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RESUMO

Os carbonatos do pré-sal brasileiro sdo heterogéneos em relagdo as suas propriedades geomecanicas e
petrofisicas devido aos processos sedimentares e digenéticos que os geraram e modificaram. No
entanto, as acumulacdes de hidrocarbonetos presentes neste complexo sistema sdo Unicas; apresentam
grandes volumes de 6leo de boa qualidade e um sistema petrolifero complexo e incomum que tem
instigado o desenvolvimento cientifico e da engenharia. Assim, com base em perfis de pogos, testes de
pocos, dados laboratoriais e informagdes sismicas, este trabalho visa caracterizar e analisar as
propriedades geomecanicas e petrofisicas de dois reservatérios carbonaticos do pré-sal (Formacgédo
Barra Velha e Formacéo Itapema) no campo de Buzios, Bacia de Santos. Os parametros geomecanicos
foram usados para definir as facies geomecanicas por meio do algoritmo K-means clustering. Além
disso, dados de porosidade efetiva e permeabilidade extraidos da ressonancia magnética nuclear foram
usados para definir as unidades de fluxo através do método do indicador de zona de fluxo. Apés a
calibracdo desses dois agrupamentos, os resultados da comparacdo mostraram que quando a rocha
apresenta maiores valores de, as facies geomecanicas indicam rochas menos resistentes, mais porosas
ou mais fraturadas, menos rigidas e mais propensas a deformac@es. A presenca de argilas obstruindo a
conexdo dos poros nas rochas, se mostrou um fator determinante na diminuigdo da permeabilidade. E
apesar de as facies geomecanicas apresentarem rochas com baixa resisténcia, as unidades de fluxo
indicam rochas com perfil ndo-reservatério. A Formacdo Barra Velha apresentou comportamento
heterogéneo; alguns pogos apresentam intervalos ndo reservatorio na por¢do superior da formacao e as
melhores condicfes de escoamento foram identificadas na parte inferior. A Formacdo Itapema
apresentou um comportamento geomecanico mais homogéneo e, adicionalmente, mostrou melhores
valores indicadores de zona de fluxo devido & sua alta permeabilidade. E importante destacar que as
discussdes tanto das semelhangas quanto das variagdes feitas para as duas formacgdes também foram
analisadas a partir de se¢es de poco e sismica.

Palavras-chave: Campo de Buzios; Pré-sal; Facies geomecanicas; Unidades de fluxo; Interpretacdo
sismica.



ABSTRACT

The Brazilian pre-salt carbonates are heterogeneous in their mechanical and petrophysical properties
due to the sedimentary and diagenetic processes. However, the hydrocarbon accumulations present in
this complex system are unique in terms of petroleum quality and an unusual petroleum system,
contributing to scientific and engineering development. Thus, based on well-logs, well tests,
laboratory data, and seismic information, this work aims to characterize and analyze the
geomechanical and petrophysical properties of two pre-salt carbonate reservoirs (Barra Velha
Formation and e Itapema) in the Buzios field, Santos Basin. Once the geomechanical parameters were
estimated, they were used to define the geomechanical facies through a K-means clustering algorithm.
The effective porosity and permeability data extracted from the nuclear magnetic resonance were used
to determine the flow units using the flow zone indicator method. After calibrating these two clusters,
the comparison results showed that when the rock presents a better low zone indicator, the
geomechanical facies show rocks that are less strength, more porous, or more fractured, less rigid, and
more prone to deformation. However, when some clays obstruct the connection of the pores in the
rocks, this decreases the permeability, and although the geomechanical facies present rocks with low
strength, the flow units present rocks with a non-reservoir profile. The Barra Velha Formation a
presented heterogeneous behavior, as some wells showed non-reservoir behavior in the upper part. On
the other hand, the best flow conditions were identified in the lower part of the formation. The Itapema
formation presented a more homogeneous mechanical behavior and, in addition, showed better flow
zone indicator values due to its high permeability. It is essential to highlight that the appreciations of
both the similarities and the variations made for the two formations were also analyzed from well and
seismic sections.

Keywords: Buzios Field; Pre-salt; Geomechanical Facies; Flow Units; Seismic Interpretation.
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1 Introducéo

A Geomecénica é uma disciplina moderna com aplica¢des tanto no campo das
ciéncias geoldgicas quanto na engenharia (Zoback 2013, Aadnoy & Looyeh 2011). Abrange
principalmente o comportamento mecanico de rochas reservatorios, geologia estrutural
regional e a engenharia de petroleo para resolver problemas relacionados com os reservatorios
durante as atividades de exploragdo e producdo de hidrocarbonetos (Javani et al. 2017,
Kidambi & Kumar 2016). Na atualidade, muitos dos estudos geomecanicos tém sido
direcionados dentro de reservatorios carbonaticos, uma vez que representam mais de 60% das
reservas mundiais de petroleo e 40% das reservas mundiais de gas (Schlumberger 2007). A
modelagem geomecéanica procura estimar as propriedades fisicas das rochas, identificando as
magnitudes das tensdes in-situ e a sua relagdo com o estado de tensdo e a tectonica regional na
area de interesse (Heidbach et al. 2018, Ganguli & Sem 2020). Assim, a caracterizacdo
geomecanica dos reservatorios carbonaticos é crucial para a identificacdo e previsdo das
propriedades elésticas (Javani et al. 2017, Kidambi & Kumar 2016), pressdes de poros e

unidades de fluxo, contribuindo para exploracédo e recuperagédo de hidrocarbonetos.

Dada a complexa distribuicdo das litofacies, estratigrafia, mineralogia, porosidade
e presenca de fluidos (Hovadik & Larue 2007, Yang et al. 2017), as propriedades fisicas dos
reservatorios carbonaticos variam muito. Isso deve-se a complexa combinacdo de processos
deposicionais e diagenéticos aos quais essas rochas sdo submetidas (Dunham 1962). Por
conseguinte, alteragbes nas propriedades mecénicas da rocha dentro das unidades e
descontinuidades geoldgicas podem afetar o campo de tens6es (Homberg et al. 1997, Yale
2003), gerando estados descontinuos de tensdo em relacdo a sua magnitude (Evans et al.
1989, Wileveau et al. 2007, Langenbruch & Shapiro 2015) e orientagdo (Treagus 1973, Bruno
& Winterstein 1994, Bourne 2003). No entanto, apesar da flutuacdo consideravel das
magnitudes de tensdo com a profundidade, o estado de tensdo nos reservatorios é geralmente

influenciado pelo atual regime tectdnico (Pham et al. 2020).

O primeiro passo na caracterizacdo geomecanica é feito através da analise de
pocos, (Tingay et al. 2009, Rajabi et al. 2016, Ganguli et al. 2019, Baouche et al. 2020),
sendo necessario adquirir dados de boa qualidade, incluindo, perfis e testes de poco e analises
laboratoriais (McGinnis 2009). Consequentemente, a constru¢cdo de um modelo geomecanico
envolve o calculo de propriedades elasticas, pressdo de poro, magnitudes e orienta¢fes do

estado de tensdo in-situ, com base em dados geofisicos, tais como perfis de imagem de poco,
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medigcdes de pressdo estatica de fundo de poco, relatérios de perfuragdo, e perfis
convencionais (densidade e acusticos). Além disso, as propriedades elasticas, como mddulo
de Young e razdo de Poisson estimadas com dados dindmicos podem ser correlacionadas com
as propriedades estaticas mediante ensaios no laboratério (Wang 2000) para atender uma
melhor caracterizagdo das rochas dentro dos reservatérios de interesse (Chang et al. 2006).

Alem da caracterizacdo geomecénica das formacdes de interesse, é necessario
analisar as propriedades petrofisicas. Portanto, a modelagem de unidades de fluxo é uma
metodologia abrangente e eficaz para prever as propriedades permoporosas e levar em
consideragdo as heterogeneidades de fluxo dentro do reservatdrio (Penna & Lupinacci 2021).
As principais metodologias para a classificacdo das unidades de fluxo baseiam-se na ligacéo
do tamanho da garganta dos poros com a permeabilidade e porosidade efetiva, principalmente
nos dados de amostras de nucleo e perfis de po¢os. Em consequéncia, 0 método do indicador
de zona de fluxo (FZI) é o mais utilizado em reservatorios clasticos e carbonaticos devido a

sua eficacia.

A modelagem assertiva da heterogeneidade do reservatorio e do comportamento
do fluxo em relagcdo ao movimento do fluido é essencial para a tomada de decisdo da equipe.
Portanto, a modelagem de unidades de fluxo (FU) em rochas carbonaticas pode ter uma
vantagem sobre as facies sedimentologicas ou litoldgicas, pois da maior énfase as
propriedades permoporosas. De acordo com os estudos de Aggoun et al. (2006), Hatampour
et al. (2018), Ghanbarian et al. (2019) a tipagem de FU em areas com configuracGes
geoldgicas complexas com diagéneses diferencial para a estimativa da porosidade e

permeabilidade € mais precisa do que as facies litoldgicas e sedimentares.

Este trabalho concentra-se na caracterizacdo geomecanica e petrofisica das rochas
carbonaticas do pré-sal brasileiro, correspondentes as formac6es Barra Velha e Itapema no
Campo de Buzios, localizado na porcdo central da Bacia de Santos, a uma distancia de 180
km da costa do Rio de Janeiro. Devido a sua grande complexidade geoldgica, tecténica,
deposicional e diagenética, bem como ser um dos maiores produtores em aguas profundas e o
segundo maior campo do Brasil em termos de producéo de petréleo (ANP 2021), o Campo de
Blzios constitui um excelente estudo de caso para aplicacdo do método de modelagem
geomecanica, servindo de referéncia para a comparagdo com outros campos do pré-sal. Na

literatura existem poucos estudos até o0 momento que caracterizem o atual regime de tenséo in



18

situ, a pressdo dos poros e as propriedades mecanicas na bacia que compreende a area de

estudo.

2  Objetivos

2.1 Objetivo geral

Estabelecer relagdes entre as propriedades que governam o escoamento de fluidos
e 0 comportamento geomecanico nos carbonatos do Pré-sal, Campo de Buzios (Formagdo
Barra Velha e Formacdo Itapema), Brasil, comparando as unidades de fluxo e as facies

geomecénicas para a caracterizacdo geomecanicas dos intervalos reservatérios.

2.2 Objetivos especificos

» Auvaliar o regime de tensdo na area de estudo através do conhecimento das direcdes e as
magnitudes das tensdes in situ (Sv, SH, Sh) utilizando informagdes de pogo, tais como perfis
convencionais (densidade e acusticos) e perfis de imagem, além da analise da pressdo dos
poros atraves das medicOes diretas pressao;

» Estimar as propriedades mecanicas e elasticas (dindmicas e estaticas) a partir de dados
geofisicos e correlagdes da literatura para as formacdes de interesse, para o estabelecimento
do critério de falha de Mohr-Coulomb e uma janela do peso do fluido de perfuracdo adequada
gue garanta a estabilidade do pogo;

> Estabelecer facies geomecanicas definindo uma matriz normalizada de propriedades
(porosidade total, tensdes horizontais, pressdo de poro, propriedades mecanicas e elasticas) vs
profundidades e um algoritmo de agrupamento nao supervisionado (K-means) para a analise
de variacBes geomecanicas verticais e laterais no campo;

»  Definir unidades de fluxo usando o método indicador de zona de fluxo (FZI) a partir de
perfis de permeabilidade e porosidade efetiva extraidos da ressonancia magnética nuclear,
além de discretiza-las na escala decamétrica, levando em consideracdo métodos estatisticos e
petrofisica de laboratério, e a calibracdo com os dados de vazdo em superficie dos testes de
formacdo, para que estas unidades possam ser mapeadas na escala sismica em trabalhos
futuros;

> Analisar a relacdo entre unidades de fluxo e facies geomecanicas utilizando histogramas e

secdes transversais para definir padrdes ou variacOes laterais entre os dois grupos.
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3 Revisdo bibliogréfica

3.1 Geologia regional

A area coberta pelos reservatérios do pré-sal estd distribuida pelas bacias
sedimentares de Santos e Campos (800 km de comprimento por 200 km de largura). Além
disso, os reservatdrios do pré-sal constituem um dos maiores reservatérios carbonaticos do
mundo. Estes reservatdrios estdo localizados a profundidades de 6.000 e 7.000 m, com lamina
d'agua de 1.500 a 3.000 m. Além disso, as rochas sobrejacentes aos reservatorios sao camadas
de sal que alcangam espessuras de até 2.000 m, aproximadamente (Silva et al. 2017).

A érea de estudo estd localizada na bacia sedimentar de Santos, que tem uma
superficie de aproximadamente 350.000 km?, além disso, a Bacia é de margem passiva com
uma orientacdo geral SW-NE e geometria concava. O inicio da formacao da Bacia ocorreu no
periodo Jurassico Superior/ Cretaceo inferior e esta relacionado com a ruptura do Gondwana e
abertura do Oceano Atlantico sul. Na formacdo da Bacia, foram definidos trés estagios de
evolucdo (Rifte, Post Rifte e Drifte) (Moreira et al. 2007). Foram também evidenciadas trés
sequéncias: continental, tradicional e marinha. Além do anterior, € importante destacar a
ocorréncia de um complexo vulcanico extrusivo devido a formacéo de crosta oceénica entre a

provincia de dipiros de sal e a Zona de Fratura de Floriandpolis.

A Bacia de Santos esta localizada na parte sudoeste da margem continental
brasileira e cobre os litorais dos estados do Rio de Janeiro, S&o Paulo, Parand e Santa
Catarina. A bacia de Santos é limitada ao norte pela bacia de Campos no alto Cabo Frio e ao
sul pela bacia de Pelotas no alto Florianopolis. O limite oeste da bacia é representado pelos
cintures de serras costeiras (Maci¢co da Carioca, Serras do Mar e Mantiqueira) e a leste a
bacia se estende até o sopé do Planalto Paulista (figura 1).
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Figura 1: Mapa de localizagdo da Bacia de Santos mostrando seus limites (acima). Os
poligonos representam os blocos e campos em concessao, a linha pontilhada, os limites
geoldgicos da bacia (Fonte: ANP) Distribuicdo do Pré-sal brasileiro com referéncia as bacias
do litoral (embaixo). (Fonte: Revista USP).

Em conformidade com Moreira et al. (2007) a evolucdo tectonoestratigrafica da
Bacia de Santos pode ser dividida em trés supersequéncias principais, Rifte, Pos-rifte e Drifte,
conforme se mostra na carta estratigrafica (figura 2), que o autor por sua vez subdividiu em
sequéncias menores (K20-N60) tendo em conta, as caracteristicas predominantes dos
processos sedimentares. O embasamento da bacia é constituido por rochas pré-cambrianas da

Faixa Ribeira. Além do anterior, a sequéncia do Neocomiana Inferior na Bacia apresenta
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rochas vulcanicas basalticas. As tensdes do rifteamento do Gondwana geraram areas de

subsidéncia, que foi o espaco adequado para a sedimentacédo da Bacia.

Sintetizando, as grandes carateristicas paleoambientais da margem continental das
Megasequéncias, é possivel reconhecer registros da fase intracratdnica na Megasequéncia Pre-
Rifte; depdsitos continentais de origem fluvial e lacustre que formaram rochas geradoras e
rochas reservatorios na Megasequéncia Sin-Rifte; sedimentos evaporiticos que geraram
camadas espessas de sal, que por sua vez deram origem as trapas na Megassequéncia
Transicional; por ultimo, na Megasequéncia Pos-rifte atinge duas partes, a primeira delas, a
transgressiva compreende um ambiente marinho raso na plataforma e marinho profundo na
bacia, sedimentos carbonaticos que formaram rochas geradoras e reservatorios e a segunda
etapa é a regressiva inclui a formacdo de rochas siliciclasticas (rochas geradoras e

reservatorios).
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Figura 2. Carta estratigrafica da Bacia de Santos mostrando o intervalo de interesse.
Modificado de Moreira et al. (2007).

Os principais sistemas petroliferos identificados na Bacia de Santos sdo 0s
seguintes: Picarras-Itapema/Barra Velha, Picarras-Guaruja e Itajai-Acu-llha Bela. O sistema
petrolifero Itajad-Acu-llhabela foi confirmado no estudo realizado por Chang et al. 2008 e
associa geragdo de hidrocarbonetos a partir de folhelhos marinhos andxicos da Formacao
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Itajai-Acu e acumulacdo em arenitos turbiditicos neoturonianos a eosantonianos do Membro
IIhabela.

Os processos de migracdo e acumulacdo de hidrocarbonetos na Bacia de Santos
estdo fortemente relacionados com a dinamica da sequéncia evaporitica, atuando como
condicdo fundamental para o fluxo dos hidrocarbonetos gerados na secdo rifte devido a
permeabilidade muito baixa. A migracdo aconteceu até o contato basal da sequéncia
sedimentar pré-aptiana, que serviu como uma camada carreadora e transgrediu a sequéncia
evaporitica a partir de janelas ou zonas de espessura fina. Portanto, o fluxo de hidrocarbonetos
concentrava-se em falhas distensivas listricas associadas aos domos e didpiros de sal, ou em

falhas de transferéncia, ate as trapas (Chang et al. 2008).

3.2 Areade estudo

O presente trabalho é desenvolvido utilizando um banco de dados do Campo de
Buzios fornecido pela Agéncia Nacional do Petroleo, Gas Natural e Biocombustiveis (ANP).
Este banco de dados consiste em descrigdes e analises laboratoriais de amostras de nucleo e
amostras de calha de perfuracdo, perfis convencionais e especiais de poco, medicdes de
pressdo de fundo de pocgo extraidas dos testes de formacéo, relatérios de perfuracdo, dados
sismicos 3D, entre outras informacGes. A descoberta do campo de Buzios foi no ano 2013
devido as acumulagBes comerciais encontradas na area. O campo foi declarado comercial
como resultado das intensas campanhas exploratdrias nos blocos restantes do cluster Pré-sal
na Bacia de Santos. O pogo descobridor foi 2-ANP-1, perfurado no ano 2010 por iniciativa da
ANP, uma vez que nesse mesmo ano o Governo Federal autorizou 0 novo marco regulatorio
para as areas do Pré-sal, o que permitiu 0 aumento do or¢camento para atividades exploratorias

na area (Petrobras 2013).

O Campo de Buzios (Figura 3) situa-se a uma distancia de aproximadamente 200
km da costa do Rio de Janeiro, é considerado um dos maiores campos de petroleo em aguas
profundas do mundo, pois tem uma lamina d’agua cerca de 1.940 metros e as rochas
reservatorio alcancam profundidades de mais de 5000 metros. A sua area é de 850 kmz2, com
espessuras de reservatérios de até 480 metros e excelente qualidade da rocha reservatério.
Mais de 45 pogos perfurados até atualidade confirmam a excelente qualidade do reservatorio.
Devido as caracteristicas permoporosas, associadas a grandes espessuras de coluna de

petréleo, cada po¢o de Buzios produz, em média, mais de 45.000 barris de petréleo por dia.



23

Atualmente, o campo tem 0s seis pogos com a maior producdo de petréleo do pais (ANP
2021).

O sistema petrolifero do campo de Bulzios compreende o play do pré-sal, os
elementos do sistema sdo: as rochas geradoras dos hidrocarbonetos que compdem as
formac0es Picarras e Itapema, que sdo folhelhos lacustres gerados em condicGes de caréncia
de oxigénio, por conseguinte, ricos em matéria organica, estima-se que as formacdes sejam de
idade neobarremiana/eoaptiana, depositadas no estagio rifte da Bacia. As rochas reservatérios
sdo carbonatos constituidos por microbialitos da Formacdo Barra Velha e coquinas
barremianas da Formacéo Itapema (Moreira et al. 2007) que consistem frequentemente em
uma camada basal de idade eoaptiana associada a fase rifte e outra neo-aptiana depositada na
fase sag da Bacia (Zalan 2016).

No estagio Rifte foram criadas as principais trapas relacionadas com os altos
estruturais do embasamento, bem como também foram criadas as falhas responsaveis pela
migracédo dos hidrocarbonetos. A formacéo evaporitica e de grande espessura, Ariri de idade
neo-aptiano/eoalbiano devido as suas excelentes propriedades selantes, corresponde a rocha

capeadora do sistema.
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Mapa de Localizacdo - Campo de Buzios
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Figura 3. Mapa de localizacdo do Campo de Buzios (Modificado da ANP, 2018).
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3.3 Modelagem geomecanica

A geomecénica é uma ciéncia necessaria em varias areas do conhecimento como a
engenharia (civil, Minas e Petroleos) e a geologia (Zoback 2003, Aadnoy & Looyeh 2011).
Esta ciéncia moderna funciona de forma interdisciplinar com geologia e geofisica para evitar
perdas econdmicas e vidas humanas, uma vez que muitas constru¢des como barragens, tlneis,
e pocos de petroleo sdo desenvolvidas diretamente nas rochas. Por isso, 0 conhecimento das
propriedades geomecanicas € necessario para o sucesso destes projetos.

A geomecanica visa geralmente caracterizar o estado de tensdes, as propriedades
mecanicas e elésticas de um volume de rocha. Em um afloramento, um cientista pode
observar rochas deformadas, fraturadas ou falhadas, em resposta a um campo de tensao
aplicado ao volume da rocha. Além disso, tais respostas dependem da natureza da rocha, (ou
seja, se € um material ductil ou raptil), da direcdo e magnitude do estado de tensdo. Porém, os

métodos para estimar a magnitude e orientacdo do campo de tensbes dependerdo das
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deformacdes e da capacidade do intérprete. Por outro lado, se houver perfuracGes no local de
interesse, o calculo da magnitude e orientacdo do estado de tensdo pode ser feito com dados
geofisicos (perfis de velocidade de onda P e S, perfil de densidade, e perfis de imagem)

adquiridos nas profundidades do alvo.

As tensfes mais comuns as rochas estdo expostas sdo, a compressdo e O
cisalhamento. Uma rocha falha por tensdo de tracdo mais facilmente do que por qualquer
outro tipo de tensdo. Pelo contrério, as rochas tém maior resisténcia a deformacéo sob tensées
compressivas simples (Zhang 2019). Além disso, diferentes tensdes aplicadas a uma
superficie (elemento de volume) podem ser combinadas vetorialmente em um estado de

tensdo simples, por esse motivo é importante a estimativa do estado de tenséo.

Ensaios de laboratdrio em células triaxiais, confinadas e ndo confinadas sdo
realizados para estimar a resisténcia da rocha as tensées principais. Contudo, no caso de um
poco, a aquisi¢cdo de um ndcleo € muito é muito cara, de modo que uma correlacdo pode ser
usada para estimar esta propriedade (Chang et al. 2006), podendo ser calibrada com uma
amostra retirada de um afloramento analogo ao reservatério de interesse. Além do estado de
tensdo, a caracterizacdo geomecénica abrange as propriedades elésticas, as pressdes dos
poros, e propriedades mecanicas das rochas, as quais podem ser estimadas de maneira

dindmica com perfis geofisicos ou estatica mediante testes de laboratorio.

A caracterizacdo geomecanica das rochas esta condicionada por diversos fatores
que podem variar o estado de tensdo dentro no mesmo local, os principais e mais importantes

fatores estdo listados abaixo.

