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RESUMO

Este trabalho consiste na caracterizacao petrofisica do reservatério Albiano
do Campo A, localizado na Bacia de Campos, através da analise da suite basica de
perfis geofisicos (raios gama, porosidade neutrdo, densidade, sbénico e
resistividade). O reservatoério albiano é composto por calcarenitos oncélitos, ooliticos
e peloidais, calcirruditos oncélitos e calcilutitos da Formacdo Quissama,
pertencentes a porgao superior do Grupo Macaé.

Os reservatorios carbonaticos apresentam facies deposicionais heterogéneas
e meio poroso complexo. Assim, a caracteriza¢ao petrofisica é essencial para a fase
inicial de um campo petrolifero, auxiliando na elabora¢cdo da melhor estratégia de
desenvolvimento.

A primeira parte deste trabalho consistiu na identificagdo do intervalo do
reservatério em cada pogo. Em seguida, por meio da analise dos perfis geofisicos,
realizou-se a caracterizagao geoldgica deste e a correlacao das observagdes com 0s
dados da bibliografia.

Para os mesmos intervalos foi possivel calcular os principais parametros
petrofisicos: (1) volume de argila parcial derivado de diferentes perfis e volume total,
(2) densidade da matriz, (3) porosidade aparente e efetiva, (4) resistividade de agua
da formagcdo e (5) saturacdo de agua efetiva. Com os dados de eletrofacies
determinaram-se valores de Net pay e Net to Gross.

O volume de argila, no reservatério, varia entre 5 e 26% e a porosidade entre
10 e 24%. A saturacéo de agua varia drasticamente ao longo do campo, contudo os
pocos com valores abaixo de 45% estdo localizados num alto estratigrafico centro-
sul, onde ocorrem porosidades acima de 17%. Além disso, esta regido apresenta as
maiores espessuras de Net Pay. Portanto, definiu-se que esta area apresenta alto

potencial de reservatério de hidrocarboneto.

Palavras-chave: Reservatorio Albiano, Bacia de Campos e propriedades
petrofisicas.



ABSTRACT

This work consists of the petrophysical characterization of The Albian reservoir
of the A Field, located in the Campos Basin, through the analysis of the basic suite of
geophysical logs (gamma ray, neutron porosity, density, sonic and resistivity). The
Albian reservoir is composed of oncolitic, oolitic, and peloidal calcarenites,
calcirudites, and calcilutites of the Quissama Formation, belonging to the upper
portion of Macae Group.

The carbonate reservoirs present heterogeneous depositional facies and
complex porous environment. Thus, the petrophysical characterization is essential for
the initial phase of an oil field, helping to compile the best development strategy.

The first part of this work consisted of the identifying reservoir interval of each
well. After, by analyzing the geophysical logs, a geological characterization and the
correlation of the observations with the literature were conducted.

For the same intervals it was possible to calculate the main petrophysical
parameters: (1) partial clay volume derived from different profiles and total volume,
(2) matrix density, (3) apparent and effective porosity, (4) formation water resistivity
and (5) effective water saturation. With electrofacies data values of Net Pay and Net
to Gross were determined.

The clay volume, in the reservoir, varies between 5 and 26% and the porosity
between 10 and 24%. The water saturation varies drastically over the field, however
the wells with values below 45%, are located in south-central high stratigraphic,
where it occur porosities above 17%. In addition, this region has the highest
thickness of Net Pay. Therefore, it was defined that this area has a high potential for
hydrocarbon reservoir.

Keywords: Albian reservoir, Campos Basin and petrophysical properties.
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1. INTRODUCAO

Em aproximadamente 30 anos, foram perfurados mais de 1.600 pocos na
Bacia de Campos, a qual compde mais de 90% das reservas brasileiras de 6leo e
gas, sendo considerada a principal bacia petrolifera do Brasil (Winter et al., 2007).
Dentre as dezenas de campos produtores que ocorrem na bacia, tém-se o Campo A,
denominado assim por razdes de confidencialidade, formado por rochas
carbonaticas do Albiano.

O Campo A esta localizado na porcao sul da bacia e ocupa area de 32 kmz,
em lamina d’agua de 100 m (Horschutz et al., 1992). O reservatdrio apresenta fator
de recuperacdo de apenas 15,4% (Horschutz et al, 1992), valor baixo quando
comparado aos outros reservatorios carbonaticos da Bacia de Campos.

Esta diferenca de valores ocorre devido a presenca de heterogeneidades de
natureza diversa, tal como inconsisténcia lateral nas propriedades da rocha, elevada
variabilidade de facies e meio poroso complexo, que impedem uma drenagem
uniforme dos hidrocarbonetos (Guimardes, 1994). Portanto, a caracterizagao
petrofisica é essencial para a fase inicial de um campo de petroleo, auxiliando na
elaboracao da melhor estratégia de desenvolvimento.

Gorla (2011) procura entender a geologia do sistema petrolifero que compde
o reservatorio Quissama nos Campos de Pampo, Bicudo e Bonito, da Bacia de
Campos. O autor analisa, com base no volume de argila e porosidade, os intervalos
que constituem potenciais reservatérios.

Para o calculo da porosidade e do volume de argila, Gorla (2011) utiliza,
respectivamente, os perfis de densidade e raio gama, obtendo valores de volume de
argila que variam entre 10 e 24% e de porosidade que variam entre 20 e 30%. No
entanto, o autor afirma que os valores de porosidade inferiores a 26% ocorrem nos
Campos de Linguado e Pampo.

Stevanato (2011) e Carvalho (2014) aplicaram metodologia semelhante a fim
de realizar caracterizacdo petrofisica do reservatério turbiditico do Campo de
Namorado. Contudo, tais autores levam em consideracdo a influéncia da argila no
célculo de porosidade, realizando correcbes para determinacdo da porosidade
efetiva, no qual a porosidade parcial € multiplicada pela diferenca de 1 e o volume

de argila.



Além disso, ambos os autores calcularam a saturacédo de agua para o Campo
através do perfil de resistividade. Stevanato utilizou a equagdo de Simandoux,
enquanto Carvalho utilizou a equagao Dual Water.

Neste sentido, este estudo tem por objetivo principal determinar as principais
caracteristicas petrofisicas do reservatério Albiano do Campo A, através da analise
da suite basica de perfis geofisicos, visando a melhor compreensédo dos sistemas
carbonaticos e a definicdo de parametros para a construgdo do modelo geoldgico.

A partir da correlagdo da distribuicdo espacial das informagdes petrofisicas
com os dados de Net Pay e Net to Gross calculados, serd possivel definir areas
indicativas de melhor potencial de reservatorio de hidrocarbonetos.

