UNIVERSIDADE FEDERAL FLUMINENSE
INSTITUTO DE GEOCIENCIAS
DEPARTAMENTO DE GEOLOGIA E GEOFISICA
GRADUACAO EM GEOFISICA

GABRIEL SOUSA DOS SANTOS RIBEIRO

AVALIACAO PETROFISICA DOS RESERVATORIOS
CARBONATICOS DO PRE-SAL NO CAMPO DE ATAPU, BACIA DE
SANTOS

NITEROI, RJ
2022



GABRIEL SOUSA DOS SANTOS RIBEIRO

AVALIACAO PETROFISICA DOS RESERVATORIOS
CARBONATICOS DO PRE-SAL NO CAMPO DE ATAPU, BACIA DE
SANTOS

Projeto Final de Graduacao apresentado ao
curso de graduacdo em Geofisica da
Universidade Federal Fluminense, como
requisito para a Obtencdo do grau de
Bacharel em Geofisica.

Orientador: Prof. Dr. Wagner Moreira Lupinacci

Coorientador: Prof. Dr. Giovanni Chaves Stael

NITEROI, RJ
2022



GABRIEL SOUSA DOS SANTOS RIBEIRO

AVALIACAO PETROFISICA DOS RESERVATORIOS
CARBONATICOS DO PRE-SAL NO CAMPO DE ATAPU, BACIA DE
SANTOS

Projeto Final de Graduacao apresentado ao
curso de graduagcdo em Geofisica da
Universidade Federal Fluminense, como
requisito para a Obtencdo do grau de
Bacharel em Geofisica.

Comissao Examinadora:

Prof. Dr. Wagner Moreira Lupinacci (GIECAR/UFF)

Prof. Dr. Giovanni Chaves Stael (LabPetrON/ON)

MSc. Thais Mallet de Castro (SCHLUMBERGER)

Prof. Dr. Antonio Fernando Menezes Freire (GIECAR/UFF)

NITEROI, RJ
2022



Agradecimentos

A minha avé Euzelina e a minha mae Gabriella por todo amor, carinho,
suporte e apoio incondicional dado desde sempre. Minha trajetdria seria muito mais
dificil sem a presenca de vocés. Também agradeco ao meu querido irmao Rafael ao
qual sempre terei proximo de mim. E ao meu pai Rafael (in memoriam), de onde

quer que esteja, sei que também tém um orgulho imenso de mim.

Ao meu amigo Bruno pela parceria e momentos compartilhados. Aos meus
grandes amigos da UFF: Fabio Fernandes, Gabriel Quintes, Guilherme Oliveira,
Adriano Escobar, Nata Freire pela colaboracao durante esses ultimos 5 anos. Com
vocés as adversidades foram superadas mais facilmente. Fico feliz em saber que
também pude contribuir durante suas formagdes e desejo muito sucesso em suas

carreiras.

Ao meu orientador Prof. Dr. Wagner Lupinacci por ter concedido minha
primeira oportunidade de IC em 2019. Pela oportunidade de participar do GIECAR,
poder aprender e me desenvolver através dos cursos realizados. Por toda instrucéo,
discusséo, tempo e dedicagdo durante os projetos que fizemos juntos. Por toda
atencao e revisao aos trabalhos submetidos ao IX SimBGf.

Ao meu coorientador Prof. Dr. Giovanni Stael pela oportunidade de estagiar
no Laboratorio de Petrofisica do Observatério Nacional e por toda confianca
depositada em mim. A equipe LabPetrON — Luis, Juliana, Guilherme e Carlos —
pelas discussoes, desafios e oportunidades em aprender e ensinar.

Aos membros da banca examinadora MSc. Thais Mallet de Castro e Prof. Dr.
Antonio Fernando Menezes Freire por aceitarem o convite e dedicar tempo nas

consideragdes para enriquecer estre trabalho.

A Agéncia Nacional do Petréleo (ANP) pela disponibilizacdo dos perfis de
pocos utilizados neste estudo. A Lloyd’s Register pela cessdo de licencas do
Interactive Petrophysics e suporte ao Laboratério de Petrofisica do Observatério
Nacional.



RESUMO

Os reservatérios carbonaticos do pré-sal representam o principal play para
exploragédo de petrdleo no Brasil. Nestes reservatorios, as relagdes petrofisicas
costumam ser complexas devido as heterogeneidades das propriedades
permoporosas encontradas nessas rochas. Nesse sentido, a avaliacao petrofisica é
uma ferramenta essencial, pois permite minimizar os riscos associados a exploracao
de hidrocarbonetos. Portanto, € proposto um fluxo com base na integragdo entre
perfis geofisicos de pocos, dados de rocha e crossplots de fisica de rocha para
estimar e comparar as propriedades de reservatorio e compreender as principais
heterogeneidades encontradas nas formacdes Barra Velha e Itapema. Para alcancar
estes objetivos séo utilizados dois pogos do Campo de Atapu, Bacia de Santos. Os
resultados demonstraram que as melhores propriedades de reservatério sao
encontradas nos intervalos com a presenca das facies shrubs e esferulititos na
Formacgédo Barra Velha e das coquinas na Formacao Iltapema. Nessa formacgéao, a
piora na qualidade dos reservatérios estao relacionadas aos processos diagenéticos
de cimentacao e silicificacdo, e, em menor proporcao, a presenca de matriz argilosa
nas rochas. Ja na Formacao Itapema a diminuicao das propriedades permoporosas
estdo associadas a presenca de folhelhos calciferos, principalmente, em sua parte
superior. Além disso, € observado que as coquinas apresentam excelentes
conteudos de fluidos livres e permeabilidade, configurando importante zona
reservatério, porém, saturada com agua. Os intervalos interpretados auxiliaram na
correlacao entre as propriedades de reservatérios, os parametros elasticos e as
analises de DRX. Nos crossplots de impedancia acustica (IP) versus porosidade
efetiva (PHIE), as heterogeneidades apresentadas pelos carbonatos mais fechados
(BV4) permitiram sua separacgéo. Entretanto, é observado uma grande sobreposicao
de dados, representando uma limitacao desses crossplots, quando nao ha grandes
contrastes de impedancia acustica nos intervalos interpretados. Enfim, a integracao
dos perfis geofisicos aos dados de rocha, como as amostras laterais e as analises
de DRX, demonstram ser uma abordagem fundamental para compreensao das
heterogeneidades encontradas nas formacgdes.

Palavras chaves: avaliacdo petrofisica, reservatérios carbonaticos, pré-sal, campo
de atapu, bacia de santos



ABSTRACT

The pre-salt carbonate reservoirs represent the main play for oil exploration in Brazil.
In these reservoirs, petrophysical relationships are usually complex due to the
heterogeneity of permoporous properties found in these rocks. In this sense, the
petrophysical evaluation is an essential tool, because it allows to minimize the risks
associated with the hydrocarbon exploration. Therefore, a flow based on the
integration between geophysical well logs, rock data and rock physics crossplots is
proposed to estimate and compare reservoir properties and understand the main
heterogeneities found in the Barra Velha and Itapema formations. To achieve these
aim, two wells are used in the Atapu Field, Santos Basin. The results showed that the
best reservoir properties are found in the intervals with the presence of the shrubs
and spherulitites facies in the Barra Velha Formation and the coquinas in the ltapema
Formation. In this formation, the worsening in the quality of the reservoirs are related
to the diagenetic processes of cementation and silicification, and, to a lesser extent,
the presence of clay matrix in the rocks. In the ltapema Formation the decrease in
permoporous properties is associated with the presence of calciferous shales,
mainly, in their upper part. In addition, it is observed that the coquinas present
excellent free fluids content and permeability, configuring an important reservoir
zone, however, saturated with water. The interpreted intervals helped in the
correlation between reservoir properties, elastic parameters and XRD analyzes. In
acoustic impedance (IP) versus effective porosity (PHIE) crossplots, the
heterogeneities presented by the more closed carbonates (BV4) allowed their
separation. However, a large overlap of data is observed, representing a limitation of
these crossplots, when there are no large contrasts acoustic impedance in the
interpreted intervals. Finally, the integration of geophysical logs into rock data, such
as lateral samples and XRD analyzes, proves to be a fundamental approach for
understanding the heterogeneities found in the formations.

Keywords: petrophysics evaluation, carbonates reservoirs, pre-salt, atapu field,

santos basin
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1. Introducao

A exploracao de petroleo no Brasil € marcada por diversas fases na busca de
se tornar autossuficiente na geracdo e consumo de hidrocarbonatos. A criacdo da
Petrobras, em 1953, a capacitagdo dos técnicos e a evolugdo tecnoldgica das
ferramentas e metodologias de exploracado favoreceram a geracdao de uma ampla

quantidade de dados, conhecimento e resultados (Milani et al., 2001).

As exploragdes em regido de aguas ultraprofundas, em cotas batimétricas de
aproximadamente 2.000m, foram intensificadas a partir dos anos 2000. Nesse
sentido, um grande volume de informacdes sismicas 3D foram adquiridas,
configurando a maior aquisicao e interpretacdo de dados sismicos naquela época
(Morais, 2013). A descoberta de grandes volumes de hidrocarbonetos no pré-sal
abriu novas perspectivas para a economia brasileira. Essas reservas sdo compostas
por grandes acumulagdes de 6leo, de excelente qualidade, com alto valor comercial
e alta produtividade dos pocos. Segundo Beltrdo et al. (2009), os reservatédrios do
pre-sal da Bacia de Santos possuem 6leo médio a leve de 28° a 30° API e com alto
teor de gas. Para aprimorar o desenvolvimento e produgcdo dos campos, otimizando
o fator de recuperacao, é essencial a compreensao dos reservatérios carbonaticos

desta bacia.

Em maio de 2022, a producao diaria de petrdleo no pré-sal ultrapassou 2,8
milhdes de barris de 6leo por dia, tornando o Brasil um dos maiores produtores de
petréleo no mundo (Figura 1). Segundo Sauer (2016), estimativas apontam que o
volume das reservas do Pré-sal na Bacia de Santos seja superior a 100 bilhdes de
barris, posicionando o pais entre as cinco maiores reservas mundiais. A Bacia de
Santos se configura a maior bacia produtora representando, atualmente, cerca de
76% de todo o petréleo nacional produzido.
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Figura 1: Evolucdo da producgéo de petréleo e gas natural. Fonte: Modificado de ANP (2022).

Os reservatérios carbonaticos configuram um dos maiores desafios a
exploragdo de hidrocarbonetos na secao pré-sal da Bacia de Santos. A exploracao
dessas reservas encontra grandes desafios como a profundidade da lamina d’agua e
a espessura de coluna de rochas a serem atravessadas, as enormes pressoes e 0
comportamento do sal face a perfuracédo (Riccomini, 2012). Esses reservatorios sao
considerados unicos e registros geoldgicos de depdsitos andlogos séo raros, 0 que
dificulta ainda mais sua caracterizacao (Wright & Barnett, 2015). Segundo Mohriak et
al. (2015), a variabilidade das faceis carbondticas resulta em propriedades de
reservatorios extremamente heterogéneas, tanto vertical quanto lateralmente. Sendo
assim, para a avaliacdo de reservatorios carbonaticos € necessaria uma abordagem

diferente da tradicional aplicada em reservatdérios siliciclasticos.

A petrofisica pode ser definida como o estudo das propriedades das rochas e
suas interacbes com fluidos (Peters, 2012). Em reservatorios carbonaticos, as
relagdes petrofisicas sdo complexas devido as heterogeneidades das propriedades
permoporosas dessas rochas. A avaliagao petrofisica permite descrever qualitativa e
quantitativamente as propriedades de reservatoério, configurando uma importante
etapa na caracterizacdo do reservatério. A compreensdao da distribuicdo da
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porosidade, permeabilidade, saturacdo de agua, mineralogia e densidade dos graos
das rochas possibilita a proposicdo de modelos que podem ser aplicados para
descrever a quantidade das reservas e produtibilidade.

A integracdo de dados é essencial para compreender a complexidade
encontrada na avaliacdo de formacdo no Pré-Sal. Para que se entenda o
comportamento entre as propriedades das rochas e suas interagées com fluidos,
normalmente, sao utilizadas informagdes provenientes de perfis geofisicos de pogos
e analises de amostras de rochas. Tanto os perfis geofisicos de pocos, quanto os
dados de rocha sdo fundamentais para uma caracterizacao petrofisica adequada,

gue permita minimizar os riscos associados a exploragao.

Os perfis geofisicos de poco sdo medidas indiretas realizadas sobre as
rochas que compde a parede do pogco e servem para identificar o tipo de rocha e
suas propriedades elétricas, acusticas e radioativas que, serdo influenciadas
diretamente pelas caracteristicas permoporosas. Os dados provenientes de
testemunhos e amostras laterais fornecem informagdes diretas e precisas sobre a
rocha. As medi¢cdes em laboratério realizadas nas amostras de rochas permitem
determinar importantes propriedades petrofisicas como mineralogia, densidade,
porosidade e permeabilidade, contribuindo para reducado de incertezas e auxiliando
na calibracdo dos perfis. Os dados de rocha também sao determinantes no
reconhecimento das litologias, processos diagenéticos e caracteristicas texturais da
rocha. Estas informacdes auxiliam o intérprete nas analises sobre os perfis corridos
no poco e contribuem para definicdo da metodologia mais adequada para obtencéo
de uma determinada propriedade do reservatdrio.

Esta monografia tem por objetivo analisar e comparar a qualidade dos
reservatorios carbonaticos das formacdes Barra Velha e ltapema no Campo de
Atapu, Bacia de Santos. Para alcanca-lo sao utilizados perfis geofisicos de pogos e
dados de amostras laterais e analises de DRX. Dessa forma, pretende-se contribuir
na literatura com discussbes sobre as formagdes de interesse na segéo pré-sal do
Campo de Atapu que, conta com poucos trabalhos publicados até o momento.
Sendo assim, colaborando para que no futuro, haja uma caracterizacdo mais robusta
dos reservatoérios carbonaticos nesta area de grande interesse para a explotacao de
hidrocarbonetos.
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2. Bacia de Santos

A Bacia de Santos, desde 2017, sustenta o titulo de maior produtora de
petréleo do Brasil. E limitada ao norte com a Bacia de Campos, pelo Alto de Cabo
Frio e, ao sul com a Bacia de Pelotas pelo Alto de Florianépolis, entre os paralelos
23° e 28° de latitude sul. A Bacia de Santos perfaz uma area de aproximadamente
305.000 km? até cota batimétrica de 3.000m e estende-se desde o litoral sul do
Estado do Rio de Janeiro até o norte do Estado de Santa Catarina, na margem
continental sudeste brasileira (Figura 2).
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Figura 2: Mapa de localizagao da Bacia de Santos. Fonte: Castro (2019).

A exploracdo de petréleo na Bacia de Santos foi iniciada na década de 70,
quando ocorreram as primeiras incursoes exploratérias, porém sem sucesso (Chang
et al., 2008). A primeira descoberta comercial foi em 1979 com a descoberta do
campo de gas de Merluza em reservatorios turbiditicos nas aguas rasas da
plataforma continental brasileira (Milani et al., 2001). O desenvolvimento de novas
tecnologias, integrando a caracterizacdao de reservatérios e o0s sistemas de
perfuracdo e fluxo, permitiram avangar e superar o desafio de produzir em turbiditos
de aguas profundas (Carminatti et al., 2009). A intensificacdo das exploracdées na
regido de aguas ultraprofundas, em cotas batimétricas de aproximadamente 2.000m,
possibilitou que, em 2006, o prospecto de Tupi tornasse a primeira descoberta

comercial do play pré-sal da Bacia de Santos (Petersohn, 2013).
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A Bacia de Santos desperta, cada vez mais, a atencéo de investidores, devido
sua grande produtividade e potencial para descobertas de jazidas petroliferas. Esta
bacia configura a maior bacia offshore da margem continental sudeste brasileira e
correspondeu a cerca de 76% de todo o petrdleo produzido no Brasil em maio de
2022 (Figura 3). Os principais campos produtores na se¢do Pré-Sal da Bacia de

Santos correspondem aos campos de Tupi, Buzios, Sapinhoa e Atapu (Figura 3c).
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Figura 3: Producéo total de petrdleo equivalente nacional por bacia em maio de 2022; b) Producao no
Pré-Sal em maio de 2022 e; c) Principais campos produtores na segao Pré-Sal, em dezembro de
2021. Dos 5 maiores produtores do pré-sal apenas o Campo de Jubarte nao faz parte da Bacia de
Santos.

2.1. Geologia Regional

A Bacia de Santos possui sua origem e evolugao relacionadas aos processos
de rifteamento do paleocontinente Gondwana que, durante o Cretaceo, resultaram
na abertura e desenvolvimento do Oceano Atlantico Sul. A ruptura do
paleocontinente Gondwana ocorreu em uma zona de fraqueza primaria (Almeida et
al., 2013) sobre um embasamento complexo e heterogéneo, constituido por distintos
blocos crustais aglutinados de diferentes idades e litologias separados por
descontinuidades regionais (Rigoti, 2015). O embasamento cristalino dessa bacia foi
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gerado durante a formacao do Gondwana e é caracterizado por granitos e gnaisses
de idade pré-cambriana pertencentes ao Complexo Costeiro de metassedimentos da
Faixa Ribeira (Moreira et al., 2007).

Muniz & Bosence (2015) discorrem que o estiramento e afinamento da crosta
continental foram responsaveis pela sequéncia de eventos tectonicos que
promoveram o rifteamento do Gondwana e posterior evolugdo do Atlantico Sul. Esta
fragmentagao consistiu a partir de um processo misto entre fenbmenos controlados
por estiramento litosférico (conforme modelo de Mckenzie, 1978) e por anomalia
termal (conforme modelo de Royden & Keen, 1980) (White & Mckenzie, 1989 apud
Castro, 2019). Szatmari & Milani (2016) afirmam que a chave para a cinematica da
abertura do Atlantico Sul € o periodo de rifteamento ao qual a crosta continental foi
estirada e afinada.

Szatmari & Milani (2016) sugerem que o rifte do Atlantico Sul comecgou 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
direcao ao polo de rotagdo de Euler. Todavia, a remanescente continuidade entre os
dois maiores cratons do Gondwana ocidental - os cratons da Amazonia e da Africa
Ocidental — impediu 0 avango do rifte a noroeste. Portanto, o rifte do Atlantico Sul
permaneceu fechado ao longo da margem equatorial, mas alargou-se em forma de
cunha para o sul ao longo da margem leste. Segundo os autores, esse movimento
foi dado por rotacdo no sentido horario em torno de um polo de Euler, impulsionada
pelo fluxo mantélico ascendente abaixo do rifte.

A interacdo entre os esforcos distensionais, as descontinuidades do
embasamento e a halocinese imprimiram as principais feicbes estruturais da Bacia
de Santos: a Charneira de Santos, o platé de Sdo Paulo e o Alto Externo (Figura 4).
A Charneira de Santos apresenta direcao coincidente a linha de costa e encontra-se
localizada na parte intermediaria da plataforma continental (Alves, 2002). Essa
estrutura também limita os mergulhos suaves do embasamento a oeste e os mais
acentuados a leste. O platé de Sao Paulo constitui uma larga elevagdo da margem
continental, composto em sua maior parte por uma crosta continental estirada e
controlada por estruturas do embasamento, originado através da Pluma de Tristdo
da Cunha (White & Mckenzie, 1989 e Kumar & Gamboa, 1974 apud Castro, 2019).

