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RESUMO

O desenvolvimento de reservatorios de hidrocarbonetos da margem leste brasileira
representa uma importante fracdo da economia brasileira. A descoberta de novas
reservas e a reavaliacao de areas produtivas € essencial para se conhecer as reais
reservas do pais. No cenario econdmico atual, qualquer variagdo das reservas
pode representar grandes mudangas no desenvolvimento da economia interna e
representatividade no mercado mundial. A Bacia de Santos, desde a descoberta
das reservas do pré-sal, foi alavancada como a bacia com maior potencial de
producao do pais e entre as primeiras do mundo. Esta bacia apresenta uma alta
diversificacdo de reservatorios tanto no pré-sal quanto no pés-sal, com muitos
campos ainda em fase de estudos e que apresentam grande potencial de
producao. O Campo de Bauna, ao sul dessa bacia, foi descoberto em 2008 e com
comercialidade declarada em 2012 (BID 5) pela Petrobras. Desde entdo, o campo
vem sendo desenvolvido com previsdo de término de producgdo para 2031. Este
trabalho teve como objetivo avaliar, compreender o sistema geoldgico dos
reservatorios, realizar uma modelagem de porosidade e de volume de 6leo no
Campo de Bauna. Para alcangar este objetivo foi utilizado a interpretacdo e
atributos sismicos combinados com a avaliagdo de perfis de doze pogos. Em
seguida, foi construido um geobody dos arenitos turbiditicos do reservatério da
Formacado Marambaia de idade Eoceno. Os resultados mostraram se tratar de dois
lobos turbiditicos, criando assim duas zonas produtivas independentes, que
apresentam excelentes propriedades porosas e consideraveis volumes de dleo.

Palavras-chave:

Atributos sismicos, reservatorio turbiditico, modelagem de porosidade.



ABSTRACT

The development of hydrocarbon reservoirs on the Brazilian east margin represents
an important fraction of the Brazilian economy. The discovery of new reserves and
the re-evaluation of productive areas is essential to know the real reserves of the
country. In the current economic scenario, any change in reserves may represent
major changes in the development of the domestic economy and representation in
the world market. The Santos Basin, since the discovery of the pre-salt reserves,
has been leveraged as the basin with the highest production potential in the country
and among the first in the world. This basin presents a high diversification of
reservoirs in both pre- and post-salt, with many fields still under study and which
present great production potential. Campo de Bauna, south of this basin, was
discovered in 2008 and with commerciality declared in 2012 (BID 5) by Petrobras.
Since then, the field has been developed with an expected completion of production
for 2031. This work had the objective of evaluating, understanding the geological
system, performing a porosity and oil volume modeling in the Bauna Field. To
achieve this objective, the interpretation and seismic attributes combined with the
evaluation of 12 wells were used. Then, a geobody of the turbidite sandstones of
the Marambaia Formation reservoir of Eocene age was constructed. The results
showed that they were two turbiditic lobes, thus creating two independent
productive zones, which have excellent porous properties and considerable oil

volume.
Keywords:

Seismic attributes, turbidite reservoir, porosity modeling.
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1. INTRODUGAO

O processo de caracterizagdo de reservatérios consiste na determinagao
tridimensional e quantitativa da estrutura e das propriedades de um campo de
petréleo. Neste processo € necessario combinar conhecimentos de geocientistas e
de engenheiros, com o objetivo de construir um modelo onde se possam incorporar
todas as informagdes e dados disponiveis sobre o reservatério. Esses modelos
integrados sdo importantes para se prever, monitorar e otimizar a performance de

um campo durante todo o seu ciclo de vida.

A analise de reservatorios turbiditicos usando atributos sismicos e a
avaliacao de perfis de pogos € um estudo de grande abrangéncia e que sempre
nos leva a novas conclusdes e abordagens de desenvolvimento de uma area. Cada
atributo, normalmente, tem mais de uma aplicacédo e quando combinados pode
levar a novas informagdes e conclusdes. A utilizagdo de atributos sismicos para
compreender o sistema deposicional e gerar um geobody dos reservatérios foi
escolhido como tema dessa dissertacédo por se tratar de uma importante etapa do
desenvolvimento de um campo de petréleo. A integragdo de dados sismicos e de
pocos foram usados para a avaliacdo e caracterizagao dos reservatorios de um
campo, que teve suas reservas descobertas recentemente e apresenta um

desenvolvimento promissor.

A Bacia de Santos possui um grande histérico de descobertas, ainda com
diversas regides pouco estudadas e muito promissoras. O Campo de Bauna,
pertencente a esta bacia, foi escolhido como a area de estudo dessa dissertagao.
Este campo, originario dos antigos blocos exploratorios S-M-1288 e S-M-1289, foi
descoberto em 2008 pelos pogos 1-BRSA-607-SPS (1-SPS-56) e 1-BRSA-658-
SPS (Figura 1). Ele estd localizado na porgcéao sul da Bacia de Santos, a
aproximadamente 210 km da costa sul do estado de Sdo Paulo, em lamina d'agua
entre 225 e 295 metros. Os reservatorios estudados correspondem aos arenitos
siliciclasticos Oligocénicos da Formagao Marambaia (Membro Maresias) e estao
relacionados a um complexo sistema de leques submarinos, que ocorrem em
profundidades entre 2000 e 2200 metros. Estes reservatdrios apresentam

excelentes caracteristicas permo-porosas.



A troca de operadora do bloco em abril de 2018, antes o campo era operado
pela Petrobras e agora pela Karoon, comprova que a area de estudo ainda
desperta grande interesse econdmico e estudos como o realizado nesta
dissertagao auxiliam a explotagdo do campo. Com este estudo se buscou chegar a
uma avaliagdo mais precisa dos reservatorios turbiditicos de idade Eoceno do
Campo de Bauna. Estes reservatorios sao alvos exploratorios secundarios nessa
bacia, o que leva a uma maior escassez de informacdes e motivou este estudo a

dar um passo além na area de estudo.

O principal objetivo foi identificar com maior precisdo os limites dos
reservatorios e sua distribuicdo espacial, através da utilizacdo de atributos sismicos
e a criagdo de um geobody, a fim de entender como se deu o processo de
deposi¢cao dos turbiditos. Em seguida, o geobody foi preenchido com as
propriedades de porosidade e saturagdo para mensurar os valores dessas
propriedades no volume e identificar as melhores areas para a producdo dos

reservatorios.
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Figura 1: Area de estudo destacada no setor SS-AR4 da Bacia de Santos (Campo de Balna, Bacia
de Santos). Fonte: ANP.



2. GEOLOGIA REGIONAL

O surgimento da Bacia de Santos tem inicio no processo de quebra do
supercontinente Gondwana. O processo de rifteamento deste continente deu
origem ao Oceano Atlantico. O ajuste das margens brasileira e africana é um dos
aspectos mais importantes para o entendimento da evolugdo geodinamica do
Oceano Atlantico Sul e neste contexto a Bacia de Santos se comporta como um
importante marcador para a cinematica da abertura, por se situar na transigao entre
zonas crustais com diferentes taxas médias de estiramento, a norte e a sul (Chang
et al., 1992).

No rompimento do Gondwana, trés etapas principais ocorreram dentro do
estagio inicial de riffteamento, comegando ha aproximadamente 180 Ma
(Hawkesworth et al., 1999) (Figura 2). A partir de um ponto inicial na Antartica,
estabeleceram-se os assoalhos oceanicos entre a América do Sul e a Africa, a
oeste, e entre a Antartica e a Austrdlia, a india e a Nova Zelandia a leste. A
segunda etapa foi no Eo-Cretaceo, ha aproximadamente 130 Ma, quando a
América do Sul se separou da Africa e a placa Africa-india se separou da Antartica.
A terceira etapa marca o completo rompimento do Gondwana, ha
aproximadamente 90-100 Ma, no Neo-Cretaceo, quando a Australia e a Nova
Zelandia se separaram da Antartica e de outros blocos continentais menores, como
Madagascar e llhas Seychelles, destacados da india quando esta se moveu para

norte em relagdo & Africa e a Antartica (Chang et al., 1992).
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Figura 2: Diferentes estdgios da deriva continental desde a Pangea. Fonte:
https://lwww.vecteezy.com/vector-art/108126-continental-drift-vector-maps.

Segundo os modelos de McKenzie (1978) e Royden & Keen (1980), a
abertura do Atlantico Sul consistiu em processo misto entre fendbmenos controlados
por estiramento litosférico e por anomalia termal (Figura 3). A atividade termal da
Pluma de Tristdo da Cunha levou a formagdo de uma faixa mais larga de
afinamento crustal (Platé de Sdo Paulo) com menor taxa de estiramento na porgéao
referente a Bacia de Santos, diferente das bacias a norte e a sul (White &
McKenczie, 1989; Chang et al., 1992).
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Figura 3: Modelo geodindmico da margem continental divergente e seus estagios evolutivos. Fase

(a) marcada pelos primeiros processos extensionais, (b) de estiramento litosférico e extrusdo de

lavas basalticas, (c) fim do rifteamento, extensao litosférica e surgimento da crosta oceénica, (d)

magmatismos e divisdo de ambientes de deposi¢ao e (e) aumento da paleobatimetria e fim da

deposicao carbonatica (Mohriak et al., 2003).



2.1. EVOLUGAO ESTRUTURAL E ESTRATIGRAFICA

Com o advento da Tectbnica de Placas, o conhecimento do arcabouco
estratigrafico da margem continental brasileira tem evoluido significativamente
desde entdo ja que foi possivel relacionar a formagao das bacias sedimentares da
margem atléntica a separagao das placas Sulamericana e Africana. A partir dessa
teoria € possivel definir megassequéncias sedimentares que estdo relacionadas a
cada fase evolutiva da margem continental passiva e podem ser reconhecidas
através de discordancias angulares e erosivas. Sao definidas quatro
megassequéncias: a pre-rifte, a sin-rifte, a transicional e a pos-rifte (Asmus &
Ponte, 1973; Asmus, 1982).

2.1.1. MEGASSEQUENCIA PRE-RIFTE

A Megassequéncia da fase pré-rifte representa a fase intracratonica do
Supercontinente Gondwana, precedendo o rifte do Atlantico Sul e formando amplas
e suaves depressdes que foram preenchidas por sedimentos de aguas rasas. A
super-sequéncia paleozoica €& notavelmente desenvolvida nas bacias
intracratonicas do Solimdes, Amazonas, Parnaiba e Parana (Zalan et al. 1990;
Milani & Zalan, 1999). A super-sequéncia do Jurassico & separada da sequéncia do
Paleozdico por um hiato que envolve todo o Triassico. Um novo pulso de
subsidéncia resultou no desenvolvimento de depressdes regionais relacionadas ao
estiramento litosférico inicial que precedeu a fase principal de rifteamento e formou
uma grande bacia que é designada como “depressdo afro-brasileira” (Garcia,
1991). As rochas pré-rifte na margem continental sudeste podem ser associadas ao
derrame de lavas do Jurassico Superior—Cretaceo Inferior da Formacido Serra
Geral, que se estende da Bacia do Parana até a regido da plataforma continental,
constituindo o embasamento econdmico das bacias de Pelotas até Espirito Santo
(Cainelli & Mohriak, 1998).