3.3.1 Fatores que influenciam 0 modelo geomecénico

> Fatores sedimentoldgicos

Os fatores sedimentolégicos como a razdo grdo/matriz, microporosidade,
porosidade priméria e secundéria, grau de cimentacdo, teor de argila, dolomitizacdo e

dissolucao influenciam principalmente a resisténcia a tracdo das rochas.
> Fatores diagenéticos

As condicOes de pressdo, temperatura, tempo e velocidade no momento da

deposicdo dos sedimentos e as texturas dos grdos controlam o tipo e distribuicdo das



26

propriedades permoporosas e, como consequéncia, afetam os parametros elasticos das rochas

como a razdo de Poisson, o coeficiente de Biot e 0 Modulo de Young.
> Temperatura

O gradiente geotérmico médio é de 3 °C/100 m, o que indica que a temperatura da
crosta terrestre aumenta com a profundidade. Embora possa ser feita uma estimativa da
temperatura, existem condi¢cfes regionais em que esse gradiente ndo é constante. Em areas
com vulcanismo ativo, ou com adelgagcamento da litosfera, por exemplo, o gradiente
subestima a temperatura. Também existem condigdes locais, tais como a condutividade
térmica de algumas rochas, que produzem variacdes laterais e verticais de temperatura, e a
presenca de processos hidrodindmicos que podem alterar a temperatura. O comportamento
mecanico das rochas é fortemente influenciado pela temperatura, pois os minerais que
compdem as rochas comportar-se de forma diferente com o aumento da temperatura,

alterando a resisténcia da rocha, podendo passar de um comportamento ruptil a dictil.
> Pressdo de confinamento

Handin & Hager (1957), Handin et al. (1963) e Handin (1965) incluiram
variacdes na pressdao de confinamento, pressdo dos poros e temperatura, usando siltito,
folhelho, arenito, calcario, rocha dolomita, anidrita e halita, além de pastas de cimento. No
geral, aumentos marcantes na resisténcia e na capacidade de deformar permanentemente sem
fraturas foram associados com o aumento da presséo de confinamento para 0s materiais

testados.
> Presenca de fluidos

A répida sedimentacdo das camadas rochosas é conhecida como fendmeno de
subcompactacdo, este fendbmeno gera retencdo intersticial de fluidos e € 0 mecanismo mais
comum para a geracdo de sobrepressdo. Este excesso de pressao pode também ser atribuido
aos efeitos do tectonismo e da expansédo de fluidos. Uma das condicdes para a existéncia de

sobrepressdo é a baixa permeabilidade das formacdes geoldgicas, geralmente rochas argilosas.
> Geologia regional

A presenca de descontinuidades geoldgicas, como falhas regionais ou locais,
fraturas e alteracGes na litologia, torna muitas vezes dificil caracterizar o campo de tensoes.

(Homberg et al. 1997, Yale 2003). Por vezes o campo de tensdo gira em resultado de tensoes
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perturbadas em areas proximas a falhas ativas e fraturas naturais. Isto pode ser evidenciado
pela rotacdo dos breakouts, que sdo indicadores de tensdo dentro dos pogos (Barton & Zoback
1994, Lin et al. 2010).

3.3.2 Aplicacdo do Modelo Mecénico de Terra aos principais problemas na industria dos
hidrocarbonetos

A indlstria de hidrocarbonetos enfrenta grandes problemas mecanicos no
desenvolvimento das atividades de exploracdo até a producdo dos hidrocarbonetos, estes
problemas geram inconvenientes técnicos e econémicos. Por conseguinte, a industria refletiu
sobre a necessidade da geomecanica nas suas atividades cotidianas, e comecou com a analise
de conceitos basicos de mecénica de solo e rochas de outras areas, tais como mineragéo,
geotecnia, geologia e engenharia civil, para direcionar esse conhecimento no desenvolvimento
de campos de hidrocarbonetos. Além disso, a industria tem feito os seus maiores esforgos para
melhorar a compreensdo dos mecanismos que regem o comportamento das rochas e que, por

sua vez, originam esses problemas.

Os principais problemas nos quais a geomecanica tem uma aplicacéo direta estdo
relacionados com a instabilidade do poco durante a perfuracdo, selecdo das profundidades do
casing, producdo de areia, compactagdo e subsidéncia do solo nas media¢Bes do campo,
ineficiéncia durante fraturamento hidraulico, impacto na integridade do poco, como ruptura e

ovalizacdo da tubulacéo, reativacao de falhas e microfraturacdo da rocha selante.

No estagio de exploracgdo, a atividade de perfuragcdo dos pocos, principalmente do
poco descobridor, encontra inimeros problemas de instabilidade devido a falta de
conhecimento do campo de tenséo e da pressao dos poros. Os problemas mais comuns sdo o
colapso das paredes do poco, grande quantidade de cascalhos de perfuracdo, limpeza
ineficiente do poco, obstrucdo da tubulacdo, perfuracédo repetida para manter o poco aberto
(reaming), desvio do poco por perdas totais (sidetrack), perdas de circulacdo, influxo de
fluidos da formacéo (kick), controle ineficiente das pressdes por parte da lama de perfuragéo.
Todos esses problemas levam elevados custos de perfuracdo e a grandes periodos de tempo
ndo produtivos (NPT- Non Productive Time) que prejudicam o plano de desenvolvimento do
campo. Atualmente, as despesas econdmicas em uma plataforma por NPT ascendem a um
terco dos custos totais de perfuracdo. Os principais fatores que influenciam a instabilidade do

poco sdo detalhados a seguir.
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> Lama: o fluido de perfuracéo

O peso ou densidade do fluido de perfuracdo é um dos fatores mais importantes
para assegurar a estabilidade do pogo, uma vez que o peso pode equilibrar as tensbes
mecanicas que atuam no interior do poco. O calculo do peso do lodo depende da janela
operativa estabelecida para a perfuracdo. Essa janela esta relacionada com a pressao dos poros
ou pressdo de colapso no limite inferior e o gradiente de fratura no limite superior, sendo
entdo o intervalo criado pelos dois parametros responsavel pela estimativa do peso da lama
para cada profundidade. Porém o peso da lama atua como um escalar nos 360° do poco ha
ocasides em que o local perfurado tem anisotropia de tens@es horizontais como € o caso em
bacias tectonicamente ativas, por esta razdo o equilibrio de tensdes ndo é alcancado e a
integridade do poco pode ser afetada.

> Tensdes in situ

Na avaliacdo da estabilidade de poco nas operacOes de perfuragdo, as tensdes in
situ sdo parametros de controle fundamentais, visto que o conhecimento permite um trabalho
de perfuracdo seguro. As tensdes in situ incluem trés tensbes principais, que sdo dispostas
ortogonalmente umas as outras: tensdo de sobrecarga (Sv), e as tensdes horizontais maxima e
minima (SH e Sh). E essencial obter uma aproximagio adequada da magnitude e direcdo das
tensbes in situ. As tensdes horizontais sdo as mais criticas, no caso da tensdo minima
horizontal, € necessaria para uma previsao bem-sucedida do gradiente de fratura, operacdes de

tubulacéo, estabilidade do pogo na perfuracao, e o fraturamento hidraulico (Zhang 2019).
> Geologia regional

As orientacGes e magnitudes das tensdes in situ variam de um local para outro,
embora uma regido tenha um regime de tenséo predominante (presenca preferencial de falhas
normais, transcorrentes, ou inversas devido a disposicdo das tensdes in situ), ha mudancas na
magnitude e orientacdo do campo de tensdo. Essas mudangas podem ser geradas por
descontinuidades geoldgicas locais, que afetam a estabilidade do poco, e podem levar a
colapso da parede do poco, a ineficiéncia da lama de perfuracdo no controle das pressdes,

entre outros.
> Anisotropia de tensdes horizontais

Em um regime de falha normal, onde a tensdo de sobrecarga é maior do que as

tensdes horizontais, os problemas de instabilidade sdo poucos. Contudo, quando existe um
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contraste entre as tensbes horizontais (por exemplo nos regimes de falha transcorrente e
inversa) as operacdes de perfuracdo sdo complexas, envolvendo mesmo perdas totais do poco.
O contraste entre as tensfes € conhecido como anisotropia de tenséo e requer a utilizacdo de

tecnologias especiais para garantir a perfuracdo nessas areas.
> Trajetéria do pogo

A caracterizagdo geomecanica das rochas tem desenvolvido muitas tecnologias,
entre elas a perfuracdo de pogos horizontais, altamente inclinados e multilaterais. Este tipo de
perfuracdo favorece a estabilidade do pogo em areas tectonicamente ativas e em bacias com
regime de falhamento transcorrente ou reverso (também em regime duplo). O planejamento
da perfuracéo € dirigido na direcdo da tensdo principal maior (geralmente, tensdo horizontal
méaxima), visto ser esta a direcdo em que as rochas apresentam a maior resisténcia,
consequentemente 0 poco é mais estavel. Para regiGes com regime de falha normal, onde a
tensdo vertical é maior que as tensdes horizontais, a trajetoria vertical proporciona maior

estabilidade nas paredes do poco.
> Contrastes da temperatura

Durante os processos de sedimentacdo das camadas rochosas, existem fluidos,
principalmente agua, que ficam retidos no espaco intersticial da rocha. Estes fluidos estdo
contidos nos poros da rocha a uma certa profundidade e, devido ao gradiente geotérmico,
atingem uma temperatura mais elevada do que a temperatura ambiente. No momento da
perfuracdo, estes fluidos podem entrar em contato com o fluido de perfuracdo gerando um

contraste de temperatura que € capaz de afetar a integridade da rocha.
> Natureza das camadas rochosas

As rochas sdo constituidas por minerais principais e minerais acessorios. Nas
rochas sedimentares, esses minerais estdo dispostos sob a forma de grdos, matriz e cimento.
As propriedades de cada mineral e a propor¢cdo do mineral no interior da rocha definem a
natureza da rocha. Por exemplo, rochas com elevado teor de quartzo sdo mais frageis e mais
propensas a fraturas (com um gradiente de fratura menor), mas tém uma resisténcia a
compressdo maior. As rochas com elevado teor de matéria organica, por outro lado,
apresentam um comportamento ddctil e podem ser deformadas na presenca de tensdes, sua

resisténcia mecanica € menor e pode gerar breakouts. Assim, problemas como as perdas de
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circulacdo devidas a fraturas induzidas pela perfuracdo ocorrem em rochas mais propensas a

formacéo de fraturas, tais como arenitos e carbonatos.

3.3.3 Novos cenarios de exploracdo de hidrocarbonetos

Grandes volumes de hidrocarbonetos ainda permanecem nos reservatorios
complexos. Todavia a aplicacdo de conhecimentos de mecénica das rochas tem proporcionado
novas tecnologias, como perfuragdo de pogos horizontais, pogos altamente inclinados ou
pocos multilaterais que permitem 0 acesso a €sses recursos em novos cenarios de producéo.
Reservatorios altamente complexos apresentam-se como 0S novos cenarios de producdo,
gracgas a utilizacdo das novas tecnologias desenvolvidas como 0s avangos na mecanica das
rochas. Alguns exemplos de reservatorios complexos sdo: reservatorios lenticulares,
compartimentalizados, naturalmente fraturados, pobremente consolidados, com pressdes e
temperaturas anormais, localizados em bacias tectonicamente ativas, localizados em aguas

profundas ou ultraprofundas, entre outros.

3.3.4 Métodos tedricos e praticos para a modelagem geomecénica 1D

A construgdo do MEM (mechanical earth model), toma em consideragdo uma
avaliacdo numérica e tedrica das principais propriedades mecanicas e elasticas da rocha, das
geopressdes e das tensdes in situ (vertical e horizontal madxima e minima) dentro de uma area

de interesse, de acordo com Plumb et al. (1991).

A caracterizagdo geomecénica engloba uma grande quantidade de informacéo,
desde dados adquiridos durante a perfuracdo, tais como perfis convencionais e especiais,
testes de fundo de pogo (amostragem de fluido e testes de injecdo) até eventos observados no
poco, como perdas parciais ou totais de circulacdo, influxos de fluido ou gas (kicks), prisao da
tubulacdo ou ferramentas, alto torque, excesso de cascalhos, entre outros, reportados nos
relatérios de perfuracdo. Seguem-se 0s métodos principais para estimar 0s parametros

necessarios dentro do MEM.
> Tenséo de sobrecarga

Para compreender o conceito de tensdo vertical ou sobrecarga, deve-se ter em
conta um volume de rocha a uma determinada profundidade, de modo a que a tenséo vertical

experimentada por este volume seja a gerada pelo peso das rochas que o sobrepdem. Se as



31

rochas sobrejacentes tiverem uma densidade média p, entdo a tensdo vertical (S,) pode ser

estimada utilizando a equacéo 1

Sy =p9Z, (D
onde g € a constante de aceleracdo da gravidade; Z é a profundidade de interesse.

Em aplicacGes praticas, as densidades aparentes das rochas variam em relacdo a
profundidade. Em decorréncia deste fato, a tensdo de sobrecarga pode ser estimada pela
integral das densidades a profundidade de interesse, Z. A equacdo 2 abaixo mostra as
variacoes.

VA

Sy =pwgZw+9g | pp(2)dz, (2)

Zw

onde p,, é a densidade da lamina de agua nas areas de perfuracdo off shore e
normalmente se usa o valor de 1 g/cc (as vezes pode mudar com a salinidade da agua), Z,, é
a profundidade da lamina de agua, p,(z) é a densidade aparente das camadas rochosas em
fungéo da profundidade. Geralmente, as informagdes da densidade sdo obtidas do perfil de
densidade RHOB.

O perfil de densidade aparente € normalmente adquirido apenas para as
profundidades de interesse, pelo que as profundidades rasas ndo possuem dados da
propriedade. Além disso, uma vez que o perfil de densidade é adquirido em um poco aberto, o
estado das paredes do poco (forte arrombamento) pode gerar erros de leitura da ferramenta de
medicdo. Portanto, a literatura apresenta métodos empiricos e correlagdes que podem ser
utilizadas para estimar um perfil de densidade para formacdes que carecem de informacéo ou

onde a mé qualidade da informacéo é identificada (mediante os perfis calibradores do poco).

O perfil acustico compressivo é uma fonte valiosa de informacao que pode estar
presente no comprimento total do poco. Por esta razdo as correlacbes mais famosas na
literatura para estimar a densidade aparente baseiam-se no tempo de transito registrado no
perfil sénico. Essas correlagdes sdo as de Gardner et al. (1974) (equacdo 3) e Belloti & Giacca
(1978) (equacdes 4 e 5).

106\°
p":A*<A_t>’ 3)
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onde p, é a densidade aparente modelada, At é o tempo de trénsito do perfil
sOnico de compressao e A e B sdo constantes empiricas do autor cujos valores sdo 0.24 e 0.25,

respectivamente.

As equacdes 4 e 5 estimam o valor da densidade aparente em g/cm3, porém as

expressdes variam em relacdo do valor do tempo de transito das rochas At e o tempo de

transito da matriz At,,,, 0s dois Gltimos parametros em ?—i :

_328-At

Po = ~ggas (AL <100us/f0), (&)

=275-211 (At_Atm“) (At>100'us) 5
Pp =% 2 \ae + 200 ) ®

Em &guas profundas, os sedimentos rasos tém por vezes porosidade elevada e,
portanto, baixa densidade, o que mascara a resposta do perfil sénico. Para fornecer uma
solucdo 6tima para este problema, Miller (2000) propde o método de densidade rasa (Miller’s
shallow density method). A metodologia, banco de dados, e validagdo da correlagdo €
apresentada no trabalho de Zhang et al. (2019). Além disso, os resultados deste trabalho sédo
apresentados na figura 4. A correlacdo para a estimativa da porosidade superficial é

apresentada na equacao 6.

¢ = o+ ppe ", (6)

onde ¢, + ¢, é a porosidade da linha de lama, d é a profundidade abaixo da
linha de lama em ft, e k e n sdo parametros determinados empiricamente que fornecem o

ajuste aos dados.

Os dados de porosidade estimados na equacdo 6 podem ser utilizados para

calcular a densidade aparente superficial, através da correlacdo mostrada na equacéo 7.

pp = pm(1 =) +pyud, (7)

onde p,, € a densidade média da matriz rocha (tipicamente 2,68 g/cm?3 para
folhelhos), p,, é a densidade do fluido dentro do espago poroso ( hormalmente agua salgada

com 1.03 g/cm?3).
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Figura 4. Dados de densidade rasa provenientes de Ocean Drilling Program e SPE 67772
convertidos em densidade aparente usando uma densidade de folhelho de 2.675 g/cm3. A
correlacdo de densidade proxima a linha de lama de Miller foi entdo ajustada a esses dados
usando ¢a = 0,35, &b = 0,35, k =0,0035 e n = 1,09 para uso em locais de aguas profundas do
Golfo do México.

> TensOes horizontais (maxima e minima)

As tensbes horizontais estdo em grande parte relacionadas a tensdo vertical. A
tensdo vertical tende a estender ou expandir as rochas subjacentes na direcdo horizontal
lateral, o que dependerd da razdo de Poisson. O movimento lateral limitado por rochas
adjacentes causa as tensdes horizontais. O célculo das magnitudes e direcbes das tensdes
horizontais sdo os mais complexos dentro do estado de tensdo, principalmente devido as
condigcdes de contorno e aos efeitos das propriedades da rocha. Se o regime de falhas for
normal, pode-se assumir que as magnitudes das tensdes horizontais séo iguais. Ademais, as

magnitudes e as dire¢des variam com os terremotos.

Tendo em conta 0 modelo poroeléstico linear e a Lei de Hooke generalizada (onde

nédo ha deformacéo lateral), € apresentada a equacao 8.
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v
1—v

Oy = 0p = Oy, (8)

onde oy € a tensdo principal efetiva horizontal maxima, g, € a tensdo principal

efetiva horizontal minima oy, é a tensdo efetiva principal vertical e v ¢ arazdo de Poisson.

Existem métodos para calcular as tensdes horizontais in situ que interferem no
estado de equilibrio das rochas, ou seja, sdo induzidas a tensGes que podem deforma-las ou
fratura-las. Por exemplo, métodos hidraulicos, como o fraturamento hidraulico e testes em

fraturas preexistentes.

Na industria dos hidrocarbonetos, a tensdo horizontal minima pode ser calculada a
partir dos testes hidraulicos como teste de integridade da formagdo (FPIT), teste de absorcao
(LOT), teste de absorcdo estendido (XLOT), teste de injecdo de fratura diagnostica (DFIT),

teste de mini-frac e teste micro-frac.

A seguir sdo descritas as etapas gerais do teste hidraulico para fraturamento em
pocos de petrdleo. Apds o condicionamento do pogo, o fluido é bombeado a uma taxa
constante. O aumento de pressdo com o tempo dentro do pogo tem um comportamento linear,
desde que ndo haja vazamentos no sistema e a formagio exposta ndo seja permeavel. A
medida que a pressdo aumenta em algum ponto, a taxa de aumento da pressdo varia de tal
forma que a curva pressdo-tempo se afasta da linearidade (figura 5). Esta alteracdo na

tendéncia do gréafico é conhecida como pressao de inicio da fratura (P1).
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Figura 5. Um ciclo tipico de XLOT realizado em um pogo mostrando a relacao da iniciacdo

da fratura e pressdes de ruptura versus o volume de injecdo. Tomado de Zhang (2019).
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Ap0s a perda da linearidade, a pressdo aumenta normalmente a uma taxa mais
lenta até que uma pressdo maxima seja atingida, que € a pressao de ruptura da formacéo (P2).
Ap0s a ruptura da rocha (ou seja, € criada uma grande fratura hidraulica), em algum ponto a

pressdo no poco estabiliza-se e permanece razoavelmente constante (P3) na mesma vazéo.

Durante esta fase, a fratura propaga-se (Zhang & Roegiers 2007). Quando a
bomba é desligada, a pressdo comega a diminuir até atingir a pressdo de fechamento
instantanea (P4). A medida que a pressdo diminui, a fratura comeca a se fechar. Se a fratura
gerada for vertical e com campo de propagacao amplo, entdo a tensdo que atua para fechar a
fratura € igual a tensdo horizontal minima (Sh). Portanto, a tensao horizontal minima € igual a
presséo de fechamento (P5), ou seja, o ponto de inflex@o na curva de queda de presséo (Zhang
& Yin 2017), conforme mostrado na figura 5.

A estimativa da tensdo horizontal minima é confiavel por fraturamento hidraulico
somente se 0 poco estiver localizado em um regime de tensdo normal ou transcorrente e a
fratura propagada ndo tiver sido perturbada por fraturas pré-existentes. Na presenca de
fraturas pré-existentes, a pressdo de fechamento de fratura ndo é correta para o calculo da
tensdo horizontal minima, pois o fraturamento hidraulico ndo criara fraturas, mas abrira as

pre-existentes que possuem orientacao pre-estabelecida devido as tensGes atuantes.

Quando o poco esta localizado em regime de tensdo reversa, onde a tensdo
principal minima corresponde a tensdo de sobrecarga, a fratura criada pela injecdo hidraulica
é horizontal e a pressdo de fechamento da fratura é igual a tensdo de sobrecarga. Por isso, a

tensdo horizontal minima ndo pode ser estimada por fraturamento hidraulico.

Segundo Jones & Sargeant (1993) e Desroches & Kurkjian (1999), as vezes o
ponto de inflex&o ndo pode ser definido durante o fechamento da fratura (P5). Assim, uma
aproximacéo de Sh é a pressdo de fechamento imediata P4, embora isso seja dificil de estimar
devido as tensGes adicionais criadas pela presenca de fluidos adicionais dentro da formacéo.
Existem varias maneiras de estimar a pressdo do fechamento imediata; uma delas é examinar
os dados de queda de pressdo apds varios periodos de injecdo, o ponto em que a fratura se
fecha pode ser visto e a presséo de fechamento pode ser mais bem estimada (Whitehead et al.
1986). Outra maneira é a técnica da funcdo G-tempo que avalia a queda de pressdo apds o
fechamento. Esta técnica usa um grafico de pressdo em funcao da pressao versus tempo G
(Nelson et al. 2007).
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Durante a perfuragdo sdo mais comuns os testes LOT e FPIT (Leak-off tests and
formation pressure integrity test). Levando em consideracao a figura 5, a pressdo P1, onde o
comportamento da pressdo deixa de ser linear, também é conhecida como ponto LOT. Neste
ponto inicia a cria¢do da fratura e ocorrem perdas minimas de fluido para a formacéo. Deve-
se notar que, se 0 LOT ndo atingir a pressao de ruptura da formacgédo, ndo € um bom teste para
determinacéo de tensdo in situ. Além disso, a pressdo atingida no teste FPIT é menor do que 0
LOT, por isso, o teste de integridade da formacdo é muito limitado para estimar um limite
inferior da tensdo horizontal minima. Entdo, embora ndo seja a melhor estimativa, costuma-se
utilizar os resultados dos testes de absor¢cdo como um limite inferior da tensdo horizontal

minima.
> Pressdo dos poros ou pressdo do reservatério

A pressao dos poros é definida como a pressao exercida pelos fluidos contidos no
espaco intersticial. O conhecimento preciso das flutuagbes da pressdo dos poros com a
profundidade é muito relevante para o desenvolvimento com sucesso dos pocgos de
hidrocarbonetos (Ganguli & Sem 2020). Os processos de compactacdo normais das rochas
geram uma diminuigdo exponencial da porosidade em fungéo da profundida (Czerniak 2017).
Se a pressdo anormal ndo é estimada com precisdo no planejamento da perfuracdo ou durante

a perfuracdo, os riscos e incidentes podem aumentar consideravelmente.