22



O limite da crosta oceénica com a crosta continental estirada ocorre imediatamente

a leste desta feicao fisiografica (Moreira et al., 2007).
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Figura 4: Mapa de localizagao da Bacia de Santos com as principais feigdes estruturais. Modificado
de Garcia et al., 2012 apud ANP, 2017).

O Alto Externo é uma importante feicao fisiografica, alongada na direcdo NE,
que representa uma estrutura soerguida do embasamento localizada na porgéo
central do Platé de Sao Paulo (Rigoti, 2015). Essa area de crosta continental menos
estirada atuou como um paleo-alto, controlando as espessuras deposicionais e 0s
padroes de acumulacao (Gomes et al., 2009). Como os fen6menos de subsidéncia
atuaram mais em areas onde a crosta continental era mais fina, o Alto Externo
permaneceu como uma feicdo positiva ao longo de sua histéria tecténica. Sua
localizagdo distal e a pronunciada elevagdo favoreceram a acumulagdo dos
carbonatos ao proporcionar o isolamento da regiao de sedimentos clasticos externos
(Buckley et al., 2015). Nesse sentido, o Alto Externo abriga a maior parte dos
campos de producao da secao pré-sal da Bacia de Santos (Figura 5).
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Figura 5: Localizacdo do Alto Externo e alguns campos de producdo. Fonte: Neves et al. (2019).

2.2. Geologia Local

A geometria da Bacia de Santos foi moldada pela interacdo dos esforgos
distensionais com descontinuidades do embasamento (Zalan et al., 2009). Nesse
sentido, diversos autores buscaram descrever a evolucao tecténica e/ou sedimentar
conferindo diferentes énfases aos estudos. Moreira et al., (2007) atualizaram o
arcabouco cronolitoestratigrafico da Bacia de Santos, proposto por Pereira & Feij6
(1994), dividindo o registro sedimentar em trés supersequéncias: rifte, pos rifte e
drifte (Figura 6).

Chang et al. (2008) focaram em diferentes aspectos da evolugdo tectonica,
como os tipos de falhas e deformacdes, para compreensao do arcabouco tectonico.
Esses autores propdem uma divisdo da evolucao tectbnica em trés etapas da fase
rifte: sin-rifte |, sin-rifte 1l e sin-rifte lll ou sag. Carminatti et al. (2009), a partir de
dados sismicos, propuseram uma nova divisdo para a sequéncia do pré-sal em trés
subunidades limitada por discordancias: sequéncia sin-rifte inferior, sequéncia sin-

rifte superior e sequéncia sag.
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Entretanto, outros autores indicam a presenca de falhas afetando os pacotes
sedimentares da Formacédo Barra Velha e afirmam que parte da Fm. Barra Velha foi
depositada ainda sobre o contexto da fase rifte (Wright & Barnett, 2015; Buckley et
al., 2015). Esses autores sugerem uma divisdo interna na Formacgao Barra Velha
com base na ocorréncia de falhas extensionais correlacionaveis a discordancia intra-

Alagoas.

Conforme ja adotado por outros autores como Pietzsch et al. (2018); Neves et
al. (2019) e Castro (2019), as seguintes etapas de evolucao tectdnica para a Bacia
de Santos serdo levadas em consideragao: Vulcanicas — Formagdo Camboriu; Rifte
Inferior — formacgdes Pigarras e ltapema; Rifte Superior — parte da Fm. Barra Velha
que se estende até o limite com a discordancia intra-Alagoas; Sag — Fm. Barra Velha
a partir da discordancia intra-Alagoas até a discordancia da base do sal; Evaporitos
— Fm. Ariri; e por fim, Drifte ou Margem Passiva que se estendo desde o topo da Fm.

Ariri até o recente (Figura 7).
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Figura 7: Estratigrafia com a correlagéao entre diferentes proposicoes de evolugéo tectdnica para a
Bacia de Santos. Adaptado de Castro (2019).

Como dito anteriormente, o embasamento cristalino da Bacia de Santos foi
gerado durante a formacao do Gondwana e é caracterizado por granitos e gnaisses
de idade pré-cambriana pertencentes ao Complexo Costeiro de metassedimentos da
Faixa Ribeira (Moreira et al., 2007). O embasamento econémico corresponde aos
derrames basalticos eocretaceos que configuram as vulcanicas da Fm. Camboriu.

Segundo Szatmari & Milani (2016), esses derrames basalticos provenientes da
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Provincia Magmatica do Atlantico Sul (SAMP) foram formados no contexto de

estiramento da crosta ao sul sobre um manto anomalamente quente.

A Fm. Picarras é composta por leques aluviais de conglomerados e arenitos
polimiticos, nas por¢cdées proximais, enquanto as porcdes lacustres sdao constituidas
por arenitos, siltitos e folhelhos de composicao talco-estevensitica. Sobreposta a
Fm. Picarras foi depositada discordantemente os sedimentos da Fm. ltapema desde
o Neobarremiano até o Eoaptiano. Esta formagdo é composta principalmente por
grainstones a bivalvos (coquinas), wackestones e packstones bioclasticos, folhelhos
carbonaticos e folhelhos escuros, ricos em matéria organica (Moreira et al., 2007). A
sequéncia Barremiana (formagdes Picarras e Itapema) é constituida por sedimentos
essencialmente continentais e representa o principal periodo de deformacao da fase
rifte (ANP/LEBAC, 2003).

Os carbonatos da Fm. Barra Velha foram depositados sobrepostos a Fm.
ltapema. Esse intervalo é composto por facies in-situ shrubs, esferuliticos, laminitos
e facies de retrabalhamento das facies in-situ. Durante o Neoaptiano, depositaram-
se o0s evaporitos da Fm. Ariri que consistem em espessos pacotes de sais de halita e
anidrita, embora possa haver sais mais sollveis como taquidrita, carnalita e silvinita
(Moreira et al., 2007). Segundo Dias (1998), o tempo estimado de deposicédo para os
evaporitos da Fm. Ariri € de 0,7 a 1 Ma.

Um sistema petrolifero € um conjunto de rochas geradoras e todas as
acumulagbes de hidrocarbonetos a elas geneticamente associadas, incluindo todos
0s elementos e processos responsaveis por essas acumulagdes (Magoon &
Beamount, 1999). As principais acumulagées de hidrocarbonetos na Bacia de
Santos ocorrem na segao pré-sal no intervalo cronogeoldgico compreendido entre o
Barrremiano e o Aptiano. Nesta secdo, as zonas de interesse sao constituidas pelas
formacdes Itapema e Barra Velha e as caracteristicas permoporosas das rochas que

configuram os reservatérios sdo complexas e variam muito entre os pogos.

O sistema petrolifero encontrado na seg¢do pré-sal da Bacia de Santos é
denominado Picarras/ltapema — Barra Velha (!). A rocha geradora dos
hidrocarbonetos sao os folhelhos negros lacustres ricos em matéria orgénica de
idade Neobarremiana/Eoaptiana pertencente as formacdes Picarras e Itapema.
Esses folhelhos encontram-se intercalados as rochas carbonaticas e apresentam
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concentracdo de carbono organico total (COT) de 2% a 6%. Os principais
reservatorios sdo compostos pelos carbonatos da Fm. Barra Velha e as coquinas da
Fm. ltapema. As trapas foram desenvolvidas durante o estagio rifte que acarretaram
na formacao de altos e baixos estruturais. A migracdo dos hidrocarbonetos deu-se
devido ao intenso falhamento e a partir do préprio contato entre a rocha geradora e
reservatorio. A espessa camada de sal (Fm. Ariri) atuou como um eficiente selo
impedindo a fuga dos hidrocarbonetos e retardando o craqueamento térmico em
grandes profundidades devido a alta condutividade térmica dos evaporitos. A Figura
8 ilustra a carta de eventos e as principais etapas envolvidas na formacdo do

sistema petrolifero da se¢éo pré-sal da Bacia de Santos.
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Figura 8: Carta de eventos do sistema petrolifero, configuracdo subsal, da Bacia de Santos. Observar
que a partir do tempo geologico Cenozbico, a escala encontra-se reduzida. (Modificado de Chang et
al., 2008 apud Papaterra, 2010).

2.3. Formacao Itapema

A Fm. ltapema (sequéncia K38) esta inserida no contexto tectbnico da fase
rifte e limita-se na base pela discordancia pré-Jiquia e no topo pela discordancia pré-
Alagoas. Essa formacao foi depositada durante o Neobarremiano ao Eoaptiano e é
composta por conglomerados e arenitos de leques aluviais na por¢ao proximal e por
intercalagdes de rochas carbonaticas e folhelhos escuros na parte distal. Moreira et
al. (2007) detalham que esses carbonatos sdo representados por grainstones a
bivalvos (coquinas), wackestones e packstones bioclasticos e folhelhos

carbonaticos.

As coquinas sao rochas carbonaticas que consistem em conchas total ou
parcialmente transportadas e fragmentadas mecanicamente (Pettijohn, 1957 apud

Oliveira et al., 2021). As cascas sao destruidas durante o transporte por abraséao,
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fraturamento e bioerosdo e, para se acumularem, devem ser resistentes ou ter
fabricas de alta produtividade (Kidwell et al., 1986 apud Oliveira et al., 2021).

Terra et al. (2010) afirmam que o termo coquina inclui trés tipos de rochas
carbondticas: bioacumulados - quando as duas valvas estdo preservadas,
geralmente com matriz; packstones/rudstones com matriz e grainstones/rudstones
sem matriz e com retrabalhamento das valvas. Ainda segundo os autores apenas 0s
grainstones/rudstones retrabalhados e sem matriz constituem rochas reservatorio.
Sendo assim, atribui-se as coquinas do pré-sal que formam reservatorios, a
classificacdo de grainstones a rudstones sem matriz essencialmente compostos por

conchas de bivalvos, cujas valvas foram retrabalhadas.

Muitos estudos publicados sobre as coquinas do pré-sal foram desenvolvidos
na Fm. Coqueiros da Bacia de Campos (Guardado et al, 1989; Carvalho et al,,
2000; Muniz, 2013; Thompson et al., 2015; Herlinger et al., 2017; Pecanha, 2018;
Oliveira et al., 2019). Esta formacgéo é considerada correlata a Fm. ltapema (Moreira
et al., 2007).

Divisdes estratigraficas foram propostas para a Fm. Coqueiros com base em
variagcdes observadas na sequéncia de coquinas (Figura 9). Em relatério interno, a
Petrobras identificou trés intervalos estratigraficos nomeados como unidades A, B e
C (Petrobras, 1980 apud. Castro 2019). Schaller et al. (1981, apud. Castro 2019)
revisaram essa proposicao, renomeando a unidade A como Coquina Superior e
agruparam as unidades B e C no intervalo Coquina Inferior. Baumgarten et al. (1983,
apud. Castro 2019) revisaram essas classificacdes e dividiram cada uma das duas
unidades em trés zonas, a partir das variagdes de permeabilidade de cada zona
mapeada.
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Figura 9: Evolucao da divisdo estratigrafica das coquinas da Formacao dos Coqueiros, Grupo Lagoa
Feia, Bacia de Campos. Fonte: adaptado de Baumgarten (1988) em Thompson et al. (2015).

Pecanha (2018) corroborou, através de andlises petrofisicas, a segmentacao

das coquinas em dois niveis e ressaltou que a Coquina Inferior representa o

principal alvo exploratério na Fm. Coqueiros no Campo de Linguado. A Coquina

Inferior apresenta maiores espessura da camada de reservatorio, porosidade efetiva

e net pay, enquanto a Coquina Superior exibe maior heterogeneidade e piores

caracteristicas permoporosas.

Inicialmente, as coquinas foram abordadas como reservatérios carbonaticos
secundarios (Formigli, 2008). Entretanto, as descobertas recentes de grandes
acumulagdes de hidrocarbonetos nas coquinas do pré-sal, nos campos de Buzios e
Mero, tornam essas rochas importantes alvos exploratérios da Bacia de Santos
(Kattah, 2015). Recentemente, alguns autores propuseram modelos deposicionais e
sedimentolégicos, além de avaliagbes petrofisicas e classificacdo de facies as
coquinas da Fm. ltapema (Pietzsch et al., 2018; Castro, 2019; Chinelatto, 2020;
Oliveira et al., 2021; Antunes, 2021).

Pietzsch et al. (2018), com base em dados geoquimicos e bioestratigréaficos,
criaram e discutiram um modelo conceitual tendo em vista reconstruir a evolugao da
hidrologia dos lagos das sucessdes rifte e pds-rifte associada com a deposicdo dos
carbonatos das formacdes Barra Velha e Itapema. Com as analises realizadas, os
autores descartaram uma contribuicdo significativa de diagénese nas amostras de
coquinas e indicaram a expectativa de que os carbonatos da Fm. ltapema sejam
mais calciticos do que os da Fm. Barra Velha. A Figura 10Erro! Fonte de referéncia
nao encontrada. ilustra o modelo idealizado que aponta para um ambiente mais

umido e com maior influéncia de um sistema de drenagem durante a deposicdo da
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Fm. Itapema, devido a fauna de ostracodes e a menor concentracdo de estroncio

observados nos dados analisados.

Area marginal propensa 3
variagdo do nivel do lago
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Terras altas
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L - bl Bl s 1 e T X N
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; carbonatica lacustre build-ups WSS rifte e pos-rifte
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J antigas Fm. Camborit pré-cambriano sin-rifte

Figura 10: Modelo conceitual simplificado ilustrando a geologia geral e hidrologia do ambiente
deposicional da Fm. Itapema. Pequenas setas azuis mostram a infiltragao e recarga dos aquiferos,
setas pretas indicam a infiltragdo de agua subterranea na Bacia do lago e setas vermelhas
representam o calor geotérmico, que se supde que diminua da fase rifte para a fase pés-rifte. As
areas hachuradas propdem a presenca de aquiferos fluindo principalmente através do embasamento
cristalino fraturado. Modificado de Pietzsch et al. (2018).

Oliveira et al. (2021) com base em dados sismicos, perfis de pogcos e dados
de rochas como descrigées petrograficas, apresentaram uma possibilidade para a
deposicao da Fm. ltapema através do conceito de “discordancia por afogamento”.
Segundo os autores, o registro sedimentar desta formacéo foi marcado por rapidas
superficies transgressivas que alteraram a acomodacdo ecoldgica, forcando a
retrogradacao dos depdsitos de coquinas e o0 desenvolvimento de uma “discordancia
de afogamento” no estagio final da deposi¢dao da Fm. Itapema. Os autores indicaram
que o preenchimento espaco-temporal da Fm. Itapema ocorreu pela migracao
sucessiva de facies proximais em direcdo aos altos estruturais, sob condi¢cdes de

geragado de espaco de acomodacgao continua e alta taxa de producdo carbonatica,
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desenvolvendo um padrdo de empilhamento caracterizado por clinoformas sigmoidal
(Figura 11).

SE |

Subaerial unconformity sensu Vail et al,, 1984)

y

Drowning unconformity (sensy Schlager 1989) 30 o rdar transgressive lag

Base level \

Barra Velha Formation sediments onlap
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e 3 order Pre Alagoas Unconformity
4" order transgressive |3g | = = == 3% grder drowning unconformity
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1500 m 0 grder Maximum Regressive Surface
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Figura 11: Configuracao ilustrativa para o padrao de empilhamento caracterizado no estagio final da
deposigcao da Fm. ltapema durante a ocorréncia da discordancia Pré-Alagoas. Fonte: Oliveira et al.
(2021).

Oliveira et al. (2021) afirmam que a passagem dos calcarios da Fm. Barra
Velha para as coquinas da Fm. ltapema é marcada por um contraste de impedancia
negativo (Figura 12). Nas por¢des mais distais e profundas da bacia, o contraste
entre essas formagdes tende a ser fortemente negativo, devido ao maior volume de
facies de baixa energia e, portanto, menor impedancia acustica, associado a
Formacéao Itapema. Nas regides mais proximais, o contraste ainda é negativo, mas
menos intenso devido a diminuigdo das facies de baixa energia em direcdo aos altos
estruturais (Figura 13). No entanto, ainda segundo os autores, quando a Fm.
ltapema estiver cimentada ou houver rochas igneas associadas ao intervalo, o
contraste entre as duas unidades sera marcado por um pico positivo.
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Figura 12: Variabilidade do sinal da discordancia Pré-Alagoas (PAU) em fungéo do volume de facies

de baixa energia associado ao limite entre as formacdes Barra Velha e ltapema. Fonte: Oliveira et al.

(2021).
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Figura 13: Distribuicao de facies dos depdsitos do pré-sal ao longo de uma plataforma carbonatica

idealizada. A “discordancia por afogamento” marca o topo da facies do reservatério; a discordancia
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subaérea caracteriza o final da sequéncia deposicional do intervalo Jiquia. Fonte: Oliveira et al.
(2021).

Castro (2019) propbs um fluxo de trabalho para a caracterizacao quantitativa
e qualitativa dos reservatérios carbonaticos do Campo de Bulzios. As andlises
petrofisicas realizadas demostraram que a Fm. ltapema apresenta reservatoérios de
6tima qualidade e exibe as melhores propriedades permo-porosas
comparativamente a Fm. Barra Velha neste campo (Tabela 1). A permeabilidade
média da Fm. Itapema é cerca de 1,66 vezes maior do que a observada na Fm.
Barra Velha, enquanto, as médias de porosidade sdo bem parecidas. Entretanto, a
média ponderada dos valores de saturagdo de agua (Sw) é mais elevada na Fm.
ltapema, pois na maioria dos pogos parte da Fm. Itapema esta abaixo do contato
6leo-agua.
Tabela 1: Média ponderada dos principais parametros de reservatério das formacdes Barra Velha e

Itapema no Campo de Buzios, Bacia de Santos. Fonte: Castro (2019).

ropreasie

PHIT (m3/m3) 011 0,12
PHIE [m3,/m3) 0,11 0,12
FF (m3/m3) 0,09 0,09
Vel (v/v) 0,07 0,06
sw [v/v) 0,30 0,42
KTIM (mD] 163,95 271,97
net pay (m) 202,74 79,55

2.4. Formacao Barra Velha

A Fm. Barra Velha foi depositada durante o andar local Alagoas e é limitada
em sua base pela discordancia Pré-Alagoas e em seu topo por uma camada de sal
(Fm. Ariri). A Formagéao Barra Velha representa o principal reservatério do pré-sal da
Bacia de Santos (Szatmari & Milani, 2016). Nos ultimos anos existem muitos estudos
e discussdes em torno da fase tecténica, ambiente deposicional, diagénese e origem
bidtica ou abidtica destes carbonatos.

Em relacdo a fase tectbnica, Moreira et al. (2007) e Carminatti et al. (2009)

afirmam que esta formacao esta inserida em um contexto de quiescéncia tecténica
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da fase sag. Todavia, outros autores defendem que parte da Formacao Barra Velha
ainda estaria inserida na fase rifte (Wright & Barnett, 2015; Buckley et al. 2015;
Neves et al., 2019), dividindo a formacdo em Barra Velha inferior e Barra Velha
superior. O limite entre essas sequéncias é dado por uma discordancia de carater
regional, a discordancia Intra-Alagoas, que é caracterizada por um refletor sismico

positivo (Moreira et al., (2007).