2.1.2. MEGASSEQUENCIA SIN-RIFTE

A Megassequéncia de sin-rifte foi depositada em ambiente continental
(fluvial e lacustre), durante o rifteamento crustal associado a movimentacéo
divergente entre as placas sul-americana e africana, principalmente no Jurassico

Superior a Cretaceo Inferior (Cainelli & Mohriak, 1998). O rifte da margem leste
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brasileira estende-se por cerca de 3.500 km, sendo em geral limitado a oeste por
falhas normais sintéticas com rejeitos variaveis (chegando a 2.000 m nas bacias de
Campos e Sergipe—Alagoas), ou por linhas de charneira que apresentam pequenos
rejeitos nas bacias de Santos e Pelotas (Dias, 1993). Esta megassequéncia
também é conhecida como megassequéncia continental e na margem divergente
brasileira seu limite oeste em geral é controlado por uma flexura no embasamento
ou por um sistema de falhas normais com mergulho predominante para leste
(falhas sintéticas, como nas bacias do Espirito Santo ou Campos) ou para oeste
(falhas antitéticas, como na Bacia de Pelotas). E possivel notar que nas bacias de
Pelotas, Santos e Campos, sedimentos sin-rifte estdo ausentes na regido emersa,
uma vez que o limite oeste do rifte encontra-se na plataforma continental, exceto
nas proximidades do Cabo de Sdo Tomé na Bacia de Campos, onde o limite pré-
aptiano aproxima-se da linha de costa. A megassequéncia sin-rifte € composta por
trés principais associagdes de facies sedimentares e litolégicas (Figueiredo et al.,
1985; Dias et al. 1988; Cainelli & Mohriak, 1998): (i) leque aluvial/leque deltaico e
depdsitos transicionais; (ii) folnelhos e margas lacustres; e (iii) carbonatos com
pelecipodas lacustres (coquinas). Na Bacia de Santos, a megassequéncia sin-rifte
aprofunda-se rapidamente na diregcdo da plataforma continental, onde atinge

profundidades maiores que 5.000 m em grande parte da area.
21.3. MEGASSEQUENCIA TRANSICIONAL

A Megassequéncia Transicional marca a transicdo da megassequéncia
continental (sin-rifte) para a megassequéncia marinha (pos-rifte ou drifte),
conhecida também como a fase de deriva continental. A sucessao litoldgica inicia
com sedimentos siliciclasticos do Aptiano Inferior e termina com sedimentos
evaporiticos (predominantemente halita), depositados no Aptiano Superior ao
Albiano Inferior. Esta megassequéncia desempenha importante papel como a
principal camada selante para a movimentacdo de fluidos gerados na
megassequéncia sin-rifte. Além disso, a tectonica salifera controla a migragao e
distribuicao de hidrocarbonetos para os reservatoérios superiores por meio de falhas
listricas, as facies sedimentares dos carbonatos albianos e eventualmente dos
reservatorios siliciclasticos do Cretaceo Superior (Figueiredo et al., 1985). Esses

reservatorios estao estruturados pela movimentagéo do sal subjacente (almofadas



de sal, diapiros penetrantes, grabens de evacuagdo e mini-bacias), resultando
numa série de trapas combinadas, estratigraficas e estruturais, onde estao

localizados varios campos de hidrocarbonetos (Figueiredo et al., 1985).

2.1.4. MEGASSEQUENCIA POS-RIFTE

A transicdo para a Megassequéncia pos-rifte ou marinha (carbonatica a
siliciclastica) & gradacional, pontuada por varias pequenas discordancias (Cainelli &
Mohriak, 1998). O decaimento temporal da anomalia térmica gerada durante a fase
de estiramento litosférico (McKenzie, 1978) e o progressivo movimento das placas
Sulamericana e Africana, afastando-se do centro de espalhamento ativo na
cordilheira meso-oceanica, resultou no resfriamento e contragdo da litosfera e,
como consequéncia, isostatica, no aumento da subsidéncia termal na diregcdo da
bacia profunda. A subsidéncia continua resultou na dissipacdo das barreiras de
restricdo no proto-oceano, com o ambiente tornando-se marinho aberto. A partir
desse momento € possivel dividir esta megassequéncia em duas super-sequéncias

uma transgressiva e outra regressiva (Cainelli & Mohriak, 1998).

A super-sequéncia marinha transgressiva € composta por uma espessa
secdo sedimentar mais restrita e carbonatica. E por outro lado, a super-sequéncia
marinha regressiva ja € composta por uma espessa segdo siliciclastica, em

ambiente marinho aberto (Koutsoukos, 1984).

2.1.5. TURBIDITOS DA SEQUENCIA POS-RIFTE
(MARINHA REGRESSIVA)

No Terciario, o maior aporte sedimentar em uma area com cada vez menos
espacgo para acomodagao, resultou na constru¢do de uma cunha progradante bem
definida entre a plataforma e o talude (Cainelli & Mohriak, 1998). A margem é uma
plataforma mista clastica-carbonatica, com arenitos costeiros e plataformais
gradando para carbonatos na diregdo do talude. Os depésitos turbiditicos surgem
de forma extensiva no Terciario Inferior a Médio, justamente acima de uma
discordancia regional do Eoceno, que € bem marcante particularmente na Bacia de

Campos (Rangel et al., 1994) e também observada na Bacia de Santos.



A formacéo dos depdsitos turbiditicos da Bacia de Santos, assim como da
Bacia de Campos, pode ser atribuida ao fato de que no intervalo do Cretaceo
Superior ao Terciario Médio grandes areas da parte externa da plataforma e do
talude se tornaram instaveis devido a halocinese e eventos magmaticos que
provocaram o colapso gravitacional dos depdsitos arenosos e consequentemente
em uma macicga transferéncia de sedimentos como fluxos de massa na direcédo da
bacia profunda, formando lengois de turbiditos e de fluxos detriticos (Peres, 1993;
Cainelli & Mohriak, 1998). Registram-se espessas sequéncias de turbiditos no
Maastrichtiano, no Eoceno Médio e no Oligoceno, varias delas com grandes
acumulagdes de hidrocarbonetos (Rosa, 1987; Guardado et al., 1989; Mohriak et
al. 1990; Candido e Costa, 1990; Rangel et al., 1998). Falhas listricas que
estruturaram os turbiditos do Oligoceno subsequentemente surgiram apos a
cumulacao de mais de 1.000 m de sedimentos peliticos do Mioceno que cobriram o
complexo turbiditico do Oligoceno, resultando em nova sobrecarga sedimentar
sobre a camada de sal e criando assim caminhos de migragao para a acumulagao

de 6leo nos reservatorios superiores (Guardado et al. 1989; Pessoa et al. 1999).

2.2. CARACTERISTICAS ESTRATIGRAFICAS E
ESTRUTURAIS DAS BACIAS SEDIMENTARES DA MARGEM
LESTE

A margem continental brasileira pode ser dividida em diversos dominios
tectonicos, englobando o segmento transformante da margem equatorial, o
segmento transversal (passagem da margem equatorial para a margem nordeste) e
os segmentos divergentes das margens nordeste, leste, sudeste e sul, cada qual
com caracteristicas estratigraficas e estruturais distintas (Cainelli & Mohriak, 1998).
A Bacia de Santos encontra-se no segmento divergente da margem, no setor leste,
sudeste e sul, junto com as bacias de Camamu, Almada, Jequitinhonha,
Cumuruxatiba, Mucuri, Espirito Santo, Campos e Pelotas.

Ao longo da Margem Leste e Sudeste, entre as bacias de Camamu e
Santos, destaca-se a ocorréncia de evaporitos de idade aptiana que formam
grandes diapiros e muralhas de sal na regido. A plataforma continental de uma

forma geral é relativamente estreita na margem nordeste, mas alarga-se na diregcéo



sul, até a regido das bacias de Campos e Santos. Ao adentrar-se a Bacia de
Pelotas, ao sul do lineamento de Floriandpolis, desaparecem os evaporitos

aptianos, e a megassequéncia sin-rifte € caracterizada por falhamentos antitéticos.
221. BACIA DE SANTOS

A Bacia de Santos esta localizada na por¢ado sudeste da margem brasileira,
em frente ao litoral sul do Rio de Janeiro, Sdo Paulo, Parana e norte de Santa
Catarina. A bacia abrange uma area de cerca de 350.000 km?, dos quais 200.000
km? encontram-se em laminas d’agua até 400 m e 150.000 km? entre as cotas de
400 e 3.000 m. No aspecto geoldgico, trata-se de uma depresséo limitada a norte
pelo alto de Cabo Frio e a sul pela Plataforma ou Alto de Floriandpolis.

Analisando a bacia por seu aspecto estratigrafico ela é dividida em quatro
grupos: Itamambuca, Frade, Camburi e Guaratiba (Figura 4). O grupo Itamambuca
representa todos os sedimentos depositados apds o limite Cretaceo/Paleogeno até
os dias atuais. Neste grupo a Formagdo Ponto Aguda € representada por
conglomerados finos, arenitos grossos a finos, intercalados a sedimentos peliticos
recorrentes em todo Cenozoico. Ainda no mesmo grupo a Formacao Iguape,
originalmente definida por Pereira & Feijé (1994) é representada por calcarenitos e
calcirruditos bioclasticos intercalados com argilitos cinza-esverdeados, siltito e
marga, e secundariamente arenitos finos a médios cinzentos, onde esta unidade foi
depositada a partir do Oligoceno. E finalizando este grupo temos a Formacéao
Marambaia e o Membro Maresias que é caracterizado pelo intercamamento de
sedimentos peliticos da formagdo com os corpos areniticos de dezenas de metros
que compde o grupo. Os arenitos cinza-esbranquigados, de sele¢ao variando de
boa a moderada, ocorrem de forma canalizada ou na forma de leque, e estao

relacionados a fluxos gravitacionais turbiditicos.

O Grupo Frade engloba todos os sedimentos depositados do topo do
Cenomaniano até o limite Cretaceo/Paledgeno e a unidade representa uma fase de
regressao. Este grupo é composto pelas formagdes Santos, Juréia, Itajai-Agu e o
Membro llhabela. Os sedimentos deste grupo variam de aluviais até pelitos e
arenitos batiais.
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O Grupo Camburi vai desde os leques aluviais até os pelitos e arenitos
batiais depositados apés a Formacao Ariri até o topo do Cenomaniano, e
representa uma fase transgressiva. Esta unidade € composta pelas formagdes
Florianopolis, Guaruja e Itanhaém com o Membro Tombo. Este membro é
caracterizado por corpos arenosos de dezenas a centenas de metros que estdo
intercalados com os sedimentos peliticos da Formacgao Itanhaém, e podem ser
descritos como arenitos cinza-esbranquicados, de selecdo boa a moderada, e que
ocorrem de forma canalizada ou sob a forma de leques, relacionados a fluxos

gravitacionais turbiditicos ou hiperpicnais.

Finalizando temos o Grupo Guaratiba que representa todos os sedimentos
depositados entre a formacdo Camborit e a Formacgao Ariri, sendo assim, os
depositos carbonaticos e siliciclasticos da fase rifte. Este grupo é composto por trés
formacgdes: Barra Velha, Itapema e Pigarras. A formagao Barra Velha engloba os
sedimentos depositados no estagio em que as falhas de rifteamento haviam
cessado e a bacia iniciou sua subsidéncia térmica. Ela € composta por calcarios
estromatolitos, laminitos microbiais, microbiolitos ricos em talco e argilas
magnesianas e folhelhos carbonaticos. A Formagao Itapema €& composta de
sedimentos depositados no estagio final da formagdo dos meio-grabens. A
formacéo é representada por grainstones a coquinhas, wackestones e packstones
bioclasticos, folhelhos carbonaticos e folhelhos escuros. A Formacédo Picarras é
uma unidade que abrange os sedimentos depositados desde o estagio inicial até o
de maxima atividade dos meio-grabens. Esta representada por arenitos e pelitos de
composicédo talco-estevensita e folhelhos escuros, ricos em matéria orgéanica
(Moreira et al., 2007).
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Figura 4: Carta estratigrafica da Bacia de Santos (Moreira et al., 2007).