A pressao normal de poros é a pressdo hidrostatica causada pela coluna de fluido
dentro dos poros das rochas desde a superficie até a profundidade de interesse. A magnitude
da pressdo hidrostatica aumenta em funcdo da profundidade, e o gradiente de pressdo dos
poros € igual ao gradiente hidrostatico. A pressdo hidrostatica € estimada mediante a equacéo
9.

Py =prgZ, (9)

onde P, € a pressdo hidrostatica, ps € a densidade do fluido, g € a constante de

aceleracdo gravitacional e Z é a profundidade de interesse (ou coluna de fluido).

A propriedade que mais influencia a pressao dos poros é a densidade do fluido
intersticial, que por sua vez € afetada por fatores como salinidade, temperatura e teor de gas
em solucdo (Chillingar et al. 2002). Embora existam mudangas significativas no gradiente de

pressdo hidrostatica (prg). Pode-se considerar um gradiente de pressdo hidrostatica médio de

0.465 psi/ft (unidades que costuma se usar na industria do petrdleo), correspondendo a uma
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salinidade do fluido de 80000 ppm (partes por milhdo) de NaCl a uma temperatura de 77 °F.
(Dickinson 1953). Geralmente, a densidade da &gua em bacias sedimentares varia de 1.0 a

1.08 g/cm 3(para a gua salgada saturada, p; = 1.2 g/cm?3).

Quando a pressdo dos poros varia em relacdo a pressdo hidrostatica, é considerada
pressao dos poros anormal. Portanto, existem dois cenarios possiveis, quando a pressao dos
poros é maior que a pressdo hidrostatica, é chamada de sobrepressdo e quando a pressdo dos
poros é menor que a pressao hidrostatica, ela é chamada de pressdo subnormal. Néo é tdo
comum encontrar profundidades com pressdo de poros subnormal, com excecdo daquelas

geradas pelo esgotamento da producédo de hidrocarbonetos.

O fendmeno de sobrepressdo € mais recorrente nas areas exploradas pela
industria, e ele pode ser decorrente de varias causas (Grauls 1999), como 0 mecanismo de
subcompactacdo, geracdo dos hidrocarbonetos, expansdo aquatérmica, compressao tectdnica,
transformacdo de minerais, processos hidrodindmicos entre outros (Swarbrick & Osborne
1998).

Os mecanismos de compactagdo mais frequentes séo:

e Subcompactacéo

Também conhecida como desequilibrio de compactacdo, € considerada como a
causa primaria da sobrepressdo. Este mecanismo é evidenciado em rochas do periodo
terciario, que em termos geoldgicos podem ser consideradas rochas jovens, e em bacias com
alto aporte de sedimentos (taxa de sedimenta¢do maior que 500 ft/més). Este mecanismo é a
principal causa de sobrepressdo em areas como o Mar do Norte, Delta do Niger, Bacia
oriental da Venezuela, Costa do Golfo dos EEUU, entre outras. As observacdes das areas
mencionadas levam em consideragédo caracteristicas como formacdes rochosas do Terciario,
ambiente deposicional deltaico e litologias predominantemente argilosas (Zhang 2019).

Alta taxa de sedimentagdo em combinacdo com permeabilidade baixa faz com que
somente parte dos fluidos seja expelida pelo efeito da tensdo de sobrecarga durante o
soterramento das camadas. O fluido restante fica no espaco intersticial suportando a pressao
exercida pelo peso dos sedimentos sobrepostos. Como consequéncia, 0S poros sdo pouco
compactados e a porosidade maior em relacdo a uma formagdo normalmente compactada.

Este fato é observado principalmente em folhelhos devido a sua baixa permeabilidade.



38

e Geracdo de hidrocarbonetos

A maturacdo do querogénio depende de fatores cinéticos e de uma combinacéao
adequada de tempo e temperatura. Quando a maturacgdo € atingida fluidos méveis séo criados
a partir de querogénio solido original imovel, e tanto os hidrocarbonetos liquidos quanto
gasosos sdo gerados. A presenca do fluido que ndo pode ser expulso causa um aumento de
volume ou porosidade de fluido, esse aumento, por sua vez, é responsavel pela sobrepressao
dos poros. Segundo Meissner (1978a, 1978b) o volume de fluido aumenta cerca de 25%
durante a geracdo de 6leo e a medida que o processo de maturacédo evolui, de dleo para gas
Umido e depois para gas seco, a porcentagem de volume aumenta.

Uma analise do comportamento da pressdo dos poros na rocha selante e nos
compartimentos é necessaria para a predicdo de pressGes anormalmente altas. As rochas com
propriedades selantes, principalmente evaporitos e folhelhos, apresentam permeabilidade nula

ou muito baixa.

» Propriedades mecanicas e fisicas das rochas

A caracterizacdo geomecénica abrange, além do estado de tensdo e pressdo de
poros, as propriedades fisicas e mecanicas das rochas, que sdo essenciais para garantir a
integridade do poco durante a perfuracdo (Moos et al. 2003) e reduzir a incerteza do modelo
geomecanico gracas a estimativa adequada do limite inferior da resisténcia da rocha in situ.
Entre as propriedades mecanicas das rochas se avaliam os parametros de resisténcia como:
resisténcia a compressao ndo confinada (UCS), coesdo, angulo de atrito interno. Abaixo estdo

as definicbes dos parametros de resisténcia da rocha.

De acordo com o glossario da Schlumberger “A resisténcia & compressao nao
confinada (UCS) é a tensdo de compressdo axial maxima que uma amostra cilindrica pode
suportar sob condic¢des ndo confinadas (tenséo de confinamento € zero). Também é conhecida
como resisténcia a compressdo uniaxial de um material porque a aplicacdo da tensdo de

compressao é apenas ao longo de um eixo (o eixo longitudinal) da amostra”.

Segundo uma referéncia da Oxford (2022) o angulo de atrito interno ¢ “uma
medida da capacidade de uma unidade de rocha ou solo suportar uma tensdo de cisalhamento.
E o angulo medido entre a forca normal e a forca resultante, que é obtido quando a falha
ocorre em resposta apenas a uma tensdo de cisalhamento. Sua tangente € o coeficiente de

atrito de deslizamento. Seu valor ¢ determinado experimentalmente”. A coesdo defina-se
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como a resisténcia ao cisalhamento de uma determinada amostra sob condi¢fes de tensdo

normal nula. Essa resisténcia é independente do angulo de atrito interno.

As magnitudes dos parametros de resisténcia da rocha como UCS e ® podem ser
medidas através de testes triaxiais no laboratorio. Durante a perfuracdo, testemunhos sdo
extraidos da profundidade de interesse. Essas amostras cilindricas de rocha quase nunca
podem ser destruidas devido ao custo de extrai-las, além de serem utilizadas para muitos

outros testes criticos para a avaliagdo da formacéo.

Os perfis geofisicos sdo mais frequentemente adquiridos no pogo e sd&o uma
valiosa fonte de informacdo, portanto, muitas relacdes empiricas entre os parametros de
resisténcia da rocha e os perfis geofisicos sdo propostas na literatura. A principal justificativa
dos autores é que varios dos fatores que afetam a resisténcia das rochas também alteram as

propriedades fisicas como velocidade, médulos elasticos e porosidade (Chang et al. 2006).

As relagBes empiricas sdo desenvolvidas para uma formacao rochosa especifica,
validadas por meio de testes de laboratério em amostras de rochas extraidas de um
determinado campo. Portanto, é necessario entender as caracteristicas que foram levadas em
consideracdo para a constru¢do do modelo, como litologia, configuracdo geologica, faixa de
aplicabilidade e outros fatores semelhantes entre a formacdo de interesse e a formacéo

utilizada para calibrar as relacfes empiricas.

De acordo com a revisdo sistematica de Chang et al. (2006) a grande maioria das

equacOes para a estimativa dos parametros de resisténcia das rochas a partir de perfis de poco
utilizam uma (ou mais) das seguintes propriedades fisicas: velocidade de onda P (Vp), ou o
tempo de transito At = Vp_1 cuja medicdo é direta, modulo de Young que é calculado de
medicOes de velocidades (Vp e Vs),densidade (RHOB), e porosidade (¢), que pode ser

estimada por meio do perfil de densidade levando em conta a densidade da matriz da rocha e

o fluido intersticial, ou de perfis especiais como ressonancia magnética.

No mesmo trabalho, os autores realizaram uma analise comparativa de varias
relacBes empiricas, levando em consideragdo os valores de resisténcia (UCS) em relacdo a
propriedades fisicas como tempo de transito (At), modulo de Young (E) e porosidade (¢). As
correlagBes foram obtidas através de ensaios laboratoriais em amostras de arenito, folhelho e
carbonato (ver figura 6). Essas amostras foram coletadas em diferentes partes do mundo, e 0s

autores notaram que apesar da consideravel dispersdo nos dados, para cada litologia, ha uma
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diminuigdo acentuada na resisténcia (UCS) com At e ¢, e um aumento na resisténcia com E.
As Tabelas 1, 2 e 3 mostram as correlacfes para estimar a resisténcia a compressdo uniaxial
para litologias como arenitos, folhelhos e carbonatos, respectivamente.
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Figura 6. Comparacao entre as diferentes correlagcdes empiricas da UCS com parametros como tempo de transito da onda
compressiva, modulo de Young e porosidade total. Extraido de Chang, Zoback et al. 2006.
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Tabela 1. RelagGes empiricas entre UCS e outras propriedades fisicas em arenitos. Apos
Chang, Zoback et al. (2006).

UCS, MPa Regiéo Comentarios gerais Referéncia
0.035V, — 31.5 (10) Turingia, - Freyburg (1972)
Alemanha
120 exp(—0.036At) (11) | Bacia Bowen, | Grdos  finos, arenitos | McNally (1987)
Australia consolidados e nao

consolidados. Faixa ampla

de porosidade

1.4138 = 107 At~3(12)

Costa do Golfo

Arenitos fracos e ndo

consolidados

Né&o publicado

3,3
% 10_20p2Vp2 [Mr (1
1-9
— 29)
[1+40.78V,4y] (13)

Costa do Golfo

Arenitos com UCS > 30
MPa

Fjaer, Holt et al.
1992

1.745 » 10~°pV;,? Cook Inlet, | areias grossas e | Moos, Zoback et
— 21 (14) | Alasca conglomerados al. 1999
42.1 exp(1.9 Australia Arenitos consolidados com | N&o publicado
* 10—11pr2)(15) 0,05< ¢ <012eUCS >
80 MPa

3.87 exp(1.14 Golfo do | - N&o publicado
* 10_10,0]/192)(16) Mexico

46,2exp (0.000027E)(17) - Néo publicado
A(1 — B¢)?(18) Bacias Arenitos bem consolidados | Vernik, Bruno

sedimentares em

todo 0 mundo

e limpos com ¢ < 0,30

Etal. 1993

277 exp(—10¢) (19)

Arenitos 2 <
UCS360MPa e 0,002 <

$ < 0,33

com

Né&o publicado

Unidades usadas (™), At(5), p (29), Veray (frasio), E (MPa), ¢(fragio)




Tabela 2. Relagbes empiricas entre UCS e outras propriedades fisicas em folhelhos. Ap6s

Chang, Zoback et al. (2006).

UCS, MPa Regido de Comentarios Referéncia
desenvolvimento gerais
304.8\%%3 Mar do Norte Alta ¢, | Horsrud (2001)
0.77 (—) (20)
At folhelnos  do
terciario
304.8\32 Golfo do México Plioceno e mais | Nédo publicado
0.43 (—) (21) _
At jovem
304.8\%° Globalmente - Nao publicado
1.35 (—) (22)
At
304.8\°3 Golfo do México - Nao publicado
0.5 (—) (23)
At
304.8
10( B 1) (24) Mar do Norte Alta ¢, | Lal (1999)
At folhelhos  do
terciario
0.0528E9712 (25) |- Folhelhos Né&o publicado
compactados
1.001¢p~1143(26) |- Baixa Lashkaripour and
porosidade Dusseault 1993
(¢ <0.1) e alta
resisténcia
2.922¢7%9(27) | Mar do Norte Alta ¢, | Horsrud (2001)
folhelhos do
terciario

0.286¢ 1762 (28)

Alta porosidade
(¢ > 0.27)

Né&o publicado

Unidades usadas At (%) E (MPa), ¢(fracio)
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Tabela 3. Relagbes empiricas entre UCS e outras propriedades fisicas em carbonatos. Apds
Chang, Zoback et al. (2006).

UCS, MPa Regido de Comentarios gerais Referéncia
desenvolvimento
(@)1'82 - - Militzer
AfT (29) (1973)
10(2-44+10§i14) - - Golubev and
145 (30) Rabinovich
(1976)
0.4067E°51 (31) - Calcario com 10 < | Ndo
UCS < 300MPa publicado
2.4E%3% (32) - Dolomita com 60 < | Ndo
UCS < 100MPa publicado

C(1-D¢)? (33)

Korobcheyeyv,

Russia

C é a

referéncia

resisténcia de

para
porosidade zero 250 <
C < 300MPa. D faixa
entre 2 e 5 dependendo

da forma do poro.

Rxhevsky and
Novick
(1971)

143.8exp (—6.95¢)(34)

Médio Oriente

Porosidade baixa a
moderada (0.05 < ¢ <
0.2) e UCS alto (30 <

UCS < 150MPa)

Nao

publicado

135.9 exp(—4.8¢) (35)

Representa  porosidade
baixa a moderada (0 <
¢ <0.2) e UCS alto

(10 < UCS < 300MPa

Né&o
publicado

Unidades usadas At(%), E (MPa), ¢(fracio)
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As propriedades fisicas que tém maior influéncia nas correlagdes empiricas para o
calculo das propriedades mecéanicas da rocha, sdo densidade, porosidade, tempo de transito,

entre outras.

A porosidade efetiva € a razdo entre o espaco poroso interligado e o volume total
da rocha (Zhang, 2019). A porosidade é controlada pela forma, tamanho e disposi¢do dos
gréos da rocha, processos mecénicos (compactagdo, deformacdo e evolucdo de fraturas) e
processos geoquimicos (dissolucdo, precipitacdo, mudancas de fases minerais). A porosidade
pode ser estimada através de teste de laboratério em amostras de testemunhos e plugues e
através de perfis de poco, como densidade, resistividade, sonico, néutron e perfil especial
NMR (Figura 7).

Além da porosidade efetiva, outra propriedade fisica importante na caracterizacao
do fluxo de fluidos é permeabilidade, que mede quantitativamente a facilidade de uma
estrutura porosa de conduzir o fluxo de fluido. Esta propriedade € dependente da conexdo dos
espacos vazios (porosidade efetiva), do tamanho do gréo e da cimentacdo deles dentro rocha.
A permeabilidade é considera um tensor geralmente isotropico na direcdo do plano de
estratificacdo, porém anisotropico na direcdo perpendicular do plano de estratificacdo. Estas
duas variagcdes sdo conhecidas como permeabilidade horizontal e permeabilidade vertical
respectivamente. Os parametros sedimentares, como tamanho de grdo e empacotamento dos
gréos nas rochas sedimentares fazem com que o valor da permeabilidade horizontal seja maior

do que a permeabilidade vertical.

A permeabilidade apresenta uma boa relacdo com a porosidade. Por exemplo a
equacdo de Kozeny-Carman (Safari et al., 2021) relaciona a permeabilidade intrinseca &
porosidade, e ao tamanho de grdo na rocha; Timur (1968) propds uma relacdo linear para as
duas propriedades, levando em consideracdo dados de arenitos limpos, porém quando 0s
arenitos apresentam um teor de argila consideravel a relacdo nédo é verdadeira. Além disso,
permeabilidade também tem forte dependéncia da profundidade de soterramento e do campo
tensdo. Por exemplo, a permeabilidade em um meio poroso fraturado é controlada pela
geometria e interconexao dos poros e da fratura e pelo estado de tensdo. Corroborou-se que 0
comportamento de tensdo-deformacdo de fraturas e poros é um fator chave que rege a
permeabilidade e o escoamento de fluido através das rochas. Tal como, a deplecdo do
reservatorio provoca um aumento tensdo efetiva que compactard oS espagos porosos e

reduzira a permeabilidade. Os modelos mais utilizados para a estimativa da permeabilidade a
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partir de dados de NMR sdo conhecidos como SDR (Schlumberger-Doll-Research) e Timur-

Coates (Coates et al. 1999) e expressos, respectivamente, como:

Kspr = Cy * ot * (Typ)™, (36)

Krim = (%)

my na

) (%) ,(37)

onde, Kspr € a permeabilidade calculada pelo método SDR e Ky, a estimada
pelo método Timur-Coates; ¢ é a porosidade total, T2LM é a média logaritmica do espectro
de T2 (em ms), BVM corresponde ao volume dos fluidos moveis livres e BVI é o volume de
agua irredutivel, C;, C,, my, m,, n, e n, sdo parametros do modelo estatistico, cujos valores
podem ser derivados de dados experimentais de RMN obtidos a partir de amostras laterais
e/ou testemunhos. Os parametros levados em consideracao para a estimativa das propriedades

petrofisicas sdo apresentados na figura 7 embaixo:
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Continuando com a descricdo das propriedades fisicas, € 0 momento das
velocidades sonicas e o tempo de transito. Existem dois tipos principais de ondas sonoras que
se propagam atraveés de camadas de rocha, ondas de compressdo e ondas de cisalhamento. As
velocidades de propagacao estdo relacionadas com os modulos elésticos e a densidade das
camadas pelas quais as ondas passam. Portanto, as propriedades da rochas e a pressao dos
poros podem ser estimadas a partir das velocidades (Zhang, 2019). As ondas P (compressao
ou primaria) se propagam alternando compresséo e dilatacdo na direcdo das onda; as ondas S
(cisalhamento, secundarias) propagam-se senoidalmente em uma direcdo perpendicular a
direcdo da onda (Barton 2007). Para um fluido o médulo de cisalhamento é zero. Portanto, a

onda S € incapaz de viajar através de um fluido.

O perfil sbnico mede o tempo de transito ou tempo de viagem das ondas acusticas,
tanto das ondas P quanto das ondas S. O tempo de transito é o inverso da velocidade e pode
ser expresso como se mostra na equacao 38 (a industria petrolifera geralmente usa unidades
inglesas).

6

10
Atpoys = Vs S, (38)
ou

onde Atp ., s € 0 tempo de transito de compressao ou cisalhamento da formagcéo,

em us; Vp s € avelocidade de compressao ou cisalhamento, em ft/s.

Os parametros elasticos considerados sdo 0 médulo de Young, a razdo de Poisson
e o coeficiente de Biot. O modulo de Young serve para definir a relacdo constitutiva em um
material em deformacdo elastica linear. O modulo de Young estatico geralmente é obtido a
partir de testes de laboratério realizados em amostras de testemunhos, como testes de
compressao uniaxial e triaxial, enquanto o0 médulo dindmico pode ser estimado por relaces
tedricas usando dados de velocidade acustica. No entanto, na construcdo do modelo
geomecanico é necessario o modulo de Young estatico para realizar os respectivos calculos.
Portanto, se apenas o médulo dindmico estiver disponivel, a literatura fornece modelos para
converté-lo em um modulo estético, levando em consideracgdo correlagBes desenvolvidas para
litologias especificas baseadas em testes de laboratério e dados geofisicos e petrofisicos
(Chang et al. 2006). Os dados geofisicos permitem estimar o modulo elastico dinamico

através da equacao 39.

v (3Vp* — 4V5?)

E, =
a= P VpZ — Vsz

, (39)
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onde E; ¢ o modulo de Young dinamico, p é a densidade da rocha, Vp e Vg sdo as

velocidades das ondas P e S, respectivamente.

O mddulo de Young axial estatico (Es) no teste de testemunhos de laboratério €
definido como a razdo da mudanca de tenséo axial (4 ¢ ) para a mudanca de deformacéo axial
(4 €) produzida pela mudanca de tensdo, como se apresenta na equagéo 40.

g, =47 40)
ST Ag’ (

A razéo de Poisson é a razdo entre a deformacdo transversal e a deformacéo axial
para um material tensionado ao longo de um eixo. Por exemplo, um testemunho de perfuracdo
submetido a uma carga axial, a razdo de Poisson (v) pode se expressar assim (equacéo 41):

=_° 41
v=—T (41)

a

onde ¢ e &,580 as deformaclOes laterais e axiais, respectivamente. Portanto, a
razdo de Poisson estatica pode ser determinada medindo-se as deformacdes laterais e axiais do

ensaio de compressao uniaxial na amostra de rocha.

A razdo de Poisson estatica em uma rocha depende da litologia, tensdo de
sobrecarga, pressdo dos poros e porosidade. Os resultados dos testes laboratoriais mostram

que a razdo de Poisson esttica aumenta a medida que a porosidade aumenta (Yale 1994).

Finalmente, o coeficiente de Biot estatico define-se como a razdo entre a
deformacdo do espago poroso e o cdmbio total do volume aparente e pode ser estimado

mediante a equacdo desenvolvida por Biot (1941) (equacéo 42).

Kdry
=1- , 42
a=1-—7>  (42)

m

onde Ky, € 0 modulo de deformacdo de volume da rocha porosa seca; K;,, € 0
modulo de deformagdo volume do mineral matriz na rocha; o esta restringidaa ¢ <a <1 (¢ é

a porosidade). Na lei da tensédo efetiva de Terzaghi, o= 1.

Em um meio saturado com fluido deve-se levar em consideracdo, a pressdo dos
poros e a tensdo efetiva (tens@o no contato intergranular), visto que, em uma rocha porosa sob

um estado de tensdo, tanto a parte solida, como o fluido se deformam de maneira
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independente. Entdo, a tensdo efetiva depende da tensdo total (tensdo de sobrecarga), a

pressdo dos poros e o coeficiente de Biot, como se exibe na equacéo 43.
o =0y —aby,, (43)

onde ¢ e ¢’ sd0 as tensdes total e efetiva, respectivamente; P, € a pressdo exercida
pelo fluido nos poros; o é o coeficiente de Biot. O valor do coeficiente de Biot para rochas

ndo consolidadas ou de alta porosidade esta proximo de 1.
» Direcdo das tensfes horizontais

Durante a perfuracdo, as paredes dos po¢os podem apresentar indicadores de
diferentes tipos de tensdes que podem perturbar a integridade da rocha, como falha por

compressédo ou tragdo que geram breakouts e fraturas induzidas, respectivamente.

Os breakouts (BOs), ou ovalizacdo do pogo, ocorrem quando a concentragdo de
tensdes de compresséo em torno das paredes do poco excede a resisténcia da rocha, porque o
peso do fluido de perfuracdo no pogo € menor que o peso de fluido requerido. Essas falhas

ocorrem a 180° uma da outra, e sdo indicadores da diregdo da tensdo horizontal minima (Sh).

As fraturas de tracdo induzidas durante a perfuracdo (DITFS), sdo geradas pelo
peso do fluido de perfuracdo (lama) mais alto do que o gradiente de fratura e o gradiente de
falha por tragdo. Essas fraturas podem gerar perdas de lama ou circulagdo no poco. As DITFs
podem ser identificadas nos perfis de imagem resistivas como pares simétricos de fraturas
sub-verticais (<10 ° da vertical) de cor escura (ou seja, condutiva) (como resultado da invasao
da lama), assim podem ser facilmente distinguidas de fraturas naturais, que s@o quase
horizontais, paralelas ao leito. As fraturas por tracdo s&o geradas na direcdo da tensdo
horizontal maxima (SH) e apresentam uma configuracdo preestabelecida com os breakouts

como se mostra na figura 8.
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Figura 8. Indicadores de tensdo (BOS e DITFS) nos pog¢os. Imagem modificada de Zoback et

al. (2003).