2. RESERVATORIO ALBIANO

O reservatoério do campo A é constituido por calcarenitos oncdlitos, ooliticos e
peloidais, calcirruditos oncélitos e calcilutitos da Formagcdo Quissama (Figura 1),
pertencentes a porcao superior do Grupo Macaé. Esses sedimentos foram
depositados, durante o Albiano, como bancos rasos em ambiente de rampa
carbonatica, com diferentes niveis de energia deposicional (Spadini, 1992). A média
da porosidade é de 20% e da permeabilidade, de 250 md. Estruturalmente, o campo
esta inserido em anticlinal de rollover associada com a tecténica do sal e cortado por
pequenas falhas de crescimento (Bueno et al., 2014).

A trapa do reservatério é do tipo mista, estrutural-estratigrafica. A componente
estratigrafica esta relacionada as variacées de facies, no oeste e sul-sudoeste do
campo, da parte superior do reservatério, no qual os calcarenitos e calcirruditos
gradam para calcilutitos (Horschutz et al, 1992). A componente estrutural
compreende as falhas normais de crescimento (Bueno et al., 2014).

2.1.Contexto Geoldgico

Segundo Spadini (1992), as sequéncias carbonaticas albianas da Bacia de
Campos sao compostas por uma série de ciclos de inframaré, relativamente
simétricos, restringidos por eventos de afogamentos. Essa ciclicidade é observada
tanto nos bancos rasos, onde predomina condi¢cdes de energia moderada a alta,
quanto nas depressdes da plataforma, cuja sedimentacdo € principalmente por
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suspensao. Apds os picos de afogamento, os ciclos apresentam um padrdo de
arraseamento para o topo (shoaling-upward). Nos bancos rasos, o ciclo inicia com
calcirruditos oncoliticos e calcarenitos peloidais plantdnicos, sobrepostos por
calcarenitos oncoliticos. Em porgdo superior, ocorrem calcarenitos ooliticos,
formados em ambiente de agua rasa com alta energia.

Os calcarenitos ooliticos apresentam, geralmente, granulagdo grossa e, por
vezes, laminagao cruzada, indicando deposicdo num banco mével. Quando
associado a peloides € possivel distinguir laminagdo plano paralelas na rocha. Os
calcarenitos e calcirruditos oncoliticos sdo compostos por oncélitos com nucleo
formado por bioclastos e, principalmente, por peloides (Spadini et al., 1988).

Nas depressoes, o afogamento é marcado por calcarios de granulagao fina,
argilosos e com até 5% de bioclastos, enquanto o arraseamento € representado pelo
espessamento ascendente das camadas (Spadini, 1992).

2.2. Modelo Deposicional

O modelo deposicional do reservatério em estudo é baseado nas
acumulacdes de areias carbonaticas que atualmente ocorrem nas Bahamas. Spadini
(1992) afirma que estas acumulacées sdo um analogo aos sedimentos do Grupo
Macaé.

Entre o Eoalbiano e o Mesoalbiano, ocorreu a intensificagdo do
desenvolvimento da estrutura do campo, resultando no arqueamento formado pelas
almofadas de sal (Figueiredo et al., 1983). Junto com esta forte ascensédo do bloco
do campo, desenvolveram-se falhas listricas de crescimento, assim como a
deposicao dos 100 m finais da Formacao Quissaméa (Baumgarten & Scuta, 1988).

Tendo estabelecido a fisiografia do substrato, o processo de sedimentacao,
as facies sedimentares e a geometria dos corpos, ficam submetidos ao controle do
regime hidrodindmico, associado as oscilagdes do nivel do mar (Spadini, 1992).
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Figura 1: Coluna estratigrafica da Bacia de Campos, com destaque na Formagao Quissama, alvo do
estudo (modificado de Winter et al., 2007).

Guimaraes (1994) propde dois modelos deposicionais, diferenciados pelo
regime de producdo de sedimentos. Em ambos os casos os bancos carbonaticos
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acompanharam as varias oscilagcbes do nivel do mar. No primeiro modelo a
deposicao ocorreu tanto em cinturbes ooliticos estabilizados, localizados na
retaguarda da barra que possibilitou a formacdo de oolitos micritizados, de
agregados e de bioturbacdo; quanto em cinturées ooliticos médveis, localizados na
borda leste da barra sob intenso retrabalhamento das correntes de maré e das
ondas. Essas condigcdes podem ser observadas através da excelente selecao,
auséncia de cimentacdo marinha, presenca esparsa de agregados e bioturbagao
quase nula (Spadini, 1992). Nas por¢cdes mais protegidas no interior da barra
ocorrem sedimentos ooliticos finos.

O segundo modelo (Figura 2) € constituidos essencialmente por bancos
oncoliticos, cuja sedimentacao é caracterizada pelo padréo de arraseamento para o
topo (shoaling-upward). Este modelo representa a sedimentagédo do reservatério do
Campo A (Spadini, 1992).

AMBIENTE DE
BAIXA ENERGIA

~ \ m
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(EVENTOS ESPORADICOS)

/. SEDIMENTOS
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Figura 2: Representagdo do modelo deposicional do reservatério albiano (modificado de Guimaraes,
1994).

A profundidade mais elevada durante os picos de afogamento possibilitou a
deposicdo, nas areas de depressodes, de calcarenitos microoncoliticos, calcarenitos
peloidais finos e calcirrudito oncolitico. Nestas areas também ¢é possivel observar
facies calcarenitos oncoliticos (bimodais), cujos oncdlitos, transportados pela acao
de tempestades, misturam-se as lamas peloidais. Nas areas mais altas da barra,



perfazia condicbes de aguas rasas, onde depositaram fécies calcarenitos ooliticos
(Guimaraes, 1994).

3. MATERIAIS E METODOS

Os dados utilizados neste projeto correspondem as informacdes do Campo A,
localizado na Bacia de Campos. A base de dados, cedida pela Petrobras, é
composta por dados de pogos. Os 26 pogos contém perfis de densidade (RHOB),
raios gama (GR), resistividade (ILD), porosidade neutrdo (NPHI) e sénico (DT). Os
dados de eletrofacies e os marcadores de topo e base do reservatério foram obtidos,
respectivamente, com as pesquisadoras Michelle Chaves Kuroda (Kuroda et al.,
2012) e Juliana Finoto Bueno (Bueno et al., 2014) da rede CARMOD (Rede
Teméatica em Caracterizacao e Modelagem Geolégica de Reservatérios).

Os pocos estao distribuidos irregularmente (Figura 3), com concentracao
destes na porgcdo centro-norte, enquanto na regido sudeste € quase nula a

ocorréncia de pogos.

0 270 540 1.080 1620 2.160
[ = ee— L]

Legenda

® Pogos

— Limite do Reservatério

Figura 3: Mapa de localizagao dos po¢os no topo do reservatério do Campo A.



A caracterizacao petrofisica e geoldgica do reservatério foi subdividida em
seis etapas.