Em um primeiro momento, alguns autores sugeriram um ambiente
deposicional transicional com influéncias marinha para a deposicdo dos carbonatos
da Fm. Barra Velha (Moreira et al., 2007; Carminatti et al., 2008). No entanto,
trabalhos mais recentes descartam a origem marinha para o ambiente lacustre desta
formacao (Wright & Barnett (2015); Pietzsch et al. (2018); Farias et al. (2019) e
Gomes et al. (2020)).

Wright & Barnett (2015) mostram evidéncias sedimentoldgicas e
mineraldgicas - como a auséncia de fésseis marinhos, a presenca de ostracodes
n&o-marinhos com ampla toleréncia a salinidade e a auséncia de minerais de sulfato
como a gipsita e a anidrita -, que ndo apoiam uma origem marinha, pelo contrario, as
evidéncias sustentam uma origem lacustre para o ambiente deposicional dessa
formacao. Pietzsch et al. (2018) também n&o encontraram indicadores marinhos em
suas andlises, apenas ostracodes que constituem o grupo nao-marinho.

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 14). Os autores propéem um modelo formado por lagos
rasos, amplos e progressivamente mais evaporiticos e alcalinos envolvendo
infiltracdo de agua subterranea. Dessa forma, o lago seria basicamente controlado
pelas areas de captacdo e entradas do sistema de recarga de subsuperficie
contribuindo significantemente para a composi¢cdo quimica e isotépica das rochas

carbonaticas, até que o oceano influenciasse a sedimentacao continental.
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Figura 14: Modelo conceitual simplificado ilustrando a geologia geral e a hidrologia do ambiente no
momento de deposi¢do da Fm. Barra Velha. Um lago endorreico, mais raso é considerado. Longas
setas negras indicam infiltragdo de lengéis 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 presencga de aquiferos em relagdo a bacia lacustre, fluindo principalmente
através do embasamento cristalino fraturado. Fonte: adaptado de Pietzsch et al. (2018).

Farias et al. (2019) através de dados petrograficos e geoquimicos propuseram
um possivel modelo geoquimico para a formacdo de carbonatos evaporiticos no
paleolago Barra Velha. Os autores propéem um modelo de lago extenso,
hidrologicamente fechado, com influéncia das aguas superficiais oriundas do
intemperismo dos basaltos, em conjunto com as salmouras hidrotermais oriundas da
reacao entre a agua do mar e a barreira vulcanica Walvis — Rio Grande, saturando o
paleolago em CaCOS3 (Figura 15). Tal processo permitiu a formagdo de um imenso
sistema de aguas hibridas capaz de precipitar sedimentos carbonaticos evaporiticos
acamados devido a flutuagdo do nivel de salmoura influenciada por oscilagbes
climaticas periddicas, tipicas de bacias fechadas.
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Figura 15: Modelo deposicional para a precipitacao de carbonatos acamados na Formacgao Barra
Velha enfatizando importante contribuigdo de salmouras hidrotermais de CaCl2 em uma bacia
submarina através da crista vulcanica Walvis — Rio Grande misturando-se com aguas alcalinas de
drenagem rifte, possibilitando a saturagéo néo usual da bacia evaporitica em CaCO3 em condigoes
hipersalinas.

Segundo Wright e Barnett (2015) as principais facies encontradas na Fm.
Barra Velha sdao dominadas por trés componentes formados in-situ: shrubs,
esferulitos e laminas fibrosas. Os shrubs sao compostos de calcita fibrosa radial e
ocorrem como uma estrutura Unica ou ramificada. Os esferulitos sdo compostos por
esferas calciticas fibro-irradiadas. E as laminas fibrosas correspondem a laminas de
calcita fibrosa coalescida, consistindo em cristais alongados irradiados que
produzem laminas isépacas planas ou levemente onduladas. Segundo Wright &
Barnett (2015), os esferulititos representam grande parte da sucessao da Fm. Barra
Velha.

Wright & Barnett (2015), através de testemunhos e laminas petrograficas,
identificaram ciclotemas que variam de 0.75 a 5 m de espessura e interpretaram o
ambiente deposicional referente a formagédo dessas facies. (Figura 16). Segundo os
autores a facies 3 se acumulou em ambiente protegido abaixo da base de ondas em
fase de afogamento, na qual eventos pluviométricos de curta duragdo ocorriam.
Conforme aumentava a taxa de evaporacao, consequentemente havia um aumento
de pH no lago. Com a disponibilidade de magnésio e pH altos, eram formados os
géis de silicato de magnésio e os esferulititos eram precipitados dentro destes géis

37



que freava o crescimento deles. Na medida que a producao dos géis de silicatos de
magnésio diminuia ou cessava, os esferulititos conseguiam crescer, formando assim
a facies 1, denominadas de shrubs. A silicificacdo € uma caracteristica comum a
estas facies.

Y - LT Fécies 1: Shrubs; formagao rapida a partir de
) VY fluidos com provaveis baixos teores de Mg/Ca;

f "A.‘_.’ , alguma influéncia microbial; boa estrutura ¢
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Figura 16: Ciclotema esquematico para a Fm. Barra Velha proposto por Wright & Barnett (2015).

2.5. Cessao Onerosa e o Campo de Atapu

A cessdo onerosa € um regime de contratacao direta de areas especificas de
petréleo da Unido pela Petrobras. De acordo com a Lei 12.276/2010, a Petrobras
teria o direito de extrair até cinco bilhdes de barris de petréleo equivalente de areas
nao concedidas localizadas no poligono do pré-sal (Figura 17). Entretanto, apds a
constatagdo da existéncia de volumes totais de petréleo recuperaveis excedentes
aos cinco bilhdes de barris de petrdleo equivalente, notavelmente, nos campos de
Buzios, Atapu, Itapu e Sépia, a ANP licitou esses volumes excedentes em leildes
através das 12 e 22 Rodadas dos Excedentes da Cessao Onerosa (Tabela 2).

A 12 Rodada dos Excedentes da Cessdo Onerosa ocorreu em 06 de
novembro de 2019 e foram ofertados quatro blocos. Os campos de Blzios e de Itapu
foram arrematados por um montante de R$ 69,9 bilhdes em bonus de assinatura. A
Petrobras adquiriu os excedentes da cessdo onerosa da area de ltapu e compartilha
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em consoércio com as chinesas CNODC Brasil (5%) e CNOOC Petroleum Brasil

(10%) os excedentes da area do Campo de Buzios.

Durante a 22 Rodada de excedentes da cessédo onerosa, em 17 de dezembro
de 2021, foram ofertadas as areas dos campos de Sépia e de Atapu. Os excedentes
da area do Campo de Sépia foi vencido pelo consércio formado entre Petrobras
(30%), TotalEnergies (28%), Petronas (21%) e Quatar Petroleum (21%). No Campo
de Atapu, o consércio formado por Petrobras (52,5%), Shell (25%) e TotalEnergies
(22,5%) foi o vencedor do leildao. Segundo o IBP (Instituto Brasileiro de Petréleo e
Gas), estes leildes representaram a ultima oportunidade de acesso a grandes
volumes ja descobertos do pré-sal.

Tabela 2: Consércios vencedores das areas ofertadas nas 12 e 22 Rodadas dos Excedentes da
Cessao Onerosa.

Consorcios Campo|Bonus de assinaturaExcedente para Unidao

Petrobras (100%) ITAPU R$ 1,8 Bilhdes 18,15%

Petrobras (30%)
TotalEnergies (28%)
Petronas (21%)
Quatar Petroleum (21%)
Petrobras (52.5%)

Shell (25%) ATAPU R$ 4 Bilhdes 31,68%
TotalEnergies (22.5%)

SEPIA R$ 7,1 Bilhdes 37,43%

O Campo de Atapu

O Campo de Atapu esta localizado na porcao central da Bacia de Santos, a
cerca de 200km da costa, em lamina d’agua que variam entre 2.000m - 2.300m
(Figura 17). Este campo comp6e uma area conhecida como Entorno de lara (Norte
de Berbigao, Norte de Sururu, Sul de Sururu e Atapu), situada a sul do Campo de
Buzios, a sudeste do Campo de ltapu e a norte do Campo de Sépia. Através de
estudos geofisicos e geoldgicos foi comprovado que o potencial produtivo nessa
area é muito maior do que o previsto anteriormente. No Campo de Atapu, foco deste
estudo, a estimativa € de um excedente entre 2,5 e 4,0 bilhées de barris de 6leo
equivalente.
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Legenda

1 _ ) Bacia de Santos

[ Potgono o pré-sal
0 Cessdo Onerasa
[ Campo de Atapu
® Poges

Figura 17: Localizagdo do Campo de Atapu com destaque para as principais areas da cessao
onerosa. Fonte: o autor.

O Campo de Atapu esta entre os 10 maiores produtores do Brasil, tendo
produzido no més de dezembro de 2021 cerca de 161 Mboe/d (mil barris de 6leo
equivalente por dia). Essa producdo coloca-o como o 4° maior campo produtor do
Pré-sal e o 6° maior do Brasil. A descoberta deste campo foi dada a partir da
perfuracdo do pogco 1-BRSA-1146-RJS e teve sua comercialidade declarada em
dezembro de 2014, junto a outras areas pertencentes ao bloco Entorno de lara, na
cessao onerosa, no pré-sal da Bacia de Santos. Este campo conta com a
quantidade de 11 pogos perfurados disponiveis (Tabela 3) e o presente trabalho foi
desenvolvido sobre dois pocos de extensdo: 3-BRSA-1172-RJS e 3-BRSA-1243-
RJS.
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Tabela 3: Pogos perfurados e disponiveis no Campo de Atapu.

POCOS DISPONIVEIS |CLASSIFICACAO DE POCOS

1-BRSA-1146-RIS PIONEIRO

3-BRSA-1172-RJS

7-ATP-6-RJS PRODUTOR

8-ATP-7D-RJS

9-ATP-1-RIS

 ompams EspECIS

9-BRSA-1284-RJS

1



3. Metodologia

O presente trabalho teve como objetivo estimar, analisar e comparar as
propriedades de reservatorio do pré-sal nas formagbes Barra Velha e Itapema no
Campo de Atapu, Bacia de Santos. Para execugédo do trabalho foram utilizados
dados de dois pogos (Tabela 3). Os dados de pogos utilizados consistem em um
conjunto de perfis geofisicos de pocgos, perfis compostos, relatérios de exploracéao e
dados de rocha como as amostras laterais, analises de difratometria de raios X
(DRX) e dados petrofisicos laboratoriais (Tabela 4 e Tabela 5). A integracao desses
dados permite obtermos parametros mais confiaveis, tornando a caracterizagdo do
reservatorio mais robusta.

Tabela 4: Perfis geofisicos de pogos utilizados e disponibilidade destes para cada pogo analisado. Os
campos marcados com “x” representam a disponibilidade da curva para o pogo assinalado.
-

QU e oo e e oo T LT
3-BRSA-1172-RJS X X X X X X

3-BRSA-1243-RJS X X X X X X X X
dado disponivel [Jauséncia de dado

Tabela 5: Informagdes adicionais e relatérios disponiveis para cada pogo analisado.

INFORMAGOES ADICIONAIS DE POCOS
X X X

3-BRSA-1172-RJS X

3-BRSA-1243-RIS X X X X X X X X
[X] dado disponivel I auséncia de dado

Com o intuito de atingir os objetivos propostos este capitulo foi divido em trés
fases complementares: (I) Avaliagdo de formacdes; (ll) Integracao rocha-perfil e (ll1)
Crossplots de fisica de rochas.

~

I. Avaliagao de E:‘-' Il. Integragao E:’;' lll. Crossplots de
rocha-perfil

formacio fisica de rochas

Figura 18: Fluxograma utilizado para alcance dos objetivos.
(I) Avaliacao de Formacoes

A avaliagao de formagao é realizada no intuito de analisar a possibilidade e a

quantidade de armazenamento de fluidos de interesse econ6mico em um
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reservatorio. Segundo Ellis & Singer (2007), os objetivos correspondem a
localizagdo das zonas portadoras de hidrocarbonetos e a avaliagdo da quantidade
destes no reservatério. Dessa forma, um importante parametro que se deseja obter
€ 0 net pay que representa um intervalo da formacdo em andlise que possui as
condi¢cdes necessarias para produzir hidrocarbonetos em volumes economicamente
significativos. Normalmente, os softwares para a avaliagdo quantitativa seguem um
fluxo que se inicia com o carregamento e controle de qualidade das curvas,
estimativas dos volumes de argila, porosidade efetiva, saturacdo de agua e,

posteriormente, o net pay.

Visando a avaliagdo das formacbes Barra Velha e Itapema esta etapa foi
dividida em 6 passos: 1) Carregamento e controle de qualidade dos dados; 2)
Estimativa do volume de argilosidade; 3) Determinacdo da porosidade; 4)
Identificacdo dos fluidos; 5) Estimativas da saturacdo de agua; 6) Net pay. O

fluxograma adotado na metodologia € apresentado na Figura 19.

' N\
1. Carregamento e
controle de qualidade cdos 6. Net Pay
dados
X / N S
75 N\
s D >
2. Est_lmgtwa do volume 5.1 Equagso 5.2 Satuiraﬁo
de argilosidade de Archie de agua
irredulivel
\ S . J
y e P o
2.1 Equagio 2.2 Argllosidade 5. Estimativa da saturagdo de
de Larionay RMN Agua
NE— oy
.
e N ™
3. Determinacdo da 4. ldentificacio dos
porosidade fluidos
. = L =7

Figura 19: Fluxograma utilizado para o desenvolvimento da avaliagdo quantitativa das formagées
Barra Velha e Itapema.
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3.1) Carregamento e Controle de Qualidade dos Dados

O carregamento e controle de qualidade dos dados foi realizado no software
Interactive Petrophysics (IP) da empresa Lloyd's Register, a partir de diferentes
arquivos no formato DLIS. Para o desenvolvimento do trabalho foram carregadas as
curvas de caliper (HCAL/CAL), profundidade vertical verdadeira (TVD), raios gama
(ECGR_EDTC/GR), resistividades rasa (AT10/M2R1), média (AT30/M2R3) e
profunda (AT90/M2RX), tempos de transito compressional (DTCO) e cisalhante
(DTSM), densidade (RHOZ/ZDEN), neutrao (APLC/CNCF), fotoelétrico (PE/PEFZ) e
as curvas de porosidades do ressondncia magnética nuclear (TCMR/PHIT,
CMRP_3MS/PHIE e CMFF/FF). Os perfis foram aquisitados pelas empresas
Schlumberger e Baker Hughes e as descricbes nos parénteses acima sao alguns

dos mnemdnicos adotados pelas empresas.

ApOs o carregamento das curvas selecionadas foi realizada uma analise
qualitativa para observar o comportamento dos perfis. As profundidades das curvas
foram verificadas, pois perfis de pocos provenientes de corridas diferentes podem
nao estar perfeitamente alinhados em todas as profundidades. Logo, observou-se
gue nao havia necessidade de realizar emenda de curvas, pois o0s perfis abrangiam
todo o intervalo das formagdes Barra Velha e Itapema e ndo apresentaram gaps ou
incoeréncia nos dados.

Para que as informagdes extraidas com base na interpretacdo dos perfis de
pogos possam ser confiaveis é necessaria uma analise preliminar do perfil caliper. O
perfil caliper fornece informagdes sobre o diametro do pogo. Um aumento na leitura
deste perfil € indicativo de um desmoronamento ou arrombamento, enquanto uma
diminuicao pode representar um acumulo de reboco na parede do pog¢o ou uma
substituicdo da broca utilizada na perfuragéo.

Nesse sentido, verificou-se que em algumas regiées da formagéo Barra Velha
o perfil caliper apresenta-se levemente alterado. Portanto, para toda interpretacao
que posteriormente foi realizada nos pocgos, foi utilizado este perfil como um
discriminante condicional (bad hole) HCAL/CAL <= 13 e >= 6, desconsiderando para
o calculo das propriedades petrofisicas as informacdes fora desta condicao.
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Depois da realizagdo do controle de qualidade das curvas, visando a
avaliacao de formagéao foram definidos os topos e bases das formagdes Barra Velha
e ltapema com base no perfil de raios gama, perfil composto, relatérios de
exploracao e dados de rocha.

3.2) Estimativa do volume de argilosidade

A estimativa do volume de argilosidade em uma formagao constitui uma das
etapas mais importantes para a avaliagdo da formac&do. A quantidade de argila
presente na formacdo influencia diretamente na possibilidade de acumulagdo de
hidrocarbonetos em uma zona reservatorio. Os métodos mais utilizados para
determinacdao do volume de argila sdo baseados na utilizagdo do perfil de raios

gama.

O perfil de raios gama mede a radioatividade natural em uma formacao. Nery
(2013) afirma que as rochas sao mais ou menos radioativas a depender da maior ou
menor quantidade de seus elementos radioativos como o potassio (K*), urénio
(U2%%) e torio (Th2%2). Os elementos radioativos tendem a estar mais concentrados
nos folhelhos, devido sua capacidade em reter ions metalicos, em contrapartida, os
carbonatos resultam de matéria esqueletal marinha. Portanto, o perfil de raios gama
e efetivo na distingdo do que é folhelho e carbonato, pois aqueles possuem altos
valores de radioatividade, enquanto para os carbonatos é esperado o menor valor
possivel. Ainda segundo Nery (2013), a amplitude normal para os folhelhos é da
ordem de 75 a 1502 API.

Existem alguns fatores que podem influenciar nas leituras do perfil GR como
os diferentes tipos de argilas presente nos folhelhos, a matéria organica associada
aos carbonatos (Castro, 2019) e a distribuicdo dos folhelhos dentro das rochas.
Segundo Nery (2013), o folhelho disperso formado diageneticamente a partir da
precipitacdo da 4gua intersticial preenche os poros reduzindo e bloqueando a
porosidade como também a permeabilidade.

Diversos métodos propéem a estimativa do volume de argilosidade, que é um
parametro essencial para o prosseguimento da avaliacdo de formacgao. Os diferentes
tipos de equacgdes possuem suas particularidades e devem ser aplicados conforme
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as singularidades das rochas na area em analise. Nesse estudo, primeiro a curva de
raios gama (GR) foi utilizada para determinar o indice de Argilosidade (IGR):

GR — GRppip
GRmaX - GRmin. (1)

IGR =

Em seguida, foi realizada a estimativa do volume de argilosidade a partir da equacao
de Larionov (Larionov, 1969). Como as rochas em anadlises sdo do Cretaceo, foi
utilizada a seguinte equagéo:

Velayparionov = 0;33(22><1GR - 1). (2)

Segundo Ehigie (2010), a argilosidade também pode ser calculada utilizando
o volume de agua associado a argila (CBW) e a porosidade total obtida a partir do
perfil de ressonancia (PHIT) (Figura 20). Dessa forma, a argilosidade também foi
estimada a partir do perfil de RMN (Vclrun) através da equagéo:

CBW

BHIT (3)

Vclgun =

A equacao 3 pode ser reescrita em termos da porosidade total (PHIT) e
porosidade efetiva (PHIE) como:

PHIT — PHIE

VCIRMN = W (4)

Essa equacao foi aplicada para estimar o volume de argilosidade a partir dos perfis
de RMN (Vclrmn), tendo em vista a comparagao com a estimativa que utiliza o perfil
de raios gama (VclayLarionov).