2.3. SISTEMA PETROLIFERO

Para se definir um sistema petrolifero € necessario identificar um sistema
natural de hidrocarbonetos fluidos que engloba elementos chave para sua
existéncia, como a rocha geradora ativa e em volume consideravel, rochas
reservatorias, os selos, a sobrecarga sedimentar, além dos processos formadores
de armadilhas e da sequéncia geragdo-migragao-acumulacéo. Para que aconteca a
acumulacao de hidrocarbonetos € necessario que elementos e processos
funcionem de forma sincronizada. Outro fator a ser considerado é o perfeito
entendimento do processo de migragdo, pois entender como funciona o fluxo de
fluidos entre a rocha geradora e o reservatério é fundamental para se entender a
evolugado do sistema petrolifero e o seu comportamento ao longo da exploragéo e

nisso a geologia e geoquimica sdo ferramentas essenciais.

Os principais sistemas petroliferos reconhecidos na Bacia de Santos sao
Pigarras-ltapema/Barra Velha, Pigarras-Guaruja e Itajai-Agu-llhabela. Sob o
aspecto de geragcdo e migragcdo, na Bacia de Santos existem dois intervalos
geradores de hidrocarbonetos: a Formacgao Pigarras e a Formacéao Itajai-Agu. As
rochas geradoras da Formagéo Picarras foram depositadas em ambiente lacustre
salino no estagio final da fase rifte, no Aptiano. Supde-se que nesse ambiente, o
sistema de lagos passou a receber influéncia de aguas salinas do Sul, tendo se
tornado salinizado devido ao acréscimo de aridez ao final do Cretaceo Superior
(Chang et al., 2008). Ja de acordo com Moreira et al. (2007), a Formagéao Picarras
corresponde a depositos de leques aluviais compostos por conglomerados e
arenitos polimiticos, nas porgdes proximais, e por arenitos, siltitos e folhelhos de
composicao talco-estevensita, nas porcoes lacustres. Ja as rochas da Formagao
Itajai-Agu séo representadas por folhelhos e argilitos cinza-escuros depositados
nos ambientes de plataforma distal, talude e bacia (Moreira et al., 2007). E para as
rochas geradoras da Formacéo Itajai-Agu, a geragdo ocorreu a partir do
Maastrichtiano, de acordo com estudos de modelagem. Houve, portanto, a

existéncia de sincronismo para todos os reservatoérios da secao pos-evaporitica.

Os processos de migragdo e acumulacao de hidrocarbonetos na Bacia de
Santos estdo fortemente relacionados a dindmica da sequéncia evaporitica,

atuando como fundamental condicionante ao fluxo dos hidrocarbonetos gerados na
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secao rifte devido a baixissima permeabilidade. A migragdo ocorreu até o contato
basal da sequéncia sedimentar pré-aptiana, que funcionou como uma camada
carreadora (carrier-bed), e transpassou a sequéncia evaporitica a partir de janelas
ou zonas de espessura adelgagada. Assim, o fluxo de hidrocarbonetos foi
concentrado em falhas distensivas listricas associadas aos domos e diapiros de

sal, ou em falhas de transferéncia, até as armadilhas (Chang et al., 2008).

A Bacia de Santos possui um conjunto diversificado de rochas reservatério,
como os carbonatos ooliticos de aguas rasas da Formagdo Guaruja, os arenitos
turbiditicos de idade Eoceno da Formacdo Marambaia e do Membro llha Bela, da
Formacgao Itajai-Agu (Chang et al., 2008). Além deles, ha também os carbonatos
das formacdes Itapema e Barra Velha, que constituem os principais reservatorios
da segdo pré-sal, com gigantescos volumes de 6leo descobertos nos campos de
Lula, Sapinhoa, Buzios, entre outros. Os reservatérios das formacdes ltapema e
Barra Velha sdao compostos por rochas carbonaticas formadas por coquinas e/ou
microbialitos, além de coquinhas de ostracodes e clastos de estromatdlitos. Os
carbonatos microbiais ocorrem nas secdes rifte superior (sin-rifte) e sag (pos-rifte),
podendo estar sobrepostos a depositos de coquinas da Formacgao Itapema (rifte
superior), de idade Neobarremiana-Eoaptiana. Os carbonatos da Formacéao
Guaruja representam os reservatorios mais importantes da secao pés-sal devido ao
grande volume de 6leo descoberto nessas rochas nos campos de Tubarao, Estrela
do Mar, Coral, Caravela e Cavalo-Marinho. Além dos reservatorios citados, outras
unidades litoestratigraficas compdem reservatdrios siliciclasticos, como os arenitos
das formacdes Santos e Juréia e os arenitos turbiditicos do Paleoceno, Eoceno e
Oligoceno da Formagdo Marambaia, que sdo reservatdrios para os campos de
Oliva, Atlanta e Bauna.

Os selos dos reservatorios da Bacia de Santos s&o formados de maneira
generalizada por pelitos e calcilutitos intercalados aos reservatérios, segundo
Chang et al. (2008). E as trapas tém natureza estrutural e mista. O aporte
sedimentar e o enorme volume de evaporitos depositados durante o Aptiano
colaboraram amplamente com a geracdo de trapas relacionadas a halocinese
desde o Neo-Albiano até o Oligoceno, formando armadilhas em forma de domos ou
diapiros de sal. O acunhamento de corpos arenosos contra a parede de domos e

diapiros salinos € muito comum em areas de intensa ocorréncia de halocinese,
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como a regiao de aguas profundas. Ja as trapas estratigraficas podem ocorrer
principalmente em unidades mais recentes, principalmente no Terciario e, mais
raramente, no Maastrichtiano e as trapas associadas a altos estruturais da segao
rifte também sao de grande importancia para a concentragao de hidrocarbonetos,

sendo esse o caso de descobertas na secao pré-sal da Bacia de Santos.
2.3.1. PLAYS EXPLORATORIOS

A Bacia de Santos apresentou diversos modelos de acumulagao ao longo de
sua exploragao, que resultaram em campos e descobertas em variados niveis
estratigraficos, principalmente na segao pos-rifte. Dentre os principais plays
exploratérios da Bacia de Santos (Figura 5) estdo os carbonatos aptianos das
formacdes Itapema e Barra Velha (play pré-sal), os carbonatos albianos da
Formagao Guaruja, arenitos turbiditicos da Formacgao Itajai-Agu (Membro llhabela)

e arenitos turbiditicos da Formag¢ao Marambaia (Membro Maresias).

A B

Figura 5: Arquitetura dos plays exploratérios da Bacia de Santos. (A) play pré-sal, (B) play
carbonatico albiano da Formacgao Guaruja, (C) play turbiditico do Membro Ilhabela, (D) play

turbiditico da Formacao Marambaia. (Chang et al., 1992).

15



2.3.2. CAMPO DE BAUNA: HISTORICO

O Campo de Bauna é originario dos antigos blocos exploratérios S-M-1288 e
S-M-1289 e descoberto em 2008 pelos pocos 1-BRSA-607-SPS (1-SPS-56) e 1-
BRSA-658-SPS. Este campo localiza-se na por¢cao sul da Bacia de Santos, a
aproximadamente 210 km da costa sul do estado de S&o Paulo, em lamina d'agua
entre 225 e 295 metros, e possui uma area de 114 km? (Figura 6). A primeira
empresa a arrematar a area junto a ANP foi a Petrobras com 100% de participagéo
e apos quatro anos de estudos declarou a comercialidade do campo em fevereiro
de 2012. Atualmente o campo ja ndo é mais explorado pela Petrobras e desde
2018 a cessao passou a ser totalmente controlada pela Karoon.
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Figura 6: Mapa de Localizagao do Campo de Balina, Bacia de Santos (ANP, 2016) (Modificado).

O sistema de produgdo e escoamento do campo ocorre através de um
sistema de coleta que interliga trés pogos injetores de agua e um injetor de gas
natural ao FPSO (Floating Production Storage and Offloading) Cidade de lItajai. O
escoamento do 6leo é realizado por meio de bombas de exportagcdo e mangotes

flutuantes conectados a navios aliviadores. A maior parte do gas natural produzido
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€ reinjetada no reservatorio da concessdo como método de recuperagao

secundaria e consumida no “gas lift’ dos seus pogos produtores.

Os reservatodrios encontrados na area correspondem a arenitos siliciclasticos
Oligocénicos do Membro Maresias (Formagdo Marambaia), relacionados a um
complexo sistema de leques submarinos, que ocorrem em profundidades entre
2000 e 2200 metros. Os reservatérios apresentam excelentes caracteristicas
permo-porosas, sem contaminantes expressivos. O campo vem sendo explorado
desde 2012 e até o momento os estudos apontam que o campo pode produzir até
2031 e tem mantido um étimo historico de produgdo desde entéo (Figura 7).

Historico de Produgao do Campo de Batina
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Figura 7: Historico de produgdo do Campo de Bauna (ANP, 2016).
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3. CARACTERIZAGAO DE RESERVATORIOS

O processo de caracterizagao de um reservatoério consiste na determinagao
tridimensional de propriedades quantitativas e estas informagdes integradas
permitem avaliar, monitorar e tragar estratégias para um campo. O uso de dados
sismicos 3D para o mapeamento dos reservatorios é fundamental, mas a sua
aplicagcdo pode ser limitada quando avaliamos os reservatorios turbiditicos e a
complexa distribuicdo dos corpos areniticos. Ao avaliarmos os dados sismicos é
preciso ter em mente as limitagdes de resolucdo do dado, o que torna um desafio
na identificacdo e caracterizacdo de corpos arenosos, acarretando erros na
definicdo e estimativa de reservas de um campo. Este € um dos pontos que passou
a se trabalhar com a integragédo de dados sismicos, de perfis de pogos e de rocha.
Os perfis de pogos fornecem informagdes 1D com uma maior resolugao do que os
dados sismicos e realizar o upscalling do pogco para a sismica ainda € um dos
grandes desafios enfrentados pela industria do petroleo. A Figura 8 mostra um
esquematico das etapas para a construcdo de um modelo de reservatorio utilizado

para a previsao de reservas e simulacao de fluxo.

A A

Interpretagdo
Geofisica
Modelagem
Geoldgica
Interpretagdo ‘\\\
Petrofisica S
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SN

E hariad £ §§§
ngen arlna. e \\\h
Reservatoério, ‘\
Simulagdo e \“
Previsdo \§

Figura 8: Etapas para a construgdo de um modelo de reservatério utilizado na previsédo e simulagao

de fluxo.
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3.1. ATRIBUTOS SiSMICOS

A avaliagao de um dado sismico € um processo sistematico, que pode ser
comparado a uma arte, pois depende muito da qualidade do dado e da habilidade
do interprete em saber tirar o melhor daquilo que tem em méos. Os atributos
sismicos passaram a ser reconhecidos como importantes ferramentas de avaliacdo
em meados dos anos 70 e desde entdo sdo fundamentais no processo de
interpretacédo sismica. Existem muitos atributos sismicos e sua aplicabilidade pode
focar em estruturas, estratigrafia e/ou nas propriedades de rochas. Um ponto a se
destacar nesse tema é como o avango tecnoldgico influenciou no uso pratico
dessas ferramentas, pois foi a partir da progressao computacional que a qualidade

das avaliagdes sismicas tem avangado (Chopra & Marfurt, 2005).

Taner et al. (1994) dividiram os atributos sismicos em duas categorias:
geométricos e fisicos. Os atributos geométricos tém como funcéo identificar
caracteristicas geométricas como mergulho, azimute e continuidade. Ja os
atributos fisicos sdo associados as propriedades fisicas das rochas. Os atributos
também podem ser classificados de acordo com os dominios tempo e profundidade
e se sao aplicados em dados pos-empilhamento ou pré-empilhamento, como
proposto por Brown (1996) e apresentado na Figura 9. Neste trabalho foi utilizado
escolhidos os atributos RMS e o TecVA que apresentaram os melhores resultados
para auxiliar na identificacdo e isolamento dos Iébulos dos corpos turbiditicos e na
interpretacdo de falhas. As seguir sdo descritos de forma mais detalhadas estes

dois atributos sismicos.
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Figura 9: Classificagcdo dos atributos sismicos (Modificado de Brown, 1996).
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3.1.1. AMPLITUDE RMS

O atributo de amplitude RMS, ou apenas atributo RMS, é calculado como a
raiz quadrada da média das amplitudes elevadas ao quadrado, encontradas dentro
da janela de analise especificada para o trago sismico. A computagédo do atributo
RMS no intervalo de um trago € dada por:

—Jj=it
_ 1 z
- 2
RMS; i >> x], (1)
j=i—
2
e.
=it
X il
- =t (2)
Xps = 2
L M

na qual M é o numero de amostras na janela, j € a posicdo da amostra e x;a

amplitude da amostra na posigao j.