Na primeira etapa foi realizada a revisdo bibliografica com foco na
caracterizacao petrofisica por meio de perfis de pog¢os e nos principais fatores que
podem afetar os parametros petrofisicos de reservatérios carbonaticos. Além disso,
foi realizado o estudo das caracteristicas estratigraficas, estruturais e litolégicas do
registro sedimentar albiano na Bacia de Campos, assim como nos aspectos
geoldgicos de seu analogo atual nas Bahamas.

Em seguida, como dados de facies e de pocos foram obtidos em diferentes
fontes, foi realizada a inclusdo das facies nos dados de pocos, gerando um unico
arquivo.

Estes arquivos foram carregados no software PowerLog® da Fugro-Jason, o
qual é uma ferramenta avancada de analise petrofisica. Assim a terceira etapa
consistiu na observagao da disposicao dos pogos e das informacdes neles contidos,
visando determinar os pogos que apresentam todos os perfis (GR, DT, NPHI, RHOB
e ILD) necesséarios para verificar se os marcadores foram demarcados nas
profundidades corretas, bem como realizar os calculos das propriedades
petrofisicas.

Na quarta etapa, os marcadores foram carregados no software a fim de
verificar se estes foram demarcados na profundidade correta, por meio da analise
das curvas de GR, NPHI e RHOB. Posteriormente, foi feita uma nova andlise dos
perfis geofisicos, visando determinar novos marcadores que permitam o melhor
detalhamento do reservatério.

A quinta etapa consistiu na caracterizagéo petrofisica do reservatério, através
do célculo de volume de argila (Vcl), porosidade efetiva (PHIE), densidade da matriz
(pma), saturagédo efetiva de agua (Swe) € saturacdo de hidrocarbonetos (S,). Além
disso, foi determinado o valor de Net Pay (espessura de rochas reservatério acima
do contato éleo/agua) e de Net to Gross (espessura de rochas reservatério acima do
contato 6leo/agua dividida pela espessura total do reservatorio).

Por fim, geraram-se mapas de superficie do topo do reservatério, espessura
do intervalo Outeiro, espessura Net Pay e razao Net to Gross, utilizando o software
Surfer® da Golden, o qual € uma ferramenta que permite a construcéo e visualizagdo
em 2D.



4. FUNDAMENTAGAO TEORICA
4.1.Caracterizacao Petrofisica

A petrofisica corresponde ao estudo das propriedades da rocha e sua
interacdo com os fluidos nela presentes. A partir dos perfis geofisicos é possivel
determinar volume de argila, porosidade, permeabilidade e saturacéo de fluidos de
uma rocha-reservatorio, propriedades essenciais na caracterizagdao do
armazenamento e transmissao de fluidos na rocha, visando prever o desempenho

de um reservatorio.
4.1.1. Estimativa do Volume de Argila (Vcl)

O presente trabalho tem interesse na resposta dos perfis em relagdo a
quantidade de minerais de argila na formacédo, motivo pelo qual ndo se utilizou o
termo volume de folhelho, os quais ndo sdo constituidos 100% por argilominerias.

A determinagédo da quantidade de argila é essencial para o correto calculo da
porosidade efetiva e do conteudo de fluidos. Se o volume de argila for menor que
15% do volume total da rocha, se admite que os minerais de argila ndo tém efeito
expressivo no deslocamento de fluido. Caso seja maior sera necessario corrigir as
estimativas de porosidade (Halliburton, 2001). Para o célculo de Vcl foram utilizados
os perfis GR, ILD e NPHI.

4.1.1.1. Estimativa do Vcl através do Perfil GR (VcIGR)

Primeiramente é necessario calcular o indice de raio gama (lgr) por meio da
seguinte equacéo:

[ oo = GRlog — GRyin (4_1)
GR GRmax - GRmin

onde:
e GRog = resposta atual de GR na zona de interesse
¢ GRnmin = resposta minima de GR no carbonato limpo

e GRnax = resposta maxima de GR na zona de argilas



Em seguida é empregada a equacédo 4.2, proposta por Larionov (1969),
devido a falta de conhecimento sobre o tipo de argila presente no reservatério do
Campo A.

VclGR = 0.33[2@*Ier) — 1] (4.2)

4.1.1.2. Estimativa do Vcl atraves do Perfil ILD (VclILD)
Para realizar calculo de VclILD ¢ aplicada a equagéao 4.3:

Rclay % Rcieqn — ILD (43)

X =
ILD Rclean - Rclay

onde:
e |ILD = resposta do perfil ILD na zona de interesse
¢ Rgiean = resposta minima de ILD no carbonato limpo

¢ Rcay = resposta maxima de ILD na zona de argilas

Em seguida, calcula-se VclILD em fungdo de Rgay, onde:

se ILD < 2 * Ry VelILD = X (4.4)
se ILD > 2 * Ry VclILD = 0,5 % (2 * X) 067*X+1) (4.5)

4.1.1.3. Estimativa do Vcl através do Perfil NPHI (VcINPHI)

O célculo de Vcl a partir de NPHI é realizado através da equacéo 4.6:

0.5
— (NPHI NPHI - Ndean> (4.6)

clay Nclay - Nclean

onde:
e NPHI = resposta do perfil NPHI na zona de interesse
e Ncean = resposta minima de NPHI no carbonato limpo

e Ny = resposta maxima de NPHI na zona de argilas



4.1.1.4. Estimativa do Vcl Total

O Vcl total é determinado por meio de um algoritmo que compara os valores
de VclGR, VclILD e VcINPHI para cada profundidade amostrada e seleciona o

menor valor calculado como sendo Vcl total para o profundidade em estudo.
4.1.2. Estimativa da Porosidade Efetiva (PHIE)

Porosidade (®) esta relacionada com o volume potencial de armazenamento
de fluidos e é definida como a razao entre volume de vazios e volume total da rocha.
Porosidade efetiva (PHIE) ou espago de poros conectados esta relacionado ao
volume de poros efetivamente disponivel para o fluxo de fluidos (Ellis et al., 2008).
Desta forma, PHIE é extremamente importante para caracterizar o reservatorio, visto
que hidrocarbonetos que ocupem poros ndo conectados ndo podem ser explorados.