3.3) Determinacao da porosidade

A porosidade é definida como a relagdo entre o volume de espagos vazios
(Vv) de uma rocha e o volume total (Vt) da mesma, em percentual. Segundo Nery
(2013), a classificacdo mais utilizada para esta propriedade diz respeito a cronologia
deposicional, dividindo-se em porosidade priméaria ou deposicional — adquirida pela
rocha durante a sua deposicdo ou bioconstrucdo — e a porosidade secundaria ou
pds-deposicional — resultante de processos diagnéticos subsequentes a conversao
dos sedimentos em rochas. Outra classificagdo importante € em termos de

porosidade absoluta — relacionada ao volume total de vazios — e porosidade efetiva
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— que leva em consideragdo apenas os poros interconectados. Esta ultima é

destacada por Nery (2013) como a mais importante em termos comerciais.

A aplicacdo de técnicas de ressonancia magnética nuclear (RMN) na
avaliacao de formacdes fornece informacdes relevantes sobre o espaco poroso, a
distribuicdo e o comportamento dos fluidos nos poros (Schon, 2015). O perfil de
RMN mede o momento magnético induzido de nucleos de hidrogénio contidos nos
espagos porosos preenchidos com fluidos. A determinacdo da porosidade consiste
em uma calibracdo das amplitudes dos trens de spin-eco que, estao relacionadas ao
numero de nucleos de hidrogénio associados aos fluidos nos poros da rocha. A
Figura 20 ilustra esquematicamente os paradmetros de corte da distribuicdo de T2
associados com os diferentes tipos de fluidos no espago poroso e as relagdes entre
estes e as classificacbes das porosidades.

Pardmetroa de Corte

Resposta Porosidade RMN

Figura 20: Parametros de corte para a distribuicao de T2, relacdo com os tipos de fluidos identificados
pela ferramenta de RMN e reposta da porosidade. Fonte: Castro (2019).

Os dados de porosidades mais apropriados serdo aqueles adquiridos em
laboratério através de medidas diretas nas amostras de rochas. Porém, os perfis de
RMN vém sendo amplamente empregados na avaliagdo dos reservatorios
carbonaticos do pré-sal quando suas medidas sao correlacionaveis com as
porosidades de laboratério (Ezekwe, 2011; Tariq et al., 2020; Castro & Lupinacci,
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2022). Os perfis RMN sdo recomendaveis, pois sdo sensiveis apenas aos fluidos
nos poros das rochas. Entretanto, estes perfis nem sempre estdo disponiveis para
todo intervalo do poco. Nesses casos, outros perfis podem ser empregados para
obtencao da porosidade como os perfis de neutrdo, sénico, densidade ou através da
combinacgao destes.

Foi verificado que os dados de porosidades dos perfis de RMN contemplam
todo o intervalo dos pogos avaliados e apresentam uma boa correlagcdo com a
porosidade medida em amostras de rocha no laboratério. Portanto, resolveu-se
utilizar apenas as curvas de porosidades provenientes do perfil RMN (PhiT, PhiE e
Free Fluid) e as porosidades de laboratério (Phi_Lab) para prosseguimento do fluxo
proposto.

3.4) Identificacao dos fluidos

A identificacdo dos fluidos e a determinagédo do respectivo contato éleo-agua
(O/A) foi realizada com base nos relatérios de exploracdo, perfil de resistividade
profunda e grafico do gradiente de pressao.

A partir dos relatérios de exploragao foi possivel identificar previamente quais
tipos de fluidos coexistiam nos intervalos em analise. Foram identificados apenas
dois tipos diferentes de fluidos: 0leo e agua, e os gases estariam em solu¢do. Os
dados contidos nos relatérios de exploragdao também foram de grande valia, pois
com base na ultima mencao a 6leo e na primeira mencao a agua foi possivel ter uma
nogao do intervalo onde se encontrava o contato 6leo-agua. Visando a corroboracao
destes dados foi realizada a interpretacdo do perfil de resistividade profunda e
construido o grafico do gradiente de pressao.

O perfil de resistividade profunda € bastante utilizado para reconhecimento e
estimativa de fluidos em um reservatério, visto que, uma zona portadora de
hidrocarboneto normalmente apresenta elevados valores de resistividades, enquanto
uma zona saturada por agua possui valores menores. Este perfil é eficaz para este
tipo de analise, pois nao sofre perturbacdo ou contaminacao do filtrado da lama e
fornece informagdes apenas da zona virgem, preservando assim os fluidos in-situ
em sua proporcao volumétrica (Nery, 2013). A partir dos valores distintos de

resistividades apresentados pelos diferentes fluidos, este perfil permite a
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identificacao do éleo movel e da agua livre interporosa, que foram deslocados por
conta do diferencial de pressao existente nos po¢os preenchidos por lama. Portanto,
quando o perfil de resistividade profunda apresentou uma queda brusca de
resistividade em torno do contato O/A descrito nos relatérios de exploracado, foi

constatado de fato como o contato 6leo-agua.

A técnica do gradiente de pressao € bastante efetiva para determinar os tipos
de fluidos e, também possibilita a determinagéo dos contatos entre os fluidos quando
existentes (Figura 21). Para isso, utiliza-se os dados de pressbdes estéticas
convertidos em psi e suas respectivas profundidades em metros, ambas informacdes
contidas ao final do perfil composto. Para converter os valores da pressao estatica
fornecidos em kgf/cm? para psi, multiplicou-se o valor pela constante 14,22.

Pressao (psi)
©
o
soe. 2
—_ G/O0 —\——'—-—:-— (Contato gas-dleo
£ ©
)
3 ©
(9]
o ©
o
= > ® , .
2 O/A —. =\ —.— Contato dleo-agua
P ¢
a
o
°
2
@

Figura 21: Exemplo de grafico do gradiente de pressao para identificacdo de tipos de fluidos e contato
entre eles em uma formagdo. Fonte: Castro (2019).

A construgéo do grafico do gradiente de presséao foi realizada no Excel a partir

do gréafico de dispersdo com os dados referentes as pressdoes estaticas e

profundidades. Por conta da auséncia de outliers, foi verificado que ndo havia a

necessidade de retirada de pontos dos dados. Por fim, observou-se tendéncias

distintas nos dados referentes aos tipos de fluidos nos pocos analisados.
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3.5)Estimativa da saturacao de agua

A estimativa da saturacao de agua constitui o Gltimo passo antes da definicao
dos cutoffs das propriedades petrofisicas utilizadas para o calculo do net pay. A
saturacao de agua corresponde a fracdo de agua presente no espago poroso de
uma rocha. A partir do conhecimento a respeito da saturacao de agua (Sw) presente

no espaco poroso é possivel determinar a saturagao de hidrocarbonetos (So):

So = (1 —Sy).
(5)
Existem diversas metodologias que visam a determinacdo da saturacédo de
agua. Para a realizacéo deste trabalho foram utilizadas duas metodologias distintas
e seus resultados foram comparados a fim de verificarmos os efeitos no calculo do

net pay.

Primeiramente, a equacao de Archie (Archie, 1942) foi aplicada para a
estimativa da saturacdo de agua. Segundo Nery (2013), a Lei de Archie facilita a
compreensao dos procedimentos de uma avalicdo de poco quando realizada por
meio dos perfis geofisicos. Esta equacao foi desenvolvida para aplicagao em rochas
limpas, sem a presenca de argilosidade ou minerais condutivos. E, pode ser descrita

como:

1

SISy

no qual a, m e n sdo os coeficientes de tortuosidade, cimentacdo e saturacéo,
respectivamente, R,, € a resistividade da agua de formacao e R; € o valor lido no
perfil de resistividade profunda.

Para utilizar a equacao de Archie é necessario conhecer os parametros — a,
m, n, € R,, — e 0os dados — R; e ®. Entretanto, esses parametros ndao estavam
disponiveis nos pogos analisados. Portanto, a resistividade da agua da formacao
(Ry) foi estimada através do método Rwa Minimo (Nery, 2013). Para o
desenvolvimento deste método foi utilizado a resistividade de uma zona saturada

com agua (Ro), a porosidade efetiva (PHIE), coeficiente de cimentacdo (m = 2) e o
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coeficiente de tortuosidade (a = 1). O célculo da resistividade da agua da formacao

(Rw) pode ser descrito como:

RO * CI)em
a .

RyaMiN = (7)

Os valores do coeficiente de cimentagdo (m) e expoente de saturagdo (n)
também encontravam-se indisponiveis. Portanto, decidiu-se aplicar a técnica de
determinacdo de m variavel (Schén, 2011) e utilizar n =2, tendo em vista a
dificuldade na estimativa deste parametro. O valor de a normalmente é definido
como 1 em ambientes carbonaticos (Kearey et al., 2009).

A técnica de determinacdo de m variavel busca descrever melhor o
comportamento da cimentagdo nos poros do reservatério. Archie (1952) propds um
conjunto de equagbes para estabelecer uma relacdo quantitativa entre porosidade
(@), resistividade da rocha (R,) e saturagao de hidrocarbonetos (S,) em termos do

fator de formacéo (F):

R, = FxRy,.
(8)

Ap6s a introducdo de alguns termos, o fator de formagdo teve sua equacgao

modificada para alcangar um melhor resultado (Schén, 2011), conforme:

F= o (9)

Introduzindo o log em ambos os lados da equacgao (9), temos:
ILD

—IOgF _ —lOg (m) (10)
logd  logd

Neste trabalho, a equacéo (10) foi utilizada para estimar um coeficiente de
cimentacdo (m) variavel. Entretanto, em reservatorios carbondticos do pré-sal sao
observadas elevadas resistividades em zonas com a presenca de hidrocarbonetos

que podem impactar diretamente distorcendo os valores estimados para m.

Portanto, a partir da equacéo (10) foram realizadas analises estatisticas nas

curvas calculadas. Em ambos os pocos as médias foram utilizadas para a Fm.
51



ltapema. E, a moda foi empregada para a Fm. Barra Velha no poco 3-BRSA-1243-
RJS. Ja no poco 3-BRSA-1172-RJS as medidas estatisticas apresentaram valores
muito elevados na Fm. Barra Velha, logo, decidiu-se aplicar um valor proximo ao
estimado naquele poco. Dessa forma, valores fixos de m foram empregados para a
estimativa da saturacao de agua através da equacgéo de Archie (Tabela 6).

Tabela 6: Parametros elétricos utilizados para estimativa da saturagéo de agua na sec¢ao pré-sal nos
pogos 3-BRSA-1172-RJS e 3-BRSA-1243-RJS Campo de Atapu.

Parametros Elétricos

POCOS FORMAGAO a n m Rw
Barra Velha 2.78

3-BRSA1172-RJS 1 2 0.05
ltapema 2.26
Barra Velha 2.74

3-BRSA1243-RJS 1 2 0.04
ltapema 2.33

A saturacao de agua irredutivel corresponde a saturacao minima de agua que
pode estar presa por capilaridade em microporos ou adsorvida nos graos minerais
de uma rocha reservatorio e ndo € produzida com hidrocarbonetos. Em um
reservatorio acima do contato com a agua, a saturacao de agua irredutivel pode ser
aproximada a saturacao real (Crain, 2019a). A estimativa da saturacdo de agua a
partir dos perfis RMN é uma abordagem que vem sendo empregada em
reservatérios carbonaticos do pré-sal (Castro, 2019; Castro & Lupinacci, 2022).
Portanto, a segunda metodologia utilizada consistiu na aplicacdo desses perfis para

a estimativa da saturacao de agua irredutivel (Swirgmy):

BVI

SWirRMN:m. (11)

O volume de agua irredutivel (BVI) pode ser reescrito como:

BVI = (PHIE — FF), (12)

no qual PHIE corresponde a porosidade efetiva via perfil de RMN e FF ao conteudo

de fluidos méveis livres. Entdo, a equagéo (12) pode ser reescrita como:

(PHIE — FF)

SWirRMN = PHIE
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(13)

Essa equacdo foi aplicada em todo intervalo analisado para estimar a
saturacao de agua irredutivel a partir dos perfis de RMN (Swirrmn), tendo em vista a
comparagcao com a estimativa que utiliza a equagéo de Archie (Swarchie). Contudo, €
esperado que a Swirrun subestime a saturagdo de agua, principalmente, abaixo do
contato O/A devido a metodologia estimar apenas a agua irredutivel e nao levar em

consideracao a dgua movel.
3.6) Net pay

O net pay pode ser compreendido como um intervalo da formagao em analise
que possui as condicdes necessarias para produzir hidrocarbonetos em volumes
economicamente significativos. As condigcdes impostas para determinacdo do net
pay, normalmente, sdo os cutoffs de propriedades petrofisicas. Esses cutoffs sdo os
valores de cortes utilizados para delimitar as zonas que serdo consideradas de
interesse e as zonas improdutivas. Nesse estudo, optou-se por utilizar cutoffs fixos
de volume de argila, porosidade efetiva e saturacdo de agua. Os valores séo

apresentados na Tabela 7.

Tabela 7: Valores de cortes nas propriedades petrofisicas utilizados para o célculo do net pay.

Cutoffs:
Phie >= 0,06
Velay Larionoy <= 0,2
SWarchie <= 0,5

Primeiramente, foram ativados os cutoffs para o volume de argilosidade e
porosidade efetiva (NET RESERVOIR) e, por fim, também ativou-se o cutoff para a
saturagdo de agua (NET PAY) (Figura 22). Em ambos os po¢os, 0 net pay foi obtido
através de duas metodologias distintas para a saturagdo de agua. Sendo assim,
duas situa¢des de acumulacdes de hidrocarbonetos foram analisadas.
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Figura 22: Representagao de cutoffs adotados pelo software Interactive Petrophysics (IP) para o
calculo de parametros como “Net Reservoir’ e “Net Pay’.

(1) Integracao rocha-perfil

A integracé@o de dados rocha-perfil é essencial para a avaliagcao petrofisica em
reservatérios carbonaticos do pré-sal devido as heterogeneidades das propriedades
permoporosas encontradas nessas rochas. Nesta fase buscou associar as facies
descritas nas amostras laterais e as andlises de difratometria de raios X (DRX) com

as propriedades de reservatdrio encontradas na segao anterior.

A DRX é uma técnica analitica que pode ser empregada para a
caracterizagdo mineraldgica. Os dados DRX contribuem, principalmente, com
informacdes acerca da composicdo mineraldgica das rochas. Quando observado
uma composicdo mineraldgica relativa alta para um determinado mineral, esse
ocorre de maneira abundante na amostra. O poco 3-BRSA-1172-RJS possui uma
grande quantidade de amostras DRX. Estes dados foram utilizados de maneira
qualitativa, de modo que auxiliassem na compreensdao das heterogeneidades

observadas nas formacdes.
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As amostras laterais nos fornecem informacdes diretas e precisas sobre as
rochas. As descricbes dessas amostras contribuem com informacdes acerca das
litologias, composi¢cdes minerais principais e acessorias, cores, texturas e cimentos
das rochas. Elas também podem ser utilizadas para auxiliar na compreensao das
heterogeneidades observadas nos perfis geofisicos de pocos. Em ambos os pocos,
estdo disponiveis descricbes de amostras laterais com pequenos padrdes de
amostragem, que resultaram em uma boa quantidade de dados. A Tabela 8 ilustra a
quantidade de dados disponiveis para as andlises DRX e as amostras laterais

descritas em ambos 0s pogos.

Tabela 8: Dados de rochas disponiveis nos pogos analisados.

POCOS Descricoes de Analises Porosidade Permeabilidade
amostras laterais DRX laboratorio laboratorio
3-BRSA-1172-RJS 122 108 17 17
3-BRSA-1243-RJS 169 1 126 126

A integragao dos dados de rocha com a avaliagao de formagdes realizada na
fase | permitiram a interpretacdo de diferentes intervalos nas formacdes Barra Velha
e ltapema. Os dados de DRX foram utilizados de maneira a auxiliar na compreensao
das heterogeneidades que foram observadas nas respostas dos perfis de pogos e
serviram para guiar as analises durante a interpretacdo dos intervalos. As
interpretacdes dos intervalos foram realizadas, principalmente, com base nos perfis
de RMN, fotoelétrico e raios gama. Além disso, foi construido um perfil litolégico com
base nas facies texturais descritas nas amostras laterais para associar as melhores
facies aos intervalos com as melhores propriedades petrofisicas. Dessa forma,
pretende-se verificar e compreender as heterogeneidades observadas nas
formacdes Barra Velha e Itapema no Campo de Atapu.

O perfil de fator fotoelétrico, também chamado como perfil fotoelétrico, mede
o indice de absorcdo fotoelétrica da formacdo. Sua medida é adimensional ou
expresso em barns/elétron. O efeito da porosidade sobre a resposta do fator
fotoelétrico € minimo e mudancas no tipo de matriz da rocha provocam alteracdes
significativas (Rider, 2002; Rider & Kennedy, 2011). Dessa forma, o fator fotoelétrico
€ um bom indicador de litologias. Esse perfil apresenta algumas limitagdes como
sensibilidade a presenca de silica e minerais pesados que podem estar presentes no
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fluido de perfuragédo (Castro, 2019). A Figura 23 exibe os valores de fator fotoelétrico

para diferentes litologias, mineiras e fluidos.
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Figura 23: Valores de fator fotoelétrico esperados para diferentes litologias, minerais e fluidos. Fonte:

Modificado de Rider (2002) e Rider & Kennedy (2011).
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(Ill) Crossplots de fisica de rochas

A fisica de rocha nos permite correlacionar as propriedades petrofisicas aos
parametros elasticos das rochas. A distribuicdo dos dados neste tipo de grafico,
geralmente, facilta a visualizacdo de diferentes frends causados pelas
heterogeneidades. Através da compreensdo da relacdo entre os parametros
geoldgicos e as propriedades fisicas das rochas, podemos reduzir as incertezas na
avaliacado da formagé&o com relagéo a litologia, a porosidade e aos fluidos (Avseth et
al., 2005). Nesta etapa foram calculadas as curvas de velocidade da onda
compressional (Vp) e impedancia acustica (IP). Em seguida, IP foi correlacionada

com a porosidade e as litologias.
Velocidade da onda compressional (Vp)

As ondas compressionais ou P apresentam uma velocidade de propagacéao
maior e, portanto, sdo as primeiras a serem registradas pelos sismografos. Essas
ondas também s&o classificadas como longitudinais, pois fazem as particulas
vibrarem paralelamente a direcdo de energia da onda e compressionais porque
agem comprimindo e dilatando o meio de propagacao, alterando apenas o volume
do meio em que se deslocam. As ondas P propagam-se tanto em meios soélidos
quanto em meios fluidos. A curva de velocidade da onda P foi obtida a partir do perfil
do tempo de transito sénico compressional (DTCO):

Vp = (=) x304800.

(14)

O tempo de transito sbénico compressional, também chamado de
vagarosidade, normalmente, é apresentado em ps/ft. A velocidade da onda
compressional é o reciproco da vagarosidade e para obté-la na unidade m/s é
necessario multiplicar pela constante igual a 304800.

Impedancia acustica (IP)

A impedancia acustica € uma propriedade de camada (Sancevero, et al.,
2006) e é definida como o produto da velocidade compressional (Vp) pela densidade
(RHOB):

[P = Vp x RHOB.
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(15)
A unidade utilizada aqui para impedancia acustica & (m/s)*(g/cm?).