Como as amplitudes sao elevadas ao quadrado antes de tirar a média, o
calculo da RMS ¢é muito sensivel para valores extremos de amplitude.
Normalmente, atributos relacionados ao conteudo energético do trago sismico sao
usados para distinguir diferentes tipos de litologias. Altos valores de amplitude de
RMS sdo comumente relacionados a litologias de alta porosidade, como areias

porosas, que sdo potenciais reservatorios de hidrocarbonetos de alta qualidade.
3.1.2. ATRIBUTO TECVA

O atributo Técnica de Volume de Amplitude (TecVA) foi desenvolvida por
Bulhdes & Amorim (2005) e é baseando no principio da sismocamada elementar
(SCE). A SCE, por definicado, € a camada de rocha de menor espessura que o dado
sismico consegue imagear, sendo o elemento chave no célculo dessa técnica. O
SCE fornece a janela de tempo que dara o numero de amostras a ser utilizada no
calculo da média mével ao longo do trago sismico. A TecVA é um atributo com
potencial de mostrar pequenas variagcdées que numa correlacao lateral traco a traco
revelam caracteristicas como falhas e canais (Bulhdes & Amorim, 2005). Este

atributo pode ser calculado em duas etapas (Figura 10):
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1. Calcular a amplitude RMS ou o valor absoluto do traco, obtendo assim uma
estimativa do envelope desse traco, no qual este é afetado
proporcionalmente com a janela de SCE.

2. Em seguida é necessario aplicar a rotacdo de fase no dado na amplitude
RMS.

Figura 10: Etapa para o calculo do atributo TecVA onde (1) é o trago de entrada, (2) seu valor
absoluto, (3) traco com média dos valores absolutos de amplitude, (4) tragco com média dos valores
de RMS e (5) traco resultante do TecVA (Modificado de Meneses, 2010).

3.2. PERFIS GEOFISICOS

Analise dos perfis geofisicos também foi uma parte fundamental na
realizagcao deste estudo. Os perfis geofisicos fornecem uma medida 1D indireta do
poc¢o, com uma resolucéo vertical muito maior do que o dado sismico. Cada tipo de
perfil fornecer uma ou mais caracteristicas sobre o meio, podendo essas
informacdes serem qualitativa ou quantitativa. A Tabela 1 mostra um resumo dos

principais perfis geofisicos e as possiveis informagdes que cada pode fornecer.
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Tabela 1: Comparativo das informagdes obtidas a partir de perfis de pocos (Modificado de Rider,
1996).
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3.21. AVALIAGAO DE PERFIS GEOFiSICOS

A interpretagcdo qualitativa das informagdes dos perfis consistiu de
procedimentos para a determinacdo de zonas de arenitos e folhelhos. Essa
avaliagcao levou em conta a leitura direta dos perfis dos pogos e todos os outros
gerados a partir dos calculos derivados deles. A industria de petroleo vem
desenvolvendo ha anos procedimentos e ferramentas que juntos permitem
resultados mais assertivos com uma alta resolugéo. As leituras dos perfis podem
nos fornecem uma delimitagdo da possivel zona de reservatério, apenas avaliando
os perfis de raios gama (GR), resistividade (RES), porosidade (NPHI) e densidade
(RHOB), como mostrado de forma esquematica na Figura 11.

Por sua vez, a interpretacdo quantitativa das informacdes faz uso dos
valores lido pelos perfis, podendo ser calculado propriedades como: temperatura,

volume de argila, porosidades total e efetiva, saturagcao de agua e o net pay.

23



Porosidade
45 % -15
Raio Gama Prof. Resistividade Densidade
0 gAaP ey ™ g2 chmm 201140 gfcm? 230
7,000
Folhelho
Gas
7.100
Hidrocarnoneto —
) Oleo
Arenito
7,200 - Z
— Apgua Salgada Agua Salgada
Folhelho
7,300

Figura 11: Interpretacéo dos perfis de raio gama, resistividade, porosidade e densidade para
definiras litologias e os tipos de fluido em um pogo (Modificado de Oilfield Review, Spring, 2011).

A curva de temperatura é usada para os calculos de outras propriedades,
visto que algumas propriedades s&o dependentes da temperatura. Esta € um fator
importante a ser determinado, pois as resistividades da lama de perfuragdo (Rm),
do filtrado de lama (Rmf) € da agua de formacdo (Rw) variam de acordo com a

temperatura.

O calculo do volume de argila fornece a quantidade de argila na formagéao. A
presenga da argila interfere diretamente na porosidade e, consequentemente, nas
propriedades permo-porosas de reservatorio. Na Figura 12 é apresentado os
modelos de distribuicdo de argila dispersa (Vdisp), laminada (Vlam) e estrutural
(Vshale) em uma rocha siliciclasticos, relacionando a quantidade do tipo de argila

com a porosidade total.

24



@shal

Porosidade total

Vshale=Viam+Vdisp

Volume de argila

Figura 12: Modelo de distribuicdo de argilas (Modificado de Steiber, 1975).

Com as curvas de temperatura e de volume de argila é possivel se obter a
porosidade efetiva e saturagdo de agua, podendo assim delimitar o contato
Oleo/agua e calcular o net reservoir (espessura do reservatorio). Em seguida, pode
ser estabelecido os valores de cutoff dos parametros de volume de argila, de
porosidade efetiva e saturagdo de agua para determinar o net pay (intervalos do

reservatorio com hidrocarboneto e boas condi¢cdes permo-porosas).

A Figura 13 mostra um fluxo de integracdo de atributos sismicos com a
avaliagcdao de perfis de pocos para a construcdo de um modelo estatico de
propriedades do reservatério. Neste fluxo, primeiro é realizado a amarracao
sismica-poco. Apds a amarracdo sao identificados os atributos sismicos que
melhor individualizam os possiveis corpos reservatorios, gerando assim o geobody.
Por ultimo, o geobody é preenchido com as propriedades de reservatérios a partir
da extrapolagao de informacgdes dos pogos.
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* Amarracao e calibracao entre sismica e pocos

* |dentificar atributos sismicos para usar como preditores de propriedades do
reservatorio

* Prever propriedades do reservatdrio entre pocos usando atributos sismicos

* Tomar decisbes de gestdo de reservatorios com base em previsoes

Figura 13: Fluxo mostrando a integragao de atributos sismicos com a avaliagéo de perfis para se
prever as propriedades de um reservatério.

3.2.2. POROSIDADE

A porosidade é a medida que reflete a capacidade de uma rocha em
armazenar fluidos nos poros. Outro conceito que deve ser observado nessa
propriedade é a interconexao dos poros, na qual impacta diretamente na
permeabilidade (Figura 14 e Figura 15). Segundo Donaldson & Tiab (2003), a
permeabilidade é controlada principalmente pela quantidade, geometria e grau de
conectividade dos poros. A permeabilidade raramente € a mesma em todas as
direcdes numa rocha sedimentar, sendo geralmente maior na horizontal do que na
vertical, gragas aos processos de deposicdo e de litificagdo. Sendo assim, a
porosidade deve ser avaliada a partir de dois pontos de vista: a porosidade total e a
porosidade efetiva. A porosidade efetiva para este estudo foi considerada mais
importante, pois ela reflete ndo s6 a capacidade de armazenamento como o

possivel escoamento do fluido presente nos poros.
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BAIXA PERMEABILIDADE

* (0 cimento bloqueia os poros, o
gue os deixa sem conectividade

ALTA PERMEABILIDADE

Os poros sao conectados

Figura 14: llustragdo mostrando o conceito de permeabilidade (Fonte:

alemdasaulas.wordpress.com).

A porosidade total de uma rocha representa a soma de todos poros que
estdo conectados e também dos isolados. A porosidade total (@) € dada pela razéo
entre o volume de espaco poroso (Vr) de uma rocha pelo o volume total (V1) da
mesma, sendo uma propriedade adimensional, podendo ser expressa em
percentual ou fragdo:

Vp
Q=—. 3
v 3)
Por sua vez, a porosidade efetiva (@r)se refere apenas aos espagos vazios

interconectados (Vrr) e € expresso pela seguinte equagao:

VpE

O = —— (4)

A porosidade também pode ser classificada como porosidade primaria ou
secundaria. A primaria é aquela formada pela deposig¢ao original dos sedimentos,
podendo ser intergranular ou intragranular. A porosidade intragranular consiste no
espaco vazio existente dentro do grao do sedimento. Ja a porosidade intergranular

consiste nos espacos vazios entre os gréaos dos sedimentos e este tipo de
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porosidade tende a diminuir com o soterramento, pelo efeito de compactacao e

diagénese.

Ja a porosidade secundaria surge ap6s a deposicdo e geralmente como
resultado da dissolugdo de minerais, faturamento e cimentacdo. Devido a estes
fatores cada material sedimentar em geral tem sua porosidade variando,
normalmente, com a profundidade e também de acordo com o0s processos

diagenéticos.
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Permeabilidade crescente

o)

Porosidade crescente

@D Ma porosidade e boa permeabilidade
® Boa porosidade e boa parmeabilidade
@ M porosidade e md permeabilidade

CD) Boa porosidade e mé permeabilidade

Figura 15: llustragdo mostrando a relagéo entre porosidade e permeabilidade (Fonte:

alemdasaulas.wordpress.com).
3.2.3. SATURACAO

A saturagao de um fluido em meio poroso € definida como a porcentagem ou
fracdo do volume de poros que é ocupada por este fluido. Os espagos vazios de
um meio poroso podem estar parcialmente preenchidos por um determinado liquido
e 0S espagos remanescentes por um gas, ou ainda, dois ou trés liquidos imisciveis
podem preencher o espago poroso. Nesses casos, € de grande importancia o
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conhecimento do conteudo de cada fluido no meio poroso, pois as quantidades dos

diferentes fluidos podem definir o valor econdmico de um reservatério.

No momento em que um reservatério de hidrocarbonetos € avaliado, a
saturagao de agua (Sw) existente € denominada de saturagdo de agua conata, ou
inata ou inicial. Esta consiste em uma agua marinha que foi trapeada no espaco
poroso dos sedimentos durante o processo de deposigao e litificagao da rocha. Na
zona de 6leo, nédo existe gas quando a pressao € maior ou igual a pressao de
bolha. A identificagdo da zona do contato 6leo/agua é fundamental para se
determinar os limites do reservatorio e saber a real zona de producdo de

hidrocarboneto (Figura 16).

GR Res
T I Intervalo
Reservatonio
Mef Sand
Contato Met Pay
oleolagua I

Figura 16: Contato 6leo/agua e o limite de net pay.