A porosidade (PHID) é calculada, utilizando o perfil de densidade (RHOB),
através da seguinte equagéao:

PHID — (pma - pzog> (4.7)
Pma — Pri
onde:
* pPma = densidade da matriz
* g = resposta do perfil de densidade na zona de interesse

e ps=densidade do fluido de formacéao

O valor da densidade da matriz € calculado utilizando o gréfico de disperséao
de RHOB por NPHI (Figura 4).
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Assim como mencionado anteriormente, quando o Vcl calculado é menor que
15% do volume total da rocha, assume-se que os minerais de argila nao tém um
efeito significativo na resposta dos perfis, entretanto quando Vcl for maior, é
necessaria uma corregao.
Desta forma, para intervalos com Vcl inferiores a 15%, a equacgao utilizada
para calculo de PHIE sera:
PHIE = PHID (4.8)

Enquanto para Vcl acima que 15%, o PHIE sera determinado através da
seguinte equacao:
PHIE = PHID — (Vcl x PHID ) (4.9)

onde:

e PHIDg, = porosidade na zona de argilas

4.1.3. Estimativa da Saturacdo de Agua Efetiva (Sye)
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A saturacao de agua (Sy,) refere-se a fragao do volume poroso da rocha que é
ocupada pela agua de formacao (Asquith et al., 2004). A saturagéo efetiva de agua
(Swe) corresponde a porcentagem da porosidade efetiva que é ocupada por agua.
Assim, o calculo da saturacdo é diretamente impactado pela estimativa da
porosidade, bem como pelo volume de argila (Halliburton, 2001).

A Sy é calculada utilizando o perfil de resistividade, cujos valores medidos
sdo comparados com a resistividade calculada da formacao adotando que poros
estejam 100% preenchidos com agua. Neste caso, denomina-se a resistividade da
rocha de resistividade molhada (R,). Quando, para uma dada porosidade, a
resistividade medida for significantemente maior que a resistividade molhada, ha
presenca de hidrocarbonetos na rocha, pois estes constituem fortes isolantes
elétricos. Portanto, a porcentagem da porosidade preenchida pela agua da formagéo
(saturacao de agua) ird depender desta relacao (Asquith et al., 2004).

O presente trabalho adota dois métodos para o calculo da saturagdo de agua
efetiva. Quando os intervalos apresentam Vcl abaixo de 15%, utilizou-se a equacao
de Archie (1942), equacao 4.10, enquanto para os intervalos com Vcl acima de 15%,
utilizou-se a equacdo de Simandoux (1963), equacdo 4.11. O uso da segunda
equacao justifica-se devido ao fato de que a presenca de argila na rocha reduz a
resistividade da formacgao, resultando numa sobrestimacao da quantidade de agua.

_n|_a Ry (4.10)
Swe = PHIE™ R,
¢ _CxRy 5 x PHIE? <Vc,)2 Va (4.11)
we = PHIE? R, xR, R, R,

onde:
e n = expoente de saturagao
e a = fator de tortuosidade
e m = expoente de cimentagao
e PHIE = porosidade efetiva
¢ R, =resistividade da agua de formacao
e Rgp = resistividade da argila adjacente
e R; =resistividade verdadeira da formacgéo (ILD)
12



e V. =volume de argila
e (C =0,45 para carbonatos (Halliburton, 2001)

O valor da resistividade da agua (Ry) € obtido através do Pickett Plot (Pickett,
1973), o qual é um grafico de dispersdo de porosidade (eixo Y) por resistividade
(eixo X), em escala logaritmica (Figura 5).

1

Porosity

001
1 10 100

Resistivity

Figura 5: Pickett Plot do poco A12.
O grafico é calibrado com os parametros n, m e a, adotando-se para estes os

valores 2, 2 e 1, respectivamente, correspondente ao padrdo para carbonatos
(Halliburton, 2001). A Ry é determinada a partir do ajuste da reta de S,, igual 1

segundo a primeira tendéncia dos pontos.

4.2.Determinacao de Net Pay e Net to Gross

Net to Gross representa a porcao do reservatorio que efetivamente contribui
para a producédo de hidrocarbonetos. O valor de Net to Gross é obtido pela razao
entre Net Pay e Gross de cada poco. Net Pay, também conhecido como espessura
do reservatério poroso com 6leo, corresponde ao resultado da aplicacao de cut-off
nas curvas dos perfis geofisicos ou nos dados gerados nos calculos petrofisicos.
Gross compreende a espessura total do reservatério (Cosentino, 2001).
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Cosentino (2001) alega que a determinagdo da razdo Net to Gross € um
procedimento comum nos estudos de reservatorios, contudo ndo existe uma
metodologia para definir os valores de cut-off e quais dados a serem utilizados.

O autor ainda afirma que o estudo da distribuicdo espacial de Net Pay ao
longo do reservatério é importante, visto que define as localizagdes da maior parte

das reservas.

5. RESULTADOS E DISCUSSOES

5.1. Analise dos Dados

Devido ao grande numero de informagdes, este trabalho iniciou com a analise
do conteudo apresentado nos dados de pocos, em relacao ao tipo de perfil, intervalo
de profundidade e as unidades adotadas. Varios arquivos de pocos nao apresentam
dados referentes a suite basica de perfis (GR, DT, NPHI, ILD e RHOB) para a zona
do reservatorio Albiano. Desta forma, os pogos utilizados neste estudo foram: A2,
A3, A8, A10, A11, A12, A14, A74, A139, A153, A156, A167 e A168.

Apesar do pogco A140 conter todos os perfis necessarios para as analises
petrofisicas, este poco foi descartado do conjunto de dados, pois nas profundidades
referentes ao reservatoério, encontra-se fora do limite do campo A, como observado

na figura 3.

5.2. Interpretacao dos Perfis Geofisicos

O inicio da interpretacdo dos dados foi realizado pela identificagdo das
profundidades do topo e base do reservatorio com auxilio dos perfis de raios gama,
densidade e porosidade neutrdo. Segundo Bueno et al. (2014), o topo do
reservatério albiano é marcado por valores baixos e suavizacdo de GR, quando
comparado com o comportamento deste perfil no horizonte Macaé, de composicéao
calcilulitica. Em alguns pocos a passagem do topo do reservatério também &
marcada pela diminuicdo da porosidade neutrdo. A base do reservatorio foi
identificada pela sutil diminuigdo da curva de GR e aumento da porosidade neutréo.
As mudancas no comportamento dos perfis podem ser observadas nos exemplos

dos pocos A11 e A12 (Figura 6).
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Ao analisar o comportamento do perfil ILD nota-se que este apresenta dois
picos de alta resistividade (Figura 6). O aumento de ILD est4 associado a presenca
de hidrocarbonetos, pois este atua como um isolante da corrente elétrica (Rider,
2002). Desta forma, como ha a presenca de dois picos pode-se inferir que 0
reservatério apresenta um zoneamento em relacdo a concentracdo de
hidrocarbonetos.

Observa-se, em ambos o0s po¢os, que no perfil GR ocorrem quatro picos de
alta radioatividade (Figura 6). Spadini (1992) associa estes altos valores de
radioatividade a picos de afogamento, os quais limitam ciclos de inframaré,
aproximadamente simétricos.