Durante a avaliacdo de formagdes foram observadas algumas
heterogeneidades nas formacbes Barra Velha e ltapema para ambos os pocos
analisados. Os crossplots de fisica de rochas foram aplicados para adquirir
informacdes em relagdo ao comportamento das propriedades petrofisicas com os
parametros elasticos. Quando possivel, foi analisada as heterogeneidades presentes
nas formagdes, verificando a possibilidade de distinguir as litologias através de
diferentes trends na distribuicado dos dados.
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4. Resultados

4.1. Avaliacao das Formacoes

Os relatorios permitiram o reconhecimento dos limites estratigraficos entre as
formacdes ltapema e Barra Velha que, posteriormente, foram confirmados por meio
dos perfis de raios gama e impedancia acustica. Em ambos os pocos, foram
interpretados uma regido denominada “Jiquia” que corresponde por folhelhos
pertencentes a Fm. Itapema. A separacao dessa zona de folhelhos foi realizada para
que nao influenciasse nos calculos petrofisicos realizados para a Fm. Itapema. O
relatério final de exploracédo com as descricoes de amostras laterais permitiu ter uma
nogao prévia das principais litologias presentes nas formacdes. Os dois pocos
analisados apresentam descricbes de amostras laterais, porém, as rochas foram

descritas de maneiras distintas.

Na Fm. Itapema, as coquinas sdo a litologia predominante e representam
cerca de 33% a 70% nos pocos analisados. Outra litologia muito presente nessa
formacao sao os folhelhos calciferos com cerca de 30% a 67%. Em um dos pocos
também foram observados a descricdo de intercalacbes de folhelhos, além de

wackstones e siltitos, porém, estes de maneira pontual.

Na Fm. Barra Velha, os calcarios sdo a unica litologia presente nos pocos
analisados. Em um dos pocgos, os calcarios sdo descritos como microbial o que
associa esses carbonatos diretamente a uma origem bidtica. A grande variabilidade
observada nas descricbes das amostras laterais esta justamente em torno da textura
destes calcarios. Os laminitos representam cerca 24% a 52%, os esferulititos de
30% a 55% e os shurbs de 3% a 13% analisando ambos os pocos. Portanto, os

shurbs, esferulititos e laminitos s&o Unicas facies descritas nesta formacao.

Em relacao aos fluidos de interesse presentes, apenas o 6leo foi mencionado
nos relatérios de exploracdo e 0s gases presentes encontram-se em solugao.
Através destes relatérios também pode se ter uma nocao prévia do possivel
intervalo de localizacdo do contato éleo-agua (O/A). Essa informagcdo pdde ser
corroborada com o auxilio do grafico gradiente de pressdo, que utiliza as
informacdes sobre pressdo estatica e profundidade. O grafico de gradiente de
pressao foi construido com a profundidade em cota e interpretado com as
informacdes de ambos 0s pocos.
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No poco 3-BRSA-1172-RJS, o perfil de resistividade profunda apresentou
uma queda brusca entre 5.615/5.606 m, proximo ao contato O/A descrito no relatorio
de poco. Entretanto, essa queda estda associada as altas concentracdes de
argilomineiras presentes nos “folhelhos Jiquia”. O grafico do gradiente de pressao
indicou apenas uma mudanca de tendéncia em -5.660 m (Figura 24). Portanto, nesta
profundidade foi interpretado o contato O/A e observado que 0s pog¢os se encontram
hidraulicamente conectados. No poco 3-BRSA-1243-RJS, o contato foi dado ainda
na Fm. Barra Velha. E, constatou-se que a Fm. ltapema se encontra na zona de
transicdo ou abaixo do contato O/A nao configurando interesse econémico.

Gradiente de Pressio
PREAD LETA TN 1)

Figura 24: Grafico do gradiente de pressao para os pogcos 3-BRSA-1172-RJS e 3-BRSA-1243-RJS,
Campo de Atapu, Bacia de Santos.

Apoés a primeira analise dos relatérios foram realizadas a interpretagdo e os
calculos das propriedades petrofisicas utilizando os perfis geofisicos de pogos. Os
layouts foram padronizados e, portanto, as curvas utilizadas exibem as mesmas
cores nos dois pogos. Os primeiros fracks informam sobre as profundidades e os
limites estratigraficos das formacdes ltapema e Barra Velha. Em seguida, sao
exibidos os fracks que correspondem as curvas disponiveis e, por fim, as curvas

calculadas geradas neste trabalho.
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Poco 3-BRSA-1172-RJS

O perfil caliper (HCAL) nao apresenta alteragdes consideraveis na Fm.
Itapema, entretanto, esta comprometido, localmente, entre o intervalo 5.179/5.315 m
na Fm. Barra Velha. Essa regidado com o caliper comprometido indica
arrombamento/desmoronamento da parede do po¢o que influenciou diretamente no
comportamento dos perfis densidade (RHOZ), neutrdo (APLC), porosidade total
(TCMR) e efetiva (CMRP_3MS). Logo, o perfil caliper foi utilizado como
discriminante (HCAL <= 13) desconsiderando para os calculos das propriedades
petrofisicas intervalos que apresentassem alteracdes significativas nas demais

curvas.

A técnica para estimativa do coeficiente de cimentagao (m) variavel produziu
um perfil com altos valores de m na Fm. Barra Velha, variando entre 2 e 8, o que
resultou em estimativas totalmente discrepantes para a saturagao de agua. Portanto,
para que fosse possivel estimar a saturacao de agua através da equacao de Archie
foram utilizados valores fixos de m (Tabela 6). Esses valores de m aplicados foram
proximos aos observados no poco 3-BRSA-1243-RJS e produziram uma estimativa
média para a saturacdo de agua similar as citadas nos relatorios dos testes de

formacao.

Os dados e os resultados da avaliagcdo de formagdes para o po¢co 3-BRSA-
1172-RJS sdo apresentados na Figura 25. A Fm. ltapema esta compreendida no
intervalo entre 5.846,2 / 5.630 m e aparenta dois comportamentos distintos (Figura
25). A regidao inferior da Fm. Itapema é mais homogénea e composta,
majoritariamente, pelas coquinas. Essa regido apresenta baixos valores de GR,
exceto nos intervalos 5.809,3/5.812 m e 5.815,6/5.818 m, que configuram pequenas
intercalacbes de folhelhos. As coquinas na Fm. Itapema exibem excelentes
propriedades permoporosas e configuram grande intervalo reservatoério (net res). A
parte superior desta formacdo € mais heterogénea e € composta, principalmente,
pelos “folhelhos Jiquia”, com intercalacées de folhelhos e coquinas. Os maiores
valores de GR na Fm. Iltapema sdo encontrados neste intervalo que,
consequentemente, exibem os maiores volumes de argilosidades (VclayLarionov). Na
regido do folhelho, as estimativas de argilosidades a partir dos perfis RMN (Vclrun)

estdo subestimadas, uma outra abordagem deve ser utilizada nessas regides.
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Ademais, esta formacdo se encontra abaixo do contato Oleo-agua (O/A),
praticamente saturada apenas por agua e, dessa forma, nao exibe intervalo portador
de hidrocarbonetos (net pay).

A Fm. Barra Velha esta contida no intervalo 5.116,5 /5.599m e apresenta um
comportamento heterogéneo (Figura 25). A litologia predominante nas descricdes de
amostras laterais sdo os calcarios microbiais castanhos e cinzas claros/escuros
recorrentemente silicificados e dolomitizados. Os valores de raios gama exibem uma
média de 40,1 gAPI e variam bastante ao longo desta formagao. Outra caracteristica

comum sdo as altas resistividades exibidas em toda formacao.

A regiao mais inferior dessa formacédo aparenta um comportamento mais
“sujo”. Nesse intervalo sdo observados altos valores de GR que impactam
diretamente em elevados valores de argilosidade (VclayLarionov). O volume médio de
argilosidade Vclrun é cerca de 8,1%, 0os maiores valores para a Fm. Barra Velha.
Além disso, também s&o observados elevados valores de RHOZ, diminuigdo de
DTCO e uma alta saturagédo de agua.

Entre 5.400/5.550 m s&o observados menores valores de GR quando
comparados a regidao imediatamente abaixo. Portanto, verificou-se uma reducao
drastica no volume de argilosidade (VclayLarionov). Também houve uma diminuicdo da
argilosidade a partir do perfil RMN (Vclrun), saturacdo de agua (Swarchie) € um
aumento da resistividade AT90. Além disso, foi verificado as maiores porosidades
PHIE e permeabilidades KTIM, que chegam a atingir em média cerca de 14,4% e
37,1 mD, respectivamente. Logo, essa regido apresenta uma zona interessante para
acumulacgao de hidrocarbonetos, com cerca de 59,4% em Net/Gross.

Entre 5.316 /5.400m é notado um aumento de RHOB e IP, além de uma
diminuicdo de DTCO, indicando um intervalo mais fechado que promove um
aumento nas velocidades de propagacao das ondas compressionais (Vp). Também
€ observado uma piora significativa das porosidades PHIT, PHIE e FF que passam a
exibir valores meédios de 9,1%, 8,6% e 5,2%, respectivamente. Na parte central da
Fm. Barra Velha, entre 5.240/5.316 m, ha uma pequena melhora das propriedades
permoporosas. Entretanto, o perfil FF aparenta ser o Unico a refletir com coeréncia o
comportamento da porosidade. Neste intervalo, ainda s&o encontrados baixos
valores de argilosidades e as menores saturacdes de agua para a Fm. Barra Velha,
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representando um importante intervalo portador de hidrocarbonetos. Todavia, deve-
se tomar maior cuidado durante as analises, pois as intensas alteragées no céliper
trazem incertezas e aumentam os riscos associados a avaliacao deste intervalo.

Em direcdo ao topo da Fm. Barra Velha ocorre uma diminuigdo de RHOZ e
IP. Também voltam a ser observadas as maiores porosidades PHIT, PHIE, FF e
permeabilidades KTIM. Contudo, este intervalo apresenta valores elevados de

VclayLarionov € UmMa alta saturacdo de agua Swarchie, N30 configurando uma zona
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Figura 25: Perfis do poco 3-BRSA-1172-RJS. Tracks: 1) profundidade vertical verdadeira (TVD); 2)
formagbes Barra Velha e Itapema; 3) raios gama (ECGR) e céliper (HCAL); 4) densidade (RHOZ) e
neutrdo (APLC); 5) tempos de transito s6nico compressional (DTCO) e cisalhante (DTSM); 6)
impedancia acustica (Ip); 7) resistividades profunda (AT90) e rasa (AT10); 8) porosidade de
laboratério (Phi_Lab) e perfis RMN: porosidade total (TCMR), porosidade efetiva (CMRP) e fluidos
livres (CMFF); 9) distribuicao T2 (T2_DIST); 10) permeabilidade (KTIM) e permeabilidade de
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laboratério (Perm_Lab); 11) estimativas de argilosidade a partir de GR (VclayLarionov) € RMN (VClrmN);

12) estimativa do coeficiente de cimentagao variavel (mvariavel); 13) — 14) estimativas da saturagao de

agua (Swarchie) € saturacdo de agua irredutivel (Swirrmn); 15) — 16) estimativas de net reservoir e net

pay a partir da metodologia 1; 17) — 18) estimativas de net reservoir e net pay a partir da metodologia
2. Area destacada no grafico corresponde ao intervalo nomeado aqui como “Folhelho Jiquia”.

Os intervalos com arrombamentos na parede do poco degradaram a resposta
do perfil de porosidade efetiva (CMRP) influenciando nas estimativas da saturacao
de agua irredutivel (Swirrmn). Essa situacdo aumenta os riscos associados a
avaliagdo da saturagdo nao configurando a melhor abordagem nesse intervalo. A
metodologia 2 ainda estimou intervalos para acumulo de hidrocarbonetos abaixo do
contato OJ/A, entretanto, conforme descrito anteriormente, essas regides
representam reservatorios supersaturados com &gua. Portanto, comparando as
diferentes metodologias aplicadas para estimativas da saturacdo de agua nas
formacodes Barra Velha e ltapema observa-se uma diferenca em torno de 62,2 m em
espessura de net pay (Tabela 9).

Tabela 9: Valores de net pay obtidos a partir das metodologias utilizadas para as estimativas da
saturagcao de agua no pogo 3-BRSA-1172-RJS.

Poco 3-BRSA-1172-RJS

Barra Velha Net Pay

M logia 1
etodologia 30,1% 99,8% 265,6 m
(SWArchie)

A Tabela 10 exibe uma comparagdo entre as principais propriedades

petrofisicas nas formacgbdes Barra Velha e ltapema, desconsiderando o intervalo
“Folhelho Jiquia”. A Fm. Barra Velha é bem mais espessa e exibe um net reservoir
cerca de 1,84 vezes maior que a Fm. Itapema. O volume médio de argilosidade
VclayLarionov € bem maior que o estimado pelo Vclrun. Na Fm. ltapema é observado
um comportamento contrario. Os volumes médios de argilosidade (Vclrun) séo
maiores e podem estar obstruindo a conexdao do espaco poroso e reduzindo a
porosidade observada nessa formacao. Os valores de permeabilidade e porosidade
também sdo maiores na Fm. Barra Velha. A maior discrepancia entre as formacdes
esta relacionada a saturacdo de agua. A Fm. ltapema apresenta-se altamente

saturada por 4&gua, com uma estimativa média em cerca de 92%.
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Consequentemente, a estimativa do net pay é bem menor que na Fm. Barra Velha
onde apresenta aproximadamente 259 m em net pay, enquanto a Fm. ltapema
apenas 6,71 m.

Tabela 10: Comparacgéo entre as propriedades petrofisicas nas formagdes Barra Velha e Itapema,
desconsiderando o intervalo ‘Folhelho Jiquia’, no pogo 3-BRSA-1172-RJS.

Propriedades| Fm. Barra Velha |Fm. Itapema \

Espessura 482 m 216 m
Reservatério 270 m 147 m
Vclay arionov 23,8% 10,7%

Velgun 4.6% 16,4%
Phi_Lab 11,3% 9,6%
PHIT 13,5% 10,0%
PHIE 13,0% 8.,7%
Free Fluid 8,5% 6,3%
Perm_Lab 5,80 mD 0,53 mD
KTIM 9,23 mD 3,20 mD
SWarchie 30,1% 91,9%
Net Pay 259 m 6,7 m

A Tabela 11 apresenta os valores médios dos parametros elasticos nas
formagdes Barra Velha e ltapema. E possivel observar que este poco apresenta
RHOZ, Vp e Vs mais elevados na Fm. Itapema do que na Fm. Barra Velha. Por
conseguinte, os valores médios para impedancia acustica (Ip) também sdo maiores
na Fm. ltapema. Nesse caso, pode-se dizer que a Fm. ltapema apresenta as
maiores densidades e menores porosidades observadas que promoveram um
aumento da velocidade de propagacdo da onda e, consequentemente, resultaram
em um aumento nos valores de impedancia acustica. Neste pogo ainda é observado
uma maior razao Vp/Vs na Fm. Barra Velha.

Tabela 11: Comparacao entre as médias dos parametros elasticos nas formacgdes Barra Velha e
Itapema, desconsiderando o intervalo “Folhelho Jiquia”, no pogo 3-BRSA-1172-RJS.

Propriedades |Fm. Barra Velha [Fm. Itapema

RHOZ (g/cm?) 2,49 2,56
Vp (m/s) 4.791 5.005
Vs (m/s) 2.643 2.813

Vp/Vs 1,82 1,78

IP (g.m/cm3.s) 11.978 12.830
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Poco 3-BRSA-1243-RJS

O perfil caliper (CAL) possui uma resposta estavel ao longo de todo o
intervalo, sem grandes alteragdes. Porém, é observado um leve aumento na base da
Fm. ltapema, logo, o perfil caliper foi adicionado como discriminante (CAL <= 13)
para ndo comprometer a andlise estatistica das propriedades petrofisicas dessa
formacdo. A grande quantidade de dados petrofisicos de laboratérios disponiveis,
como porosidade e permeabilidade, auxiliaram na correlagdo rocha-perfil destas
propriedades. As curvas de porosidades provenientes da ferramenta RMN (PHIT,
PHIE e FF) apresentam boas correlagdes com os dados petrofisicos de laboratérios.

Na Figura 26 sdo apresentados os dados e os resultados da avaliagao
petrofisica para o po¢o 3-BRSA-1243-RJS. A Fm. ltapema (5.760,7/5.846,7 m)
apresenta-se de maneira mais homogénea em sua base, com baixa argilosidade e
excelentes propriedades de porosidade e permeabilidades. Esse intervalo ainda
apresenta altos valores de neutrdo (CNCF) e baixas resistividades (M2RX) que
podem ser associadas a elevada saturacdo de agua (Swarchie), configurando um
reservatério de agua, ou seja, uma zona nao produtiva. O intervalo acima
(5.760,7/5.805,3 m) marca um aumento expressivo no perfil de raios gama (GR)
promovendo um elevado valor médio de argilosidade (VclayLarionov) € baixos valores
de porosidade e permeabilidade, ndo configurando uma zona reservatério. Esse
comportamento é observado, exceto, no intervalo de coquinas (5.786/5.789,4m), que
volta a exibir excelentes propriedades de reservatério assim como na base desta

formacao.

Na transicdo entre as formacbes Barra Velha e Itapema foi observado um
forte pico negativo no perfil de impedancia acustica que pode ser associada a
discordancia Pré-Alagoas. Segundo Oliveira et al. (2021) nas porcdes mais distais
e/ou profundas da bacia, o contraste entre essas formacdes tende a ser fortemente
negativo, devido ao maior volume de féacies de baixa energia e, portanto, menor

impedancia acustica, na Formagéao Itapema (Figura 12).

Na base da Fm. Barra Velha sdo observados valores elevados de raios gama
(GR) que diminuem em dire¢cdo ao topo. O intervalo de 5.629/5.723 m apresenta
volume médio de graos finos com cerca de 13%, sugerindo uma concentracao de

micrita que pode estar obstruindo as conexdes porosas. Também sdo observadas as
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piores propriedades permoporosas nesta formacdo e uma elevada saturagdo de
agua. Este intervalo encontra-se abaixo do contato O/A e nao constitui uma zona
produtora. Os intervalos 5.487/5.629 m e 5.382/5.419 m representam as principais
zonas produtivas neste pogo na Fm. Barra Velha. E observada uma diminuicao da
argilosidade e as melhores permeabilidades e porosidades, além de um alto indice
de fluidos livres (FF) e baixas saturacdes de agua (Swarchie) Nesses intervalos. Essas
regibes apresentam excelentes proporgdbes de 59% e 79% Net/Gross,
respectivamente. Préximo ao topo da formacéao, entre 5.419/5.487m, a argilosidade

média exibida é cerca de 32,1%, a maior para esta formacdo e ha uma piora

consideravel de PHIT, PHIE, FF e NMRperm, configurando uma regido nao
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Figura 26: Perfis do pogo 3-BRSA-1243-RJS. Tracks: 1) profundidade vertical verdadeira (TVD); 2)
formagodes Barra Velha e ltapema; 3) raios gama (GR) e caliper (CAL); 4) densidade (ZDEN) e
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neutrdo (CNCF); 5) tempo de transito sénico compressional (DTCO); 6) impedancia acustica (Ip); 7)
resistividades profunda (M2RX), média (M2R3) e rasa (M2R1); 8) porosidade de laboratério (Phi_Lab)
e perfis RMN: porosidade total (PHIT), porosidade efetiva (PHIE) e fluidos livres (FF); 9)
permeabilidade (NMRperm) e permeabilidade de laboratorio (Perm_Lab); 10) estimativas de
argilosidade a partir de GR (VclayLarionov) € RMN (Vclrun); 11) estimativa do coeficiente de cimentagéo
variavel (m); 12) — 13) estimativas da saturagéo de agua (Swarchie) € Saturagao de agua irredutivel
(Swirrmn); 14) — 15) estimativas de net reservoir e net pay a partir da metodologia 1; 16) — 17)
estimativas de net reservoir e net pay a partir da metodologia 2. Area destacada no gréafico
corresponde ao intervalo nomeado aqui como “Folhelho Jiquia”.