A medida que o campo vai produzindo, a pressdo do reservatério vai
diminuindo e se torna menor que a pressdao de bolha, gerando assim o
aparecimento de gas na zona de 6leo. A saturagédo média do reservatorio é, entéo,
calculada através de um balanco de materiais. Os métodos para determinacao da
saturacdo dos fluidos podem ser tanto diretos quanto indiretos. Os diretos
consistem na determinagcdo da saturagao dos fluidos através de amostras de
rochas ensaiadas em laboratério. J& os indiretos permitem a obtencdo das
saturagdes através da medi¢cao de alguma propriedade fisica da rocha, usando os
perfis de pogos. No caso deste estudo, a saturagdo de agua foi estimada a partir
dos perfis de pogos e, em seguida, foi obtida a saturacdo de oOleo fazendo a
diferenca da saturagao total dos fluidos adotado como 1 menos a saturagédo de

agua, visto que a regido estudada apresentada apenas gas em solugao.
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4. METODOLOGIA

Para a realizacdo deste estudo foram utilizados dados sismicos e dados de
perfis de doze pogos. Todos os dados foram requisitados a agéncia reguladora
ANP (Agéncia Nacional de Petréleo, Gas Natural e Biocombustivel) através de um
protocolo junto ao 6rgao responsavel (Banco de Dados de Exploragcéo e Produgéo -
BDEP). O dado sismico utilizado € um volume 3D pdés-empilhamento migrado no
dominio do tempo (PSTM), que cobre uma area de 100 km?. Este dado pertence ao
programa R0268 BM-S-40 e teve como objetivo o desenvolvimento do Campo de
Bauna, localizado no bloco BM-S-40 do setor SS-AR4.A sismica € parte de uma
aquisicdo que abrange uma regido maior na area, mas para fins de estudos
académicos na modalidade de mestrado so foi possivel requisitar uma area de 100
km?2. Esta area selecionada buscou conter o maior numero possivel de pogos do
campo. A Figura 17 mostra o limite do Campo de Bauna, a area que a sismica e a

posicao dos pocos utilizados neste estudo.
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Figura 17: Mapa mostrando os limites do Campo de Bauna, a area do volume sismico e 0s pogos
solicitados a ANP.
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O fluxo de trabalho (workflow) proposto permitiu uma melhor avaliagédo dos
reservatérios no Campo de Bauna, tendo como objeto a utilizagdo de métodos
eficazes e fazer um melhor uso dos recursos disponiveis, podendo levar a um
estudo mais preciso e coerente. A Figura 18 mostra o workflow utilizado neste

trabalho.

Workflow -

Volumedeargila
Inte Epre.tagﬁo Porosidage e
sismica saturacao
‘2:3 :;fﬁ g: MNet reservoir
Delimitagdodo Netpay

geobody

Preenchimento
do geobody

Reservatorio

Figura 18: Fluxo de trabalho aplicado aos dados para estudo do reservatério.
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41. INTERPRETAGAO SiSMICA

A interpretacao sismica foi realizada em um volume PSDM, que contou com
12 pocgos para auxiliarem na limitagdo das zonas de reservatorio. O espacamento
entre as inlines € de e entre as crosslines é de 12,5m por 25m. A interpretacao foi
feita a partir de uma malha de inlines e crosslines, na qual foi adensada de maneira
progressiva, iniciando a partir de uma malha de 32 linhas por 32 linhas e
avancando até chegara uma malha de 4 linhas por 4 linhas. Também foram

interpretadas as falhas presentes.

A interpretagdo sismica avaliou os limites de tempo maximo de todos os
reservatorios da area e foram criadas duas superficies, uma limitando o topo e
outra a base que englobaram todos os reservatérios da Formagédo Marambaia.
Mesmo que os alvos sejam reservatorios turbiditicos holocénicos, também foi
avaliado com atengdo o comportamento das camadas inferiores e sua interferéncia
nos depdsitos acima, pois a regido também €& afetada por movimentos de
halocinese o que pode impactar na configuragao dos reservatorios.

A interpretacdo sismica, assim como a analise de perfis geofisicos, foi a
base para a avaliagdo dos reservatérios. O primeiro passo para a interpretacao
sismica foi o carregamento do volume sismico, com a checagem da geometria e o
posicionamento espacial do dado (orientagbes de inlines e de crosslines). Em
seguida, os pogos foram carregados e foi realizada a amarragdo sismica-poco.
Com o auxilio dos dados adicionais, que acompanharam os perfis de pogos (perfis
compostos e relatérios de exploragédo), foi possivel delimitar os limites dos
reservatorios na area de estudo. A partir dessa etapa foram mapeados em tempo
trés horizontes, nomeados como: HORIZONTE 1, HORIZONTE 2 e HORIZONTE 3.
Esses trés horizontes representam os topos e base das duas possiveis zonas de

reservatorio da regido (zona A e B).
4.2. ATRIBUTOS SiSMICOS UTILIZADOS

Para este estudo foram avaliados os seguintes atributos sismicos: amplitude
absoluta integrada, integracéo, impedancia acustica relativa, sweetness, frequéncia

RMS, TecVA e envelope do sinal. Os atributos desconsiderados para este estudo
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nao detectaram as litologias ou estruturas e, por isso, foram selecionados os
atributos sismicos que destacassem os seguintes critérios: visibilidade estrutural e
de falhas e os I6bulos turbiditicos que sao os reservatérios no intervalo de estudo.
Atendendo a tais critérios, os atributos de amplitude RMS e o TecVA foram os

escolhidos.

O atributo TecVA auxiliou na visualizagdo das caracteristicas estruturais,
como no mapeamento das falhas. Uma secdo sismica ndo interpretada e
interpretada com o atributo TecVA é mostrada na Figura 19, na qual é possivel

notar o destaque dado para a visualizagao das falhas na area de estudo.

Ja para a delimitacdo dos depdsitos siliciclasticos no intervalo dos
reservatérios na Formacdo Marambaia, o atributo de amplitude RMS apresentou o
melhor resultado, sendo assim utilizado para a modelagem do geobody. A Figura
20 mostra o atributo RMS em uma time slice em 2080 ms, no qual em amarelo

aparece destacado os I6bulos turbiditicos dos canais.
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Figura 19: Comparagao de secao sismica (crossline) com atributos sismicos TecVA auxiliando na

interpretacao de falhas.
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Figura 20: Slice em tempo (2080ms) com o atributo de amplitude RMS aplicado para evidenciar os

lobos turbiditicos.

43. AVALIAGAO DOS PERFIS DOS POGOS

A base de dados dos perfis de pocos para este estudo € composta por doze
pogos com um conjunto de dados distintos para cada pogo e, consequentemente,
com informacdes diferentes que variam quanto ao tipo e numero de perfis,
profundidade perfilada, taxas de amostragem e presenga ou ndo de amostras

laterais.

A avaliacdo dos dados de pogos teve como objetivo definir as zonas de
reservatérios e estimar as propriedades de reservatérios: volume de argila,
porosidade e saturacdo. Para isto, foram utilizados os seguintes perfis: raios gama
(GR), caliper (CAL), porosidade (NPHI), densidade (RHOB), resistividades rasa,
média, profunda e ultra profunda (RES) e fotoelétrico (PEF).
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A etapa de avaliagado dos perfis dos pogos teve inicio com o carregamento e
controle de qualidade da base de dados no software Interactive Petrophysics (IP)
da empresa Lloyd's Register®. A Figura 21 mostra as curvas basicas do pogo
1_BRSA _607_SPS que foram utilizadas para a avaliagdo dos reservatorios na area
de estudo. Nesta fase é importante checar o posicionamento do poco, sua
classificagdo junto a ANP, se o poco é vertical ou desviado, se ele possui
complementagdes ou ajustes. Como é comum, a base de dados é composta por
pocos perfurados por diferentes empresas e devido a isto as informagdes
adquiridas sdo nomeadas de forma distinta, apesar de possuirem informacoes
similares. Isto leva a necessidade de se normalizar os nomes/nomenclaturas dos

perfis, assim como as unidades e taxas de amostragem dos dados.

Apds o carreamento e controle de qualidade dos perfis foi calculada a curva
de temperatura de cada pogo. Esta informagédo regula o comportamento fisico-
quimico das propriedades do reservatério e pequenas variacbes podem
desencadear em informagdes equivocadas nas etapas subsequentes. As curvas de
temperaturas foram adquiridas através da medida de temperatura em duas
profundidades e extrapoladas para todo o pog¢o. Quando somente uma medida de
temperatura estava disponivel foi usado este valor em conjunto com a gradiente de
temperatura da area para obter a curva de temperatura. E necessario ter atencéo
com relagdo a unidade de medida utilizada (Celsius ou Fahrenheit), na qual deve
ser igual para todos os pocgos. Neste trabalho foi utilizada a unidade de graus

Celsius. A Figura 22 mostra as curvas de temperatura calculadas para trés pogos.

A etapa seguinte foi o calculo do volume de argila (Vsh). A quantidade de
argila € um fator determinante para que uma zona possa ser considerada
reservatoério, porque a argila em grande quantidade pode ocupar espago poroso
prejudicando as propriedades permo-porosas. Para esta estimativa foi usado o
perfil de raios gama (GR). Este perfil mede a radioatividade natural das rochas, que
€ proveniente de trés elementos radioativos: potassio, uranio e toério. A
caracteristica deste perfil € associada ao volume de argila, pois as argilas possuem
a facilidade de reter minerais radioativos em sua estrutura, gerando assim uma
leitura do perfil proporcional a quantidade de argila, com exceg¢do quando existe

mineral feldspato, que ndo € o caso no intervalo analisado.
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Figura 21: Perfis do poco 1_BRSA _607_SPS. O track 1 mostra a litologia, track 2 as zonas de
arenitos para possiveis reservatorios, track 3 com raios gamas e caliper, track 4 com porosidade
RHOB e densidade NPHI, track 5 com o sénico, track 6 com o fotoelétrico e o track 7 com as

resistividades rasa, média e profunda.
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Figura 22: Grafico da temperatura em graus Celsius dos pogos 1_BRSA 607_SPS,
1_BRSA 658 SPS e 9 BRSA 974D_SPS.

Para se obter o volume de argila € utilizado o indice de raios gama (IGR):

IGR = o, ©

na qual o GRido € 0 valor lido pelo perfil GR na profundidade de investigagao,

GRmin € @ média dos valores minimos lidos pelo perfil de raios gama em uma zona
limpa (sem presenga de argila) e GRmax € @ média dos valores maximos lidos pelo
perfii em uma zona de folhelho. Com o valor de IGR calculado pode-se usar
modelos empiricos para o calculo do volume de argila (Vsh). Entre os modelos
empiricos mais utilizados tém-se: o Linear, o Larionov para rochas recentes e mais
antigas, o Clavier e o Stieber (Schon, 2011). A Figura 23 mostra um grafico de IGR
por Vsh comparando os diferentes modelos empiricos, no qual é possivel notar que
0s maiores valores de Vsh sdo obtidos pelo método linear (curva preta) e os

menores pelo método de Larionov para rochas mais recentes (curva amarela).
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Figura 23: Correlagdo empirica de Vsh e IGR para diferentes modelos.

Para este estudo o modelo empirico utilizado para a estimativa do volume de

argila (Vsh) foi o modelo de Larionov para rochas do recente (terciarias):

Vsh = 0,083(237+I6R — 1), (4)

Este modelo foi usado por estimar os menores valores de argila e o intervalo de
interesse e os reservatérios sdo de idade Oligoceno. A Figura 24 a curva estimado

do volume de argila no pogo 1_BRSA_607_SPS usando o modelo de Larionov.