Os ciclos de inframaré apresentam um padrdo shoaling-upward, o qual
contém, na base, packstones peloidais plancténicos, correspondentes ao registro do
afogamento. Em seguida ha espessamento das camadas peloidais para o topo,
alterando para packstones e grainstones oncoliticos depositados em bancos
oncoliticos. No topo ocorrem os depdsitos dos cinturdes ooliticos, que representam
as condicbes de aguas mais rasas, ou seja, condicbes de maximo arraseamento
(Spadini, 1992).

Em seguida, definiu-se um horizonte intermediario, denominado horizonte
Outeiro, utilizando principalmente o perfil de raio gama, que dividiu a zona do éleo
em duas regides: de alto GR, denominado intervalo Outeiro, e de baixo GR,
denominado intervalo Quissama (Figura 6). Em alguns pogos, a presenca deste
horizonte é marcada pela diminuicdo da resistividade. A partir destas respostas dos
perfis é possivel inferir que a regido acima do horizonte Outeiro corresponde a um
intervalo de alta argilosidade e, assim, com piores condi¢cées de reservatorio.

O horizonte Outeiro somente foi identificado nos pogos A2, A3, A11, A12,
A139A, A156 e A168; os quais estao localizados na area norte e sul-sudoeste do
reservatério. Na area central sudoeste, onde ocorrem os pogos A10, A14, A74, A153
e A156; nao € possivel definir este horizonte, portanto sé apresentam o intervalo
Quissama.

Visando amarrar e nivelar os pogos de acordo com 0s eventos deposicionais,
utilizaram-se os picos de afogamento para fazer a correlacéo lateral entre os pogos
(Figura 7). Também foi demarcado o topo do reservatorio, o horizonte Outeiro e o
contato Oleo/agua. A correlacdo entre pocos consiste na observacdo dos perfis
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geofisicos, identificando quebras e tendéncias tipicas similares entre os perfis dos
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Figura 6: Perfis dos pogos A11D e A12D com topo, base, horizonte Outeiro e contato 6leo/agua do
reservatério albiano representados, respectivamente, pelas setas em azul, rosa, verde e roxo. As
setas vermelhas indicam os picos de hidrocarboneto e as setas marrons os picos de afogamento.
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Figura 7: Correlacao lateral dos pocos A10, A3, A11D, A15D, A12D e A14. As linhas azul, verde e
roxa correspondem, respectivamente, ao topo, horizonte Outeiro e contato 6leo/agua do reservatério
albiano. A linha vermelha corresponde aos picos de afogamento.

Na figura 8 observa-se que o reservatério apresenta duas zonas principais

com elevada espessura de argila proxima ao topo. Estas se localizam na area norte

e oeste-noroeste do campo. Entre estas zonas ocorre uma regido cuja espessura

diminui progressivamente até a sua auséncia. Além desta, o campo apresenta mais

trés regidbes com esta caracteristica, sendo a maior delas localizada na area leste.

Contudo existe grande incerteza quanto a este resultado devido a baixa ocorréncia

de pocos nesta localidade.
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Figura 8: Mapa da espessura de argila no topo do reservatorio.

Por fim, o contato éleo/dgua foi demarcado no valor de -1840 m (Bueno et al.,
2014). Como pode ser observado na figura 9, ocorrem duas areas, localizadas no
extremo sudeste e oeste do campo, onde o topo do reservatdrio encontra-se abaixo
do contato 6leo/agua. Assim, os pocos A8 e A167, localizados nestas areas, foram
descartados da base de dados.

Também ¢é possivel notar que o reservatorio albiano apresenta altos
estratigraficos na regidao centro-sul e no extremo noroeste. O alto estratigrafico da
regido centro-sul, de maior extenséo, € delimitado a sudeste por uma escarpa com
alta declividade, enquanto a nordeste configura-se um suave decaimento da
profundidade. O alto estratigrafico do extremo noroeste, de menor extensdo, é
delimitado a leste pelo suave decaimento da profundidade e a sudoeste por uma
escarpa com alta declividade.
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Figura 9: Mapa de profundidade do topo do reservatério. Os circulos verdes indicam os altos
estratigraficos, enquanto os circulos vermelhos indicam as areas onde o contato éleo/agua esta
acima do topo do reservatério.

5.3.Caracterizacao Petrofisica

Assim como mencionado anteriormente, o reservatério foi divido,
espacialmente, em duas regiées: com e sem a presenga do horizonte Outeiro. Desta
forma, enquanto a regido norte e sul-sudoeste apresenta os intervalos Outeiro e
Quissama, na regiao central sudoeste somente ocorre o intervalo Quissama. Tendo
em vista estes aspectos, as analises foram realizadas separadamente com o
objetivo de caracterizar, em termos petrofisicos, essas regides e os intervalos. Em
todos os casos, os calculos foram feitos até o contato éleo/agua.

As propriedades calculadas foram: volume de argila parcial (VcIGR, VcINPHI
e VclILD), volume de argila total (Vcl), porosidade efetiva (PHIE), saturagédo efetiva
de agua (Swe) € saturacao de hidrocarbonetos (S,).

O caélculo do volume de argila parcial exige, independente do perfil utilizado,
valores do perfil para uma regido de rocha limpa (sem argila), identificado pelos
valores minimos, e para uma regiao com argila, identificado pelos valores maximos.
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Desta forma foi necessario realizar a identificacdo dos valores maximos e minimos

antes dos célculos petrofisicos.

5.3.1. Identificacao dos Valores Maximos e Minimos para os Perfis GR,
ILD e NPHI.

Os valores maximos e minimos foram identificados para cada um dos pocos.
Contudo houve algumas dificuldades, pois somente os pogos A3 e A10 possuem
uma descricdo de testemunho. Os pocos A2, A74, A139, A153, A156 e A168
apresentam descricdo de amostras de calha enquanto os demais pocos s6 possuem
a classificagao de eletrofacies.

Assim, utilizou-se de trés métodos para a identificagdo dos valores, visando
evitar possiveis erros durante a escolha dos intervalos de rocha limpa e de argila.

Para a identificagdo dos valores minimos, optou por utilizar, nos pocos A3 e
A10, os menores valores de GR dentro das zonas de grainstone e classificada como
reservatorio. Nos pocos A2, A74, A139, A153, A156 e A168 a identificacdo foi
realizada nas zonas definidas como calcarenitos. Por fim, para os pogos restantes
utilizou-se a zonas classificadas como reservatérios, na analise de eletrofacies.

A identificacdo dos valores maximos foi realizada da mesma maneira,
entretanto as zonas utilizadas, para os pocos A3 e A10, foram as classificadas como
nao-reservatérios e como mudstone. Nos demais pogos, optou-se pelas zonas
classificadas somente como eletrofacies nao-reservatérios, visto que nao ha
ocorréncia de folhelhos e argilitos na amostra de calha.

