BRSA-1191-RIS B. Velha | 254,40 175,73 | 133,05 0,14 0,12 0,05 0,11 0,03 0,07 0,37 0,39 0,02 0,07 0,03 0,06 1,55 64,88
Itapema | 142,00 116,74 | 107,90 0,13 0,13 0,12 0,13 0,10 0,10 0,13 0,23 0,02 0,05 0,02 0,04 37,15 | 157,55
B. Velha | 250,30 236,06 | 232,25 0,12 0,14 0,10 0,14 0,10 0,11 0,14 0,19 0,02 0,05 0,02 0,08 56,23 | 391,63
i et i Itapema 88,40 71,02 68,74 0,18 0,15 0,18 0,14 0,15 0,14 0,08 0,24 0,02 0,04 0,02 0,02 | 676,08 | 804,95
B. Velha | 341,90 236,51 | 219,01 0,07 0,10 0,07 0,10 0,05 0,08 0,12 0,23 0,02 0,04 0,03 0,05 389,05 | 123,08
SBUE-L RIS itapema] 101,00 | 7540 | 2046 | 0,21 [ 0,12 | 014 | 012 | 011 | o010 | 058 | 046 | 0,02 0,03 0,02 0,03 | 223,87 | 242,64
B.Velha | 174,00 | 87,59 | 8702 | 0,07 | 0,09 | 003 | 007 | o001 | 005 | 0,19 | 0,40 | 0,02 0,17 0,02 0,05 | o030 | 2840
FERAL152 RIS ltapema | 251,00 | 197,63 | 111,91 0,13 | 0,13 | 0,22 | 0,23 | 0,10 | 0,10 | 0,13 | 0,39 | 0,02 0,04 0,02 0,02 | 128,82 [ 159,93
8 BUZ-S-RIS B.Velha | 190,00 | 114,36 | 110,27| 0,08 | 0,12 | 0,05 | 0,20 | 001 | 007 | 0,12 | 0,44 | 0,02 0,15 0,02 0,05 | 1.175 | 235,86
itapema | 225,00 | 215,71 | 104,72 0,15 | 0,16 | 0,15 | 0,26 | 0,11 | 013 | 007 | 036 | 0,02 0,03 0,02 0,02 | 126,83 | 531,34
I B.Velha| 300,92 | 241,82 | 151,12] 0,15 | 0,22 | 0,14 | 0,11 | 0,09 | o009 | 0,13 | 0,45 | 0,02 0,07 0,02 0,06 | 10,72 | 105,08
Itapema | 195,30 111,20 0,00 0,12 0,11 0,11 0,10 0,10 0,09 1,00 0,89 0,02 0,11 0,02 0,09 32,36 | 242,73
SNSRI B. Velha | 257,37 | 150,10 | 149,79] 0,08 | 0,10 | 0,04 | 009 | o002 | 007 | 010 | 0,30 | 0,04 0,12 0,02 0,09 | 3,55 | 106,02
Itapema | 178,19 155,14 93,61 0,12 0,15 0,11 0,14 0,11 0,12 0,01 0,40 0,02 0,05 0,02 0,02 56,23 | 339,88
9-BUZ-3-RIS B. Velha | 448,55 433,77 | 403,48 0,13 0,13 0,12 0,12 0,10 0,10 0,11 0,22 0,05 0,04 0,02 0,05 85,11 | 129,71
Itapema | 177,37 124,21 0,00 0,09 0,10 0,09 0,09 0,07 0,08 0,73 0,66 0,02 0,05 0,03 0,06 24,55 | 34,77
9-BUZ-4-RIS B. Velha | 178,46 167,30 | 149,10 0,17 0,15 0,16 0,15 0,15 0,12 0,08 0,24 0,02 0,02 0,02 0,03 338,84 | 746,17
Itapema | 246,30 | 236,04 | 236,03 0,12 | 0,124 | 0,22 | 0,23 | 0,11 | 012 | 0,06 | 0,12 | 0,02 0,02 0,02 0,02 | 169,82 [ 924,99
B.Velha | 231,01 | 157,19 | 15567 | 0,06 | 0,10 | 0,06 | 0,10 | 0,04 | 008 | 0,20 | 0,22 | 0,02 0,06 0,05 0,09 | o051 |166,80
g ) itapema | 327,48 | 184,25 | 107,14 0,03 | 009 | 0,03 | 0,09 | 001 | 006 | 0,10 | 0,33 | 0,02 0,07 0,02 0,03 | 1,35 |147,67

9-BUZ-8-RIS B.Velha| 236,00 | 93,67 | 72,37 | 0,08 | 008 | 0,03 | 0,05 " i 0,39 | 0,59 - . 0,02 0,12 > .
B.Velha | 27850 | 175,02 | 169,93 | 0,07 | 0,00 | 0,06 | 0,08 | 004 | 007 | 0,27 | 0,25 | 0,02 0,04 0,02 0,07 | 0,45 | 50,67
JRHEE Ry ltapema | 151,00 | 77,30 0,00 0,10 | 0,20 | 0,10 | 0,20 | o006 | o008 | 053 | 067 | 0,02 0,04 0,03 0,02 | 2,69 | 54,40




Tabela 8: Estatistica basica das propriedades de reservatorio dos pogos 3-BRSA-1064-RJS, 8-BUZ-5-RJS e 9-BRSA-1169-RJS separada pelas seguintes zonas: Rifte Superior
(Rifte Sup.), Sag Inferior (Sag Inf.) e Sag Superior (Sag Sup.).

Moda

ONA Moda | Média | Moda [ Média | Moda | Média | Moda | Média | Moda | Média Média | Moda | Média
Sag Sup. | 45,51 21,17 21,17 0,03 0,05 0,08 0,07 0,04 0,07 0,13 0,26 0,03 0,07 0,02 0,04 1,78 13,14
Saginf. | 42,35 0,00 0,00 0,01 0,01 0,08 0,08 0,04 | 0,04 0,89 0,84 0,49 0,47 0,06 0,09 0,01 0,01
Rifte Sup.| 169,51 | 151,01 | 149,19 | 0,07 0,09 0,08 0,11 0,09 0,11 0,09 0,17 0,04 0,05 0,03 0,10 3,55 157,40
Sag Sup. | 17,35 6,63 4,19 0,03 0,04 | 0,04 0,07 0,04 | 0,07 0,99 0,64 0,02 0,11 0,02 0,01 0,39 9,32
Sag Inf. 50,77 0,00 0,00 0,01 0,01 0,08 0,09 0,04 0,04 0,92 0,89 0,45 0,45 0,03 0,07 0,01 0,00
Rifte Sup.| 121,88 | 107,73 | 10598 | 0,04 0,07 0,08 0,14 | 0,07 0,13 0,12 0,24 0,02 0,03 0,02 0,10 1175 | 347,26
Sag Sup. | 22,25 591 5,72 0,02 0,03 0,05 0,05 0,05 0,05 0,29 0,35 0,03 0,09 0,02 0,01 0,09 1,76
Saginf. | 38,00 0,00 0,00 0,01 0,01 0,07 0,08 0,03 0,03 0,84 0,82 0,69 0,59 0,05 0,05 0,03 0,00
Rifte Sup.| 113,75 81,69 81,30 0,06 0,11 0,07 0,09 0,06 0,08 0,19 0,30 0,02 0,05 0,02 0,16 0,51 35,10
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