Existem outros indicadores de falha dentro das paredes do poco, como 0s

washouts ou kicks devido a perfuragdo abaixo do equilibrio (underbalanced drilling), onde o

peso do fluido de perfuragdo no fundo do poco é menor que o gradiente de pressdo do poro,

além das fraturas preexistentes (Roegiers 1991) que podem gerar falhas nas rochas ou

deslizamentos. Na figura 9 apresentam-se as principais falhas do po¢co em funcéo do peso da

lama de perfuracdo. Nota-se a existéncia de uma janela 6tima do peso do fluido, que fornece

seguranca nas operagoes de perfuracéo.

SFG Peso da FG TF

lama

Baixo peso I | . seguro Alto peso
da lama < |—>|—> da lama
Kick, Colapso 1  Breakout | Funcional Perda de | Perda de circulagio

lama
Muito Muito
baixo alto
oy A gy 28
v “

s

Kick,colapso Falha de Furo de poco Hole Quebra da
do furo cisalhamento estavel ballooning formacio
orientada

Figura 9. Principais falhas apresentadas nos pogos devido a densidade do fluido de

perfuracédo (lama). Modificado de Zhang (2019).
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» Tensdo Horizontal Maxima (SH)

A magnitude da tensdo horizontal maxima é o parametro do modelo geomecanico
mais dificil de se calcular, pois a maioria dos métodos utilizados estimam essa magnitude

indiretamente ou por meio de suposicoes.

Uma metodologia para a estimativa da tensdo horizontal maxima baseia-se na
largura dos breakouts. De acordo com experimentos laboratoriais, Haimson & Herrick (1989)
verificaram as previsOes tedricas de que os breakouts, uma vez formados, se aprofudam,
mantendo uma largura constante. A partir dessa observacdo, Barton et al. (1988)
desenvolveram uma metodologia para o calculo de SH quando a resisténcia da rocha é
conhecida mediante observacdes da largura dos BOs. Como a concentracdo de tensdo na

borda de um BO estd em equilibrio com a resisténcia da rocha, eles obtiveram a equagéo 44.

(UCS + 2P, + AP + 02T) — Sy (1 + 2 cos 26),))
H 1 —2cos 26, ’

(44)

onde Sy é a magnitude da tensdo horizontal méaxima, UCS é a resisténcia a
compressdo ndo confinada, P, € a pressdo dos poros, AP diferencial do peso da lama, ol éa

tensdo de resfriamento, S, € a tensdo horizontal minima, 8, é o a&ngulo méaximo da iniciagdo
do BO.

A metodologia apresentada tem sido usada com muito sucesso em Varios pogos
profundos em todo 0 mundo, incluindo Fenton Hill, Novo Meéxico (Barton et al. 1988), Cajon
Pass, Califérnia e KTB, Alemanha (Brudy 1995). Em cada caso, a faixa de valores com base
na Eqg.20 é consistente com estimativas derivadas independentemente de fraturas por tracdo

induzidas por perfuracéo.

A metodologia seguinte para o calculo do SH tem a ver com as fraturas de tracdo
induzidas durante a perfuracdo, esta metodologia € amplamente descrita por Zoback et al.
(2003). Os autores afirmam que as DITFs sdo geradas em pocos verticais desde que haja uma
diferenga significativa entre as duas tensdes horizontais. Por conseguinte, 0s autores mostram
gue dependendo do regime de tens@o podem ocorrer as DITFs. Eles assumem um regime de
falha transcorrente e um coeficiente de atrito de 0.6. Antes de apresentar a equacdo, leva-se
em consideracdo as equacOes que definem as tensdes principais nos diferentes regimes de

tensao.
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Partindo do principio que em qualquer volume significativo da crosta terrestre,
existem falhas criticamente orientadas que restringem a magnitude do tensor de tensdo, Jaeger
& Cook (1979) expuseram que a relacdo limitante entre a tensdo principal efetiva maxima
o1 = (51 — By) e a tensdo principal efetiva minima em profundidade, o; = (S3 — P,) é dada

pela equacéo 45.

o (S1—F) 2
U:—m— [ + DY2 + 4], (45)

onde g; e o3 indicam as maiores e menores tensdes efetivas principais em MPa;
S1 e S;sdo as tens@es principais in-situ maximas e minimas em MPa; B, é a pressdo dos
poros em MPa, e pu é o coeficiente de atrito deslizante. Para efeitos do presente estudo é
considerado o valor médio de u de 0,6. Aplicando a teoria de falhas de Anderson, a razéo
entre a tensdo principal maxima e minima pode ser deduzida dependendo do regime de falha

regional da seguinte forma:

o Regime de falha normal

ﬂ_ (Sv_Pp)

1 2
s Gy~ L0+ D] 0

o Regime de falha transcorrente

o1 (SHmax — Pp) [ 1 2
— = = (u2+1)2+u] , (47)
03 (Shmim - Pp)

o Regime de falha reversa

ﬂ . (Smax — Pp) .

1 2
=y = | v u] o)

Os autores consideraram um regime de falha SS (transcorrente) na area de estudo,
usando a EQ. (47) com um valor p = 0,6, a magnitude da tensdo horizontal maxima ¢
estimada.

o1 (Sumax — Pp) 1 2
Lo BT _ 10,62+ 1)2406| , (49
03 (Shmim - Pp) ( )
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(SHmax - Pp)
(Shmim - Pp)

= 3,12, (50)
Stmax = 312Shmim — 2,12B, (51)
Reescrevendo a Eq. (51)
Stmax = 3-1Spmin — 2.1B, + 0.12(Spimin — B), (52)

A equacdo (53) descreve a formacao de fraturas por tensdo na parede de um pogo

vertical.

AT atEdAT>
=|——], (54
Ogg ( 1—v (54)

onde g5] ¢ a tensdo de resfriamento em MPa; a, é fungio do teor de silica (2.4 *
10 °C~1); E; é o mddulo Young dindmico MPa; AT é o diferencial de temperatura entre a

formacdo e a lama no poco em °C e v é a relagdo de Poisson dinamica.
AP = Pigmq — Pporos (55)

onde AP ¢ o diferencial de pressdao no poco em MPa; P;;,, € @ pressdo no pogo

gerada pela coluna de lama em MPa e B, € a pressdo da formagéo.

Para facilitar o calculo, assume-se que a tensdo de resfriamento ¢7; 0 excesso de
peso da lama de AP e a resisténcia a tracdo sdo insignificantes, portanto, uma fratura se

formara quando:
O-énein = 3Shmin — SHmax — 2Pp =0, (56)
ou
Sumax = 3Shmin — 2Pp ’ (57)
Uma vez que o ultimo termo da equacédo (52), 0.12(Shmin — Pp), é geralmente
muito pequeno, Egs. (52) e (56) sdo quase idénticas. Em outras palavras, para combinagfes de
Sh e SH que resultam em um equilibrio de atrito na crosta (para p = 0,6), uma parede de po¢o

vertical entrara em tensdo no azimute de SH e seriam esperadas fraturas de tracdo induzidas

por perfuracdo sem excesso apreciavel de peso da lama ou resfriamento do pogo.
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Outra metodologia para avaliar SH é usando dados do teste de absorcéo estendido,
XLOT (Extended leak off test). Porém, esse tipo de teste € pouco comum durante a

perfuragéo.

3.3.5 Métodos tedricos e praticos para a estimativa do MEM 3D

Uma previsdo mais robusta das propriedades geomecanicas na area de interesse
pode ser feita utilizando as informagGes sismicas disponiveis. Uma vez construido o MEM
1D, pode ser aprimorado e integrado ao modelo estrutural obtido através da interpretacédo
sismica 3D das estruturas subsuperficiais, como falhas e horizontes. Além do modelo
estrutural adequado, o que mais influencia 0 MEM 3D é o método de populagdo das
propriedades. Os métodos mais utilizados na engenharia sdo baseados em geoestatistica e
sismica. A selecdo do método dependera de qual deles faz a representacdo mais proxima da
distribuicdo real das propriedades dentro das formacdes estudadas. Isso significa que o

método deve levar em conta as variagdes espaciais das propriedades fisicas propagadas.

Atualmente, os dados sismicos tornaram-se um recurso essencial utilizado na
industria de hidrocarbonetos, principalmente nas etapas de exploracdo e explotacdo (Misra et
al. 2015, Misra & Mukherjee 2018). Os avancos nas técnicas de aquisicdo e processamento
sismico aumentaram sua confiabilidade, devido ao aumento da resolucéo sismica que permite
mapear nao apenas a estrutura do subsolo, mas tambem a estratigrafia. Quando a estratigrafia
é identificada apropriadamente, é muito provavel que sejam descobertas novas reservas de
hidrocarbonetos, que de outra forma passariam despercebidas. Além disso, 0 mapeamento
estratigrafico permite reconhecer facies laterais, anisotropia das propriedades fisicas nas

rochas, intervalos de fraturas e distribuicdo dos fluidos nos poros.

O mapeamento de propriedades pode ser feito em uma linha sismica ou em um
volume, uma vez que, os dados sismicos podem ser bidimensionais ou tridimensionais. A
sismica 2D é adquirida através de um arranjo de fontes e receptores organizados em uma
Unica linha, os receptores medem o tempo de viagem nos dois sentidos do pulso emitido pela
fonte, por exemplo para realizar um estudo regional, as vezes as linhas sismicas podem ser
espacadas cerca de 50 milhas, deixando um grande espaco sem dados sismicos. Na sismica
3D, os dados sismicos sdo adquiridos de forma densa, por exemplo, os levantamentos padrao
modernos tém espacamento de tragcos em cada direcdo (in-line e x-line) de aproximadamente

12,5m, permitindo que os dados sismicos sejam processados e interpretados como volume.



55

Gracas as informacdes detalhadas fornecidas pelo volume sismico, a distribuicdo de falhas e a

estrutura subsuperficial podem ser mapeadas com maior confiabilidade.

Com o volume sismico pode-se ter uma nova visdo da superficie como os times
slices ou depth slices (depende se o volume esta no dominio do tempo ou da profundidade na
escala vertical, respectivamente), que sdo cortes horizontais. Além disso, 0 volume permite
ver variagoes laterais mediante a construcdo da uma Cross section (vista bidimensional em

qualquer direcdo).

Também pode-se extrair outros tipos de dados mais especializados: usando filtros
ou atributos de coeréncia de dado 3D; aplicando novas ferramentas de interpretacdo, como
rastreadores de horizontes automaticos ou semiautomaticos (duas sementes no mesmo

refletor); e definindo de geocorpos a partir das amplitudes do dado sismico.
> Interpretacdo e analise de dados sismicos

A estrutura geoldgica do subsolo é o alvo principal da interpretacdo sismica, em
outras palavras, identificar, mapear e correlacionar planos de falha significativos, assim como
procurar superficies estratigraficas, discordancias e limites de sequéncia deposicional nos
dados sismicos processados. Além disso, a obtencdo de geometrias apropriadas para que
quando os horizontes forem interceptados por uma falha ou uma falha for interceptada por

outra falha, essas falhas sejam exibidas adequadamente.

A interpretacdo sismica engloba trés categorias que se correlacionam entre si:
como estrutural, estratigrafica e litologica. Alcancar essas interpretacdes requer uma boa
aquisicdo e processamento sismico, e conhecimento prévio da geologia regional da area de
interesse, além das perfuracdes existentes. E necessario levar em consideracdo a historia
geoldgica do local estudado para tomar as decisdes corretas durante a interpretacdo. Depois de

entender a geologia regional, o préximo passo é a coleta de dados.

Para garantir uma interpretacdo sismica bem-sucedida, € necessario 0 seguinte
conjunto de dados: dados sismicos, como linhas 2D ou cubos 3D ou 4D; perfis de pogos
convencionais, como perfis litologicos, resistivos, sénicos, de densidade e especiais; relatorios
de perfuracdo de pocos existentes na area; andlise petrofisica; check-shot (dados de

velocidade); e dados de desvio de pocos se 0s pogos foram desviados.

A modelagem estrutural se concentra no reconhecimento e mapeamento de

descontinuidades, como falhas, dobras e areas de subsidéncia que podem ser potenciais trapas
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e elevagdes estruturais, descobrir tendéncias e caracteristicas estruturais nos dados sismicos
processados e interpretar configuracdes e estilos estruturais. As estruturas que o intérprete
envolvido na industria dos hidrocarburos deseja encontrar, sdo as trapas, que podem ser
estruturais, estratigréficas ou mistas. Levando em consideragdo uma abordagem estrutural,
uma trapa estrutural é gerada devido a deformacgfes pds-deposicionais, como processos
tectdnicos, diapirismo, e compactacdo que afetam diretamente as rochas (Mukherjee & Kumar
2018). Essas deformacdes em sincronia com a migracdo do petréleo podem formar um
reservatdrio de hidrocarbonetos. As trés formas basicas de trapas estruturais sdo a trapa de
falhas, a trapa anticlinal e a trapa de clpula de sal.

Na construcdo do modelo estrutural, o intérprete tem que identificar as falhas e os
horizontes, na literatura ndo ha uma ordem estabelecida para comegar com a interpretacéo, as
vezes € comum comecar pelas falhas principais, depois os horizontes e por fim as falhas
pequenas. Porém, € decisdo propria do intérprete. O que se recomenda € condicionar a

sismica com filtros e atributos para melhorar a identificacdo de descontinuidades.

Para a identificacdo de uma falha em uma se¢do sismica, as terminagdes do
refletor na falha devem ser levadas em consideragdo. Esses finais ndo sdo abruptos. Além
disso, pode-se seguir algumas dicas para o reconhecimento das falhas, como: término das
reflexdes; offset em marcadores estratigraficos; mudancas abruptas no mergulho; mudancas
abruptas nos padrdes sismicos (por exemplo, uma reflexdo forte e continua se transforma em
uma regido de baixa amplitude); reflexdes do plano de falha (somente quando a falha
mergulha menos de cerca de 30 graus); dobramento, queda ou arrasto associado (Mukherjee
2014); e utilizar o atributo de coeréncia. Também é importante que o intérprete sismico tenha
um bom entendimento do arcaboucgo tecténico regional e aplique estilos estruturais ao

interpretar falhas dentro da bacia.

O mapeamento do horizonte sismico envolve escolher e rastrear lateralmente
refletores sismicos consistentes (estruturas geologicas, estratigrafia e arquiteturas de
reservatorios). O objetivo € criar um modelo estrutural e estratigrafico da area e detectar
acumulacdes de hidrocarbonetos, delimitando sua extensdo e calculando seus volumes. O
melhor lugar para iniciar o mapeamento do horizonte é na parte superior da secdo, onde a
definicdo geralmente é melhor. Pode-se entéo trabalhar na se¢éo em direcdo as zonas onde a
relagdo sinal-ruido é reduzida e a definigdo do refletor € menos clara. Dado um volume de

dados moderno, o0 mapeamento de horizonte sismico é realizado para crosslines.
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4  Materiais e métodos

No presente estudo foram analisados dez pocos verticais offshore para a previsao
de um modelo geomecénico abrangente e a caracterizacao petrofisica através das unidades de
fluxo para as formacdes Barra Velha e Itapema, que séo as rochas reservatério do pré-sal. Os
pocos alvos do estudo estdo localizados no campo de Buzios. Os pogos de avalicdo e outras

informacdes sdo apresentados na tabela 4.

Tabela 4. Numeragéo dos pocos.

Poco Ndmero | SSTV (m) RT (m) Lamina d'agua(m)
2-ANP-1-RJS 1 5917 25 1894
3-BRSA-1053-RJS 2 5948 25 2024
3-BRSA-1064-RJS 3 5083 32 2032
3-BRSA-1184-RJS 4 5867 33 2015
3-BRSA-1195-RJS 5 5862 31 1769
3-BRSA-944A-RJS 6 5974 26 1860
7-BUZ-10-RJS 7 5719 31 2030
7-BUZ-6-RJS 8 5906 27 2027
8-BUZ-5-RJS 9 5906 24 1945
8-BUZ-15-RJS 10 5891 25 1938

A informacéo fornecida pela ANP esta resumida na tabela 5 para os dez pocos.
Além disso, foram utilizados trés softwares comerciais com licencas académicas disponiveis
no Laboratorio de Geofisica do Instituto de Geociéncias, Unicamp. O software Techlog 2019
(Schlumberger) foi utilizado para o condicionamento e interpretagdo dos perfis de imagem de
poco e os perfis de ressonancia magnética nuclear, o software Petrel 2019 (Schlumberger)
para a criacdo dos modelos geomecanico e petrofisicos e interpretacdes sismicas, e software
OpendTect 6.4 (dGB Earth Sciences) para o condicionamento do volume sismico através da
aplicacdo de filtros e atributos. Além do anterior, foram utilizadas outras ferramentas como o

pacote de office e Matlab também com licenca académica.

Na etapa de carregamento dos perfis, foi realizado um controle de qualidade para
cada poco, levando em conta, 0 modo de aquisi¢do da curva no intervalo de interesse, a
profundidade, a taxa de amostragem da ferramenta e a analise prévia do perfil Caliper e do

didmetro da broca. As principais observagdes foram dois tipos de aquisicdo (LWD_logging-
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while-drilling e wireline log); a profundidade de alguns pocos foi reajustada tendo em conta
uma curva de referéncia; foi necessaria re-amostragem de cada curva para unificar as taxas e
finalmente, algumas profundidades foram detectadas com arrombamentos que afetaram o

didmetro do pogo.

O fluxo de trabalho da analise unidimensional para o projeto em questdo é
indicado na figura 10. O fluxograma mostra 4 etapas principais: a primeira delas corresponde
a modelagem geomecanica, que permitiu a realizacdo dos modelos de tensdo in-situ, pressao
dos poros, azimutes das tensbes horizontais, propriedades mecéanicas e elasticas e critério de
falha. Esta etapa também incluiu a calibracdo dos modelos com dados de teste de pogo. A
segunda etapa levou em consideracdo a construcao das facies geomecénicas a partir de um
algoritmo ndo supervisionado e propriedades geomecanicas. A terceira etapa procurou a
definicdo de unidades de fluxo na escala decamétrica com base em dados petrofisicos de
ressonancia magnéetica nuclear, além da calibracdo com os testes de formagdo. Por ultimo, a
quarta etapa visou comparar as FU e GMF na tentativa de um comportamento recorrente entre
os dois agrupamentos. E importante referir que, embora a modelagem da temperatura e da
magnitude da onda S para 0s poc¢os que ndo tinham este perfil ndo tenham sido incluidos no

fluxograma, foram estimadas.

Tabela 5. Sumario das informag6es e dados fornecidos pela ANP utilizados para o projeto.

Dados/ # Pogos 112 (3|4 5|6 |7]8]9]10
Locagdo e Trajetoria O o o o e ) )
Informacgdes Litoldgicas o O O )
Topos estratigraficos o R o R e
Relatério de perfuracéo O R )
Dados de perfuracdo R O O R )
Testes de absorcéo O R )
Teste de formagéo T 1
Dados de imagem Tt Tt 1 T 1
Teste resisténcia da rocha 1
Petrofisica de laboratdrio 1 1 1 1
Temperatura Tt 7 T 7 1
Caliper e tamanho da broca R O O )
Ressonancia Magnética Nuclear T R
Densidade tlr e[t ]
Acustico Compressional o I O o
Acustico Cisalhante I T 1 1
Velocidade intervalar X T O O T O A A
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Figura 10. Fluxo de trabalho proposto para o desenvolvimento da modelagem geomecénica e das unidades de fluxo na &rea de estudo.
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O condicionamento sismico foi realizado através da aplicacéo do fluxo de trabalho
mostrado na figura 11. Os filtros utilizados para condicionar os dados sismicos, cujo
propdsito é identificar falhas e intervalos com alta densidade de fraturas sdo: Dip Steered
Mediam Filter (DSMF) e Fault Enhancement Filter (FEF). Apés o estagio de filtragem, foi
utilizado o atributo Thinned Fault Likelihood (TFL), a imagem FEF, para localizar as

descontinuidades e assim melhorar a visualizacdo de falhas.

¥

Post-Stack Depth
Migration (PSDM)

Dip-Steering

(DS) — ‘ i L
e L 2 L > Dip-Steered Median | ;3 -
B [ ] Filter (DSMF) i

Fault Enhancement 5
Filter (FEF) '

Fault Likelihood
(FL)

Imagen sismica Volume Filtro |:|Atribut0 [ Dados de
processamento Steering sismico sismico entrada
basico

Figura 11. Fluxograma de condicionamento sismico, aplicacao de filtros e geracao de
imagens e atributos para a posterior interpretacdo de falhas e topos. Editado (Rojas D &
Cabrera M 2019).

A figura 12 exibe a éarea de estudo e as loca¢des dos pocos nos pontos amarelos.
Além disso, 0 volume sismico p6s-empilhamento no dominio da profundidade (P6s-SDM)
estd localizado no noroeste do campo. A linhas laranjas mostram secGes transversais na
sismica (R1, R2, R3 e R4) e as linhas verdes representam as se¢do cruzadas no nivel de poco
(CS1, CS3 e CS3). A finalidade das secOes cruzadas é mostrar variacOes laterais das
propriedades geomecanicas e do comportamento das unidades de fluxo.
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Figura 12. Volume sismico apresentando as se¢des cruzadas no nivel de poco e as sec¢oes
transversais na sismica (Random lines). Além dos 10 pocos de avalicdo.
4.1 Modelagem 1D

4.1.1 Estimativa da tensdo vertical (Sv)

A magnitude do Sv pode ser calculada matematicamente por meio da integracéo
das densidades de rocha da superficie a profundidade de interesse (Plumb et al. 1991). Para
areas offshore, a equacédo (1) de Plumb (1991) é modificada pela adi¢cdo de um termo a mais,
tendo em conta a densidade da ldmina de agua (Zoback et al. 2003).

Sy = 9zy + ﬁg(z - Zw) ’ (58)
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onde, S, é a tensdo vertical em unidades de MPa, p € o valor do perfil modelado
de densidade em g/ cm 3 a uma profundidade (Z) em m, e g (aceleracdo gravitacional) é

uma constante em m/sz e z,, éaprofundidade da lamina de agua em m.

O perfil de densidade aparente da rocha estava disponivel para os dez pogos nas
profundidades dos reservatérios. Porém, as camadas préximas a superficie do assoalho
ocednico ndo foram perfiladas com a ferramenta de densidade, pelo que foi necessério realizar

a modelagem da densidade para essas camadas.

A modelagem consistiu na utilizacdo do valor médio da densidade das rochas
sedimentares clasticas 2,3 g / cm3(Zoback et al. 2003) para as camadas que néo tinham um
perfil correlaciondvel. Para as camadas que tinham perfil sénico de onda compressional-
DTCO (us/ft) foi utilizada a correlagdo de Gardner (1974) para a estimativa da densidade.

Esta correlagéo foi apresentada na equagéo 3.

Os evaporitos da Formacdo Ariri consistem em camadas espessas de halita e
anidrita, embora também ocorram mais sais solUveis, tais como taquidrita, carnalita e silvinita
(Moreira et al. 2007). O sal da Formacao Ariri alcanga espessuras superiores a 2000 metros e,
devido ao sal ter propriedades fisicas muito heterogéneas, apenas o valor de densidade da
halita 2,03 g/ cm 3 e anidrita 2,98 g/ cm 3 em propor¢Ges de nove para um respectivamente
foram considerados. Devido a isto, o valor de densidade utilizado para a camada de sal foi de
2,125 g/ cm 3. Porém, 6 pogos possuiam descri¢Ges dos sais na coluna litoldgica e gracas a

esta informagao, a densidade da camada de sal foi mais detalhada.