Em ambos os casos, o grau de incerteza associado a identificacdo aumenta
do primeiro método para o ultimo, pois se utiliza apenas de dados indiretos
(classificagéo de eletrofacies).

Os valores de minimo e maximo de ILD e NPHI foram obtidos nos mesmos

intervalos de profundidade identificados para GR nos perfis.

5.3.2. Estimativa do Volume de Argila (Vcl)

5.3.2.1. Estimativa do Vcl Parcial
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O volume de argila parcial foi calculado inicialmente através dos perfis de raio
gama, resistividade e porosidade neutrao, utilizando, respectivamente, as equagdes
4.1,42,43,44,45 e 4.6. As médias de VcIGR, VclILD e VcINPHI para os pogos
com e sem horizonte Outeiro podem ser observadas, respectivamente, nas tabelas 1
e 2.

Tabela 1: Vcl parcial médio dos pog¢os com horizonte Outeiro.

B VcIGR VclILD VcINPHI
060 Outeiro Quissama Outeiro Quissama Outeiro Quissama

A2 0,27 0,51 0,63 0,74 0,79 0,67
A3 0,30 0,42 0,46 0,55 0,67 0,63
A 11D 0,38 0,28 0,50 0,37 0,79 0,64
A 12D 0,36 0,39 0,54 0,27 0,70 0,62
A 139A 0,29 0,57 0,45 0,45 0,72 0,69
A_156 0,36 0,32 0,46 0,41 0,74 0,55
A 168 0,27 0,25 0,75 0,66 0,68 0,79

Tabela 2: Vcl parcial médio dos pog¢os sem horizonte Outeiro.

Poco VclGR VclILD VcINPHI
A_10 0,22 0,55 0,62
A_14 0,18 0,53 0,70
A 74 0,05 0,65 0,74
A_153 0,28 0,41 0,69

Em média, obteve-se para o VcIGR nos intervalos Outeiro e Quissama os
valores de 0,317 e 0,395, respectivamente. Os pocos que ndo exibem o horizonte
Outeiro apresentam média de 0,184.

Em relagdo ao VclILD o intervalo Outeiro apresenta média de 0,548, enquanto
que o intervalo Quissama, o valor de 0,494 e 0,538 para 0s pogos com e sem 0
horizonte Outeiro, respectivamente. E possivel verificar que houve um aumento nas
médias em relacdo aos valores obtidos para VclGR. Isto ocorre devido a presenca
de hidrocarboneto na formacédo que atua como isolante da corrente elétrica (Rider,
2002). Portanto, o calculo do volume de argila pelo perfil de resistividade tendera a
superestimar o resultado de VclILD.

Os pocos sem horizonte Outeiro obtiveram VcINPHI médio de 0,685. Nos

demais pogos o intervalo Outeiro obteve a média de 0,727, enquanto que o intervalo
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de Quissama, a média de 0,655. Novamente, ocorre um aumento no resultado em
relacdo aos calculados anteriormente.

Os resultados exibidos no perfil neutrdo estao relacionados a quantidade de
nucleo de hidrogénio, e consequentemente ao niumero de moléculas d’agua na
formacao (Rider, 2002). Assim, a presenca de argilominerais na rocha, resulta na
superestimacdo do volume de argila, pois estes minerais apresentam moléculas
d’agua adsorvidas em sua estrutura, as quais irdo influenciar na resposta do perfil
NPHI.

5.3.2.2. Estimativa do Vcl Total

Em média, o intervalo Quissama exibe os valores de 0,228 e 0,099 para os
pocos com e sem o0 horizonte Outeiro, respectivamente, enquanto o intervalo Outeiro
apresenta a média de 0,193. Nota-se uma diminuicdo no Vcl total quando
comparados aos resultados parciais.

Como se utilizou valores de minimo e maximo diferentes para determinar Vcl
total dos intervalos nos pocos com horizonte Outeiro, ndo é possivel realizar uma
comparagdo entre os intervalos. Assim, visando confirmar a presenca de alta
argilosidade no intervalo Outeiro, calculou-se o volume de argila total, para o poco
A11, com um unico conjunto de valores minimo e méaximo. Obteve-se para o este a
média de 0,349, enquanto no intervalo Quissama a média de 0,076. Tendo em vista
a grande diferenga entre os resultados € possivel afirmar que o intervalo Outeiro
apresenta alto teor de argila.

Ainda, observando as figuras 10 e 11, verifica-se que no intervalo Outeiro, os
valores de Vcl total abrangem, principalmente, desde 0,09 a 0,75, em contrapartida,
no intervalo Quissama, os valores concentram-se entre 0 e 0,25, confirmando que o
volume de argila é maior acima do horizonte Outeiro.
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Figura 10: Volume de argila total para o intervalo Outeiro.
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Figura 11: Volume de argila total para o intervalo Quissama.

5.3.3. Estimativa da Porosidade Efetiva (PHIE)

Inicialmente calculou-se PHID através da equacgdo 4.7, adotando-se 1,05
g/cm? para densidade de fluido. Este corresponde ao valor intermediario entre 1,00
g/cmsd, para a agua pura, e 1,15 g/cms3, para agua salina (Halliburton, 2001).

A densidade da matriz foi calculada para cada profundidade dos pogos,
obtendo-se a média de 2,73 g/cm3, a qual se aproxima da densidade padrao para os
calcarios, na ordem de 2,71 g/cm3.

O tipo de matriz também pode ser identificado através do crossplot de RHOB
por NPHI (Figura 12), no qual é possivel perceber que os pontos dos pocos plotam
principalmente sobre a linha LS, correspondente ao calcario. Contudo, alguns pontos
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dos pocgos A74 e A139 tendem para a linha D. Esta configuragdo ocorre quando ha a
presenca de argila ou cimentacao por dolomita na rocha.

Desta forma, analisaram-se os valores de raio gama para estes pontos,
observando-se que em ambas 0s pogos ha variagao entre 11 e 23 API. Associando
aos valores de densidade dos pontos infere-se que ocorra, nestes pogos, a presenca
de dolomita, como cimentacdo preenchendo os poros ou substituindo gréaos de

calcita.

Multiwell Neutron-Density Crossplot
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Figura 12: Crossplot de RHOB vs NPHI com as linhas dos tipos de rocha matriz para os pocos do
Campo A. As siglas SS, LS e D indicam, respectivamente, arenito, calcario e dolomita.

Ao final obtiveram-se, como média de PHID, os valores de 0,197 e 0,207 para
os intervalos Outeiros e Quissama, respectivamente. Os pogos sem horizonte
Outeiro apresentam um valor médio de 0,226.

Contudo, devido a presenca de argilominerais na formacdo, é necessario
fazer a correcao da porosidade. Assim, para o célculo da porosidade efetiva utilizou-
se a equacao 4.8, para intervalos com Vcl inferiores a 15%, e a equacéao 4.9, para
Vcl acima que 15%.