A Tabela 12 exibe os valores de net pay obtidos a partir das metodologias
utilizadas para a estimativa da saturacao de agua. A metodologia 1 apresentou o
maior valor médio para a saturacdo de agua nas formagées. E observado que acima
do contato O/A ambas as metodologias apresentam excelente correlagdo (Figura
26), ou seja, a metodologia 2 pode representar uma abordagem alternativa.
Entretanto, esta metodologia subestimou a saturacdo de agua impactando em
superestimativas de net pay em intervalos abaixo do contato O/A. E,
consequentemente, essa situacao resultou em uma diferenca em torno de 40 m nas
estimativas de net pay a partir das diferentes metodologias para a saturacao de
agua.

Tabela 12: Valores de net pay obtidos a partir das metodologias utilizadas para as estimativas da
saturacédo de agua no pogo 3-BRSA-1243-RJS.

Poco 3-BRSA-1243-RJS

Barra Velha Net Pay

Metodologia 1
(SwArchie)

A Tabela 13 exibe os valores médios das propriedades petrofisicas das

50,7% 92,8% 130,8 m

formacdes Barra Velha e ltapema no poco 3-BRSA-1243-RJS, desconsiderando o
intervalo “Folhelho Jiquia”. O volume médio de argilosidade (VclayLarionov) para
ambas as formacdes € aproximadamente 20%. A Fm. Barra Velha apresenta as
maiores porosidades e permeabilidade que, resultaram em 48,6% de Res/Gross e
cerca de 130 m em net pay. Ja a Fm. ltapema exibe cerca de 41m em net res no
intervalo mais limpo, porém, ndo apresenta net pay. O elevado volume médio de

saturacao de agua (Swarchie) Na Fm. Barra Velha pode ser associado a presenca do

68



contato O/A interpretado ainda nesta formagdo e as estimativas elevadas
observadas no intervalo 5.417/5.518,7 m.

Tabela 13: Comparacgéao entre as propriedades de reservatérios nas formacgdes Barra Velha e
Itapema, desconsiderando o intervalo ‘Folhelho Jiquia’, no pogo 3-BRSA-1243-RJS.

Propriedades | Fm. Barra Velha| Fm. Itapema

Espessura 352 m 124 m
Reservatorio 171 m 41 m
Vclay arionov 20,3% 21,7%
VClgun 6,9% 14,3%
Phi_Lab 8,4% 4,9%
PHIE 8,9% 7,3%
Free Fluid 5,5% 3,7%

Perm_Lab 0,16 mD 0,01 mD

Permgun 1,23 mD 0,36 mD
SWaRCHIE 50,6% 92,8%
Net Pay 130,8 m Om

A Tabela 14 apresenta a média dos parametros elasticos encontrados nas
formacdes Barra Velha e Itapema para o po¢o 3-BRSA-1243-RJS. Neste pocgo, nédo
foi encontrada a curva do tempo de transito sénico cisalhante, o que impossibilitou a
obtencdo da velocidade (Vs) e, consequentemente, a analise da razdo Vp/Vs.
Observa-se que ZDEN, Vp e Ip apresentam valores muitos proximos em ambas as
formacdes. Os parametros elasticos exibem valores levemente maiores na Fm.
Barra Velha do que na Fm. ltapema.

Tabela 14: Valores médios dos parametros elasticos nas formagdes Barra Velha e ltapema,
desconsiderando o intervalo “Folhelho Jiquia”, no pogo 3-BRSA-1243-RJS.

Propriedades | Fm. Barra Velha |Fm. Itapema

ZDEN (g/cm?) 2,55 2,54
Vp (m/s) 4.972 4.920
IP (g.m/cm?.s) 12.686 12.670

4.2. Integracao rocha-perfil

A integracdo de dados € essencial para uma avaliacao petrofisica adequada
dos reservatérios carbonaticos do pré-sal devido a grande heterogeneidade
observada nestas rochas. As descricbes de amostras laterais forneceram

informacgdes diretas e precisas sobre a composicao e as propriedades da rocha. Os
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dados de DRX contribuiram com informacdes sobre a composi¢cao mineralégica das
rochas. Dessa forma, os dados de rocha foram essenciais durante a avaliagcao
petrofisica, tendo em vista a reducao de incertezas e a calibragdo com as analises

provenientes dos perfis de pocos.

As avaliacbes qualitativa e quantitativa dos perfis de pog¢os associados aos
dados de amostras laterais, petrofisicos laboratoriais e analises DRX, quando
disponiveis, permitiram a investigacao e classificagdo de intervalos ou zonas que
apresentam ou nao potencial para acumulagao de hidrocarbonetos. Por meio desta
integracéo de dados foi possivel verificar e compreender diferentes comportamentos
e distribuicdes das propriedades das rochas identificando padrdes distintos entre as

formacoes.
Poco 3-BRSA-1172-RJS

No poco 3-BRSA-1172-RJS existe a disponibilidade de 108 amostras com
analises de DRX. A interpretacdo qualitativa destes dados permitiu a obtencédo de
informacgdes sobre a concentracdo da composicao mineraldgica das rochas. Com
isso, foi possivel refinar os intervalos interpretados previamente com o auxilio dos
perfis de raios gama, fotoelétrico e RMN, investigando com mais detalhes as

peculiaridades observadas nas formagdes Barra Velha e Itapema.

Ainda foi observado 122 amostras laterais descritas com informacdes sobre a
litologia, textura, cor e tipo de cimento. Os calcarios foram descritos como microbiais
com texturas estromatoliticas (shrubs), esferuliticas e laminadas. A partir dessas
descricdes texturais foi construido um perfil litoldgico para que pudesse ser
associado aos intervalos interpretados (Figura 28).

Para compreender melhor o0 comportamento das propriedades de
reservatorios, este poco foi dividido em intervalos com base nos perfis de pocos -
raios gama (GR), fotoelétrico (Pe) e ressonancia magnética nuclear (RMN) — e
correlacionados aos dados de DRX. O resultado desta interpretagéo ainda pdde ser
associado as facies texturais presentes no pogo, correlacionando também a
distribuicao das propriedades petrofisicas com as facies observadas. A Tabela 15 e
Tabela 16 Tabela 18exibem as propriedades petrofisicas em nove intervalos na

Formacéo Itapema e seis intervalos na Formacao Barra Velha.
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Tabela 15: Principais propriedades petrofisicas nos nove intervalos interpretados na Fm. ltapema
para o poco 3-BRSA-1172-RJS.

Intervalos interpretados

Espessura 43,4 m 8,6m 8,6 m 2,6m 59m 8,8 m 101,3m 8,7m 28 m

Reservatorio 40,5m 1m 46m 0,1m 55m 0,4m 89,0 m 0,7m 52m
Velay arionov 4,9% 29,5% 1,8% 53,1% 6,8% 50,0% 4,7% 59,6% 7,2%
Velgun 3,3% 32,8% 15,2% 30,0% 3,1% 57,9% 6,8% 36,6% 48,2%
Phi_Lab 13,3% - - - - - 11,2% - 1,0%
PHIT 12,5% 6,0% 7,6% 5,9% 9,8% 11,6% 10,6% 3,7% 8,1%
PHIE 12,0% 4,3% 6,8% 4,2% 9,5% 5,3% 10,0% 2,5% 4,1%
FreeFluid 8,1% 1,7% 3,6% 1,0% 7,3% 1,4% 8,5% 0,9% 1,1%
KTIM 7,0mD 0,5mD 0,5mD 0,09 mD 5,3 mD 0,3mD 19,6 mD 0,1 mD 0,09 mD
SWarchie 77,6% 90,9% 79,7% 95,3% 97,0% 91,3% 98,1% 90,7% 94,3%
Net Pay 59m 0,1m 0,5m 0Om 0Om ()] 0Om 0,3m 0Om

Os intervalos ITP-1A (5.630/5.673,4m) e ITP-7A (5.708/5.809,3m) sao
homogéneos e apresentam as melhores propriedades petrofisicas. Os valores
médios de GR exibidos sao, respectivamente, 14,1 gAPl e 14,9 gAPIl, que
resultaram em menos de 5% para o volume de argila (VclayLarionov). Também sao
observados os maiores valores médios de porosidades PHIE, FF e permeabilidade
KTIM (Tabela 15). Além disso, estes intervalos possuem os menores valores de
resistividades nesta formagdo, obtendo estimativas médias elevadas de 77,6% e
98,1%, respectivamente, para a saturacdo de agua. As analises DRX indicam uma
elevada concentracao de calcita de 81% e 87% da composi¢cdo mineralégica destes
intervalos. Também s&o observadas as descricbes de quartzo e dolomita/Ca-
dolomita em menores propor¢cdes no ITP-1A, que apresenta valores médios de
PEFZ em torno de 4,5. Ja no ITP-7A, o PEFZ exibe valores médios em torno de 5,3
como é caracteristico em regides com alta concentragdo do mineral calcita.
Ademais, as descricbes das amostras laterais apontam para dois intervalos
compostos predominantemente por coquinas (Figura 27).

A regidao entre 5.673,4/5.708 m representa um intervalo heterogéneo com
grandes variacbes nas propriedades petrofisicas. A intepretacdo das amostras
laterais e as analises DRX sugerem intercalacdes de folhelhos com coquinas. Nos
intervalos ITP-2A (5.673,4/5.682 m), ITP-4A (5.690,6/5.693,2 m) e ITP-6A
(5.699,1/5.708 m) sao observados elevados valores de GR e volume médio de
argilosidade de 30%, 53% e 50%, respectivamente. Também sao observadas as
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menores porosidades PHIE, FF e permeabilidade KTIM (Tabela 15),
comportamentos caracteristicos em folhelhos calciferos. Ja os intervalos ITP-3A
(5.682/5.690,6 m) e ITP-5A (5.693,2/5.699,1 m) voltam a apresentar as melhores
propriedades petrofisicas, conforme observado nas coquinas dos intervalos ITP-1A e
ITP-7A. Também € observado uma diferenca na composicdo mineraldgica entre o
ITP-3A e o ITP-5A. O ITP-3A apresenta quartzo que pode estar associado a uma
silicificagcao reduzindo as porosidades RMN e influenciando nos valores do PEFZ.
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Figura 27: Perfis do pogo 3-BRSA-1172-RJS na Fm. Itapema. Tracks: 1) profundidade vertical
verdadeira (TVD); 2) formacoes Barra Velha e ltapema; 3) intervalos interpretados; 4) perfil litolégico;
5) raios gama (ECGR) e caliper (HCAL); 6) perfil fotoelétrico (PEFZ); 7) densidade (RHOZ) e neutrdo

(APLC); 8) tempos de transito sénico compressional (DTCO) e cisalhante (DTSM); 9) impedancia
acustica (Ip); 10) resistividades profunda (AT90) e rasa (AT10); 11) porosidade de laboratério
(Phi_Lab) e perfis RMN: perfis RMN: porosidade total (TCMR), porosidade efetiva (CMRP) e fluidos
livres (CMFF); 12) permeabilidade (KTIM) e permeabilidade de laboratoério (Perm_Lab); 13)
estimativas de argilosidade a partir de GR (VclayLarionov) € RMN (Vclrun); 14) estimativa da saturagéao

de agua (SwArchie); 15) — 16) estimativas de net reservoir e net pay.

O ITP-8A (5.809,3/5.818 m) apresenta um volume médio de argilosidade
(VclayLarionov) de 59,6%, e exibe novamente baixos valores de porosidades e
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permeabilidades, exceto, em um pequeno intervalo mais limpo no meio desta regiao.
No topo, o PEFZ exibe valores médios de 3,9, que aumentam bruscamente para 4,4
no intervalo mais limpo e retornam a média de 4,0 na base. As andlises DRX
descrevem, principalmente, a presenca de quartzo, K-feldspato e argilominerais nos
intervalos mais sujos, enquanto a calcita (80%) € o mineral majoritario no intervalo
mais limpo. Esses comportamentos sugerem novamente uma intercalacdo entre
folhelhos calciferos e coquinas, que pdde ser corroborado pelas descricbes de

amostras laterais.

O ITP-9A (5.818/5.846 m) demonstra um comportamento peculiar e diferente
de outras regides observadas na Fm. ltapema. Sdo observados baixos valores de
GR e VclayLarionov €m torno 7,2%, porém, é observado um volume médio de gréaos
finos (Vclrun) em torno de 48,2%. As médias de porosidades PHIE (4,1%), FF
(1,1%) e permeabilidade KTIM (0,09 mD) apresentam valores proximos aquelas
observadas nos intervalos compostos por folhelhos (ITP-2A, ITP-4A e ITP-6A). O
topo compreende a um siltito micaceo, segundo descri¢ées das amostras laterais, e
as analises DRX indicam alta concentracdao de dolomita/Ca-dolomita. Também
podem ser observados um aumento de RHOZ, baixos valores de PEFZ, DTCO e
resistividades. E possivel visualizar uma diminuicdo de 5,3 para 4,4 nos valores
médios do PEFZ, associados a diminuicdo da calcita e um aumento de Ca-
dolomita/Ankerita e argilominerais em direcao a base. Esse comportamento sugere
uma mudanca na litologia, de coquinas para folhelhos calciferos com alta

concentracao de argilas magnesianas - esmectita e kerolita.
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Tabela 16: Comparagéo entre as principais propriedades petrofisicas nos seis intervalos interpretados
na Fm. Barra Velha para o pogo 3-BRSA-1172-RJS.

Intervalos interpretados
Espessura 61 m 63 m 76 m 84 m 142 m 57 m
Reservatorio 21,3 m 57,7m 68,8 m 34,5m 84,4 m 2,8m
Velay, arionoy 42,3% 10,0% 10,8% 17,1% 19,2% 56,9%

Velgun 3,3% 4,1% 3,9% 5,8% 3,9% 8,1%
Phi_Lab 22,4% 8,8% - 0,9% 12,6% 51%
PHIT 15,5% 18,4% 15,1% 9,1% 14,9% 7,6%
PHIE 15,1% 17,7% 14,5% 8,6% 14,4% 71%
FreeFluid 11,6% 6,8% 7,9% 5,2% 11,4% 4,2%
KTIM 43,6 mD 3,7 mD 7,5mD 1,0 mD 37,1 mD 1,6 mD
SWachie 45,9% 14,1% 15,2% 33,2% 19,1% 73,2%
Net Pay 13,6 m 57,6 m 68,8 m 34,3 m 83,3 m 23m

No BV-6A (5.542,2/5.599 m) as amostras DRX indicam a concentracao de
calcita (60,9%), K-feldspato (8,9%) e quartzo (7,8%). Os altos valores no perfil GR
podem estar relacionados as concentracoes de K-feldspato. Dessa forma, é
observado uma média elevada de 56,9% para VclayLarionov, que diminui em direcao
ao topo. Nas amostras com DRX também foram citadas a presenga do argilomineral
ilita que pode contribui para o valor médio de 8,1% para Vclrwn, 0 maior para a Fm.
Barra Velha. Também sao observados uma alta densidade, baixas resistividades e
um valor de PEFZ acima de 5. As amostras laterais apontam para laminitos
cinzas/castanhos escuros, silicificados, localmente muito silicificados e com niveis
argilosos. Neste intervalo, sdo descritas a presenca de Ca-Dolomita/Ankerita
(12,3%), nas amostras DRX. Foi observado que quando ocorreram mencao a Ca-
dolomita/ankerita, também ocorreram a presenca de pirita associadas. Dessa forma,
a presenca de Ca-Dolomita/Ankerita pode ter promovido aumentos na densidade, no
perfil fotoelétrico e uma diminuigédo das resistividades.

A ankerita € um mineral carbonatico do grupo das dolomitas, formado a partir
da substituicdo do Mg, contido na dolomita, pelos elementos Mn e Fe. A composicéo
quimica desse mineral é Ca(Fe?,Mg,Mn?+,)(CQOzs)2. Esse mineral pode ser autigeno,
diagenético ou um produto de alteragao hidrotermal de sedimentos carbonéticos. A
ankerita ocorre em rochas portadoras de dolomita e em algumas rochas que
sofreram metassomatismo. Também costuma estar associada a outros minerais

como calcita, dolomita, siderita, pirita, quartzo, clorita e argilominerais (Reeder &
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Dollase, 1989; Rosenberg, 1991; Navaro et al., 2017). As principais caracteristicas
da ankerita sdo a densidade entre 2,93 a 3,10 g/cm?, fator fotoelétrico em torno de
8,09 b/e e cores como branco, castanho, cinza e preto. Contudo, é necessario
cautela na classificacdo de um mineral como “ankerita”, pois pode ser que a amostra

seja apenas dolomitas com algum teor de ferro (Mg>Fe).

O BV-5A (5.400/5.542,2 m) é o intervalo mais espesso e heterogéneo,
apresentando duas tendéncias diferentes. Entre 5.497/5.542,2 m ¢é observado
aumento de DTCO, AT90 e uma diminuicdo de RHOZ e Ip. Os laminitos sdo as
principais facies descritas e apresentam silicificados e com niveis argilosos. Com
concentracbes em torno de 75%, a calcita representa o principal mineral. Entre
5.400/5.497 m, observa-se uma diminuicdo da concentracdo de calcita (55%) e um
aumento de Dolomita/Ca-dolomita (15%) nas amostras DRX. Essa alteracao justifica
um aumento do perfil RHOB, diminuicdo de APLC, PEFZ, DTCO e DTSM. Nas
amostras laterais ainda s&o descritos, principalmente, laminitos e esferulititos/shurbs
castanho/cinzas claros e dolomitizados.

No BV-4A (5.316/5.400 m) sao observados elevados valores de RHOZ e
diminuigcdo de APLC e DTCO. Também s&o notados um aumento na saturagao de
agua e reducao drastica nas propriedades permoporosas promovendo perdas de
qualidade das propriedades do reservatorio. Os volumes de argilosidades
(VclayLarionov € Vclrun) com médias de 17,1% e 5,8%, respectivamente, nao
apresentam valores elevados. A calcita (57%) e o quartzo (28%) sa&o os minerais de
maior ocorréncia. Esses comportamentos de nao-reservatério podem estar
relacionados a intensa silicificagcdo, tornando este intervalo mais fechado e
comprometendo as conexdes porosas. Entre 5.370/5.380 m € descrita uma alta
concentracdo de Ca-dolomita/Ankerita. Entretanto, observa-se que esta regiao
apresenta uma diminuicao de AT90 e RHOZ, além de um aumento nos perfis PEFZ
e DTCO.
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Figura 28: Perfis do pogo 3-BRSA-1172-RJS na Fm. Barra Velha. Tracks: 1) profundidade vertical
verdadeira (TVD); 2) formacdes Barra Velha e ltapema; 3) intervalos interpretados; 4) perfil litolégico;
5) raios gama (ECGR) e caliper (HCAL); 6) perfil fotoelétrico (PEFZ); 7) densidade (RHOZ) e neutrdao

(APLC); 8) tempos de transito sdénico compressional (DTCO) e cisalhante (DTSM); 9) impedancia

acustica (Ip); 10) resistividades profunda (AT90) e rasa (AT10); 11) porosidade de laboratério
(Phi_Lab) e perfis RMN: perfis RMN: porosidade total (TCMR), porosidade efetiva (CMRP) e fluidos
livres (CMFF); 12) permeabilidade (KTIM) e permeabilidade de laboratério (Perm_Lab); 13)
estimativas de argilosidade a partir de GR (VclayLarionov) € RMN (Vclrun); 14) estimativa da saturagao
de agua (SwArchie); 15) — 16) estimativas de net reservoir e net pay.