4.1.2 Estimativa de pressédo de poro (Pp)

A modelagem para pressdo dos poros ndo foi ajustada as metodologias
tradicionais (correlagdes desenvolvidas, levando em conta a subcompactacdo dos sedimentos)
(Eaton 1975) principalmente devido a complexidade estrutural e processos diagenéticos dos
carbonatos (Tingay et al. 2009) do Pré-sal. Algumas suposi¢des apontam para as causas de
sobrepressdo no pré-sal, por exemplo  espessas e extensas camadas de sal, a
compartimentalizacdo dos reservatorios, e 0s selos locais provocados pelas de rochas igneas
(Silva et al. 2017). Em virtude disto, a elaboracdo do modelo de pressédo de poros levou em
conta as medicdes diretas da pressdo estatica dos testes de formacao desenvolvidos nos pogos.

Além disso, foi estabelecido o contato agua-6leo para 0s pocos que tinham dados de pressdo
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estatica, a fim de gerar duas relacGes lineares que poderiam ser utilizadas para modelar o

perfil de pressdo dos poros nos poc¢os que ndo tinham dados.

4.1.3 Tensdo horizontal minima (Sh)

Para estimar um valor aproximado do limite inferior da tensdo horizontal minima
(Sh) foi utilizado o método das Razbes de Tensdes Efetivas (Effective Stress Ratio - ESR),

através da andlise dos dados de testes de absorcéo realizados em alguns dos pogos.

Um perfil Sh foi criado empregando uma aproximacéo da razdo de tenséo efetiva
constante, descrita pela equacdo 59. Ou seja, as razdes de tensdo efetiva sdo estimadas nas
profundidades em que os testes de absor¢do séo realizados (com os correspondentes valores
de sobrecarga e pressé@o de poros).

Sp— B

ESRpmin = 5— P,,

, (59)

Além da abordagem acima, para determinar a magnitude de Sh com dados
geofisicos, foi utilizado o modelo de deformacdo poroeléstica, que assume que a tensdo
tectdnica acomoda tensdes horizontais anisotropicas (Thiercelin & Plumb 1994, Amiri et al.
2019), visto que as tensdes tectdnicas sobre um corpo elastico de rocha provocam uma
componente de tenséo adicional que afeta a rocha. Apresenta-se a seguir a equagéo 60 que

define o modelo poroelastico:

v E Esv
Shmin—poro = 1 _Sv (Sv - app) + aPP + 1 _5;/ 2 €x + 1 _SVS
s s s

onde, Shyin—poro € a tensdo horizontal minima em MPa; v, € a razdo de Poisson
estatica; E5 € 0 modulo de Young estatico (Pa ); « é o coeficiente de tenséo efetiva de Biot, e

&x€ &  Sdo duas componentes de deformagdo horizontal nas direcdes das tensdes
horizontais. Os parametros &, e ¢, foram calculados pelas equagdes 61 e 62 como se mostra a

seguir (Kidambi & Kumar 2016):
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Ensaios laboratoriais baseados na deformagdo dos nucleos de perfuracdo
proporcionam as magnitudes de modulos elasticos estaticos. No presente estudo, a relacdo de
Wang (2000) e considerada para estimar a razdo de Poisson estatica (equacao 63) e 0 mddulo

de Young (equacdo 64) partindo de valores dinamicos estimados de perfis geofisicos.
Vs = Vg, (63)
E, =0,4142 E; — 1,0593, (64)

onde v, € o coeficiente de Poisson dindmico e E; € o modulo de Young dindmico
calculado a partir das velocidades sonicas de compressdao e cisalhamento e perfil de
densidade, usando as seguintes equacoes (65), (39), respetivamente (Fjer et al. 2008).

Vp? — 2V?

(65)

onde Vp e Vg sdo as velocidades sbnicas de onda de compresséo e cisalhamento
(m /s). Os célculos do modelo de deformacdo poroeléstica (equacdo 60) foram calibrados
com os teste de absorcdo disponiveis, que permitem a melhor validacdo de Sh estimado
(Zoback et al. 2003).

4.1.4 Tensdo horizontal maxima (SH)

Trata-se da componente mais dificil de estimar do tensor de tensdo, uma vez que
ndo pode ser medida diretamente (Jaeger et al. 2007). No entanto, foi adoptado o modelo de
tensdo poroelastica para avaliar a magnitude de SH usando a seguinte equacédo (Thiercelin &
Plumb 1994):

Es Esvg

v
SHmax—poro = TSVS(SU —aP,) + aP, + — &y + 1= )2 &, (66)

Todos os parametros de entrada usados na equacao 66 foram descritos na secéo 4.1.3.

4.1.5 Critério de ruptura da rocha e gradiente de pressao de ruptura

As atividades de perfuracdo condicionam o tensor de tensdo da rocha, uma vez
que a tensdo de confinamento € removida durante a perfuracdo e substituida pela lama que

atua como um escalar nas paredes do poco. Consequentemente, é fundamental compreender o
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comportamento da ruptura da rocha mediante a estimativa da presséo de colapso (CP),
também conhecida como gradiente de ruptura por cisalhamento (SFG). Neste trabalho, o
critério de ruptura de rocha de Mohr-Coulomb (MC) foi utilizado para estimar os limites de
pressdo de colapso nos estratos perfurados. Considerando as tensdes radiais e tangenciais
como as principais tensdes minimas e maximas (Kirsch 1898, Moos et al. 2003), o peso da
lama tem que ser maior do que a pressao de colapso para prevenir a ruptura por cisalhamento
do poco. A equacdo 67 mostra a correlacao para o calculo da pressédo de colapso (Zhang 2013,
Gholami et al. 2014).
{3sy — Sp —UCS + (Q + DaPky}

P= 071 , (67)

onde, CP é a pressdo de colapso em MPa, a ¢ o coeficiente de Biot, assumido
como o = 1. UCS ¢ a resisténcia a compressdao ndo confinada medida em MPa e pode ser
estimada utilizando a equacdo 68 desenvolvida em ensaios de laboratério para carbonatos
(Santos & Ferreira 2010)

1+v
UCS = 8374 * 10721p, 2V, * « (u> * (1 —2vq), (68)
(1-va)
onde, p, densidade aparente das rochas em %, V, € a velocidade sonica de
compressdo em % e v4 é arazdo de Poisson adimensional.
UCS(1 —sin¥
C = ( ) (69)

2 cos ¥ ’

C é a coesdo da rocha em MPa, ¥ é o angulo de atrito interno em graus. O
parametro Q na equacédo 70 pode ser calculado a partir do angulo de atrito interno utilizando a
equacéo fornecida abaixo (Gholami et al. 2015, Rahimi & Nygaard 2015):

B (1+sin¥)

T (1-sin®)’ (70)

As equacdes 69 e 70 utilizam o angulo de atrito interno, que é estimado usando a
velocidade sonica Vp (Maleki et al. 2014):
WD

Y = sin m, (71)
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Os gradientes de pressdo de colapso estimados foram validados com porgdes
lavadas do poco, conforme as interpretacfes do perfil de calibre disponiveis nos pocos. Se a
pressdo da lama de perfuracdo cair abaixo da pressao de colapso, o poco falha e o perfil de
calibre regista as ampliacOes induzidas pela ruptura do pogo ou desmoronamentos (Plumb &
Hickman 1985, Sen et al. 2019).

4.1.6 Azimute das tensdes horizontais

A maioria dos pocos tinham perfis de imagem de pogo acusticos e resistivos.
Portanto, o condicionamento e interpretacdo da imagem foi realizado no software Techlog
2019 (Schlumberger), envolvendo além das imagens, os perfis de calibre para identificar
profundidades onde a integridade do poco foi afetada pelo colapso das paredes. As

interpretacdes feitas foram apresentadas em diagramas de stereonet.

4.1.7 Calculo de poligonos de tensdo

As equacdes 46, 47 e 48 indicam as condi¢bes de contorno de um poligono de
tensdo em um espaco para uma pressdao dos poros conhecida em uma determinada
profundidade (Zoback 2007). Os trés segmentos dentro do poligono de tensdo definem os trés
regimes de tensdo tectdnica (normal / transcorrente / inverso) e refletem a alteracdo do padrao
de tensdo com base na variacdo de SH e Sh, ou pressdo de poro em uma determinada
profundidade. Uma vez que, os perfis de imagem estavam disponiveis para a area de estudo,
as fraturas induzidas (DITF) foram identificadas. A presenca dessas fraturas revela uma
grande diferenca entre as tensdes horizontais principais, portanto, é considerado um regime de
falha transcorrente na area de estudo e usando a equagdo 47 com um valor p estimado dos

perfis de velocidade (equagdo 71), visto que, p = tan i, se criaram os poligonos de tensao.

4.1.8 Definicao das Facies Geomecéanicas (GMF)

As facies geomecéanicas foram baseadas na integracdo das propriedades
geomecanicas da rocha como o angulo de atrito (FI) e a resisténcia a compressdo uniaxial ndo
confinada (UCS), coesdo, pressdo de colapso, os modelos poroelastico das tensGes
horizontais, o0 médulo de Young estatico e a razdo de Poisson, as propriedades petrofisicas,

tais como a porosidade total e a pressdo dos poros. A selecdo das propriedades geomecanicas
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na matriz tem em conta as que tém uma influéncia direta nas propriedades que governam o

fluxo de fluido no reservatério (permeabilidade e porosidade efetiva).

Para a definicdo das facies, a matriz de dados de nxp normalizada (p
propriedades em n profundidades) foi transformada em uma matriz de n x n distancias
semelhantes entre pares de dados totais. Depois, o agrupamento foi feito com ajuda do
algoritmo nao supervisionado k-means, que é um método de mineracdo de dados que, de
acordo com o grau de similaridade, define agrupamentos automaticos (Hartigan & Wong
1979).

Além disso, foi realizado treinamento com todos os po¢os trabalhando com as 10
propriedades utilizando o programa MATLAB, as variaveis para cada uma das propriedades
foram criadas em uma nova janela. Depois, graficos de dispersao de dados foram criados com
as propriedades mais influentes, como modulo de Young estéatico, UCS e porosidade total. Em
seguida, estabeleceu-se o nimero de clusters por formacéo e utilizou-se o algoritmo. A matriz

resultante foi levada para Petrel para uma visualizagdo adequada.

4.1.9 Unidades de Fluxo (FU)
A analise foi baseada na permeabilidade (K) em (mD) e porosidade efetiva (¢,r)

em proporc¢ao; as duas propriedades foram estimadas a partir dos dados NMR de acordo com

as equacdes 36 e 37 descritas no capitulo anterior, onde o indice RQI em um ¢é dado pela

RQI = 0.0314\%, (72)

Por conseguinte, o FZI é estimado como (Eq. 73):

equacao 72.

ROQI
FZl = —, 73
. (73)

Onde FZI é dado em pm e ¢, defina-se como uma porosidade efetiva normalizada na forma:

be
1_¢)e’

bz = (74)
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Fazendo log em ambos os lados da Eq. (49) e reorganizando, temos:
log RQI =logFZI +log¢,, (75)

Em um gréfico de log(RQI) versus log(¢,), todas as amostras com valores
FZI semelhantes serdo localizadas proximas de uma Unica reta de inclinagdo unitéria (s) e
elevado coeficiente de correlagdo linear (R?). Amostras com FZI diferentes estardo situadas

em outras retas paralelas. Cada reta identificard uma FU com um valor de FZI associado.

Devido a complexidade dos reservatorios o nimero de unidades de fluxo pode ser
grande, pelo que podem ser utilizados outros métodos de agrupamento mais especificos, como
a discretizacao feita mediante regressdes multilineares iterativas detalhadas por Al-Ajmi &
Holditch (2000). Para este trabalho em questdo, decidiu-se utilizar a metodologia estatistica
de percentis e curva S cumulativa para definir um nimero adequado de unidades de fluxo na
escala de decametro. Esta metodologia também foi utilizada por Penna & Lupinacci (2020),

com bons resultados.

Antes de realizar a discretizacdo das FU, foi importante ter uma visao geral do
comportamento das unidades em diferentes escalas. O grafico estratigrafico modificado de
Lorenz (SMLP) (Gunter et al. 1997) apresentou-se como uma ferramenta grafica eficaz para
identificagdo de zonas de velocidade no dominio do reservatorio. Este grafico leva em conta a
plotagem da capacidade de armazenamento e da capacidade do fluxo para o reservatorio de
interesse. Para a interpretacdo do grafico Gunter et al. (1997) sugere as seguintes orientacdes,
0s segmentos planos correspondem a rochas selantes ou zonas defletoras, pois podem
apresentar algum grau de porosidade, mas ndo tém permeabilidade; os segmentos ingremes
equivalem a zonas de velocidade alta do reservatorio, as contribui¢cdes da permeabilidade sdo
importantes em termos de movimentacao do fluido, enquanto a porosidade pode ser alta ou

baixa.

O metodo estatistico para definir o FU em escala decamétrica € descrito a seguir:
primeiro, calcular os 99 percentis para os valores de permeabilidade e porosidade efetiva
extraidos das medigdes feitas no laboratorio dos nucleos de perfuracdo e das amostras laterais;
calcular os valores de RQI e FZI usando as equacOes 72 e 73 e 0s valores dos percentis;
calcular o logaritmo base 10 do FZI e ordenar o banco de dados com os valores em ordem
crescente de Log (FZI); acumular e normalizar os valores dos percentis da permeabilidade;

fazer a plotagem do Log (FZI) e os valores acumulados e normalizados dos percentis da
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permeabilidade; definir os pontos de corte levando em consideragdo as mudancgas de pendente

na curva S.

5 Resultados

Este capitulo centra-se na apresentacdo dos resultados dos principais parametros
considerados para a modelagem geomecanica e a modelagem das unidades de fluxo para o
campo de Buzios. E importante ter presente que, devido & heterogeneidade das propriedades
fisicas dos carbonatos do Pré-sal, ndo se recomenda a utilizacdo dos valores estimados para
cada parametro em estudo como um analogo de outros campos. Contudo pode ser utilizado

como guia para realizar uma caracterizacdo geomecanica e petrofisica em carbonatos

5.1 Magnitude de tenséo vertical

Os valores médios da tenséo vertical variam de 93.3 MPa a 102.9 MPa e 14.51
ppg a 15.57 ppg na Formacéo Barra Velha, e 98.7 MPa a 107.5 MPa e 14.76 ppg a 15.75 na
Formacdo Itapema. A figura 13 mostra os 10 pogos com os valores medios de sobrecarga em
MPa, mais o desvio padrdo dos dados para cada um dos reservatdrios do Pré sal. Além disso,
foi possivel uma analise mais detalhada para a Formacdo de Barra Velha em quatro pocos (1,

3, 9 e 10) identificando trés intervalos.

Tenséo de Sobrecarga Fm. Barra Velha Tensé&o de Sobrecarga Fm. Itapema
104 3 110 2
102 - © 108 1.8
g ' S 106 1.6
= 100 g 3 104 14 o
> 2. £ 9 ©
2 98 g g 10 125
g 152 € 100 1S
T % § g 98 085
 w 1 S 9% 06°
S > o 0.4
92 I | 0.5 9 0
90 0 90 0
1 2 3 456 7 8 9 10 123456780910
Pogos
mesm BVE_100  POGOS BVE_200 ¢
BVE_300 —DP Me_MPa == DP

Figura 13. Anélise estatistica basica da tensao de sobrecarga.
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Figura 14. Perfis de densidade extrapolados em g/cm3 desde o nivel mar até a profundidade de interesse (linha

laranja). Perfis de tensdo vertical ou sobrecarga em MPa (linha azul).
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5.2 Distribuicédo da pressdo dos poros

Foram utilizadas medicGes de pressdo estatica estabilizadas, além de levar em
consideracdo as ndo conformidades observadas nos pogos no momento da perfuragdo. Seis

pocos tinham os relatorios de RFT disponiveis, como mostra a Figura 15.

Pressao da formacgdo (ppg)
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5300 ;
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5800
5900 ¢

6000
6100 e Pl P2 eP3 eP4 «P5 eP6

Figura 15. Medidas de pressao estatica para 6 pogos.

Observa-se que os valores para cada pogo indicaram duas tendéncias
significativas devido ao contato agua petroleo. Além disso, foi estabelecido um valor de corte
de 9.6 ppg, que denota duas zonas, a primeira zona (9.3 ppg <Pp <9.6 ppg) com pressdes de
poro levemente sobrepressurizadas em relacdo ao gradiente normal (quando a pressdo da

formacado € igual a hidrostatica) e a segunda zona com pressdo de poro anormalmente elevada

(Pp> 9.6 ppg).

A figura 16 apresenta as duas relacOes para a definicdo do modelo de pressdo de
poros nos po¢os que ndo tinha dados RFT (7,8,9 e 10), assumindo que o contato agua 6leo
estd na mesma profundidade dos pocgos que tinha os dados de pressdo. O modelo de pressdo
de poros se ilustra na figura 33, track 5 (MPa) e track 6 (ppg) linha vermelha. O modelo levou

em conta a alteragdo da tendéncia na profundidade analisada.
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Figura 16. Equac0es lineares para estimativa da pressao dos poros. 5767 m profundidade do

contato.

As zonas com pressdes anormais registaram algumas ndo conformidades, tais

como perdas de circulagdo (nédo retorno da lama de perfuracdo a superficie). Dois dos pocos

(4 e 6) tiveram perdas de circulacao, tal como o relatado na tabela 16. Na figura 17, mostra-se

os valores médios da pressdo dos poros estimada para cada poco. Esses valores variam de
62.08 MPa a 63.32 a MPa e 9.56 ppg a 9.66 ppg na Formacgédo Barra Velha, e 63.65 MPa a
64.95 MPa e 9.46 ppg a 9.52 ppg na Formacao Itapema.
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Figura 17. Analise estatistica basica da pressdo dos poros.
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5.3 Temperatura

Observa-se que 4 pocos estavam entre a faixa de 80°C a 90°C, esses valores sdo
considerados baixos em relagdo aos pocos ultra- profundos que atingem altas temperaturas
(temperatura maior que 150°C). A figura 18 apresenta os perfis de temperatura medidos em
seis pocos (linhas). A figura 18 também mostra as temperaturas maximas medidas em testes

de formacéo (pontos).

Temperatura (°C)

80 90 100 110 120
5200
e P0co_1
5300 ° Pogo_2
® °
e POCO_3
5400 |\,‘ o ° °
a e==P0c0_5
J
— 5500 e POCO_6
E
0 e Poco_10
8 5600 .
> ® Poco 1
-
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Figura 18. Comparacéo dos perfis de temperatura nos pogos durante a perfuragdo com

medices diretas da temperatura dos fluido da formacao.

5.4 Modelagem do perfil de velocidade de onda S

Depois de fazer a plotagem dos dados de velocidade de onda S e dados de
velocidade de onda P, decidiu-se trabalhar com a correlagdo extraida do poco 1, uma vez que
esta correlacdo tinha um melhor indice de correlacéo entre os dados. Na figura 19 mostra-se o

grafico dos dados, a correlacdo e os parametros estatisticos.



74

4000

3600

3200

2800

Covariancia: 0.1495

2400

Velocidade de onda S (m/s)

Indice de correlagdo: 0.8983

Vs =2301.19 - 0.262405 * pow(Vp,1) + 7.90875E-5 * pow(Vp,2)

2000

3600 4000 4400 4800 5200 5600 6000 6400 6800

Velocidade de onda P (m/s) =}

Figura 19. Correlacdo polinomial de segunda ordem dos dados de velocidade de onda S e
onda P em (km/s) no pogo 1.

5.5 Tens6es horizontais minima (Sh) e maxima (SH)

Os modelos foram validados utilizando os testes de absorcdo disponiveis em 6
pocos (figura 20, mas como n&o se tinha certeza de que os testes correspondem a LOTS (Leak
off test), os valores reportados foram tratados como limite inferior dos modelos

(FIT_Formation Integrity Test).
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Figura 20. Dados dos testes de absor¢éo para seis pocos nas profundidades de interesse.
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Os valores da tensdo horizontal minima no método de tensbes efetivas foram
considerados constantes ao longo de um certo intervalo de profundidade, em determinado
poco, como forma de extrapolar a estimativa de Sh em funcdo da profundidade, pressédo de
poros e presséo de sobrecarga. A tabela 6 mostra a informacéo requerida e os resultados do
método das Razdes de Tensdes Efetivas (ESR).

Tabela 6. VValores estimados de e ESRmin assumindo os dados dos testes de absor¢édo como

Sh.
Pocos TVDss (m) FIT (ppg) Pp (ppg) Sv (ppg) ESRmin

1 5400 12.4 9.736 14.561 0.552
5850 12 9.503 15.062 0.449

5914.3 12.1 9.503 15.068 0.467

2 5319 13 9.777 14.545 0.676
3 5397 13 9.725 14.795 0.646
5983 11.9 9.501 15.283 0.415

4 5362 12.8 9.743 14.722 0.614
5867 12.1 9.495 15.210 0.456

5 5483 13.4 9.663 15.554 0.634
5857 12 9.508 15.922 0.389

6 5461 13.5 9.694 15.126 0.701
5973 12 9.547 15.656 0.402

A figura 21 mostra a analise estatistica para 0 modelo poroelastico da Sh. Os
valores médios variam de 79.1 MPa a 95.5 MPa e 12.35 ppg a 14.43 ppg na Formacdo Barra
Velha. E a Formacéo Itapema 88.1 MPa a 102.9 MPa e 12.96 ppg a 15.06 ppg. Além disso, 0
modelo de tensdo horizontal minima é apresentado na figura 33 (track 5 (MPa) e track 6
(ppg), linha rosada) junto com os dados de testes de absor¢do (pontos rosas) para as

formacdes do Pré-sal.
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Figura 21. Anélise estatistica basica da tensdo horizontal minima.
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Figura 22. Analise estatistica basica da tensdo horizontal maxima.

As analises estatisticas do modelo de SH estimado encontram-se na Figura 22. Os
valores médios calculados variam de 89.2 MPa a 106. 9 a MPa na Formacédo Barra Velha e
99.1 MPa a 113.8 na Formacdo Itapema. O modelo de tensdo horizontal méxima se mostra na
figura 33 (track 5 (MPa) e track 6 (ppg), linha roxa).



5.6 Propriedades mecanicas e fisicas da rocha

> Resisténcia a compressao uniaxial ndo confinada (UCS)
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Os valores UCS_CPM médios variam de 30.70 MPa a 92.95 a MPa na Formacao
Barra Velha e 31.49 MPa a 67.87 na Formagéo Itapema, conforme consta na figura 23. o

modelo apresenta-se na figura 33 (track 9 e linha vermelha).