O valor de PHIDg, utilizado na equacao 4.9, foi calculado para cada pocgo,
bem como para os intervalos Outeiro e Quissama separadamente. Utilizou-se a
equacao 4.7 no calculo, empregando o valor para ppn, de 2,66 g/cm3, relativo a
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densidade da matriz da ilita, e para pys de 1,05 g/cm3. O valor de RHOB foi
identificado nas mesmas profundidades onde se obteve os valores maximos de GR
nos perfis, correspondente a zona de folhelho. A média da porosidade na zona de
argilas obtida para o intervalo Outeiro foi de 0,134, enquanto para o intervalo
Quissama foi de 0,174 nos pogos com horizonte Outeiro e 0,164 nos pogos sem o
horizonte.

As tabelas 3 e 4 mostram, respectivamente, a média de PHIE para os pogos

com e sem horizonte Outeiro.

Tabela 3: Porosidade efetiva média para os pogos com horizonte Outeiro.

PHIE
Pogo Outeiro  Quissama
A2 0,15 0,16
A3 0,22 0,21
A 11 0,17 0,17
A 12 0,19 0,16
A_139 0,23 0,21
A 156 0,13 0,19
A_168 0,10 0,11

Tabela 4: Porosidade efetiva média para os pogos sem horizonte Outeiro.

Poco PHIE
A_10 0,21
A_14 0,23
A_74 0,20
A 153 0,21

Os pocos sem o horizonte Outeiro apresentam porosidade efetiva média de
0,215, enquanto nos intervalos Outeiro e Quissama, de 0,169 e 0,172,
respectivamente. Os valores médios obtidos estdo abaixo do que é proposto por
Horschutz et al. (1992), na ordem de 20% para porosidade do reservatério Albiano
do Campo A. Observando as tabelas acima, nota-se que alguns pocos exibem
valores de porosidade baixos, inferiores a 16%, o0 que resulta na tendéncia de queda
do resultado da média.

Os principais pocos com 0s menores valores de PHIE do conjunto sdo A156 e
A168. Ao analisar os dados de eletrofacies desses pocos (Figura 13), percebe-se
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que a baixa porosidade efetiva esta relacionada a presenca de cimentacdo na
formacao.
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Figura 13: Perfil de facies dos pogos A156 e A168. Em vermelho: reservatério, verde: possivel
reservatério, azul: no reservatério e amarelo: cimentado (Kuroda et al., 2012).

Conforme Guimardes (1994) a zona do hidrocarboneto dos reservatérios
carbonaticos do albiano apresentam dois tipos de cimentacdo: marinha e metedrica.
A primeira consiste numa franja acicular de calcita pouco desenvolvida que envolve
completamente os odlitos. A segunda esta associada a rochas de granulometria fina,
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em que a porosidade é obliterada parcial ou totalmente devido a uma franja
romboédrica de calcita que crescem em dire¢do ao centro do poro.

Visando realizar uma comparagdo entre os intervalos, calculou-se a
porosidade efetiva para o pogo A11, empregando valores de pms € ps citados
anteriormente para determinar PHIDgp, cujo resultado foi de 0,0974. No intervalo de
Outeiro obteve-se PHIE médio de 0,165, enquanto no intervalo Quissama, o valor de
0,187. Novamente estes valores apresentam-se abaixo do esperado para
carbonatos. Contudo é possivel observar, nas figuras 14 e 15, que em ambos os
intervalos a maior frequéncia de resultados de PHIE ocorre entre 0,18 e 0,24,
condizendo com o que é proposto por Horschutz et al. (1992).
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Figura 14: Porosidade efetiva do intervalo Outeiro.
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Figura 15: Porosidade efetiva do intervalo Quissama.
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No intervalo Outeiro também ocorre um pico de frequéncia entre 0,07 e 0,13,
0 que explica a média relativamente baixa para esse intervalo. Ao correlacionar o
perfil de PHIE com os dados de facies (Figura 16), nota-se que a zona de baixa
porosidade compreende porgdes cimentadas e de ndo-reservatorio do intervalo.
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Figura 16: Perfil GR, PHIE e de facies do pogo A11. Em vermelho: reservatério, verde: possivel
reservatério, azul: ndo reservatério e amarelo: cimentado (Kuroda et al., 2012).
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5.3.4. Estimativa da Saturacdo de Agua Efetiva (Swe)

A saturacao efetiva foi calculada por meio da equacdo 4.10, para as
profundidades com Vcl inferiores a 15%, e da equagao 4.11, para Vcl acima que
15%.

O valor de Ry, utilizado foi de 0,045 ohm.m, correspondente a média das
resistividades da agua calculadas para cada pogo. Visando determinar o grau de
confiabilidade para este resultado, calculou-se R, através da salinidade e
temperatura do campo, obtendo-se 0,042 ohm.m, valor préximo ao obtido no método
do Pickett Plot.

O caélculo da saturacdo efetiva foi realizado somente no intervalo de
Quissama, considerado a zona com melhores condicoes de reservatorio. Desta
forma, a resistividade da argila adjacente (Rsp) utilizada corresponde aos valores de
ILD maximo obtidos, anteriormente, para o célculo do Vcl através do perfil ILD.

O reservatorio apresenta uma saturagdo média de 43%, contudo, observando
a média de cada poco (Tabela 5), é possivel distinguir dois grupos de Sye. O
primeiro corresponde aos po¢os com valores de S, inferiores a 45%, enquanto o

segundo englobando 0s po¢os cuja Sye € superior.

Tabela 5: Saturacao efetiva média dos pogos do Campo A.

Poco Swe Poco Swe
A2 0,55 A_14 0,30
A_3 0,39 A_139 0,30

A_10 0,29 A_153 0,35

A 11 0,38 A_156 0,48

A 12 0,42 A_168 0,88

Ao comparar o mapa de localizagdo dos pogcos com o mapa de profundidade
do topo do reservatério é possivel notar que os pogos com baixos valores de
saturacao efetiva de agua encontram-se situados no alto estratigrafico da regiao
centro-sul, enquanto que os pocos do segundo grupo estdo espalhados ao longo
das zonas de depressodes.

A presenca de valores baixos para saturacdo de agua é um indicativo de alta
saturacao de hidrocarbonetos (S,), pois a soma de ambos corresponde a 100% da

rocha saturada. Assim, S, é obtido através da seguinte equacéo.
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S,=1—-S5,, (5.1)

Portanto, pode-se inferir que a acumulacdo de hidrocarbonetos do
reservatorio ocorra nesta regiao central, correspondente ao alto estratigrafico.