Os intervalos BV-2A (5.177/5.240 m) e BV-3A (5.240/5.316 m) representam
as regides com caliper alterado. As porosidades PHIT e PHIE s&o influenciadas
devido essas alteracdes e apresentam discrepancia consideravel, comparando-as
ao conteudo de fluidos livres. Na base do BV-3A é observado uma concentracao
média dos minerais calcita (53%) e quartzo (33%). Nas amostras laterais séo
descritas a presenca de veios quartzosos e essa regido apresenta-se mais
silicificada e com as menores porosidades. Em direcdo ao topo (5.240/5.292 m), as
andlises DRX apontam para um aumento na concentragcdo média de calcita (89%) e
uma diminuicdo de quartzo (4%). Nesta regido, sao descritos esfulititos/shurbs

retrabalhados e com presenca de porosidades vugs, que promovem uma diminuicao
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de RHOZ e um aumento no DTCO e no AT90. No BV-2A, o quartzo € o principal
mineral e representa um valor meédio de 70% da composigdo das amostras DRX.
Este intervalo apresenta-se muito silicificado e dolomitizado e, portanto, exibe uma
diminuigdo de AT90, RHOZ e um aumento no DTCO.

O intervalo BV-1A (5.116/5.177 m) apresenta altos valores de GR que estédo
relacionados a presenca de matéria organica, resultando em uma alta estimativa do
volume de argilosidade (VclayLaronov). A alta concentracdo de calcita é uma
caracteristica deste intervalo, representando cerca de 90% da composi¢do mineral
na maioria das amostras. Alguns picos sdo observados no perfil fotoelétrico (PEFZ)
associado a tracos do mineral barita, que podem promover um aumento excessivo
nos valores. Desconsiderando estes trechos, o PEFZ exibe valor médio em torno de
5,0, associado a presenca de calcita. Foram observados que PHIT, PHIE, FF, KTIM
e AT90 apresentam os melhores valores médios para a formagdo. Também foi
notado um grande aumento nos valores de DTSM, DTCO e uma diminuicdo de

RHOB, que podem estar relacionadas a porosidades vugs.
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Poco 3-BRSA-1243-RJS

O pocgo 3-BRSA-1243-RJS possui 169 amostras laterais, as quais, a litologia
foi classificada apenas com base nas texturas das rochas. Analisando as descrigdes
das amostras laterais verificou-se que nao foram descritas facies de retrabalhamento
para este poco e as principais facies texturais presentes nos intervalos interpretados
séo: shrubs, esferulititos, laminitos e coquinas. Neste poco foi observado apenas 1
amostra com andlise de DRX e, por isso, nao foi possivel realizar um refinamento da

interpretacao dos intervalos tendo como base a composicdao mineralégica.

O zoneamento do poco foi realizado apenas com base nos perfis de raios
gama, fotoelétrico e RMN. Tendo em vista uma melhor compreensdo entre o
comportamento das propriedades de reservatdrios e a distribuicdo das facies
associadas a estes intervalos, também foi construido um perfil litol6gico com base
nas facies texturais descritas nas amostras laterais (Figura 29 e Figura 30). A Tabela
17 exibe as propriedades petrofisicas em quatro intervalos na Formagao Barra Velha
e trés intervalos na Formagéo Itapema.

Tabela 17: Comparagao entre as principais propriedades petrofisicas nos intervalos interpretados
para as formagdes Barra Velha e ltapema no pog¢o 3-BRSA-1243-RJS.

Intervalos interpretados

Espessura 37m 68 m 142 m 94 m 45m 29m 13 m
Reservatério 29,3 m 21,1 m 849 m 36m 56m 28,5 m 6m
Velay arionov 8,2% 32,1% 19,4% 19,3% 41,5% 0,6% -

Phi_Lab 12,0% 6,1% 10,6% 6,0% 5,0% - 1,2%
PHIT 13,6% 8,0% 11,2% 6,4% 5,4% 17,1% 9,2%
PHIE 13,3% 7,5% 10,7% 5,7% 4,5% 16,8% 74%

FreeFluid 10,9% 4,1% 7,3% 1,9% 1,3% 11,8% 1,2%

Perm_Lab 6,8mD 0,03mD 08mD 0,02mD 0,01 mD - 0mD

Permgun 505mD 0,3mD 52mD 0,02mD 0mD 43,7 mD 0mD
SWarcHEE 155%  59,1%  31,7%  855%  90,6%  100,0%  100,0%
Net Pay 290m 16,8m 80,3 m 47m 0Om 0Om Om
O intervalo ITP-2B (5.805/5.846 m) apresenta uma diminuicdo expressiva do
perfil de raios gama, resultando nos menores volumes de argilosidade. O perfil
fotoelétrico exibe valores em torno de 5,0, geralmente, associado ao mineral calcita
(Figura 23). Portanto, esse compreende ao intervalo das coquinas situadas na base
da Formacdo Itapema. Essa regido representa um intervalo homogéneo com
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excelentes propriedades permoporosas, que configuram uma zona reservatorio.
Esse intervalo apresenta altos valores no perfil neutrdo (CNCF) e uma queda brusca
no perfil de resistividade (M2RX), que podem ser correlacionados a elevada

saturacao de agua neste intervalo, ou seja, uma zona nao produtiva.

O ITP-1B (5.760/5.805 m) localiza-se no meio da Formagédo Itapema logo
abaixo do “Folhelho Jiquid”, situado no topo desta formacdo. Esse intervalo é
bastante heterogéneo e apresenta altos valores de GR que impactam diretamente
na estimativa da argilosidade (VclayLarionov), valor médio de 41,5%. Também possui
baixos valores de porosidades e a permeabilidade PermRMN é em torno de 0,02
mD. Os laminitos representam as principais facies com cerca de 65% neste
intervalo. H& uma melhora das propriedades de reservatério na regiao
(5.786/5.789,4 m) que representa as coquinas. Entretanto, este intervalo é muito
delgado e exibe elevadas saturacdes de agua, nao configurando uma zona
produtora.
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Figura 29: Perfis do poco 3-BRSA-1243-RJS na Fm. Itapema. Tracks: 1) profundidade vertical
verdadeira (TVD); 2) formacdes Barra Velha e ltapema; 3) intervalos interpretados; 4) perfil litol6gico;
5) raios gama (GR) e caliper (CAL); 6) fotoelétrico (PE); 7) densidade (ZDEN) e neutrao (CNCF); 8)
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tempo de transito s6nico compressional (DTCO); 9) impedancia acustica (Ip); 10) resistividades
profunda (M2RX), média (M2R3) e rasa (M2R1); 11) porosidade de laboratério (Phi_Lab) e perfis
RMN: porosidade total (PHIT), porosidade efetiva (PHIE) e fluidos livres (FF); 12) permeabilidade
(NMRperm) e permeabilidade medida em laboratério (Perm_Lab); 13) estimativas de argilosidade a
partir de GR (VclayLarionov) € RMN (Vclrun); 14) estimativa da saturacdo de agua (Swarchie); 15) — 16)
estimativas de net reservoir e net pay.

O intervalo BV-4B (5.629/5.723 m) é composto por cerca de 80% de facies
laminito, que impacta diretamente nas propriedades petrofisicas. O perfil fotoelétrico
nao apresenta grandes alteracdes e exibe uma média em torno de 4,7, proximo ao
valor associado ao mineral calcita (Figura 23Erro! Fonte de referéncia nao e
ncontrada.). O volume médio de argila (VclayLaronov) apresenta 19,3%, sendo
influenciado pelos altos valores do GR na base deste intervalo. O volume de gréos
finos elevado sugere uma concentragcdo de micrita obstruindo as conexdes porosas
e reduzindo drasticamente PHIE e FF. Além disso, a estimativa média da saturacao
de agua aponta para 85,5% e este intervalo encontra-se abaixo do contato Oleo-

agua.

Os intervalos BV-1B (5.382/5.419 m) e BV-3B (5.487/5.629 m) representam
as principais zonas produtivas neste poco. Esses intervalos exibem as maiores
permeabilidades e porosidades, com um alto indice de fluidos livres e baixas
saturacoes de agua, apresentando uma proporcdo excelente de 79% e 59%
Net/Gross, respectivamente. E observado uma diminuicdo da argilosidade
(VclayLariono) comparando-os ao intervalo BV-2B. Os esferulititos/shrubs
compreendem cerca de 42% e sao as principais facies encontradas no BV-1B.
Esperava-se encontrar essas facies em maior proporcdao também no BV-3B, porém
os laminitos sdo as facies mais descritas e representam em torno de 60% neste

intervalo.

O BV-2B (5.419/5.487 m) apresenta uma piora consideravel das propriedades
permoporosas e configura uma regido com baixa capacidade para produgcdo. O
VclayLarionov €xibido € o maior na Fm. Barra Velha. O PE apresenta um valor médio
de 3,8, que sugere alteragdo para uma matriz argilosa. As porosidades PHIT e PHIE
sao correlacionaveis, mas, a quantidade de fluidos livres destoa excessivamente
desses valores. Essa diferenca pode estar associada a presenca de matéria

organica descrita no testemunho e a silicificacdo parcial, neste intervalo,
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contribuindo para um elevado valor de fluidos irredutiveis. Ademais, este intervalo

exibe intensas intercalacbes de laminitos.
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Figura 30: Perfis do poco 3-BRSA-1243-RJS na Fm. Barra Velha. Tracks: 1) profundidade vertical
verdadeira (TVD); 2) formacoes Barra Velha e ltapema; 3) intervalos interpretados; 4) perfil litol6gico;
5) raios gama (GR) e caliper (CAL); 6) fotoelétrico (PE); 7) densidade (ZDEN) e neutrao (CNCF); 8)
tempo de transito sénico compressional (DTCO); 9) impedancia acustica (Ip); 10) resistividades
profunda (M2RX), média (M2R3) e rasa (M2R1); 11) porosidade de laboratorio (Phi_Lab) e perfis
RMN: porosidade total (PHIT), porosidade efetiva (PHIE) e fluidos livres (FF); 12) permeabilidade
(NMRperm) e permeabilidade medida em laboratério (Perm_Lab); 13) estimativas de argilosidade a
partir de GR (VclayLarionov) € RMN (Vclrun); 14) estimativa da saturagédo de agua (Swarchie); 15) — 16)

estimativas de net reservoir e net pay.
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4.3. Crossplots de fisica de rochas

Os crossplots que sao apresentados a seguir utilizam parametros elasticos e
petrofisicos calculados a partir dos perfis geofisicos de pogos. Em ambos os pocos
sao exibidos IP versus PHIE pelos intervalos interpretados na Formacéao Barra Velha
e apresentados na secao anterior. A construcao e analise destes crossplots visam
auxiliar na compreensdo das heterogeneidades observadas nos intervalos
interpretados.

O crossplot de IP versus PHIE permitiu separar os carbonatos mais fechados
(BV-4B) dos demais intervalos no poco 3-BRSA-1243-RJS (Figura 31). Foi
observado que os melhores intervalos reservatorios (BV-1B e BV-3B) apresentam
valores de impedancia concentrados entre 11.000 e 13.000 g.m/cm3.s e, mesmo que
o BV-1B apresente porosidades levemente maiores que o BV-3B, esses intervalos
exibem valores de porosidades média a alta, concentrados entre 0,08 a 0,16. O
carbonato argiloso (BV-2B) exibe valores de impedancia (lp) entre 11.500 e 13.500
g-m/cmi.s com baixos valores de PHIE, concentrados entre 0,05 a 0,10. Os
carbonatos fechados (BV-4B) apresentam valores de impedancia entre 13.000 e
15.000 g.m/cm3.s e porosidades entre 0,02 a 0,09, os menores valores observados
para a Formacao Barra Velha. A sobreposicao dos valores de impedancia acustica
para um alto intervalo de porosidade representa um grande desafio do pré-sal na
modelagem de porosidade 3D a partir de um volume de Ip, resultante de uma
inversao sismica (Teixeira et al., 2017; Lebre et al., 2021).

82



17000 ~
Zone

(1) Bv-18
16000 ® (2)8-=
o (Jev-B8
® LS
15000

14000

13000

12000

CONVIp - amfem?.s

11000

10000

9000

8000
0 0.04 C.08 0,12 0.16 0.2

CNRPHIE - dec

Figura 31: Crossplot IP versus PHIE por zonas na Formacgao Barra Velha para o pogo 3-BRSA-1243-
RJS. Destaque: intervalo BV-4B, regiao de carbonatos mais fechados.

No pogo 3-BRSA-1172-RJS verifica-se apenas uma tendéncia da distribuicdo
dos dados (Figura 32). E observado uma relagéo inversa entre a Ip e a PHIE, ou
seja, quando ha diminuicdo na PHIE percebe-se um aumento nos valores de Ip.
Conforme esperado, a distribuicdo dos dados das zonas BV-2A e BV-3A

apresentaram alta disperséo devido as influéncias do caliper nessas regioes.

O intervalo BV-4A representa o0s carbonatos muito silicificados e
dolomitizados, que correspondem aos carbonatos mais fechados. Essa regido exibe
valores de impedancia entre 13.000 e 15.000 g.m/cm3.s e porosidades entre 0,03 a
0,10. O BV-5A, intervalo com as melhores propriedades permoporosas, exibe
valores de impedancia entre 9.000 a 12.000 g.m/cm3.s e porosidades entre 0,10 a
0,22. Ja o BV-1A apresentou valores de impedancia entre 8.800 e 10.000 g.m/cm3.s
e porosidades concentrados entre 0,18 a 0,22. Neste intervalo, foi observado a alta
presenca de matéria organica e porosidades vugs.
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Figura 32: Crossplot IP versus PHIE por zonas na Formagao Barra Velha para o pogo 3-BRSA-1172-
RJS. Destaque: intervalo BV-4A, regiao de carbonatos mais fechados.
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5. Discussoes

Nos reservatérios carbonaticos do pré-sal, os perfis de porosidade RMN
costumam correlacionar melhor com os dados de porosidade adquiridos em
laboratério, quando o céliper exibe condicbes normais sem indicagdes de
desmoronamentos ou acumulo de reboco nas paredes dos pocos. Para o poco 3-
BRSA-1243-RJS, que apresentava grande disponibilidade de dados de petrofisica
basica e pequenas alteragdes no caliper, foi verificado uma boa correlagéo entre as
porosidades. Todavia, a pouca disponibilidade de dados de petrofisica basica
dificultou a correlacao entre os perfis de porosidade RMN e os dados de porosidade
de laboratério no pogo 3-BRSA-1172-RJS. Entretanto, ainda assim as curvas de
porosidades RMN foram aplicadas ao fluxo para avaliacdo de formag¢des em ambos
0S pOGOS.

Os intensos arrombamentos observados pelo perfil caliper na Fm. Barra Velha
influenciaram na leitura dos perfis de densidade e RMN (TCMR e CMRP) no pogo 3-
BRSA-1172-RJS. Os perfis centralizados ao poco, como o perfil sénico, foram
menos afetados por essas alteracées quando comparados a esses perfis que séo
operados junto a parede do poc¢o. Pode ser que nessa regido com arrombamentos
uma estimativa da porosidade sénica pudesse correlacionar melhor com a
porosidade de laboratério e, portanto, ser empregada substituindo as porosidades
RMN.

A tentativa de aplicagdo da técnica do expoente de cimentacdo variavel
produziu resultados superestimados e fora da realidade para a estimativa da
saturacao de agua na Fm. Barra Velha. No pré-sal, as elevadas resistividades
encontradas em zonas com a presenga de hidrocarbonetos impactam diretamente
nos valores estimados para o coeficiente de cimentagao variavel, impossibilitando o
uso desta técnica nessas regides saturadas com Oleo. Na Fm. Itapema foram
observados valores coerentes para o coeficiente de cimentacao variavel, pois essa

formag&o apresenta menores valores de resistividades.

Em regibes complexas como o pré-sal, a utilizagdo do coeficiente de
cimentacdo fixo também pode nao ser interessante, pois esse parametro nao
reproduz adequadamente a variabilidade ao longo do pocgo, resultante da natureza
heterogénea dessas rochas carbonaticas. Contudo, os valores de m utilizados para
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o0 poco 3-BRSA-1172-RJS foram préximos aos estimados no poco 3-BRSA-1243-
RJS e observou-se uma certa coeréncia entre as estimativas de saturacao de agua
e as informag6es contidas nos testes de formagdes neste pogo.

Os cutoffs fixos aplicados as propriedades de reservatorio durante o fluxo de
avaliacao das formacdes produziram resultados de net pay satisfatérios no pogo 3-
BRSA-1243-RJS. No pogo 3-BRSA-1172-RJS, a Fm. Iltapema apresenta 6,7m de net
pay, principalmente, nos grainstones entre a base do Jiquia interpretada em 5.630m
e o contato O/A em 5.635m. Esse resultado também € satisfatério tendo em vista a
ocorréncia majoritaria deste net pay em um intervalo reservatério. No entanto,
esperava-se uma maior estimativa de net pay no intervalo BV-3A da Fm. Barra
Velha, tendo em vista as melhores propriedades permoporosas. Ainda que seja
recomendada a utilizacdo de cutoffs variaveis para as propriedades de reservatério
em cada zona interpretada, a aplicacao de cutoffs fixos utilizadas neste trabalho

produziram estimativas de net pay coerentes com a avaliacdo de formagdes.

A Tabela 18 foi construida para auxiliar nas discussdes sobre a avaliacao das
formacodes. Esta tabela busca ilustrar comparativamente as principais propriedades
petrofisicas nas Formacdes Barra Velha e ltapema em ambos o0s po¢os analisados.

Tabela 18: Comparagéo entre as médias das propriedades petrofisicas nas formagdes Barra Velha e

Itapema para os pog¢os analisados.

POGos  |FoRmAGGEs|ESFESSURA NET PAY [Velay (viv)] Vel () | PHIT (msims) | PHIE (msims){ FF (msims) | KTIM (mD) | Sw (wv)|
m | m  wws

(m)
Barra Velha 23,8%  4,6% 13,5% 13,0% 8,5% 9,23 30,1%
3-BRSA-1172-RJS
ltapema 216 147 6,71 10,7%  16,4% 10,0% 8,7% 6,3% 3,20 91,9%

3-BRSA-1243-RJS Barra Velha 352 171 130,8 20,3% 6,9% 9,5% 9,5% 5,5% 1,23 50,6%
ltapema 124 41 0 21,7% 14,3% 8,1% 9,9% 4,8% 0,36 92,8%

Nos dois pocos, a Fm. Barra Velha apresenta volumes médios de

argilosidades muito proximo, 23,8% e 20,3%. Na Fm. ltapema observa que essa
propriedade é quase duas vezes maior e, portanto, mais argilosa no po¢o 3-BRSA-
1243-RJS. Como visto durante a avaliacdo das formacgdes, esse aumento da
argilosidade é dado justamente na parte superior da Fm. Itapema. Foi observado
que a parte inferior dessa formacédo € mais limpa e a parte superior apresenta as
maiores heterogeneidades, influenciando diretamente nos calculos petrofisicos em

ambos 0s pogos.
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A Fm. Barra Velha apresenta baixos volumes de argilosidade quando
utilizamos os perfis RMN (Vclrun), exceto, a regido BV-4B que exibe valor médio de
13% no poco 3-BRSA-1243-RJS. O Vclrun na Fm. ltapema é pelo menos o dobro
dos valores médios da Fm. Barra Velha em ambos os pocos. No entanto, nas
coquinas os valores de VclrRun s@0 menores e a alta concentracdo dessa
propriedade esta mais relacionada aos folhelhos calciferos. No poco 3-BRSA-1172-
RJS, as analises DRX indicam a presenca de argilominerais nao radioativos como
esmectita e kerolita associadas as intercalacdes de folhelhos calciferos na Fm.
Itapema. Entretanto, essa associacdo deve ser feita com ressalvas, pois a anélise do

Vclrun ndo é recomendada em regides com a presenca de folhelhos (Castro, 2019).