Na revisdo bibliogréafica (tabela 3) foram expostas diferentes correlagBes para o

calculo da resisténcia em carbonatos. Portanto, na tabela 7 e figura 24 comparam-se 0s

valores médios e o desvio padrdo de trés correlacdes. Observa-se que os valores médios

obtidos pelas correlagbes de CPM e Militzer (equacgédo 29) estdo proximos, enquanto o modelo

Golubev (equacdo 30) mostra valores superiores.
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Tabela 7. Comparacao dos valores médios de UCS na Formacéo Barra Velha
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Figura 23. Analise estatistica basica da UCS

30
25
20
15
10

Pogos UCS_Militzer MPa UCS CPM MPa UCS_Golubev MPa
Me DP Me DP Me DP

1 66 14 51 27 183 93
2 71 11 56 22 206 72
3 68 14 45 22 192 77
4 62 11 42 19 155 64
5 73 13 63 27 223 88
6 72 10 59 21 211 69
7 65 9 46 16 168 57
8 75 11 63 23 239 77
9 64 14 44 26 174 92
10 67 13 61 33 184 86

Desvio Padrao
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Figura 24. Comparacdo da magnitude dos valores médios das trés correlagdes para o calculo

do UCS na Formacéo Barra Velha.

O poco 8 tinha um relatorio de um teste para a estimativa da UCS utilizando a
técnica Scratch Test. A figura 25 ilustra um histograma das medi¢fes minimas feitas para o
nucleo 2, que foi extraido da Formagéo Barra Velha. O valor médio foi de 84.76 MPa e com
um desvio padrdo de 32.19. A figura 25 também mostra os coeficientes de correlacdo
polinomial entre os dados de laboratdrio e os valores estimados pelas correlagcdes para a
profundidade em que o ndcleo foi extraido. Assim, o coeficiente para 0 modelo de UCS CPM
foi de 0.6, e para 0 modelo de Militzer de 0.32. Observa-se que a correlagdo polinomial atinge
um bom IC na correlagdo CPM. Contudo, nenhuma calibracdo do modelo foi realizada devido

a grande dispersdo das medicdes de resisténcia feitas no Scratch Test.
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Figura 25. Histograma da UCS em MPa do teste SCRATCH no testemunho 2 (5482-5542 m),
poco 8.

> Angulo de atrito interno

Os valores médios do angulo de atrito interno sdo apresentados na figura 26. Os

valores médios variam entre 39.18° a 44.84° na Formac&o Barra Velha e 39.18° a 43.15° na

Formacéo Itapema. O modelo é apresentado na figura 33 (track 10, linha cinza).
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Figura 26. Analise estatistica basica do angulo de atrito interno.
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Os valores médios da coesdo da rocha variam entre 7.65 MPa a 19.66 MPa na

Formacdo Barra Velha e 7.31 MPa a 14.39 MPa na Formacdo Itapema (figura 27). O modelo

é apresentado na figura 33 (track 10, linha marrom).
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Figura 27. Analise estatistica basica da coesdo.
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Modulo de Young Estéatico
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A figura 28 mostra os valores médios para 0s dez pocos. Esses valores médios
variam de 16.48 GPa a 33.10 GPa na Formacdo Barra Velha e 16.66 GPa a 24.45 GPa na

Formacdo Itapema. O modelo € apresentado na figura 33 (track 9, linha laranja)
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Figura 28. Analise estatistica basica do modulo de Young estatico Razdo de Poisson.

Os valores medios da razdo de Poisson variam de 0.18 a 0.31 na Formacéo Barra

Velha e 0.22 a 0.29 na Formacdo Itapema de acordo com a figura 29. Além do mais, 0 modelo

é apresentado na figura 33 (track 8, linha vermelha).
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Figura 29. Analise estatistica basica da razéo de Poisson.
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> Propriedades petrofisicas
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Figura 30. Analise estatistica basica da porosidade total.

Foram utilizados os dados de porosidade total, porosidade efetiva e
permeabilidade extraidos dos perfis de NMR. Os pocos que nao tinham esses dados (poco 2
na Formacdo Itapema e pogo 4) ndo foram levados em consideragdo, uma vez que os métodos
petrofisicos tradicionais ndo apresentam bom resultados para o pré-sal. Os valores médios da
porosidade total variam de 0.042 a 0.137 na Formacdo Barra Velha e de 0.084 a 0.154 na
Formacdo Itapema, como mostra figura 30. Além disso, 0 modelo € mostrado na figura 43

(track 5, linha laranja).

Os valores meédios da porosidade efetiva variam de 0.04 a 0.13 na Formacao Barra
Velha e de 0.08 a 0.15 na Formacéo Itapema, como mostra a figura 31. Enquanto os valores
médios de permeabilidade variam de 0.0058 mD a 365.96 mD na Formagdo Barra Velha e
45,8 mD a 1078.7 mD na Formacdo Itapema (ver figura 32). Além disso, os modelos
calibrados sdo exibidos na figura 43 (track 5, linha verde e track 6, linha preta,

respectivamente).

Ao comparar os modelos de permeabilidade estimados utilizando a correlacéo
Timur-Coates, nota-se uma sobrestimacdo das permeabilidades absolutas em relacdo as
medigdes de laboratorio.
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Figura 31. Andlise estatistica basica da porosidade efetiva.
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Figura 32. Analise estatistica basica da permeabilidade.

5.7 Critério de ruptura da rocha e gradiente de pressédo de ruptura.

Itapema.
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Os valores médios da estimativa do gradiente de ruptura da rocha de variam de
8.97 ppg a 11.47 ppg na Formacéo Barra Velha e de 10.19 ppg a 10.99 ppg na Formagéo
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Tabela 8. Analises da pressao de colapso estimada pelo método de Mohr- Coulomb para 0s

dez pocos
Formacéo Barra Velha Formacéo Itapema
Pogos CP MPa CP ppg CP MPa CP ppg
Me DP Me DP Me DP Me DP

1 62.33 2.52 9.77 0.40 70.70 3.85 10.44 0.49
57.68 1.22 8.97 0.18
66.54 4.76 10.18 0.68
68.83 3.96 10.56 0.51 69.88 3.05 10.21 0.39
3 61.33 3.56 9.57 0.58 74.78 3.98 10.99 0.50
74.14 2.62 11.47 0.40
69.19 4.24 10.49 0.58
68.23 3.92 10.39 0.42 7351 3.0 10.77 0.42
70.11 4.80 10.58 0.49 71.59 4.46 10.47 0.50
67.46 4.92 10.16 0.53 71.21 3.19 10.29 0.37
69.85 2.23 10.86 0.27 73.24 3.39 10.95 0.47
65.17 2.40 9.87 0.21 70.02 4.41 10.19 0.47
63.18 2.69 9.80 0.43 72.05 3.60 10.59 0.50
68.72 1.58 10.59 0.25
67.98 4.92 10.32 0.69
10 61.51 2.26 9.56 0.36 72.54 4.34 10.90 0.30
7535 | 14.05 | 10.71 1.27
68.50 4.27 10.44 0.37

N

O N|o|o |~

Na figura 33, apresenta-se a modelagem 1D das principais propriedades
geomecanicas e 0s seus respectivos dados de calibracdo para o pogo 1. Célculos semelhantes
foram realizados para 0s outros pocos, cujos resultados sdo apresentados no capitulo de
anexos.

O track 1 apresenta a profundidade verdadeira TVDss em metros para 0 poco de
avaliacdo. O track 2 comeca com o perfil de tamanho do pogo representado pela linha
vermelha (bit side-tamanho da broca) e o perfil caliper indicado pela linha azul (indica
profundidades onde a integridade das paredes do poco foi afetada por desmoronamentos ou
inchaco, especialmente em profundidades que tém litologias argilosas).

O track 3 apresenta os topos estratigraficos que indicam as profundidades das
formagdes de interesse (Barra Velha e Itapema) que pertence ao grupo Guaratiba, seguido
pelo track 4 que mostra as litofacies estabelecidas gragas aos perfis compostos dos pogos e as
descricdes amostras de calha, amostras laterais e testemunhos de perfuracdo existentes para 6
pocos. O track 5 mostra a modelagem da pressdo hidrostatica (linha verde), a pressdo dos

poros (linha vermelha) e estado de tenséo in-situ (Sv, SH e Sh, representados com linha azul,
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linha roxa e linha rosada, respectivamente), dados de pressao estatica (RFT) representados
pelos triangulos amarelos e dados de teste de absorcdo (FIT) pontos rosas.

O track 6 exibe os principais gradientes que compdem uma janela operacional
durante a perfuracdo, a unidade utilizada é o ppg (Ibm/gal) que € uma unidade de campo para
a densidade ou peso equivalente que facilita a comparagdo das propriedades geomecanicas
com o peso da lama de perfuracdo, que é o principal parametro de controle do pogo. O
gradiente de pressdo dos poros é representado na linha vermelha, o gradiente de pressdo de
colapso (Failure Gradient) € representado pela linha laranja, o peso da lama de perfuracéo
para as profundidades de interesse é representado pela linha preta, o teste FIT é representado
pela linha roxa, os gradientes das tensdes horizontais sdo representados pelas linhas rosada e
roxa e corresponde a Sh e SH, respectivamente.

O track 7 apresenta os perfis de velocidade de onda compresséo linha roxa e para
a onda cisalhante linha azul. O track 8 apresenta a relagdo de Poisson, propriedade elastica
adimensional estimada a partir das velocidades de onda P e S. O track 9 mostra os perfis de
resisténcia a compressdo uniaxial em MPa estimada pelo método de Militzer (linha roxa) e o
Modulo de Young estatico em GPa (linha laranja). E, finalmente, o track 10 apresenta o

angulo de atrito em gréos (linha cinza) e resisténcia coesiva em MPa (linha marrom).
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Figura 33. Layout da modelagem 1D das propriedades geomecanicas para o pogo 1.

5.8 Azimute das tensoes horizontais

Uma vez que as imagens dos pogos foram obtidas por diferentes empresas de
servicos, um levantamento exaustivo da classificacdo das ferramentas utilizadas pelas
diferentes companhias foi realizado para o entendimento do principio de aquisi¢ao do perfil e
para o tipo de tratamento da imagem. Na tabela 9, apresenta-se o sumario feito a partir desta

pesquisa.
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Tabela 9. Nomenclatura das diferentes ferramentas para aquisicdo de imagens de pocos.

Ferramenta Nome Tipo Companhia

FMI Fullbore Formation Micro Imager Resistiva Schlumberger

OBMI Oil Base Micro Imager Resistiva Schlumberger

DUALOBMI Dual Qil Base Micro Imager Resistiva Schlumberger
OMRI Oil Mud Reservoir Imager Resistiva Halliburton
Earth High-resolution Microresistivity Imager Resistiva Baker Atlas
STAR Simultaneous Accoustic and Ressistivity Acustica/Resisitiva Baker Atlas

Imager

UBI Ultrasonic Imager Tool Acustica Schlumberger
CAST Circumferential Accoustic Scanning Acustica Halliburton
CBIL Circumferential Borehole Imaging Tool Acustica Baker Atlas

Gracas a identificacdo dos mneménicos exibidos na tabela 9, as imagens

disponiveis nos pocos foram identificadas conforme mostra-se na tabela 10.

Tabela 10. Tipos de imagens disponiveis para pogos

Pocos/Tipo Resistivas Acusticas
de imagem | FMI | OBMI | EARTH | UBI | CBIL
1 1 1
2 1 1
3 1
4 1 1
5 1 1
6 1 1 1
7
8 1 1
9 )
10 1 1

Depois de processar as imagens, e de interpretar os indicadores de tenséo no pogo
(BO e DITF), a figura 34 mostra os diagramas de roseta das orientacdes preferenciais, os BOs

em vermelho e as DITF em azul.

Os indicadores interpretados foram extraidos principalmente das imagens de pogo
com principio de aquisi¢do acustica, pois mostraram melhor qualidade. As fraturas induzidas
por tracdo, ocorreram em azimutes ~40° e ~250° (direcdo NE-SW), mostrando a direcdo da
tensdo horizontal maxima (SH). Os breakouts foram observados em azimutes de ~130° e

~310° (NW-SE) indicando a direcdo da tensdo horizontal minima (Sh).
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Figura 34. Stereonet do azimute dos indicadores de tensfes horizontais nos po¢os. Breakouts

indicam a tensdo minima horizontal e fraturas induzidas indicam a tensdo maxima horizontal.

5.9 Facies geomecanicas

Foram definidos quatro agrupamentos para a Formacdo Barra Velha e trés
agrupamentos para a Formacao Itapema. As analises de dispersdo dos dados para definicao
das fécies sdo indicadas na figura 35. Além disso, as tabelas 11 e 12 mostram os valores
médios e o desvio padrdo para cada propriedade dentro de cada facies para cada uma das
formacgdes. As propriedades que foram decisivas na definicdo das facies por parte do

algoritmo foram a porosidade total e os pardmetros de resisténcia mecénica.
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Figura 35. Graficos de dispersdo para a defini¢do das facies geomecanicas nas duas
formacdes de interesse. A porosidade total, o modulo de Young estatico e a UCS foram as

propriedades de maior peso na tomada de decisdo do algoritmo.

As facies geomecénicas definidas na Formacdo de Barra Velha evidenciaram a
gradacdo das propriedades de resisténcia mecéanica, uma vez que 0 comportamento da
porosidade total é inverso ao comportamento da resisténcia e do mddulo de Young, como
mostra a Tabela 11 e a figura 36, a medida que a porosidade diminui de FGBV1 de facies para
FGBV4, as outras duas propriedades aumentam, ou seja, a facie FGBV4 cobre rochas mais
resistentes e compactas, enquanto a facie FGBV1 leva em consideracdo rochas menos
resistentes, com mais probabilidades de deformacdo e pouco compactas devido aos elevados

valores de porosidade total.
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Tabela 11. Anélise estatistica das facies geomecénicas para a Formacéo Barra Velha.

FGMs/ FGBV1 FGBV2 FGBV3 FCB4
Parédmetro Me DP Me DP Me DP Me DP
Fi (°) 3991 | 146 | 4152 | 145 | 4323 | 093 | 4463 | 0.82
UCS(MPa) | 3153 | 915 | 46.02 | 11.91 | 6524 | 1322 | 89.17 | 16.17
C (MPa) 7.29 191 [ 1027 | 239 | 1405 | 253 | 1857 | 2.99
CP(MPa) | 7337 | 336 | 6809 | 349 | 6699 | 232 | 61.64 | 281
Sh(MPa) | 91.28 | 460 | 8770 | 462 | 9186 | 348 | 8855 | 585
SH(MPa) | 102.91 | 4.43 | 9852 | 450 | 10336 | 3.36 | 100.17 | 5.12
Pp(MPa) | 6336 | 040 | 6333 | 046 | 6242 | 040 | 6213 | 0.33
PR (adm) | 0.27 0.02 0.26 0.05 0.27 0.02 0.27 0.04
YMs (GPa) | 17.28 | 281 | 2104 | 310 | 2453 | 245 | 2910 | 3.70
ot 0.17 0.05 0.11 0.04 0.09 0.03 0.06 0.02
Facies geomecanicas Formacéo Barra Velha
100%
o m UCS (MPa)
@ 90% m C (MPa)
«C
é 80% m YMs (GPa)
g 70% =" 0O
é 0 ® Sh (MPa)
o 60% m SH (MPa)
=}
D
E 50% PR (adm)
L= mPp (MPa)
S 40%
S CP (MPa)
30% ot

FGBV1

FGBV2 FGBV3

FGBV4

Figura 36. Diagrama de frequéncias de valores medios dos parametro utilizados na definicéo

das facies geomecénicas na Formagao Barra Velha.

As facies modeladas na Formacdo Itapema apresentam um comportamento

semelhante as facies da Formacdo Barra Velha, conforme mostra tabela 12 e figura 37. No

entanto, de acordo com a figura 35, a dispersédo de dados foi menor na Formacdo ltapema,

pelo que apenas trés facies foram definidas. A facies FGIT3 apresenta os melhores valores
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médios do médulo Young e UCS, por outro lado, a facie FGTI1 exibe os valores maximos de

porosidade total, o que mostra novamente 0 comportamento inverso das propriedades.

Tabela 12. Analise estatistica das facies geomecanicas para a Formacao Itapema.

FGMs/ FGIT1 FGIT2 FGIT3
Pardmetro Me DP Me DP Me DP
Fi (°) 3934 | 139 | 4186 | 090 | 4418 | 076
UCS(MPa) | 2792 | 758 | 4770 | 865 | 7920 | 13.44
C(MPa) | 6.55 161 | 1061 | 172 | 1668 | 252
CP(MPa) | 7378 | 437 | 7197 | 273 | 6888 | 2.68
Sh(MPa) | 89.60 | 813 | 9305 | 493 | 99.77 | 497
SH(MPa) | 10165 | 7.34 | 106.39 | 555 | 11152 | 4.67
Pp(MPa) | 6404 | 043 | 6470 | 058 | 6512 | 0.60
PR (adm) | 0.26 0.04 0.27 0.03 0.28 0.02
YMs (GPa) | 1662 | 270 | 2097 | 1.98 | 2631 | 225
Pt 0.16 0.05 0.11 0.03 0.06 0.03
Facies geomecénicas Formagdo Itapema
mUCS (MPa)
o 100%
£ m C (MPa)
%
g 9% = YMs (GPa)
8 80% = Fi (°)
3 70% m Sh (MPa)
(5}
S 60% m SH (MPa)
2
€ 50% PR (adm)
= m Pp (MPa)
S 40%
S CP (MPa)
N 0,
S 30% ot

Figura 37. Diagrama de frequéncias de valores médios dos pardmetro utilizados na

Jj FoiTt

FGIT2

B FGIT3

definicdo das facies geomecénicas na Formacéo Itapema.

5.10 Unidades de Fluxo FU

As unidades de fluxo foram estimadas conjuntamente para as duas formagdes do

pré-sal. Devido a complexidade dos carbonatos, a gama de valores de DRT (nUmero inteiro

que define diferentes FU, equacdo 76), foi mais ampla. Na figura 38, mostra-se os DRT para o
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poco 1. A gama de valores situa-se entre 1 e 16. A tabela 13 apresenta os fatores de relagéo

linear e as frequéncias relativas para cada DRT.

DTR = arred (2In(FZI) + 10.6), (76)

Tabela 13. Fatores de relagdo e frequéncia relativa para a gama de DRT no Pré-sal.

DRT | fi % Pré R? DRT | fi % Pré R?
—sal — sal
1 2 0.065 1 9 113 3.677 0.963
2 2 0.065 1 10 | 238 7.745 0.967
3 1 0.033 11 | 312 10.153 0.938
4 4 0.130 0.842 | 12 | 419 13.635 0.891
5 5 0.163 0960 | 13 | 812 26.424 0.850
6 5 0.163 0998 | 14 | 705 22.942 0.821
7 22 0.716 0967 | 15 | 371 12.073 0.803
8 19 0.618 0.945| 16 43 1.399 0.878

FU Formagédo Barra Velha
FU Formagdo Itapema
10.000 10.000

1.000
1.000

RQI (Micro-m)
8

0.100

RQI (Micro-m)
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e] 02 03 94050607 08 0900 0]] @12 013 014 «15 ¢16 06 07 08 9 el0 o]l @12 @13 014 015 @16

Figura 38. Gama de valores de DRT paras as duas formacdes de interesse no pogo 1.

O grafico de Lorenz apresentado na figura 39 proporcionou uma perspectiva geral
de como as FU se apresentam em diferentes escalas. Além disso, quatro unidades fluxo
decamétricas foram definidas. Os pontos de corte da curva S sdo mostrados na tabela 14.
Também a figura 40 ilustra a curva-S feita com dados de permeabilidade e porosidade efetiva

dos ndcleos extraidos dos pogos 1 e 6.

A FUL corresponde ao segmento plano inicial da curva S com baixas

permeabilidades proximas de zero. A FU2 coincide com o primeiro deslocamento da curva S,
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com capacidade de fluxo regular. A FU3 coincide com a segunda mudanca na inclinacdo da
curva S; este segmento é mais ingreme e corresponde a uma rocha reservatorio com boa
permeabilidade. Por ultimo, FU4 concorda com as melhores caracteristicas de fluxo e

relaciona-se com a fase final da curva.

Grafico de Lorenz
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0 10 20 30 40 50 60 70 8 90 100
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Figura 39. Grafico de Lorenz para o pogo 1.
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Figura 40. Curva-S do indicador de fluxo FZI para a discretizacdo das unidades de fluxo.

Tabela 14. Definigéo de unidades de fluxo a partir da curva Log FZI

FU Log FZI FZI (Micro-m) méedio
FU1 menor 0.0 0.76
FU2 entre 0.0 e 0.56 2.53
FU3 entre e 0.56 € 0.76 4.73
FU4 maior que 0.76 9.01

5.11 Comparacao entre as facies geomecanicas e as unidades de fluxo.

A unidade de fluxo mais frequente (aproximadamente 42%) na Formacdo Barra
Velha foi FU2. Além disso, a figura 41 compara as frequéncias relativas das quatro unidades
de fluxo na Formacgdo Barra Velha e mostra o comportamento geomecanico de cada uma
delas. Observa-se que as FUs com melhor indicador de zona de fluxo (FZI) envolvem facies
geomecanicas com menores valores de UCS e modulo de Young. Por outro lado, as unidades
de fluxo com o menor FZI, cobrem as rochas com os melhores valores de UCS e modulo de

Young.

Formacdo Barra Velha

® FGBVI
45.0%
40.0% FGBV2 §
S 35.0% FGBV3 8
2 S
5 30.0% FGBV4 g
= 25.0% S
Q |70}
& 20.0% 2
= 3
g 15.0% =
S
10.0%
0.0% —
FU1 FU2 FU3 FU4

Unidades de Fluxo -FU

Figura 41. Comparacéo entre as facies geomecéanicas e as unidades de fluxo na Formagéo
Barra
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Na Formacdo Itapema, a unidade de fluxo mais frequente foi FU2. A figura 42
compara as frequéncias de cada FU na formacdo, bem como o comportamento geomecanico
de cada uma delas. A tendéncia é semelhante a da Formacdo Barra Velha, contudo, as FU
com melhor indicagdo de fluxo apresentam um comportamento mecénico mais homogéneo

em comparacdo com as FU de Barra Velha.

Formagao Itapema

45.0% g
=FGITI £
40.0% e
. 35.0% FGIT2 :
>
= 30.0% FGIT3 3
] ©n
= 25.0% 3
s :
5 20.0% =
2 15.0%
=~
10.0%
om0
00v, M
FUI FU2 FU3 FU4

Unidades de Fluxo -FU

Figura 42. Comparacdo entre as facies geomecanicas e as unidades de fluxo na Formacéo

Itapema.

A figura 43 indica varios tracks para o po¢co 1 com o propoésito de calibrar as
unidades de fluxo com os dados de vazdo e porcentagem de producéo dos testes de formagéo,
além da comparacdo com as facies geomecénicas. Esta modelagem foi feita para os outros

pocos, os resultados sdo apresentados no capitulo de anexos.

O track 1 é a profundidade verdadeira TVDss em metros; o track 2 mostra as
formacdes de interesse (Barra Velha e Itapema); o track 3 apresenta as litofacies; o track 4
indica 0 mddulo de Young estadtico em GPa e a resisténcia a compressdo uniaxial nédo
confinada pelo método CPM; o track 5 apresenta os valores de porosidade total (linha
laranja), porosidade efetiva (linha verde claro), fluido livre (linha azul) e as porosidades
efetivas medidas no laboratorio nas amostras laterais (pontos laranjas) e nos testemunhos

(pontos amarelos).