Ao correlacionar os dados de S, com os de PHIE nota-se que os pogcos com
baixa saturacdo de agua, e consequentemente alta S,, apresentam alta porosidade.
Segundo Spadini (1990) a entrada precoce de hidrocarboneto, sobretudo o 6leo, €
um mecanismo importante para a preservacdo da porosidade primaria, pois
interrompe 0s processos diagenéticos de subsuperficie. O autor afirma que este é o
principal mecanismo de preservagao da porosidade e da permeabilidade nos

reservatérios albianos da Bacia de Campos.
5.4.Determinacao de Net Pay e Net to Gross

Este trabalho adotou as informagbes de eletrofacies como cut-off para
determinar Net Pay. Desta forma, definiram-se dois possiveis cenarios para o
reservatério. O primeiro, com carater conservador, optou-se por somente utilizar a
faceis reservatério, enquanto o segundo cenario, sendo mais otimista, utilizou-se as
facies reservatorio e possivel reservatério.

A figura 17 compreende um mapa da distribuicdo de Net Pay no campo
segundo o primeiro cenario, considerando apenas facies reservatorio. Nota-se que a
area central e sudeste do campo apresentam as maiores espessuras de Net Pay e,
consequentemente, de facies reservatério. Contudo toda 4rea sudeste do campo
situa-se numa zona de depressao em relacao a porgéao central do campo (Figura 9).
Desta forma, mesmo esta area tendo elevada espessura de reservatério, a
possibilidade de se encontrar hidrocarboneto armazenado € baixa, por estar abaixo

do contato 6leo/agua.
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Figura 17: Mapa da distribuicdo de Net Pay no campo para faceis reservatorio.

A presenga de elevada espessura de reservatorio na area centro-sul,
associado ao fato de ser uma regido de alto estratigrafico onde os pogos indicam
alta porosidade e baixa saturagdo de agua, sugere que esta area compreende um
otimo reservatorio de hidrocarboneto.

A figura 18 consiste no mapa da distribuicdo da razdo Net to Gross no campo
segundo o primeiro cenario. O campo exibe duas zonas com alta razao Net to
Gross, ou seja, com alta potencial de producao de hidrocarbonetos. A zona de maior
extensdo ocorre na regido norte e apresenta de forma eliptica, contudo nesta area
ocorre baixa espessura Net Pay. A segundo zona, de menor extensao, compreende
um faixa alongada segundo o trend N-S, localizada na regido centro-sul do campo, e
apresenta elevada espessura Net Pay.
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Figura 18: Mapa da distribuicdo de Net to Gross para faceis reservatério.

A figura 19 compreende um mapa da distribuicdo de Net Pay no campo
conforme o segundo cenario, considerando as fécies reservatério e possivel
reservatério. Nota-se que houve um aumento da espessura Net Pay em relacao ao
primeiro cenario. A espessura maxima que era antes 80 m passa a ser 95 m. Apesar
dessa mudancga, a distribuicdo espacial mantém-se praticamente a mesma, com a
espessura aumentando, regionalmente, de norte para sul.

Em relacdo a distribuicdo espacial da razdo Net to Gross no campo conforme
0 segundo cenario (Figura 20) observa-se um aumento da area com alto potencial,
principalmente nas direcdes nordeste e sudeste. Toda regido norte, com excecéo do
extremo noroeste, exibe razédo Net to Gross acima de 0,8. Estas mudancgas no valor
do Net to Gross estao relacionadas ao fato de que ao aumentar o valor do dividendo
de uma razao, no caso espessura Net Pay, e manter inalterado o valor do divisor,

Net Gross, resulta no aumento do resultado final.
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Figura 19: Mapa da distribuicao de Net Pay para faceis reservatorio e possivel reservatério.
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Figura 20: Mapa da distribuicao de Net to Gross para faceis reservatorio e possivel reservatério.
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6. CONCLUSOES

O presente trabalho teve por objetivo principal a caracterizagdo petrofisica do
reservatério Albiano a partir de onze pogos localizados no Campo A, Bacia de
Campos.

Inicialmente, realizou-se a andlise dos perfis geofisicos no intervalo do
reservatorio a fim de realizar a caracterizacdo geoldgica do reservatério. Foram
identificados quatro picos de alta radioatividade, correspondente a picos de
afogamentos que limitam ciclos de inframaré. Segundo Spadini (1992), os ciclos de
inframaré apresentam um padrao shoaling-upward, iniciando com packstones
peloidais plancténicos, depositados nos periodos de afogamento. Acima se
desenvolvem bancos oncoliticos, no qual se deposita packstones e grainstones. O
topo marca o registro de maximo arraseamento composto por depésitos de cinturdes
ooliticos.

Além disso, observa-se a presenca, na area norte e sul-sudoeste do campo,
de uma camada com alta argilosidade no topo do reservatério. Calculou-se o
volume de argila nesta camada e abaixo desta para o poco A11, obteve-se os
valores de, respectivamente, 35% e 7,6%. Esta discrepancia confirmou as suspeitas
alta argilosidade no topo desta area.

O presente trabalho considerou que o intervalo do reservatério carbonatico
corresponde, neste sete pocos, a zona abaixo desta camada.

O volume de argila no reservatério varia entre 5 e 26%, enquanto que a
porosidade efetiva varia entre 10 e 24%. A baixa porosidade esta associado a
presenca de cimentacdo na formagédo. O poco A168 possui os maiores indices de
cimentagao em relagéo aos outros pogos.

A saturacdo de agua efetiva varia drasticamente no campo, de 28 a 89%.
Observou-se que a porcao central do campo apresenta valores de S, inferiores a
45%, enquanto que o restante do campo apresenta valores acima. Esta regido com
baixa Sye, € consequentemente alta saturacdo de hidrocarbonetos, esta inserida no
alto estratigrafico centro-sul, definido pelo mapa de profundidade do topo do
reservatério. Os pocgos localizados nesta regiao apresentam alta porosidade. Esta
caracteristica estd associada a entrada precoce de hidrocarboneto que preserva a
porosidade primaria ao interromper os processos diagenéticos de subsuperficie.
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Por fim determinaram-se os valores de Net Pay e Net-to-Gross para dois
cenarios. No primeiro utilizou-se as facies reservatorio como cut-off, enquanto que
no segundo, acrescentaram as facies possivel reservatorio. Em ambos os casos
observou-se a presenga de elevada espessura de reservatorio na area com alta
porosidade e saturacdo de hidrocarbonetos. Portanto, conclui-se que a regiao
centro-sul do campo compreende a por¢do do reservatério Albiano com maior
potencial de reservatoério de hidrocarboneto.

O presente trabalho contribui para o enriquecimento do conhecimento
referente as propriedades petrofisicas e geoldgicas dos sistemas carbonaticos.
Espera-se que os métodos utilizados possam ser aplicados em outros campos com

caracteristicas semelhantes ou distintas ao Campo A, com os devidos ajustes.
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