No pocgo 3-BRSA-1243-RJS, as altas porosidades nas coquinas tornam a Fm.
ltapema com maiores porosidades efetivas que a Fm. Barra Velha, mesmo com a
regidao ITP-1B apresentando grande heterogeneidade. Essa situacdo também esta
relacionada ao comportamento de ndo-reservatério observado nas regides BV-2B e
BV-4B, influenciando a PHIE na Fm. Barra Velha. J& no pogo 3-BRSA-1172-RJS, a
Fm. Barra Velha apresenta PHIE cerca de 49% maior do que a Fm. Itapema, ja
desconsiderando os efeitos das regides com céliper alterado.

Os volumes de FF sdo maiores na Fm. Barra Velha nos dois pogos. Nos
intervalos de coquinas sao observados excelentes valores de FF, que chegam
atingir médias de 8,5% e 11,8%, conforme visto nas Tabela 15 e Tabela 17.
Entretanto, estes fluidos livres correspondem a agua, tendo em vista que nos pogos
a Fm. Itapema nao apresenta acumulacéo significativa de hidrocarbonetos.

O poco 3-BRSA-1172-RJS apresenta maiores permeabilidades nas
formagbes Barra Velha e Itapema quando comparado ao pogo 3-BRSA-1243-RJS.
As melhores permeabilidades sdo encontradas na Fm. Barra Velha em ambos os
pocos. As coquinas também apresentam excelentes permeabilidades, porém, as
intercalagbes de facies de baixa energia estariam influenciando e reduzindo as

meédias das permeabilidades na Fm. ltapema.

As estimativas de saturagdo (Swarchie) apontam para uma Fm. Itapema quase
100% saturada com agua nos dois pogos, uma vez que essa formagao se encontra
abaixo do contato O/A. A Fm. Barra Velha apresenta um valor médio de 30,1% e
50,6%, respectivamente, nos pocos 3-BRSA-1172-RJS e 3-BRSA-1243-RJS. Neste
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poco, o contato O/A foi interpretado na regido BV-4B, influenciando nas médias para

saturacao de agua nesta formacgéo.

A Tabela 19 apresenta as estimativas para a saturagdo de agua e os efeitos
no célculo do net pay nas regides abaixo e acima do contato O/A. E observado que
acima do contato O/A as estimativas médias para saturacdes de agua apresentam
proximidade o que impacta em espessuras de net pay similar no poco 3-BRSA-
1243-RJS. Portanto, a saturacdo de agua irredutivel (Swirrvn) pode ser aproximada
a saturacao de agua real configurando uma abordagem alternativa quando a
resposta dos perfis RMN nao sao impactados pela parede do poco. Entretanto, sdo
observados uma subestimativa da saturacdo de agua o que promove elevadas
estimativas de net pay na regido abaixo do contato O/A. Essa situacao nao condiz
com o resultado obtido através da avaliagcdo de formagbes que apontam para
intervalos saturados com agua nas regides abaixo do contato. Dessa forma, a
metodologia 2 ndo deve ser empregada abaixo do contato O/A pois, desconsideram

a saturacao de agua mével, presente em maiores propor¢oes nessas regioes.

Tabela 19: Comparacao das estimativas para a saturagédo de agua e os efeitos no calculo do net pay

nas regides abaixo e acima do contato O/A.

Poco 3-BRSA-1172-RJS Poco 3-BRSA-1243-RJS
4 Contato O/A |\Z3Z1] ¥ Contato O/A |\Z3Z1] 4 Contato 0/A |23 ¥ Contato 0/A  |\EAA
Metodologia 1 34,0% Metodologia 1 92.7% Metodologia 1 37.1% Metodologia 1 91,0%
(SW archie) (SW archie) (SW archie) (SW archie)

A Fm. Barra Velha exibe cerca de 259m e 131m de net pay’s que, resultaram
em 53,7% e 37,2% Pay/Gross, respectivamente, nos pocos 3-BRSA-1172-RJS e 3-
BRSA-1243-RJS. Um fato interessante é que a Fm. Itapema exibe 68,1% de
Res/Gross, maior que os 56,0% observados na Fm. Barra Velha para o pogo 3-
BRSA-1172-RJS. Entretanto, conforme descrito nos resultados, ainda que nos
intervalos de coquinas sejam exibidas excelentes propriedades permoporosas e
elevados valores de net res, estes ndo resultam em net pay devido as elevadas

saturacoes de agua na Fm. Itapema.

Para auxiliar nas discussdes sobre a integragéo de rocha-perfil nas formagdes
Barra Velha e Itapema foram construidos os graficos das Figura 33, Figura 34 e
Figura 35. Estes buscam associar as facies com as melhores propriedades
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petrofisicas nos intervalos interpretados. Tais graficos foram construidos com base

nas descrigcdes das amostras laterais presentes nos relatérios finais de exploracao.

As analises das Figura 33, Figura 34 e Figura 35 permitem afirmar que as
principais facies presentes em ambos os pocos sé&o os esferulititos associados aos
shrubs na Fm. Barra Velha. E observado um aumento destas facies e uma
diminuicdo dos laminitos em direcdo ao topo desta formagédo. Essa situacao esta
relacionada a continua evaporagdo e raseamento do nivel do lago promovendo as
condigcdes necessarias para a deposicao preferencial desses carbonatos. Wright &
Rodriguez (2018) ainda ressaltam que as melhores facies de reservatério
correspondem aos shrubs. Ja na Fm. ltapema sdo observadas principalmente as

intercalagdes entre laminitos e coquinas.

Os esferulititos associados aos shurbs representam grandes propor¢des nos
intervalos da Fm. Barra Velha no poco 3-BRSA-1172-RJS. Essa informacao pode
nos levar a pensar que essa formacao apresenta uma certa homogeneidade.
Entretanto, os processos diagenéticos como a dolomitizagdo e a intensa silicificagao
que foram observados sdo os principais fatores que promovem a piora das
propriedades petrofisicas nesta formacao, tornando-a heterogénea e permitindo a

divisdo em diferentes intervalos.
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Figura 33: Proporgao de facies descritas nas amostras laterais nos seis intervalos interpretados para
a Formagéo Barra Velha no pogo 3-BRSA-1172-RJS.

No intervalo BV-6A, os laminitos representam a principal facies. Esses
laminitos foram descritos como cinzas acastanhados/escuros ou castanhos escuros,
dolomitizados, argilosos e muito silicificados. Nesse intervalo, também foram
descritos uma concentracao de Ca-Dolomita/Ankerita. As caracteristicas da ankerita
sdo as cores cinza e castanho. Nessa regido, quando ha a ocorréncia da ankerita
também existe a presenca de pirita, segundo as andlises DRX. Essa associagao
pode resultar em um aumento pontual e expressivo da condutividade nesse
intervalo. E necessario maior investigacdo para compreender o comportamento e a

heterogeneidade que esse mineral causa nos perfis.

No intervalo BV-5A, as principais facies sdo os laminitos com cerca de 55% e
os esferulititos representando 30% das facies. Na parte superior deste intervalo
(5.412/5.467 m), as facies sao descritas como castanho e cinza claro, além de
silicificada e em parte dolomitizada. A presenca intensa de Ca-dolomita/ankerita é
uma caracteristica desse intervalo e novamente sdo observadas redugdes nas
resistividades. Esperava-se uma maior estimativa para o net pay, tendo em vista as
excelentes propriedades permoporosas. No entanto, a presenca de material argiloso
promoveu um aumento do GR que superestimou o volume de argila VclayLarionov,

ultrapassando em diversos momentos os cutoffs fixos empregados no estudo.
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Os intervalos BV-2A, BV-3A e BV-4A apresentam grande proporcdo de
esferulititos/shrubs. As heterogeneidades encontradas nesses intervalos estédo
relacionadas aos processos diagenéticos. Como visto anteriormente, o BV-4A
apresenta uma piora significativa nas propriedades permoporosas com aumento de
RHOB e diminuicdo de DTCO e DTSM, comportamento caracteristico em facies
muito cimentadas. No BV-3A sdo mencionados retrabalhamento das facies e
porosidade vugs associadas, 0 que implica em porosidades levemente maiores. No
BV-2A as facies sao descritas como dolomitizadas e muito silicificadas, assim como
no BV-4A, porém as propriedades de reservatérios sdo melhores. Ja no BV-1A séo
observados excelentes porosidades e permeabilidades, mas a presenca de matéria

organica promove um aumento excessivo no VclayLarionov.

O comportamento observado no BV-1A e em parte do BV-5A chamam a
atencao para o método utilizado na estimativa do volume de argilosidade no poco 3-
BRSA-1172-RJS. Essas regides apresentaram propriedades permoporosas,
resistividades e caracteristicas de zonas portadoras de hidrocarbonetos. No entanto,
a metodologia empregada na estimativa de argilosidade aparenta estar bastante
influenciada pela presenca de matéria organica nos intervalos BV-1A e BV-5A.
Dessa forma, é recomendado utilizar outra metodologia para obtencdo dessa

propriedade e estimativa do net pay.

Na Fm. ltapema sao observadas as intercalagdes entre os folhelhos calciferos
e as coquinas. A parte inferior apresentando-se mais limpa e com melhores

propriedades petrofisicas.

No poco 3-BRSA-1243-RJS n&o foram descritas nas amostras laterais a
presenca de facies de retrabalhamento. A Figura 35 demonstra que os intervalos
BV-1B, BV-2B, BV-3B e BV-4B exibem trés facies principais: shrubs, esferulititos e
laminitos. Na Fm. ltapema, composta pelos intervalos ITP-1B e ITP-2B, as principais
facies encontradas sdo os laminitos e as coquinas. Os laminitos compreendem cerca

de 52% das facies na Fm. Barra Velha.
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Figura 34: Proporgao de facies descritas nas amostras laterais nos nove intervalos interpretados para
a Formacgao Itapema no pogo 3-BRSA-1172-RJS.
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Figura 35: Principais facies descritas nas amostras laterais e proporgcao encontrada nos intervalos
interpretados para o pogo 3-BRSA-1243-RJS.

Na avaliagdo de formagdes os intervalos BV-1B e BV-3B apresentam as
melhores propriedades petrofisicas e os maiores net pay. Analisando as facies e as
propriedades petrofisicas, as melhores propriedades permoporosas estdo nos
intervalos com maior presengca de facies shrubs e esferulititos. Esperava-se
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encontrar também essas facies em maior propor¢cao no BV-3B, porém, os laminitos

sao as facies mais descritas neste intervalo.

Os intervalos BV-2B e BV-4B apresentam grande proporcao de laminitos e
possuem alta saturagcdo de &gua. Esses intervalos apresentaram as piores
propriedades de reservatério, ndo configurando zonas produtivas. Altos valores de
GR e uma diminuicao de PE foram associados a presenca de uma matriz argilosa no
BV-2B. No BV-4B foram observados um aumento de ZDEN e Vclrwn, além de uma
diminuicdo de DTCO, porém ndo houve mudangas significativas no PE. Esse
comportamento foi associado a uma concentracdo de graos finos obstruindo a
garganta de poros, tornando esse intervalo mais fechado com um valor médio de
permeabilidade de 0,04 mD. Além disso, vale destacar que o0s processos de
silicificacdo foram citados no perfil composto, 0 que promove uma diminuicdo das

porosidades em rochas carbonaticas.

A parte superior da Fm. ltapema € mais heterogénea que a parte inferior. O
intervalo superior (ITP-1B) compreende uma grande propor¢cdo de laminitos, que
chega a atingir 60%. Esse intervalo apresentou as piores propriedades petrofisicas.
O ITP-2B composto majoritariamente pelas coquinas € um intervalo mais limpo e
homogéneo. Ele exibe excelentes porosidades e permeabilidades. Entretanto, como
foi visto, essa formagéo esta abaixo do contato O/A e ndo possui net pay.

O crossplot IP versus PHIE no pogco 3-BRSA-1243-RJS permitiu separar os
carbonatos mais fechados (BV-4B) dos demais intervalos (Figura 31). Foi verificado
gue esses carbonatos fechados apresentam valores de impedancia mais elevados e
as menores concentracbes de porosidades na Fm. Barra Velha. Entretanto, os
demais intervalos apresentaram sobreposicdo dos dados de impedancia acustica
entre os carbonatos argilosos e carbonatos limpos com porosidade média a alta. Isto
configura um problema para interpretacdo sismica quantitativa, pois dificulta a
utiizacdo de um volume de impedancia acustica para a modelagem 3D de

porosidade.

No pogo 3-BRSA-1172-RJS, os carbonatos mais fechados estdo no intervalo
BV-4A. Como visto no capitulo 4, este intervalo € descrito como muito silicificado,
dolomitizado e com a presencga intensa de veios quartzosos. Essas caracteristicas

resultaram em uma diminuicdo nas porosidades. Os contrastes de impedancia
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acustica nos intervalos interpretados sdo pequenos e dificultam a separacao dessa

regido das demais.

No poco 3-BRSA-1243-RJS, os pequenos contrastes observados para a
impedancia acustica resultaram em sobreposicdo de dados dos carbonatos com
matriz argilosa e os carbonatos de média a alta porosidade. Ja no pogco 3-BRSA-
1172-RJS, o0s processos diagenéticos também nao resultaram em grandes
contrastes de IP que permitissem uma clara separagéo dos intervalos. Portanto, os
crossplots |P versus PHIE demonstram a dificuldade de separar litologias
carbonaticas e determinar a porosidade a partir da impedancia acustica.
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6. Conclusao

A Formacéao Barra Velha apresenta as melhores propriedades de reservatério e
as estimativas apontam para um Pay/Gross de 53,7% e 37,2% nos pocos 3-BRSA-
1172-RJS e 3-BRSA-1243-RJS, respectivamente. As principais facies presentes
nesta formacao sao os shrubs, esferulititos e laminitos. Na Fm. ltapema, as coquinas
apresentam excelentes porosidades e permeabilidades que resultaram em grandes
espessuras de net res. Entretanto, esta formagcédo nao exibe net pay consideravel
devido sua localizagao estar abaixo do contato O/A.

As elevadas resistividades em zonas com a presenca de hidrocarbonetos
influenciaram na estimativa do coeficiente de cimentagdo variavel. No pré-sal,
regides altamente saturadas com Oleo podem representar uma limitacdo para
aplicacao desta técnica. Os cutoffs fixos aplicados as propriedades de reservatorio
produziram estimativas de net pay coerentes com a avaliacdo de formacdes. Ainda
que a utilizagdo de cutoffs varidveis para as propriedades de reservatdrio em cada
zona interpretada possa ser uma abordagem mais robusta.

Na Fm. Barra Velha, as melhores propriedades de reservatérios estdo
associadas aos shrubs e esferulititos. As heterogeneidades observadas relacionam-
se principalmente aos processos diagenéticos de silicificagcdo e dolomitizacdo, que
impactaram na reducdo da permoporosidade. No pogo 3-BRSA-1243-RJS, a
presenca intensa de laminitos resultaram em uma piora na qualidade das
propriedades permoporosas € o contato O/A, dado ainda na Fm. Barra Velha,
promoveu um aumento nos parametros elasticos nesta formacdo. Essas
caracteristicas observadas e a grande proporcao dessas faceis de baixa energia

pode estar associada a uma localizagdo deste pogo em um baixo estrutural relativo.

No poco 3-BRSA-1172-RJS, as heterogeneidades estdo mais relacionadas aos
processos diagenéticos de silicificacao e dolomitizacdo. Os intervalos BV-2A e BV-
3A exibem grandes espessuras de net pays. Entretanto, o perfil caliper alterado
aumenta as incertezas na avaliacdo dessa regidao. O BV-1A e o BV-5A apresentam
excelentes propriedades permoporosas. No entanto, a metodologia empregada na
estimativa de argilosidade (VclayLarionov) pode ter sido superestimada pela presenca
de matéria orgéanica, impactando o net pay. Dessa forma, recomenda-se a utilizagao
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de uma metodologia independente do perfil de raios gama para obteng¢do do volume

de argila nestes intervalos.

O desmoronamento na parede do poco interferiu diretamente nas estimativas
de net pay através das diferentes metodologias para a saturacdo de agua
promovendo grandes discrepancias entre os resultados para o po¢o 3-BRSA-1172-
RJS. No poco 3-BRSA-1243-RJS as metodologias apresentaram 3,8m de diferenca
em espessura de net pay acima do contato O/A. A metodologia 2 resultou em uma
estimativa para saturacao de agua menor e independente de parametros associados
a matriz da rocha, configurando uma abordagem alternativa para regiées acima do
contato O/A. Ja para a regiao abaixo do contato O/A a Swirrvun N0 é recomendada
pois desconsidera da estimativa a saturacao de agua mével.

As andlises de DRX indicaram a presenca de trés minerais principais na
composicdo dos carbonatos da Formagdo Barra Velha: calcita, quartzo e
dolomita/ca-dolomita. Nos intervalos BV-5A e BV-6A existe a presenga do mineral
ankerita. Nos intervalos de ocorréncia deste mineral hd uma associacdo com
pequenas propor¢des de pirita que pode estar promovendo uma redugdo nos
valores de resistividades.

No pogo 3-BRSA-1243-RJS, os intervalos BV-1B e BV-3B apresentam boas
propriedades permoporosas e espessura de net pay. Ja as zonas BV-2B, BV-4B e
ITP-1B apresentam perdas na qualidade das propriedades petrofisicas por motivos
distintos. Os intervalos BV-2B e ITP-1B possuem presenca de matéria organica e
matriz argilosa que resultaram em um alto volume de argilosidade. O BV-2B exibe
intensa intercalag@o de laminitos configurando um carbonato mais lamoso. O ITP-1B
€ majoritariamente composto por laminitos que reduzem drasticamente as
porosidades e permeabilidade nessa regidao. O intervalo BV-4B exibe um elevado
volume de gréaos finos obstruindo as conexdes porosas e tornando esses carbonatos

mais fechados.

Por fim, os crossplots impedancia acustica (Ip) versus porosidade efetiva
(PHIE) destacam o intervalo de carbonatos mais fechados (BV-4A e BV-4B) em
ambos 0s pogos. Entretanto, os carbonatos de média a alta porosidade e os

carbonatos argilosos apresentam os mesmos intervalos de valores de Ip. A
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separacao entre carbonatos argilosos e carbonatos de média a alta porosidade

ainda representa um desafio para a caracterizagao de reservatorios do pre-sal.
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