O track 6 representa em escala logaritmica o perfil de permeabilidade estimado
pela correlacdo de Timur (linha preta), além dos dados de permeabilidade medidos no

laborat6rio para amostras laterais (pontos verdes) e nucleos de perfuracdo (pontos azuis); o
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track 7 apresenta a classificagdo das unidades de fluxo; o frack 8 apresenta os dados de vazao

e resultados do perfil de producdo obtidos através dos testes de formacdo necessarios para a

calibragdo do modelo de unidades de fluxo; o track 9 apresenta as facies geomecanicas

estabelecidas para cada formagao.
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Figura 43. Layout do poco 1 onde se compara as facies geomecanicas e unidades de fluxo.
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No pocol foram realizados quatro testes de formagdo, os intervalos e as
descricdes gerais se mostram na tabela 15. O intervalo da profundidade do teste RFR-02 é
indicado pela cor rosa na figura 43. De acordo com as descri¢fes gerais do teste, o intervalo
mostrou uma baixa permeabilidade e produtividade. Além disso, o intervalo do teste
corresponde com a FU1, que apresenta os piores valores de FZI. Por outro lado, esse intervalo
de producdo também é conhecido como BVE-200, que corresponde ao intervalo nao-

reservatorio da Formacdo Barra Velha.

A identificacdo dos intervalos (BVE-100, BVE-200 e BVE-300) da formacédo
Barra Velha foi realizada para quatro pocos (1, 3, 9 e 10), levando em consideracdo um
conjunto de perfis disponiveis, conforme mostrado na Figura 44. O intervalo BVE-200 no
poco 1 é compacto com porosidade total muito baixa, enquanto os outros (pocos 3, 9 e 10)
apresentam outro comportamento, uma vez que exibem porosidades totais altas, mas

porosidades efetivas baixas. Este comportamento € caracteristico dos intervalos argilosos.

Tabela 15. Testes de formacdo feitos no poco 1 (ANP 2010)

Teste Intervalo DescricOes gerais
TVDss (m)

Vazdo de 6leo em superficie de 553 m3/d O intervalo é
RFT-01-A 5620-5700 portador de 6leo de 29,5 API e apresentou alta
permeabilidade (k = 5017 mD) e alta produtividade.

Vazdo de 6leo em superficie de 2 m3/d, o intervalo

RFT-02 5422-5473 _ o _ N
apresentou baixa produtividade e baixa permeabilidade.
Vazdo de 6leo em superficie de 376,50 m3/d , O
intervalo é portador de Oleo de 29,9 API, com
RFT-3A 5390-5473

permeabilidade regular (k = 15 mD) e produtividade

regular.

Vazio de 6leo em superficie de 857m3/d O intervalo é
RFT-04 5540-5600 portador de 6leo de 28 API e apresentou alta
permeabilidade (k = 3710 mD) e alta produtividade.

Continuando com a descricdo dos testes de formacéo (tabela 15), o teste RTF-3A
foi feito logo apds o teste RFT-02 ndo ter apresentado resultados satisfatorios, pelo que o

intervalo do RTF-3A cobre o intervalo completo do RTF-02 mais 32 metros acima, como
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mostra a figura 43. As descri¢Oes gerais dizem que a permeabilidade e produtividade € regular

e corresponde a FU2, como se mostra na mesma figura.

Os testes RFT-01-A e RFT-04 apresentaram o0s melhores valores de

permeabilidade e produtividade; os intervalos testados correspondem as unidades de fluxo

FU3 e FU4 como pode ser visto na figura 43.
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Figura 44. Layout do pogo 3 apresentando o set de perfis para identificacdo dos intervalos da

5.12 Condicionamento e interpretacao sismica

Formacéo Barra Velha (BVE-100, BVE-200 e BVE-300).

Apo6s o condicionamento sismico, o volume DSMF foi utilizado para interpretar

os refletores correspondentes ao topo da Formacdo Barra Velha (base do sal), topo e base da

Formacdo Itapema, pois este volume apresenta boa continuidade lateral dos refletores
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sismicos. Além disso, a interpretagdo das falhas foi feita através da sobreposi¢do do volume
FEF e do atributo sismico TLF. Este fato permitiu evidenciar melhor as falhas na area. As

figuras 45-48 mostram as interpretacdes feitas nos dois tipos de imagem sismica.
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Figura 46. Randon line entre 0s pocos 8-BUZ-5 e 2-ANP-1.
Volume DMSF (acima) e sobreposi¢do do volume FEF e TLF
(embaixo).
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Figura 47. Randon line entre os pogos 2-ANP-1 e 3-B-1195.
Volume DMSF (acima) e sobreposic¢ao do volume FEF e TLF

(embaixo).
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Na figura 49 é apresentado o poligono do volume sismico com as falhas
interpretadas dentro do Campo de Buzios. Ademais, sdo exibidos os azimutes das fraturas
induzidas identificadas nos pocos. Observa-se uma correspondéncia entre o azimute das DITF

e as falhas mais proximas aos pocos.
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Figura 49. Comparagéo dos azimutes das falhas com os azimutes das DITF.

A figura 50 mostra uma anélise de viabilidade da inversdo sismica na Formacéo
Barra Velha, uma vez que sdo apresentados o grafico da impedancia acustica P vs a
impedancia acustica S e o grafico dos parametros elésticos. Os graficos mostram uma terceira

dimensao que corresponde as facies geomecanicas dessa formacéo.
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Figura 50. Viabilidade da inversao sismica para a propagacdo das facies geomecanicas na

Formacéo Barra Velha. Graficos de impedancia acustica (direita). Graficos de parametros

elasticos (esquerda)
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6 Discussao geral

Este capitulo visa interpretar, analisar e discutir os resultados apresentados no
capitulo anterior. Para alcancar este proposito, em primeiro lugar é abordada a analise do
modelo geomecénico unidimensional, levando em consideragdo as descobertas mais
importantes, como o critério de ruptura de Mohr-Coulomb e janela operacional, a relacdo dos
indicadores de tensdo nas imagens do pogo com os dados sismicos, a relagdo do poligono de
tensdo com a geologia local e regional e comportamento das propriedades mecanicas e
elasticas. Em segundo lugar, é analisado o comportamento das facies geomecanicas. Em
terceiro lugar, as unidades de fluxo em escala decamétrica séo estudadas com mais detalhe.
Por fim, a comparacgdo entre 0s dois grupos, ou seja, as facies geomecénicas e unidades de
fluxo, é sustentada, revendo o0s parametros mais importantes, tais como porosidade,

permeabilidade, UCS, médulo de Young, entre outros.

O modelo geomecénico envolve as magnitudes do campo de tenséo, a pressdo dos
poros e as propriedades mecénicas elasticas, como anteriormente citado. A figura 33
apresenta o layout para o pogo 1, o track 5 indica que as tensGes in situ (Sv, SH e Sh),
segundo a teoria de Anderson estariam em regime de falha transcorrente (SH> Sv> Sh),
levando em consideracgdo sua ordem de magnitude. No entanto, em alguns pocos (ver anexos)
em determinadas profundidades a tensdo vertical é ligeiramente superior a tensdo horizontal
méaxima, quer dizer, um regime normal. Conforme Silva et al. (2017), o regime de falhamento
mais provavel no Pré-sal é de transi¢do entre normal (Sv > SH > Sh) e transcorrente (SH > Sv

> Sh). Assim, os resultados do presente estudo sdo semelhantes aos do trabalho da referéncia.

O método ESR utilizado para a estimativa da Sh indicou que trés pocos (2, 6, 3)
de acordo com a tabela 6, atingiram valores iguais ou maiores que (>0.65). Em conformidade
com Zoback (2008), o incremento de ESR (>0.65) pode estar associado a bacias sedimentares
influenciadas por: atividade tecténica (sob tensdo de compressao), geracao de cupulas de sal,
presenca de formacdes sobrepressurizadas ou por compartimentacdo devido a existéncia de
selos locais. Por isso, as causas mais provaveis sao: a influéncia da camada espessa de sal
(Formacao Ariri) e a alta presséo de poros exibida na parte superior da Formacéo Barra Velha

(ver figura 15), pois foram estas profundidades que apresentaram os valores de ESR (>0.65).

De acordo com Zoback et al. (2003), as orientagdes e as magnitudes das tensdes

sdo consistentes com os indicadores regionais de tensdo e tectonica observadas, por isso, a
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figura 34 indica os azimutes das tensdes horizontais para a area de interesse. A tensdo
horizontal maxima (SH) € mostrada na direcdo ~40° e ~250° (NE-SW) e a tenséo horizontal
minima (Sh) é indicada nos azimutes de ~130° e ~310° (NW-SE). Além do anterior, 0s
trabalhos realizados por Cruz et al. (2013) e Silva et al. (2017) sugeriram a mesma direcao
(NE-SW) para a tenséo horizontal maxima (SH).

Embora os azimutes tenham uma orientagdo preferencial, algumas variacGes
importantes podem ser observadas no diagrama de roseta (figura 49) devido a presenca de
descontinuidades geologicas que alteram o campo de tensdo. Em concordancia com Lin et al.
(2010) em éareas proximas a falhas ativas e fraturas naturais, 0 campo de tensdo é girado em
consequéncia da perturbacdo de tensdo, conforme evidenciado pela rotagéo dos indicadores de
tensdo do poco. Por conseguinte, a afirmacdo do autor poderia ser uma das causas possiveis
das variacBes no azimute dos indicadores de tensdo nos pocos, uma vez que varias falhas

foram interpretadas na area de estudo.

A orientacdo das tensdes horizontais no trabalho de Silva et al. (2017) foi baseada
nas informagdes da base de dados World stress Map; os resultados sé&o semelhantes com o
trabalho de Cruz et al. (2013) e com o presente trabalho. No trabalho de Cruz foi realizada a
interpretacdo dos azimutes das tensdes a partir de perfis de imagem de pogos dentro da area

de interesse.

Os perfis de imagem de pogo em conjunto como perfis de calibragdo sdo a forma
mais confidvel para a identificacdo dos BOs e essencialmente a unica forma de identificar

fraturas de tracdo induzidas por perfuracdo em um pogo. (Zoback et al. 2003).

De acordo com Zoback et al. (2003) as possiveis causas da formacdo de fraturas
induzidas pela perfuracdo tém a ver com o excesso de peso da lama de perfuracdo ou o
resfriamento da rocha devido a diferenca entre a temperatura da lama e a temperatura de
formacdo, mas esta ultima causa é dependente do tempo. No entanto, quando o regime de
falha na &rea de estudo é transcorrente, as fraturas induzidas ocorrem sem aumento
consideravel do peso da lama ou diferencial de temperatura devido a que SH é
consideravelmente maior do que Sh, a prépria parede do poco pode ficar estressada no
azimute de SH, levando a formacéo de fraturas de tracdo induzidas pela perfuracdo na parede
do poco (Moos et al. 1990, Aadnoy 1990). Quando uma imagem de po¢o mostra ambos 0s
indicadores de tensdo, ou seja, BOs e DITF, ao mesmo tempo, pode-se afirmar que esse pogo
falhou simultaneamente em compressao e tracao durante a perfuracdo (Zoback et al. 2003).
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No presente trabalho, os pocos 3-BRSA-1184 (4) e 3-BRSA-944A (6), conforme
foi identificado nos perfis de imagem (figura 34 e figura 51), falharam por compressao e
tracdo, pois apresentavam os dois indicadores de tensdo. Alem da identificacdo de BO e
DITF, a tabela 16, extraida do relatério de perfuracdo, mostrou perdas de circulagdo para 0s
mesmos intervalos em que foram identificadas DITF nos dois pogos.

As figuras 52 e 54 visam analisar as causas possiveis das falhas apresentadas nos
pocos 4 e 6, respectivamente. O poco 4 exibiu DITF e BO na parte superior da Formacao
Barra Velha (ver figura 51), além disso, o relatorio de perfuracdo (tabela 16) indica perdas de
circulagdo no mesmo intervalo. Por esse motivo, se fez o poligono de tensdo para uma
profundidade de 5407 m. Os dados de testes de absorc¢do (FIT), presséo de poros, peso da
lama, temperatura (perfis e testes de formacdo), magnitudes das tensdes in situ, angulo de
atrito interno, as equacdes 47 e 53 para o calculo da magnitude de SH em regime de falha
transcorrente e a tensdo minima para a formacao de fraturas de tragéo, respectivamente, foram

utilizados para a construcao do poligono.

O poligono (figura 52) evidenciou que o metodo poroelastico subestima a
magnitude SH, ja que o ponto vermelho ndo esta dentro da area de formacdo de DITFs e nas
imagens de poco foram identificadas fraturas. Além disso, o valor de SH estimado com a
equacdo de equilibrio atendeu o contorno do poligono (quadro rosado). Esse fato, indica a
presenca de falhas de deslizamento ativas. 1sso quer dizer, que as perdas de circulagdo ndo
tém a ver com o alto peso da lama o com o esfriamento das rochas. Porém, se fez o célculo
das linhas de iniciacdo de fraturas na formagdo em trés estagios, o primeiro deles (linha azul)
sem levar em consideracdo o efeito da temperatura nem o diferencial de pressdo, o segundo
levando em consideragédo a temperatura (linha verde) e o terceiro levando em consideracao os

dois parametros anteriores (linha vermelha).

O efeito do resfriamento ndo mostrou variagcdes importantes na linha de iniciacéo
das fraturas de tragdo, porém o diferencial de pressdo no poco, estimado da diferenca do peso
da lama e a pressdo dos poros evidenciou variagdes importantes. Como resultado da anélise
feita, as causas possiveis foram o alto peso da lama ou a presenca de uma falha ativa. Mas a
figura 53 mostra uma imagem acustica do intervalo onde a perda de circulacdo ocorreu no
poco 4, a imagem € conclusiva, ja que, observa-se uma descontinuidade geoldgica que
influencia as DITF fazendo que elas se desviem um pouco da vertical, além disso, nota-se que

0 azimute da falha corresponde com o azimute das DIFT.
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O poligono de tenséo no poco 6 (ver figura 54) resultou similar ao pogo 4, embora

o diferencial de pressdo no poco 6 tenha sido menor e ndo tenha gerado muita variacdo na

linha de formacdo de DITF. Por conseguinte, € mais provavel a presenca de uma falha ativa

nesta profundidade. De acordo com a figura 49, a loca¢do do poco 6 esta proximo a falhas

regionais interpretadas do volume sismico. Essas falhas também correspondem aos azimutes

das DITFs, como ja se tinha mostrado nas imagens de poco.
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Tabela 16. N&o conformidades reportadas nos relatorios de perfuracéo para trés pogos.
Poco Unidade Intervalo Peso do fluido Tipo
Litoestratigrafica Vertical (Ib/gal)
(m)
2 Topo Barra Velha 4035 5369 | 12,4 12,4 Perda de circulacao
4 Barra Velha 5437 | 5442 | 10.2 9.8 Perda de circulacao
Itapema 5870 | 5949 | 10.2 10.2 Perda de circulagéo
Itapema 5949 6000 | 10,2 10,2 Perda de circulacao
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Figura 52. Poligono de tensdo para o po¢o 3-BRSA-1184-RJS (4) para uma profundidade

verdadeira de 5407 m.
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Figura 54. Poligono de tensdo para o pogo 3-BRSA-944A-RJS (6) para uma profundidade
verdadeira de 5924.

Como foi citado previamente, outro indicador de tensdo no pogo séo os BO, que
sdo gerados quando a concentracdo de tensdo por compressdo ou cisalhamento nas paredes
dos pocos vence a resisténcia da rocha e como resultado cria alongamento da secdo

transversal do pogo na dire¢do da tensdo horizontal minima (Sh) segundo Guenot (1989).

A pressédo de colapso (gradiente de falha) calculada mediante o critério de falha
Mohr-Coulomb (MC) que estima a concentracédo de tensdo por cisalnamento nos pocos (SFG)
foi adequada, uma vez que ela previu alguns intervalos em que o pog¢o havia colapsado,
conforme evidenciado na figura 33 (track 6_janela operacional), o intercepto entre o SFG e o
peso da lama (colapso) significa que as paredes do poco foram afetadas
(desmoronamento/arrombamento) porque o peso da lama foi insuficiente para manter a

integridade. Ao mesmo tempo, o perfil caliper mostra as profundidades afetadas.
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Nas profundidades onde o critério de falha evidenciou colapso, as imagens de
poco mostraram formacdo de breakouts ou washouts. No entanto, BO também foram
identificados em outros intervalos onde o SFG ndo tinha previsdo da falha, isso quer dizer,
que esses BO foram criados somente por tensdes de compressdo. Além disso, os modelos da
resisténcia da rocha tanto Militzer quanto CPM indicaram uma baixa resisténcia da rocha nos

intervalos da formacéo de breakouts, as vezes a litologia dos intervalos é argilosa.

A janela operacional foi definida entre o gradiente de pressdo de colapso (linha
laranja) e o gradiente de tensdo minima (linha rosa) como se apresenta na figura 33 (track 6) e
nos layouts da modelagem geomecanica para cada poco no capitulo de anexos. A maioria das
afetacdes da integridade das paredes do pogo foi pela baixa resisténcia mecénica das rochas.
Uma vez que os poc¢os foram perfurados com lama base 6leo, se pode descartar desintegragdo

das rochas por dissolucdo quimica.

As propriedades mecanicas das rochas estimadas por dados geofisicos guardaram
relacdo com a formacdo dos indicadores de tensdo nos pocos, além da resisténcia a
compressdo uniaxial, o angulo de atrito, a coesdo e 0 modulo de Young estatico apresentaram
um comportamento similar. De forma que, a profundidade com baixa UCS geralmente
apresentou valores baixos de Es, Fi, C. Por outro lado, os parametros como a pressdo de
colapso e a razdo de Poisson sdo maiores para valores baixos de UCS. Este comportamento
descrito é bem marcante no layout do poco 3-BRSA-1064 (figura 72).

Segundo Domingues (2011) os carbonatos do Pré-sal apresentam resisténcia
mecanica baixa a intermediaria. O autor se baseou em ensaios de resisténcia (UCS) feitos em
amostras de travertino, rochas que considerava andlogas aos carbonatos do Pré-sal. Por isso,
as melhores correlacdes para a estimativa de resisténcia foram Miltzer e CPM em relagéo a
Golubev, jé que, esta ultima correlagdo é para carbonatos de alta resisténcia (figura 26). Além
do exposto, o teste semi-destrutivo (Scratch test, figura 27) também apresentou baixa a

intermediéria resisténcia.

Uma vez estimados os principais parametros geomecanicos, esses valores foram
utilizados para definir as facies geomecanicas para cada uma das formacdes de interesse. Para
a Formacdo Barra Velha, devido a sua heterogeneidade, foram definidas quatro facies,
enquanto a Formacdo Itapema, devido a sua natureza mais homogénea, apenas trés facies
foram definidas. Abaixo estdo alguns trabalhos que justificam o uso recorrente de facies ou

grupos de caracteristicas semelhantes como litologia, feicdes sedimentolégicas, propriedades
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petrofisicas ou mecénicas na caracterizacdo de reservatorios e, o uso de algoritmos néo
supervisionados ou estatisticas multivariadas tém mostrado bons resultados na construcao de

facies.

No capitulo 4, foram apresentados os resultados da modelagem geomecénica das
facies para cada uma das formacgdes de interesse, além disso, foram destacadas as
propriedades que mais influenciaram na definicdo das facies. De acordo com Gharechelou et
al. (2020), as propriedades geomecanicas e petrofisicas de reservatérios carbonaticos
dependem de processos sedimentol6gicos, portanto, essas propriedades podem ter algum grau
de correlagdo. Atendendo a proposta do autor, este trabalho incluiu a porosidade total como
pardmetro na defini¢do de facies. Conforme demonstrado nas tabelas 11 e 12, a porosidade
total foi conclusiva na criacdo da facies, pois, por exemplo, em Barra Velha de FGBV1 a

FGBV 4 a porosidade total apresentou uma diminuigao.

Segundo Shabaninejad & Haghighi (2011), os reservatorios carbonaticos sdo
desafiadores em termos de caracterizacdo devido a sua tendéncia a serem geralmente
heterogéneos como decorréncia de processos deposicionais e diagenéticos. De acordo com Xu
et al. (2009) uma classificacdo de rochas em reservatorios carbonéticos é dificil por causa da
alta heterogeneidade espacial e estrutura de poros complexa. Além disso, Skalinski & Kenter
(2014) expressaram que a heterogeneidade das propriedades petrofisicas nos reservatorios
carbonaticos é geralmente o resultado de sistemas de poros complexos e multimodais,
incluindo fraturas. Em concordancia com (Oliveira et al. 2019), os reservatorios carbonaticos
do pré-sal brasileiro sdo complexos em termos de caracterizacdo petrofisica e mecénica
devido a complexidade do sistema poroso (estrutura rochosa nao uniforme) gerado

principalmente por processos diagenéticos (Lubis & Harith 2014).

Outros estudos provaram que os sistemas de poros complexos em reservatorios
carbonaticos controlam os parametros mecanicos como a resisténcia da rocha (Ahr 2008).
Alem disso, autores como Khanlari et al. (2010), Arif et al. (2016) consideraram a influéncia
das caracteristicas petrograficas nas propriedades mecanicas, os dos trabalhos estabeleceram
que a granulacdo fina e a presenca de minerais competentes levam a um aumento da

resisténcia da rocha.

De acordo com os estudos citados nos paragrafos anteriores devido a
heterogeneidade exibida pelos carbonatos, as propriedades mecanicas, como a resisténcia e as

propriedades petrofisicas, como a porosidade e a permeabilidade apresentam uma grande
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variacdo nas rochas carbonéticas. Abaixo estdo alguns trabalhos voltados para a construgéo de
facies geomecénicas com o objetivo de melhorar a caracterizacdo do reservatorio e a

seguranca durante a perfuracao.

Alguns estudos tém sido focados na definicdo de unidades mecanicas para melhor
as analises de estabilidade de poco, como Ranjbar et al. (2014) criaram um sistema de
inferéncia fuzzy para estimativa de propriedades elasticas estaticas das rochas no campo de
gas South Pars, visando o fornecimento de dados geomecanicos de alta precisao para estudos
de estabilidade de poco. E Kadkhodaie (2021) que definiu as unidades geomecanicas (GMU)
para reduzir as incertezas na estabilidade dos pogos, gracas ou desenvolvimento de uma janela
operacional do peso da lama de perfuracdo mais segura usando as GMU no campo petrolifero
Iraniano Offshore, bacia do Golfo Pérsico. Além do anterior, existem trabalhos que definem
as unidades geomecéanicas com foco na caracterizacdo de reservatérios, como Gharechelou et
al. (2020) que desenvolveram unidades geomecanicas (GMU) na Formagdo Asmari
(reservatorio carbonatico de petroleo) no sudoeste do Ird com base em propriedades

sedimentoldgicas e geomecanicas.

Depois de definir as propriedades mais recorrentes na construgdo das fécies e as
aplicacOes delas na caracterizagdo dos reservatérios e a estabilidade do poco, € momento de

falar sobre as metodologias comumente usadas para definir facies representativas.

Os conjuntos de dados de propriedades fisicas e caracteristicas sedimentoldgicas
sdo atualmente usados para definir eletrofacies. A maioria dos agrupamentos sao feitos com
algoritmos de inteligéncia artificial (IA) e estatisticas multivariadas (Xu et al. 20009,
Baumgarten et al. 2014, Ajalloeian et al. 2017, Han et al. 2019). No trabalho apresentado por
Kadkhodaie (2021), definiu-se cinco unidades mecanicas (GMUSs) através do algoritmo de
agrupamento MRGC (multi-resolution graph-based clustering). A resisténcia da rocha foi a
propriedade mecanica com um comportamento significativo, ja que ela diminui gradualmente
desde GMUL1 até GMU5. Como ja citado anteriormente, este comportamento também foi
evidenciado no presente trabalho. Além do anterior, este trabalho também levou em conta um

algoritmo semelhante com o algoritmo usado por Kadkhodaie (2021).