ApOs obter as curvas de volume de argila nos pogos, o passo seguinte foi
calcular a porosidade e a saturacao. No software IP, isto é realizado usando o
modulo Porosity and Water Saturation Analysis. Para o calculo conjunto da
porosidade e da saturagdo sao necessarios os seguintes perfis: neutrdo (NPHI),
densidade (RHOB), volume de argila (Vsh) e Temperatura. O método escolhido
para estima-la a porosidade foi o Neutron-Density. Este método combina os perfis
neutrdo e densidade e o volume de argila para estimar as porosidades total e
efetiva. Para a estimativa de saturagdo de agua (Sw) foi escolhida a equacao de
Archie (Schon, 2015):
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n _a Rw

w = 5
Sw=+ omR (5)
na qual R: é a resistividade lida pelo perfil, Rw a resistividade da agua de formacéao,
@ a porosidade, m o expoente de cimentagcado, n o expoente de saturagdo e a o
parametro de tortuosidade. Foram usados os seguintes valores para o0s
parametros: m = n = 2 e a=1. Para obter o valor de Rw foi verificado uma zona

100% saturada com agua e usado a seguinte formula:
Rw = Rt X @2 (6)

Vale ressaltar que a equacao de Archie foi escolhida por ser a mais indicada em

zonas com baixo volume de argila, com até 15%.
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Figura 24: Perfis de raios gama e de volume de argila estimado no po¢o 1_BRSA_607_SPSusando

0 modelo de Larionov para rocha do recente.
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Com as propriedades volume de argila, porosidade e saturagdo permitiu ter

uma avaliacido mais completa do cenario dos pogos, para se delimitar com maior

precisdo os limites dos reservatorios. A Figura 25 exemplifica esta analise

mostrando os perfis originais e estimados do po¢co 1_BRSA 607_SPS, bem como

as trés zonas de arenitos definidas. A Figura 26 mostra os histogramas a das

porosidades total e efetivas e a Figura 27 a saturagdo de agua nos trés intervalos

Scale : 1:600 1_BRSA_607_SPS
DB : Bauna_project (Home) (1} DEPTH (2090.01M - 2149.98M) OTD4Z019 1428
DEPTH| © | WLGR(gAP) | WLNPHI (dec) | VWL-RESS (ohmmi | CALC:SwArch (dec)| SWRHOMA (gnicc) | SWSwTArch (Dec) | - SW-PHIT (Dec) SWPHIE (Dec)
wm |5 e 150.|0.6 — 0oz 2001 r]zs 8 | 0 04 ————— {30 b —=enaRnioa=s 0
2 | Linha_Areia | WLRHOB (g/cn8) CALCRwa (OHVM) | SWDTMA (uSecft) | SWSwArchT (Dec) | SW-PHE (Cec) =
2 |5 1817 — 27 01 1.]30 0|1 -— 004 03 sy
9 [P WL-DTCO (usfft) CALCSwArch (dec) | SWBVWSXO (Dec)
rento  ||140. 40. 1 ——=0.|04 s rrmrraa=a3
Fomerof [, _Y-TE®E) g i
Folhelho
2 ?
o] .
£
2100 —— =
g { 1 g) & Y ||
= i kL
= i - | 1P
=
i pratisd
w o
1= |
Z o =
L
PR -
z A il i .‘é?F’f’
B 4 — = | e,
H N =] 3 T [ To=
] g B
g I 1B
Ed W 4 b—
i g
DAL i

Figura 25: Perfis originais e estimados e as zonas definidas no po¢co 1_BRSA_607_SPS.
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Figura 26: Histogramas de porosidades total (PHIT) e efetiva (PHIE) para as zonas de arenitos do

poco 1 BRSA 607 SPS.
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Figura 27: Histogramas de saturagcédo de agua das trés zonas de arenitos do pogo
1 _BRSA 607_SPS.

A fase da interpretacdo qualitativa dos dados envolveu a analise conjunta
dos perfis originais e estimados e as descrigdes de amostras lateais, presentes em
alguns perfis compostos. Essa andlise auxiliou na definicdo das zonas de

reservatorio e no contato 6leo-agua.

E importante entender alguns conceitos que envolvem certos termos
utilizados na caracterizagcdo de reservatorio. O primeiro € o net sand que
corresponde aos intervalos contendo os arenitos e representam zonas com
potencial de reservatorios. Ja o termo net reservoir corresponde aos intervalos de
arenitos situados acima do contato 6leo/agua e que podem conter hidrocarbonetos.
E contido no net reservoir esta o net pay que corresponde ao intervalo que contém
hidrocarbonetos em uma regido como boa porosidade e baixa saturagdo de agua.
A Figura 28 mostra um quadro com as definigdes dos termos e dos intervalos de

net sand, net reservoir e net pay em um pogo.
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Todas as etapas anteriores da avaliacdo dos perfis quando comparadas
levam a definicdo desses cenarios, mas o intervalo net pay é variavel de acordo
com os parametros para estimativas mais otimistas ou pessimistas. O calculo de
net reservoir e de net pay sdo baseados nos perfis estimados de volume de argila,
de porosidade efetiva (PHIE) e de saturagado de agua (Sw). Estes parametros tem
um peso na definicdo dessas zonas e seus o0s valores escolhidos para esta
definigdo sdao chamados como cutoff. Os valores de cutoff do volume de argila, da
porosidade e da saturagao de agua para a area de estudo sdo mostrados na Figura
29. Na Figura 30 pode ser observado os perfis estimados das propriedades de
reservatério, as trés zonas definidas como arenitos e os intervalos de net reservoir
(Reservoir Flag) e de net pay (Pay Flag), usando os valores de cutoff da Figura 29,
no po¢co 1 BRSA 607_SPS.
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Figura 28: Definicdo dos intervalos de nets.
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Figura 29: Valores de cutoff usados na area de estudo para obter o intervalo de net pay.
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Figura 30: Perfis de net reservoir € net pay para o pogo 1 _BRSA 607_SPS.
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4.4, AMARRAGAO SiSMICA-POGO

A etapa amarragdo sismica-pogo (well-tie) consiste na sincronizagdo das
informagdes provenientes dos pogos com a informagdo da sismica (Figura 31).
Neste trabalho foi possivel fazer a amarragcdo de doze dos treze pogos com o
volume sismico, pois um dos pogos nao tinha o perfil sénico. Para a amarracéao foi
gerada um sismograma sintético, a partir do modelo convolucional usando os perfis
sbnico e densidade e um pulso sismico (wavelet) de fase zero obtido a partir do
espectro de frequéncia de uma janela dado sismico. As curvas de entrada para a
geragao do sintético sao o perfil sénico (DT), o perfil de densidade (RHOB), a curva
de conversao de tempo em profundidade (checkshot) e o pulso sismico. A
amarragao foi realizada usando um modulo do software da Emerson Paradigm
conhecido como Synthetics Utility. E neste mesmo moédulo que visualizamos os
parametros de calibragcdo como a forma do pulso sismico e seu comprimento, o
coeficiente de correlagcao entre o traco sintético e o trago real, a janela do intervalo
de amarracéo, o shift aplicado em tempo, o shift maximo para a correlagao, fator de

escala e a posicao de inline e crossline da correlagao.
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Figura 31: Amarragao sismica-pogo.

Para a amarragao iniciou com a sele¢do de um pulso sismico do tipo band
pass, ou seja, um pulso criado a partir de quatro pontos de controle (quatro
frequéncias). O ajuste dele pode ser feito de forma dindmica no espectro de
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amplitude manipulando estes quatro pontos (ver Figura 32). Apds ser gerado o
traco sintético é possivel visualizar junto a sismica e o painel do médulo qual é a
correlagdo e quanto um shift (atraso no sintético) pode ser aplicado. A amarragao
pode sofrer pequenos ajustes manuais através de estiramentos (strefch) e
compressdes (squeeze) feitos na janela da segao sismica com o trago sintético
onde ocorre a correlacdo. Isso deve ser feito por ultimo e com bastante ponderagao
para evitar a criagao de eventos errbneos, ou seja, velocidades inexistentes para o
intervalo analisado. Para uma amarragcdo bem-sucedida deve ter atencdo ao
coeficiente de correlagdo, que quanto mais préximo de 1 melhor € a correlagao.
Valores de correlacdo menores que 0,5 sdo considerados baixos e, muitas vezes,
0S pogos que obtém baixos valores de correlagao sdo removidos das modelagens

3D de propriedades de reservatorios.
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Figura 32: Janela de ajuste de parametros para a amarragao sismica-pogo.

4.5. CONSTRUCAO DO MODELO DO RESERVATORIO E
PREENCHIMENTO DO GEOBODY COM AS PROPRIEDADES
DE RESERVATORIO

O primeiro passo no processo de construgdo do geobody € compreender o
sistema turbiditico e o tipo de reservatério da area. Em seguida, um atributo
sismico foi escolhido a fim de destacar as caracteristicas dos I6bulos turbiditicos e
depois a geragdao do geobody seguiu as etapas de: identificagdo, isolamento e

extracao.
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A identificacdo dos elementos que irdo compor o geobody se iniciou com 0
carregamento do volume com o atributo que destacou o corpo que se desejou
identificar. Neste estudo, o atributo selecionado foi a amplitude RMS. Este atributo
foi obtido a partir do volume sismico PSDM usando uma janela contendo um
intervalo de 500ms (de 1700 a 2200ms). Os valores da amplitude RMS obtidos
variam de -9,687 e 9,687. Em seguida, manipulando a opacidade desse atributo foi
possivel filtrar e destacar o intervalo de valores em que se encontravam os arenitos
turbiditicos dos reservatérios e selecionar as seeds (sementes) para a detecgao.
Um seed nada mais € que uma ferramenta computacional que trabalha através da
renderizagao, onde a analise da propriedade é feita por cubos que detectam e
correlaciona esta propriedade. Todo este processo foi executado usando do
modulo VoxelGeo da suite Epos (Emerson®). A detecgéo do subvolume aconteceu
num intervalo de amplitude que variava de -9,68 a 9,68, e a analise foi feita apenas
no intervalo de interesse (2,004s a 2,172s). Apos definida a técnica de identificagcao
do alvo foi isolado o subvolume com a manipulacdo da opacidade, que também

auxiliou no controle de qualidade do geobody.

A etapa de preenchimento do geobody com as propriedades de
reservatorios obtida a partir dos perfis de pocos foi realizada com o uso do médulo
SKUA-GOKAD (Emerson®). O geobody é uma t-surface e nesse modulo ele foi
transformado em um intrusive boudary, o que garantindo assim uma superficie

fechada.

Antes de populacionar o geobody foram criados mapas de tendéncia para se
avaliar como as propriedades porosidade efetiva (Figura 33A) e saturagdo de 6leo
(Figura 33B) se comportam dentro do volume sismico. O proximo passo foi definir
qual o método de interpolagao a ser usado e quantos pogos poderiam contribuir no
preenchimento do geobody. Para a interpolagdo duas opg¢des estavam disponiveis:
krigagem simples e krigagem ordinaria. Krigagem pode ser entendido como uma
predicao linear e parte do principio que pontos préximos no espaco tendem a ter
valores mais assertivos do que pontos mais afastados. A krigagem simples assume
gue as médias locais sao relativamente constantes e de valor muito semelhante a
media da populacdo, sendo esta utilizada para estimar os valores locais em

conjunto com os pontos vizinhos. Enquanto, a krigagem ordinaria assume que as
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médias locais ndo s&o necessariamente proximas da média da populagéo e usa os

pontos vizinhos e as médias locais para a estimagao (Yamamoto e Landim, 2013).

2500 m 2500 m
Porosidade Saturac¢do de 6leo
[ -
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0 0.25 0.5 0.75 1.0

Figura 33: Mapa de distribuicdo da porosidade efetiva (A) e saturagéo de 6leo (B).
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5. RESULTADOS E DISCUSSAO

A metodologia apresentada no capitulo anterior foi aplicada com objetivo de
modelar e mensurar as propriedades dos reservatorios da Formacido Marambaia,

de idade Eoceno, no Campo de Bauna, Bacia de Santos.

A primeira fase desta pesquisa consistiu na interpretagcdo sismica para a
geracgéo dos horizontes e falhas na area de estudo, em conjunto com a avaliagéo
dos intervalos de interesse e uma analise preliminar dos perfis compostos dos
pocos. Em seguida, alguns atributos sismicos foram testados, avaliados e
selecionados para auxiliarem na interpretacdo sismica. Na fase seguinte foi
avaliado os perfis dos pocgos para se determinar os intervalos de topo e base dos
reservatorios, suas propriedades de reservatorios e as zonas de net reservoir e net
pay. Depois foi realizada a amarragao da sismica com os pogos e, por ultimo, a
modelagem e preenchimento do geobody com as propriedades de porosidade

efetiva e saturacio de oleo dos reservatérios.
5.1. INTERPRETACAO SiSMICA

A interpretacdo sismica forneceu informagdes estruturais da area para se
entender a posi¢cao espacial dos reservatérios e como estes se relacionavam. As
interpretacbes foram guiadas nos intervalos de arenitos, que tiveram suas
profundidades identificadas e convertidas em tempo com o auxilio dos checkshots.
ApoOs a analise dos intervalos contendo corpos areniticos foram definidos trés
horizontes, nomeados HORIZONTE 1 (Figura 34), HORIZONTE 2 (Figura 35) e
HORIZONTE 3 (Figura 36), que englobam o topo e a base de todos os corpos

areniticos no intervalo de interesse.

Junto ao mapeamento dos horizontes foi realizado o mapeamento das falhas
da regiao, tendo o atributo TecVA para auxiliar neste mapeamento. Foi constatada
a presenca de dois grandes grupos de falhas, um a NE e outro a SO (ver Figura
37), da mesma forma como estao divididas as duas zonas com onde se encontram
os arenitos. O grupo de falhas de NE se destaca pela presenga de uma grande
falha listrica, que vem desde o topo do sal e, consequentemente, particiona os

reservatorios de idade Eoceno.
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Figura 35: Superficie do HORIZONTE 2 gerada em tempo.
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A ultima parte da etapa da interpretacao sismica foi selecionar o atributo que
mais destacou os corpos turbiditicos para compreender melhor a forma dos
reservatorios siliciclasticos. Entre os atributos sismicos citados na metodologia, o
atributo de amplitude RMS apresentou a melhor visualizagdo e identificagdo dos
corpos turbiditicos. Este atributo € mostrado em um time slice no tempo 2080ms
(Figura 38), no qual é destacado dois lobos turbiditicos no intervalo de estudo
(Formacao Marambaia, idade Eoceno).

-1.60979

1.61487

2400 m

Figura 38: Slice no tempo de 2080ms com atributo amplitude RMS aplicado e a delimitacdo de dois
turbiditos (zonas rosa e verde).

51



5.2. AVALIAGAO DOS PERFIS DOS POGOS

A Tabela 2 mostra a relacdo dos pocos com respeito as suas
funcionalidades. Entre os doze pocos na area de estudo seis pocos sdo produtores,

quatro injetores e dois abandonados definitivamente.

Tabela 2: Pogos na area de estudo e sua funcionalidade. As siglas significam: A (pogo
abandonado), T (pogo abandona temporariamente), A (injecdo de agua) e G (injecao de gas).

o sz R e st e e (el
1_BRSA_G07_SPS - . T - -
9_BRSA_999_SPS
9 BRSA_974D_SPS

3_BRSA_694_SPS

- o -4 -

3_BRSA_1024_SPS
7_BAN2_SPS
7_BAN1_SPS

9_BRSA_1016_SPS . T .G
8_BAN3_SPS

1_BRSA_B58_SPS . - D
7_PRA2_SPS

4_BRSA_1002_SPS . . T

As avaliagbes dos perfis nos pogos foram iniciadas no pogo pioneiro
(1_BRSA_607_SPS) apresentando os resultados que serviram como um guia na
avaliagao dos outros pogos. A Figura 39 mostra as curvas medidas e as calculadas
no poco pioneiro. Este poco apresenta trés zonas de arenitos, todas envoltas por
camadas de folhelhos e com os seus limites muito bem definidos, como pode ser
visualizado a partir dos perfis de raios gama (GR), densidade (RHOB), neutrao
(NPHI) e resistividades rasa (RESS), média (RESM) e profunda (RESD). Essas
trés zonas de arenitos foram denominadas como ARN_AZ1, ARN_AZ2 e ARN_AZ3
que possuem, respectivamente, espessuras de 12,1m, 5,2m e 9,8m. Essas zonas
apresentam valores de volumes de argila baixos e similares, com uma média de
1,77% obtido a partir do método de Larionov para rochas do terciario (equagéao 4),

o que demonstra ser reservatorios limpos.

Em seguida, a partir da identificacdo da regido de contato agua-dleo, que se
encontra na zona ARN_AZ3, foi realizado o calculo da resistividade da agua. O
valor encontrado foi 0,018 ohms. Com o valor da resistividade da agua e as curvas

calculadas de temperatura e volume de argila foram calculadas as porosidades
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total e efetiva e a saturagdo de agua usando o método densidade-neutrao

combinado com a equacgao de Archie.
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Figura 39: Andlise dos perfis do pogo 1_BRSA_607_SPS. Tracks: 1) Profundidade (Depth); 2)
Temperatura (Temp); 3) Perfil litolégico (LITH); 4) Zonas reservatorio; 5) Raios gama (GR) e caliper
(CAL); 6) Densidade (RHOB) e neutrao (NPHI); 7) Resistividades rasa (RESS), média (RESM) e
profunda (RESD); 8) Volume de argila (TeorArgila); 9) Saturagdo de agua (Sw); 10) Resistividade da

agua; 11) Porosidades total (PHIT) e efetiva (PHIE); 12) net reservoir (vermelho) e net pay (preto).

O valor médio de saturagcdo de agua para as trés zonas encontrado foi de
22% e as porosidades total e efetiva foram, respectivamente, 34% e 33%. Ao se
aplicar os valores de cutoff para o net pay mostrou que o contato dleo-agua se
encontra na zona mais distante (ARN_AZ3) e na profundidade de 2135m. Essa

zona tem apenas metade dela saturada de éleo e o restante com agua. Ja as
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outras duas zonas estao praticamente preenchidas somente com 6leo (ARN_AZ2 e
ARN_AZ1).

O pogco 9 BRSA 999 SPS esta localizado na mesma regidao do poco
pioneiro. Este poco apresenta apenas duas zonas de arenitos, ARN _ZA1 e
ARN_AZ2, com espessuras de 8m e 4m, respectivamente, como pode ser
visualizado na Figura 40. O volume de argila médio nessas zonas foi de 6,56%, um
pouco maior que o encontrado no pog¢o pioneiro, mas ainda pode ser considerado

também como um reservatorio limpo.
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Figura 40: Analise dos perfis do pogo 9 BRSA 999 SPS. Tracks: 1) Profundidade (Depth); 2)
Temperatura (Temp); 3) Perfil litologico (LITH); 4) Zonas reservatério; 5) Raios gama (GR) e caliper
(CAL); 6) Densidade (RHOB) e neutrdo (NPHI); 7) Resistividades rasa (RESS), média (RESM) e
profunda (RESD); 8) Volume de argila (TeorArgila); 9) Saturagdo de agua (Sw); 10) Resistividade da
agua; 11) Porosidade total (PHIT) e porosidade efetiva (PHIE); 12) net reservoir (vermelho) e net

pay (preto).
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A média da saturagao de agua obtida foi de 52% e as porosidades médias
total e efetiva foram de 29% e 28%, respectivamente. Apesar de ter altos valores
de porosidades, esses valores sdo menores do que o0s observados no poco
pioneiro. A partir da avaliagao dos perfis em conjunto com o net pay mostra que o
contato Oleo-agua se encontra na zona ARN_AZ2 na profundidade de 2100m.
Essas analises mostram uma piora tanto com relacdo ao numero de zonas e suas
espessuras, quanto em relagdo as propriedades de reservatdrio (aumento do

volume de argila e diminuigdo das porosidades).

O poco 9 BRSA 974D SPS também estda na mesma zona que os dois
pocos apresentados anteriormente. No intervalo de interesse, este pog¢o possui
duas zonas de arenitos, ARN _ZA1 e ARN_AZ2, com espessuras de 45m e 2m,
respectivamente. A partir da Figura 41 é possivel notar que essas zonas se
encontram em profundidades maiores do que as dos outros dois pogos ja
apresentados. Como o contato 6leo-agua aparece logo na primeira zona, é
discutido apenas os valores das propriedades de reservatério para essa zona. O
volume de argila na zona mais espessa é de apenas 2,05%, mostrando novamente
um reservatorio com pouca presencga de argila. A saturagdo de agua média obtida

foi de 52% e as porosidades total e efetiva foram de 35% e 34%, respectivamente.

Ao analisar os perfis dos pocos e o net pay do pogo 9 BRSA_974D_SPS foi
possivel verificar que o contato 6leo-agua se encontra na profundidade de 2215m.
Neste poco, apesar de apresentar a primeira zona de arenito com uma maior
espessura quando comparado com 0S pogos anteriores, ele apresenta uma
espessura de reservatorio com oleo de 15m. Ja os volumes de argila e porosidades

meédias foram bem similares aos encontrados no pogo pioneiro.

O pogo 3 BRSA 694 SPS esta localizado numa regido diferente dos pogos
apresentados anterior, ele se encontra em uma zona mais a NE (como mostra a
Figura 17). No perfil composto € informado que se trata de um pogo de extensao.
Neste poco foram identificadas trés zonas de arenitos que somando-as tem uma
espessura de 35,9m, com pequenas intercalacées de folhelhos entre essas zonas,
como pode ser visualizado na Figura 42. Nestes intervalos é observado que o perfil
caliper aparece bem arrombado, o que pode estar comprometendo nas leituras e

avaliagdes dos perfis.
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Figura 41: Andlise dos perfis do poco 9 BRSA 974D_SPS. Tracks: 1) Profundidade (Depth); 2)
Temperatura (Temp); 3) Perfil litoloégico (LITH); 4) Zonas reservatodrio; 5) Raios gama (GR) e caliper
(CAL); 6) Densidade (RHOB) e neutrao (NPHI); 7) Resistividades rasa (RESS), média (RESM) e
profunda (RESD); 8) Volume de argila (TeorArgila); 9) Saturacdo de agua (Sw); 10) Resistividade da
agua; 11) Porosidade total (PHIT) e porosidade efetiva (PHIE); 12) net reservoir (vermelho) e net

pay (preto).

Mesmo sabendo dessa possibilidade, essas zonas foram analisadas
seguindo os mesmos procedimentos apresentados nos outros pogos. As zonas
ARN_ZB1 e ARN_ZB2 possuem um volume meédio de argila de aproximadamente
3%, enquanto a zona ARN_ZB3 tem 15%, mostrando uma piora na qualidade do
reservatério na zona mais profunda. O contato d6leo-agua foi identificado na
profundidade de 2125m, no inicio da segunda zona (ARN_ZB2). Com isso, a
saturagao de agua € maior na zona ARN_ZB2 com 61%, quando comparado com a

zona ARN_ZB1 que é de 1,13%. As porosidades total e efetiva na zona ARN_ZB1
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sdo de 32% e 31%, respectivamente, e a saturacdo de agua é de 2,24%,
mostrando se tratar de um reservatério com baixos volume de argila, excelentes

porosidades e alta saturagao de dleo.
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Figura 42: Analise dos perfis do pogco 3 BRSA 694 SPS. Tracks: 1) Profundidade (Depth); 2)
Temperatura (Temp); 3) Perfil litolégico (LITH); 4) Zonas reservatério; 5) Raios gama (GR) e caliper
(CAL); 6) Densidade (RHOB) e neutrdo (NPHI); 7) Resistividades rasa (RESS), média (RESM) e
profunda (RESD); 8) Volume de argila (TeorArgila); 9) Saturagdo de agua (Sw); 10) Resistividade da
agua; 11) Porosidade total (PHIT) e porosidade efetiva (PHIE); 12) net reservoir (vermelho) e net

pay (preto).
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O 3 BRSA 1024 _SPS também esta localizado na zona NE do bloco. Este
poco possui quatro zonas delgadas de arenitos, totalizando uma espessura de
apenas 13,4m. Somente as duas primeiras zonas sao produtoras de 6leo com o
contato 6leo-agua identificado na profundidade 2025m, como pode ser observado
na Figura 43. A zona ARN_ZB1 apresenta a maior espessura de net pay, com
6,4m. Esta zona possui um volume de argila de 2,22%, saturagdo de agua de 41%

e porosidades total e efetiva de 34% e 33%, respectivamente.
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Figura 43: Analise dos perfis do pogo 3 BRSA 1024_SPS. Tracks: 1) Profundidade (Depth); 2)
Temperatura (Temp); 3) Perfil litoloégico (LITH); 4) Zonas reservatdrio; 5) Raios gama (GR) e caliper
(CAL); 6) Densidade (RHOB) e neutrao (NPHI); 7) Resistividades rasa (RESS), média (RESM) e
profunda (RESD); 8) Volume de argila (TeorArgila); 9) Saturacdo de agua (Sw); 10) Resistividade da
agua; 11) Porosidade total (PHIT) e porosidade efetiva (PHIE); 12) net reservoir (vermelho) e net

pay (preto).

58



O ultimo poco com as avaliagbes mostradas nesta dissertacdo é o
7 BAN_2 SPS, localizado na zona NE do campo. Este pocgo é classificado como
poco produtor e foi identificado somente uma zona de arenito com espessura de 9
m (Figura 44). Este intervalo se encontra um pouco acima dos valores de
profundidades dos contatos Oleo-agua identificados anteriormente nos outros
pocos. A partir da avaliagao dos perfis foram encontrados um volume de argila é de
4,14%, porosidades total e efetiva de, respectivamente, 35% e 34% e uma

saturagao de agua de 44%.
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Figura 44: Andlise dos perfis do pogo 7_BAN_2_ SPS. Tracks: 1) Profundidade (Depth); 2)
Temperatura (Temp); 3) Perfil litolégico (LITH); 4) Zonas reservatorio; 5) Raios gama (GR) e caliper
(CAL); 6) Densidade (RHOB) e neutrao (NPHI); 7) Resistividades rasa (RESS), média (RESM) e
profunda (RESD); 8) Volume de argila (TeorArgila); 9) Saturacao de agua (Sw); 10) Resistividade da

agua; 11) Porosidade total (PHIT) e porosidade efetiva (PHIE); 12) net reservoir (vermelho) e net

pay (preto).
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A partir das analises dos seis pogos (1_BRSA 607 _SPS,
9 BRSA 999 SPS, 9 BRSA _974D_SPS, 3_BRSA_694 SPS,
3 BRSA 1024 _SPS, 7 BAN_2 SPS) apresentados anteriormente foi possivel
constatar se tratar de reservatorios areniticos delgados, com baixo conteudo de
argila, altissimas porosidades e bom volume de 6leo. Na Zona A foi constatado que
o contato 6leo-agua se encontra aproximadamente em 2100m e na Zona B na

profundidade em 2000m.

Os demais seis pogos da base de dados (7_BAN1_SPS,
9 BRSA 1016_SPS, 8 BAN3_SPS, 1_BRSA_658 SPS, 7 PRA2_SPS e
4 BRSA 1002_SPS) também foram avaliados. Contudo, ndo sdo apresentados os
seus resultados nesta dissertacdo, pois eles ndo apresentaram caracteristicas
favoraveis no preenchimento do geobody.

53. AMARRAGAO SiSMICA-POCO

A amarracdo dos pogos com a sismica foi essencial para identificar e
confirmar no volume sismico que os horizontes mapeados contemplassem os
reservatorios no intervalo de estudo. Além disso, esta etapa foi importante para o
preenchimento do geobody com as propriedades de porosidade efetiva e saturagao

de dleo.

Na Tabela 3 sdo apresentados os coeficientes de correlacdo pogo-sismica,
sendo os seis primeiro pogos os que foram utilizados no preenchimento do
geobody. Pode ser observado na maior dos pogos uma boa correlagdo, com
excegao para os pocos 7 BAN 2 SPS, 1 BRSA 658 SPS e 9 BRSA 1016_SPS,
que obtiveram fatores de coeficientes de correlagao inferiores a 50%.
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Tabela 3: Valores de correlagao obtidos na amarragdo pogo-sismica.

Poco Coeficiente de Correlagido
1_BRSA_607_SPS 0,65
9_BRSA 999_SPS 0,74
9_BRSA _974D_SPS 0,77
3_BRSA_694_SPS 0,59
3_BRSA_1024_SPS 0,85
7_BAN_2_SPS 0,25
7_BAN_1_SPS 0,77
9_BRSA_1016_SPS 0,36
8_BAN_3_SPS 0,53
1_BRSA_658_SPS 0,47
7_PRA_2_SPS 0,80
4 BRSA_1002_SPS 0,61

Média do Coeficiente 0,61

5.4. MODELO DE RESERVATORIO E SUAS PROPRIEDADES

Ap0s o calculo do atributo de amplitude RMS, o geobody foi criado com base
no intervalo dos valores de amplitudes desse atributo que foram associados aos
arenitos (Figura 45). Um controle de qualidade foi realizado para a checagem de
posicionamento, intervalo de amplitude e coeréncia com modelos geoldgicos de
sistemas de lobos turbiditicos. Na Figura 46 pode ser visualizado a presenga de
lobos e canais. No lobo principal (mais ao norte) € observado o canal alimentador e
todo o seu espraiamento. Ja no depdsito turbiditico mais ao sul é visualizado
somente o lobo distal, ndo sendo possivel identificar o seu canal alimentador, pois
ele se encontra fora dos limites da base de dados. Por isso, ndo é possivel concluir
se os dois lobos s&o alimentados pelo mesmo canal.

Em seguida, a modelagem do reservatério foi realizada com o
preenchimento das propriedades de porosidade efetiva (PHIE) e saturacédo de dleo
(So) no geobody. Esta etapa foi realizada com o auxilio dos mapas de tendéncia
das propriedades (Figura 33) e o geobody foi populado por krigagem simples, por
apresentar os resultados mais coerentes apds ser avaliado outros tipos de
krigagem. Duas time slices em 2100ms e 2300ms do geobody preenchidas com

essas propriedades sao mostradas na Figura 47.
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Figura 45: Geobody dos lobos turbiditicos extraido a partir do atributo RMS.
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Figura 46: Comparagéo entre o atributo de amplitude RMS (lado esquerdo) e a forma do geobody detectado (azul) (lado direito) na time slice em 2052ms.
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Figura 47: Geobody (verde): sobreposto ao mapa de distribuicao de porosidade efetiva (Phig) em
2100 e 2300ms (lado esquerdo); geobody (rosa) sobreposto ao mapa de saturacao de 6leo (So) em
2100 e 2300ms (lado direito).
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As modelagens do geobody com as propriedades de porosidade efetiva e
saturagdo de oOleo sdo mostradas na Figura 48. Pode ser notado que essas
propriedades se distribuem de forma bastante coerente ao longo dos lobos
turbiditicos e a localizacdo dos pocgos produtores. Também é observado que no
depdsito turbiditico mais ao norte, os maiores valores de porosidade efetiva estao
na parte mediana do lobo. Isto era esperado, pois em um sistema turbiditico, nesta
parte se depositam as areias com maiores espessuras. Ja na parte mais distal
posSsui uma menor espessura € uma maior presenca de finos, devido a perda de

energia do sistema.

Como resultado da interpretagdo sismica e da modelagem do reservatério foi
possivel delimitar o campo em duas zonas (A e B),como mostrado na Figura 49. A
partir de uma revisdo bibliografica deste campo, foi possivel entender que estas
zonas correspondem a dois campos denominados anteriormente como Campo de
Bauna (Zona A) e Campo de Piracaba (Zona B). Foi essencial identificar esta
compartimentagdo do campo, que € cortada por uma falha listricas de sentido NE-
SO, sendo esta a primeira evidéncia de que os reservatorios sao
compartimentados, como também sugeridos pela distribuicdo espacial dos pogos

perfurados na area.

A analise dos perfis geofisicos dos 12 pogos distribuidos no campo fez
compreender que os reservatorios se localizavam em distintas profundidades e que
foram formados por dois lobos turbiditicos. Nos pocgos da zona A, vale ser destacar
o 1_BRSA 607 _SPS, que € o descobridor, mas que atualmente o 7_ BAN1_SPS ¢é
o0 maior produtor da zona. Os demais 5 pogos do bloco complementam o grupo dos
6 pocos produtores. Ja o reservatério da zona B se encontra quase completamente
abaixo da grande falha que compartimenta o campo. Esta zona foi descoberta a
partir do poco 1 BRSA 658 SPS e 4 BRSA 1002 _SPS, sendo o0s pogos
7 PRA2 _SPS e 7_BAN2_SPS os responsaveis pela produ¢cado dessa zona, que

conta com o auxilio de 4 pocgos injetores distribuidos pelo bloco.
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Figura 48: (A) Propriedade de porosidade efetiva distribuida no geobody; (B) Distribuicao de

saturagéo de 6leo no geobody.
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Figura 49: Localizagdo do Campo de Bauna e posi¢céo das zonas dos reservatérios (A e B). Fonte:
ANP (modificado).
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6. CONCLUSOES

Esta pesquisa teve como objetivo identificar e compreender os reservatérios
do Campo de Bauna ao sul da Bacia de Campos. Os resultados comprovaram que
com a integragao de dados sismicos e perfis de pogos foi possivel detectar, isolar e

caracterizar esses reservatorios.

O processo sedimentar dos reservatérios se mostrou tratar de fluxos
gravitacionais detriticos, construindo depdsitos siliciclasticos na forma de turbiditos.
A forma e distribuicdo dos lobos desses corpos podem ser comprovadas através da
construgcédo do geobody feito a partir dos depdsitos areniticos mapeados através da
sismica e com o uso de atributos. Nesta area foram identificados dois sistemas
turbiditicos e o melhor atributo sismico que conseguiu identificar estes sistemas foi

o atributo amplitude RMS.

Nos pocos foram identificados de uma a trés zonas produtoras, variando de
espessuras de 2 a 45m. Comparando os dois sistemas, a Zona A apresenta em
média reservatorios com espessura de 25m divididos em média em 2 partes, ja a
Zona B tem reservatorios com espessura média de 14m bem menos separados e

geralmente em um s¢ intervalo.

Avaliando as propriedades de reservatério, a Zona A tem volume de argila
medio de 8,68%, porosidade efetiva média de 29% e saturacéo de 6leo média de
54%. Ja a Zona B possui um volume de argila médio de 7,72%, porosidade efetiva
média de 30% e saturacdo de 6leo média de 47%. O contato 6leo-agua foi
identificado em todos os pogos. Na Zona A, ele se encontra na profundidade de
2100m e na Zona B na profundidade de 2000m. A partir dessa avaliagao foi
constatado se tratar de reservatorios areniticos com baixo volume de argila, altas
porosidades efetivas e alta saturacédo de 6leo. Isto demonstra um alto potencial de

producao desses reservatoérios, apesar de pouco espessos.

O fluxo de trabalho para o preenchimento do geobody com as propriedades
de porosidade e saturacédo de oleo se mostrou eficiente. A partir disto, foi possivel
calcular e verificar as regides com maiores porosidades e com maior quantidade de

6leo.
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Como trabalhos futuros sdo sugeridos:

Analise do sistema turbiditico usando todo o levamento realizado na
area, ndo apenas em 100 km? como foi realizado;

Construcdo de um modelo de velocidade na area para que possa se
realizar calculos de volumes de reservas;

Modelagem de porosidade usando cokrigagem colocalizada, tendo
como variavel secundaria a impedancia acustica obtida através da

inversao acustica.
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