A seguir, uma abordagem mais especifica dos parametros fisicos utilizados na
definicdo das facies € levada em consideracdo. De acordo com Palchik & Hatzor (2004)
também observaram que os poros existentes em calcarios e dolomitos de Israel se comportam

como concentradores de tensdo e, portanto, tém forte influéncia na resisténcia da rocha. O
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modulo de Young aumenta a medida que a porosidade diminui e a tensdo de resisténcia
méaxima atinge rapidamente 0 maximo. Por outro lado, 0 mddulo de Young diminui a medida
que a porosidade aumenta e a resisténcia maxima rapidamente atinge o minimo. Assim, a
resisténcia a compressdo é uma funcdo da porosidade e do modulo de Young. Além disso,
Palchik & Hatzor (2004) também estudaram giz de alta porosidade de Israel. Eles observaram
que a resisténcia a compressdo uniaxial diminui a medida que a porosidade aumenta. Por
outro lado, esse efeito ndo foi tdo relevante na resisténcia a tracao indireta estimada em testes

brasileiros.

A porosidade total e 0 médulo de Young normalmente tém um comportamento
estabelecido em relacdo a profundidade, uma vez que as rochas se tornam mais compactas
com a profundidade devido a tensdo de sobrecarga a que sdo submetidas, gerando também
uma diminuicdo da porosidade total. No entanto esse comportamento ndo € evidente nas
rochas do pré-sal, como mostra na figura 30 da analise dos valores médios do modulo de
Young para 0s pogos. para Barra Velha a propriedade varia entre 19.73 GPa a 25.74 GPa,
enquanto na Formacdo Itapema os valores variam de 16.66 GPa a 24.45 GPa. Além do
anterior, a figura 32 apresenta a analise da porosidade total e para mais da metade dos po¢os,
valores de porosidade média sdo mostrados para a Formacao Itapema. Como a Formacao
Itapema é mais profunda que a Formacdo Barra Velha, é possivel comparar as propriedades
quanto ao grau de variagdo com a profundidade e pode-se observar um comportamento
diferente do esperado. Esta diferenca pode ser gerada pela composicdo mineral, estrutura
interna, tamanho de grdo processos pos-sedimentares (porosidade secundaria por dissolucao)

e mecanismo de falha em calcarios de alta porosidade (Palchik & Hatzor 2004).

Jaeger & Cook (1979), indicaram que a resisténcia da rocha diminui
acentuadamente a medida que a pressdo dos poros aumenta, este fato foi evidenciado pelos
autores por meio de ensaios triaxiais em amostras de rochas com diferentes saturagdes. As
GMFs na Formacao Barra Velha exibem este comportamento similar, conforme os valores
médios e o desvio padrdo mostrado na tabela 11, a pressdo dos poros aumenta sutilmente a
medida que resisténcia da rocha diminui. Além disso, a figura. 15, apresentada no capitulo 4,
mostra a anélise em gradiente das medidas de pressdo estatica para os pocos avaliados, esta
figura definiu duas zonas, a zona que corresponde a Formacdo Barra Velha exibiu valores de
pressdo anormalmente altas (Pp>9.6 ppg). este foi 0 motivo pelo qual o algoritmo foi capaz
exibir a relacdo pressdo dos poros com a resisténcia mecéanica somente na Formacdo Barra
Velha.
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Os paragrafos a seguir sdo baseados na analise da tipagem em unidades de fluxo
aplicada as formacbes Barra Velha e Itapema E importante mencionar que os resultados
apresentados no capitulo 4 indicam que a Formacédo Barra Velha apresenta melhores valores
de permeabilidade e porosidade efetiva no intervalo identificado como BVE-300 para os
pocos onde foram identificados. Para os outros pogos, as propriedades permoporosas foram
boas para toda a extensdo da formacdo. Além disso, a Formacdo Itapema mostrou
propriedades muito boas para o fluxo de fluidos, com excepc¢do de alguns intervalos no topo

(ver figura. 76) e na parte inferior proximo a base da formacéo (ver fig. 75).

A figura 55 compara a faixa de valores estimados de DRT para cada formacao.
Além disso, as figuras 32 e 33 do Capitulo 4 indicam que os valores de porosidade total e
efetiva sdo muito proximos nas duas formacdes, porém a permeabilidade € melhor na

Formacao Itapema.

Comparacéo da qualidade da rocha
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Figura 55. Comparacéo entre a gama dos valores de DRT entre a Formagao Barra Velha e

Formacao Itapema.

Os valores médios de porosidade total e efetiva estimados para as duas formacgoes
sdo considerados bons para rochas carbonaticas (0.13 e 0.14, respectivamente). Por outro

lado, em relacéo a permeabilidade, a partir da classificacdo de Ahr (2008), os valores médios
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da referida propriedade sdo bons na Formacgdo Barra Velha (valor médio dos intervalos
reservatorio 141.64 mD), e muito bons na Formacdo Itapema (valor médio 281.83 mD)
devido ao sistema de poros derivado dos processos deposicionais e diagenéticos que geraram
rochas com caracteristicas texturais bem marcantes como as Coquinas da Formagéo Itapema
(Furlan et al. 2020). Segundo a descri¢do das amostras laterais os tipos de poros mais comuns
na Formacdo Itapema sdo os vugs, a formacdo destes poros maiores estd associada a
dissolucao de gréos e cimentos de acordo com Furlan et al. (2020). Além disso, os relatdrios
dos testes de formacdo para a Formagao Itapema mostraram uma permeabilidade alta, como
se apresenta na figura 34 e figura 43.

E importante notar que embora a permeabilidade da Formagéo Itapema, de acordo
com os pocos analisados, seja um poco melhor do que a Formacdo Barra Velha, as duas
formacgdes sdo consideradas reservatorios de boa qualidade, devido as suas propriedades

permoporosas, espessura, qualidade do 6leo (API) e indice de produtividade.

O poco 7-BUZ-10-RJS (figura 75-ver anexos) mostra que na base da Formacao
Itapema os valores da porosidade efetiva (conexdo dos poros) sdo baixissimos e como
decorréncia disso, as propriedades permoporosas sdo afetadas. Nota-se que esse
comportamento coincide com a unidade de fluxo FU1, que apresentou os piores valores de

permeabilidade (quase zero) na curva S de indicador de fluxo FZI (figura 40).

A FU1 também compreende grandes intervalos na parte superior da Formacao
Barra Velha em alguns pocos (poco 1). De acordo com a analise de formacgGes, campo de
Buzios feita por Castro (2019) para a mesma area de estudo do presente trabalho, esses
intervalos correspondem a comportamentos nao-reservatorio, gerado por barreiras de
permeabilidade amplas que podem ser geradas por carbonatos parcialmente dolomitizados e
sem conexao de poros. Além do anterior, o teste de formacdo RFT-02 no poco 1, apresentado
na figura 43 e tabela 15, concluiu que esse intervalo apresentou baixa permeabilidade e baixa
produtividade. Este intervalo também foi identificado como BVE-200 de acordo com as

analises do set de perfis feito (figura 44).

Com base no estudo integrado de dados sismicos e perfis de pogos, Castro (2019)
conseguiram encontrar uma relacdo entre a profundidade de discordancia intra-Alagoas e o
comportamento do nao-reservatorio em Vvarios pocos, Vvisto que, a discordancia intra-Alagoas

estd correlacionada com o inicio da presenca da estevensita. Essa discordancia divide a
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Formacédo Barra Velha nas sec¢des Rifte superior (base da formacdo até tal discordancia) e

Sag (entre a discordancia e a base do sal) segundo Wright & Barnett (2015).

Portanto, o comportamento nao-reservatorio no pre-sal, conforme evidenciado no
capitulo 4, correspondeu a unidade de fluxo FU1. Além disso, a figura 56 é uma secédo
transversal (CS1BV) entre trés pogos que apresentam comportamento ndo-reservatorio na
parte superior da Formacdo Barra Velha, onde tal formacdo é dividida em duas partes, de
acordo com a presenca da discordancia intra-Alagoas. Esta discordancia, que corresponde a
um refletor sismico com amplitudes positivas relativamente baixas, separa internamente a
Formacdo. Barra Velha nas fases Rifte superior e Sag (ver figura 56). Além disso, a figura 46
apresenta uma Random line (R2) entre dois pogos dos trés avaliados no CS1BV. gragas a
linha R2 foi possivel a identificacdo da profundidade da discordancia no pogco 8-buz-5.
Observa-se que a secdo Rifte superior termina onde comeca a unidade de fluxo FU1
(comportamento ndo-reservatorio). Além disso, como Castro (2019) ja haviam estudado, a
secdo Sag pode ser dividida em inferior e superior, correspondendo a primeira exatamente ao
comportamento de ndo reservatorio (FU1), e a segunda a unidade de fluxo FU2, caracterizada
por mesoporosidade e valores regulares de permeabilidade. Porém esse comportamento s

pode ser observado no pogo 3-BRSA-64.
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Os pocgos 8-BUZ-5 e 3-BRSA-1064 dao maior destaque as heterogeneidades que a
Formacdo Barra Velha apresenta, porém o po¢co 3-BRSA-1064 possui mais informacdes
disponiveis, portanto este poc¢o € utilizado para comentar algumas variagées importantes entre
as propriedades mostradas pelas curvas no layout do pogo (figura 72). De acordo com a figura
43, as alteragBes mais notdrias ocorrem na se¢do Sag inferior, para fins de analise das
unidades de fluxo, é abordado o comportamento dos perfis extraidos da NMR ou seja, a
porosidade total e efetiva e a permeabilidade. Observa-se que a porosidade total varia entre
0.6 e 0.13, que séo bons valores, enquanto a porosidade efetiva se reduz a quase metade da
porosidade total, ou seja, varia em torno de 0.3 e 0.7. Em relacdo & permeabilidade calculada

pela correlacdo de Timur, os valores sdo extremamente baixos, muito proximos de zero.

Estudos tém mostrado que a provavel causa do comportamento ndo-reservatorio
na secao inferior do Sag da Formacédo Barra Velha para os po¢os 3-BRSA-1064 e 8-BUZ-5
pode ser resultado da presenca de finos, como argilas magnesianas (Lima & Ros 2019, Gomes
et al. 2020). Além do exposto, outras causas com evidéncias sdo 0s processos de
dolomitizacéo e silificacdo parcial das rochas para esta se¢do (Tutolo &Tosca 2018, Chase et
al. 2021, Netto et al. 2022). Na figura 44, o perfil de gamma ray exibe valores altos para o
poco 3-BRASA-1064 no intervalo ndo reservatério, corroborando desse modo a presenca de

argilas.

As unidades de Fluxo FU3 e FU4 sdo as que apresentam os melhores indicadores
de zonas de fluxo devido aos altos valores de permeabilidade. Segundo Zalan (2016), alguns
pogos apresentam uma coluna continua entre as duas formagOes (Barra Velha e Itapema)
atingindo intervalos muito produtivos (net pay) de mais de 300m no campo de Blzios. No
entanto, Castro (2019) identificaram que na transicdo de uma formacédo para a outra, alguns
pocos apresentavam barreiras de permeabilidade que interrompiam a continuacdo do
reservatdrio. Os autores se referem a elas como Jiquid (folhelhos no topo da Formacéo
Itapema) e calcarios ricos em matéria organica ou com precipitacdo de argila magnesiana (na
base de Barra Velha).

Em todos os pocos onde as unidades de fluxo foram modeladas, elas ndo
mostraram o0 comportamento de reservatdrio continuo entre as duas formacdes, por exemplo,
0 poco 2-ANP-1 (ver figura 43) apresenta uma barreira de permeabilidade devido a presenca
de argilas no topo da Formacdo Itapema, e 0 pogo 3-BRSA-1064 (Figura 72, anexos)

apresenta uma barreira por calcario orgdnico na base da Formagdo Barra Velha. Essas
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barreiras sdo representadas principalmente por a FU1, enquanto as zonas produtoras sao
representadas pelas demais unidades, principalmente FU3 e FU4. As barreiras de
permeabilidade foram identificadas nos pocos que tinham dados de descri¢do de cascalhos de
perfuracdo. Estas descricbes foram tomadas dos relatorios, porém ndo foram reinterpretadas
no presente trabalho.

Apobs analisar e discutir os resultados das unidades de fluxo, continua-se com
comparacao entre as GMF e as FU. As figuras 41 e 42 comparam a frequéncia com que cada
unidade de fluxo estd presente dentro de cada uma das formac6es de interesse. Além disso,
estas figuras mostram como cada um dos grupos de rochas com condi¢cdes de fluxo
semelhantes (cada FU) varia mecanicamente, ja que, foi comparada a correspondéncia entre

os dois agrupamentos, unidades de fluxo com facies geomecanicas.

As FU da Formacéo Barra Velha apresentaram muita heterogeneidade mecénica,
porém, as rochas com permeabilidades mais baixas (quase zero) agrupadas em FU1 atingiram
com maior frequéncia as facies FGBV3 e FGV4, que definem rochas mais compactas, mais
resistentes, menos porosas e com menor pressdo intersticial. A FU4, como mencionado
anteriormente, engloba os melhores valores de permeabilidade e porosidade efetiva. Para esta
classificagdo, as propriedades geomecéanicas mais prevalentes sdo aquelas agrupadas nas
facies FGBV1 e FGBV2, que compreendem as rochas menos resistentes, menos rigidas, mais

porosas, mais deformaveis e com os melhores valores de pressdo de poro.

Formagdo Itapema mostra um comportamento geomecanico mais homogéneo. E
importante mencionar que nesta formagéo a tendéncia em que as rochas mais resistentes, mais
compactas e menos porosas tenham menor permeabilidade pode ser mais bem apreciada, ao
contrario, as rochas menos resistentes, menos compactas e mais porosas apresentam melhor

permeabilidade, que se traduz em melhor indicador de zona de fluxo (FZI).

Deve-se levar em consideracdo que a correspondéncia entre o FU e 0 GMF
analisado acima para as duas formacdes do pré-sal ndo € cumprida quando as rochas possuem
alta porosidade total, mas baixa porosidade efetiva porque seus poros nao estdo conectados,
para este caso em particular as unidades de fluxo indicariam valores de permeabilidade muito
baixos (FU1) e por outro lado as facies geomecanicas apresentariam rochas pouco ou
moderadamente compactas. Este comportamento pode ser observado no pogo 3-BRSA-1064 e
no pogo 8-BUZ-5 na parte superior da Formacgéo Barra Velha, anteriormente definido como
intervalo ndo-reservatério (BVE-200). Porém o poco 2-ANP-1 mantem a correspondéncia
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inicial. A figuras (56-61) mostram sec¢des transversais para as duas formagdes, comparando as

duas agrupacoes.

Na CS1BV (figura 56) os trés pocos apresentam variacdes laterais na mesma
unidade litologica (condicdes de soterramento semelhantes), devem ser analisadas as
provaveis causas das alteracdes nas propriedades petrofisicas e mecéanicas (Zhang 2019). De
acordo com Castro (2019), os pogos 2-ANP-1 e 8-BUZ-5, além de estarem proximos, sao
separados por uma falha que também influencia e delimita a discordancia intra-Alagoas, uma
vez que, essa discordancia ndo foi verificada na secdo sismica no poco 2-ANP-1 (figura 46).
Levando em consideracdo que nos carbonatos porosos, 0s micro-mecanismos levam a uma
diminuicdo da porosidade de até 50% em direcdo ao nlcleo da falha, aumento da
compactacdo e diminuigdo da permeabilidade relacionados aos processos de solugdo de
pressdo que geram acomodacdo da deformacdo por micro-mecanismos (Jeanne et al. 2012).
Por conseguinte, a falha identificada nas imediaces do po¢o 2-ANP-1 ocasionou as variagoes

laterais das propriedades mecanicas e petrofisicas.

Mello & Lupinacci (2022) propdem uma classificagcdo dos carbonatos do pre-sal
utilizando uma distribui¢do probabilistica bayesiana no mesmo campo estudado. Os autores
indicam que o primeiro passo para discriminar adequadamente os carbonatos é agrupa-los em
carbonatos ricos em argilas magnesianas, baixa porosidade e boa qualidade. Por exemplo, no
poco 2-ANP-1, o intervalo BVE200, no trabalho de Mello & Lupinacci (2022) é definido
como um intervalo com baixa porosidade total. No presente trabalho é definido pela GMF
como um intervalo com alta resisténcia mecénica (figura 56) e pelas FU como um intervalo
com barreiras de fluxo. Além disso, nos pocos 8-BUZ-5 e 8-BUZ-15 no mesmo intervalo, 0s

autores identificaram presenca de argila magnesiana, similar aos resultados deste trabalho.

Vaérios autores estudaram as possiveis relagdes entre propriedades mecanicas e
petrofisicas. Esta revisdo se concentra em justificar os achados da analise entre as facies
geomecanicas e as unidades de fluxo. As propriedades petrofisicas apresentam boa correlacdo
com as propriedades mecanicas, (e.g., a permeabilidade que esta relacionada a profundidade
do soterramento e a tensdo total — Zhang, 2019). A compactacdo da rocha reduz a
permeabilidade quando a tenséo aplicada atinge a regido plastica (Zhang et al. 2000; Zhang et
al. 2007). Esse fato foi evidenciado nas duas formacOes avaliadas, ja& que as facies
geomecanicas com maior modulo de Young (FGBV4 e FGIT3), que dizer os intervalos mais

compactos corresponde com a FU1l (permeabilidades muito baixa). Por outro lado, a
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permeabilidade ndo manteve a correspondéncia com a profundidade de soterramento e a
tensdo vertical, uma vez que a Formacao Itapema (mais profunda que a Formacdo Barra
Velha) ainda apresentou valores melhores. A melhor explicacdo para este fato é a presenca de

porosidade secundaria bem desenvolvida nesta Formagéo.

A diminuicdo da pressdo dos poros na formagdo aumenta as tensdes efetivas na
rocha, 0 que gera uma reducdo tanto na porosidade quanto na abertura das fraturas,
diminuindo a permeabilidade (Jones 1975). A porosidade também é controlada por processos
mecanicos, como compactacdo, deformacdo e evolucdo da fratura. A porosidade diminui a
medida que a profundidade aumenta, como evidenciado em testes de campo e experimentos
de laboratorio (Athy, 1930; Zhang & Wieseneck 2011). Além do anterior, Eberhart-Phillips et
al. (1989) descobriram que a porosidade tem relagdo com a velocidade de onda compressiva,
velocidade de onda cisalhante, tenséo efetiva e teor de argila. Embora as mudancas de pressao
de poros nas formacdes avaliadas sejam muito sutis, de acordo com as tabelas 11 e 12
mostram que as GMF mais resistentes apresentam 0s menores valores de pressao de poro.

As propriedades mecanicas das rochas sdo dependentes de outros parametros
geomecanicos, como o0 médulo de Young que aumenta a medida que a tensdo vertical
aumenta (Santarelli 1987, Hudson & Harrison 1997), além disso, os testes de compressao
triaxial indicam uma relagdo ndo linear entre 0 modulo de Young e a tensdo de sobrecarga
mesmo para a mesma rocha (Meng et al. 2006). O modulo de Young também depende de
propriedades petrofisicas como a porosidade, por conseguinte, varios autores estudaram a
forma de estimar o médulo de Young a partir da porosidade do material (Phani & Niyogi
1987); o desenvolvimento das correlacdes evidenciou que 0 médulo de Young aumenta a
medida que a porosidade diminui.

Muitos autores, a fim de desenvolver correlagdes para estimar UCS a partir de
dados geofisicos, descobriram que este parametro tem uma correlacdo direta com o modulo de
Young em carbonatos (Chang et al. 2006). Adicionalmente, Havmgller & Foged (1996)
compilaram uma grande quantidade de dados no Mar do Norte e em afloramentos para
estabelecer correlagGes entre UCS e porosidade. De acordo com as correlagdes desenvolvidas,
a porosidade e a UCS apresentam uma correlacdo inversa, ou seja, rochas mais porosas
apresentam menor resisténcia mecéanica (Fjeer et al. 2008). Esse comportamento foi o mais
marcante na definicdo das GMF nas duas formacdes, de acordo com as figuras 36 e 37, a
porosidade total mostrou um comportamento inverso com a 0S parametros de resisténcia

mecanica (UCS e Es).
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7 Conclusodes

O regime de tensdo para o campo de Buzios foi definido como um regime duplo
entre normal e transcorrente, o azimute preferencial da SH foi na direcdo (NE-SW), embora
tenham ocorrido variacdes locais dos indicadores de tensdo. Além disso, falhas ativas e ESR
(>0,65) foram identificadas na parte superior da Formacdo Barra Velha. Por outro lado, de
acordo com a analise de pressdo dos poros, valores entre (9.6 a 9.8 ppg) considerados valores

de pressdo anormalmente altos foram também identificados na parte superior de Barra Velha.

Os carbonatos do Pré-sal apresentam resisténcia mecanica baixa a intermediaria, e
os modelos desenvolvidos a partir das propriedades eldsticas mostraram uma boa calibragédo
com dados laboratoriais e testes de pocos. Além disso, o critério de falha de Morh-Coulomb
foi adequado para prever profundidades de formacdo de breakouts e definir a janela

operacional éptima, juntamente com a tensdo horizontal minima.

O agrupamento das principais propriedades geomecanicas em facies através de
um algoritmo ndo supervisionado permite visualizar as relacdes existentes entre propriedades,
a variacao de magnitudes em cada fécies, bem como o grau de heterogeneidade mecénica para
cada uma das formagdes de interesse. As principais variacOes laterais foram devidas a

presenca de falhas e as alteracdes verticais das variacGes litologicas.

As unidades de fluxo na escala decamétrica modeladas a partir dos valores FZI
que levam em conta principalmente a permeabilidade, calibraram adequadamente com os
dados de vazdo em superficie dos testes de formacao. Isso permite afirmar que este tipo de
tipagem petrofisica é muito util para definir as profundidades do comportamento reservatorio
e 0 ndo-reservatorio (barreiras de fluxo) de uma formacéo, o que por sua vez, permite definir
as profundidades de interesse nos pog¢os garantindo uma boa producéo de hidrocarbonetos.

A comparagdo entre unidades de fluxo e facies geomecénicas é uma estratégia
inovadora, pois verificou-se que rochas menos resistentes, menos compactas, mais
deformaveis, com pressdo de poro anormalmente alta, com presenca de poros ou fraturas tém
maior probabilidade de apresentar maior permeabilidade, o que é entendido como melhores
indicadores de zona de fluxo (FZI), ou seja, maior producdo de hidrocarbonetos. No entanto,
quando a rocha é porosa, mas seus poros estdo isolados ou tem presenca de finos, como
argilas magnesianas (porosidade efetiva muito baixa), a analise feita anteriormente ndo se

mantém.
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9. Anexos

Perfis de poco

Este anexo aborda os layouts com as curvas modeladas tanto para a analise geomecanica quanto
para a caracterizacdo das unidades de fluxo de FU para os pocos de avaliagdo que ndo foram

apresentadas nos capitulos anteriores.
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Figura62: Perfis geomecanicos de pogo 3-BRSA-1053-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m);
2) caliper e bit side3) formagdes; 4) litologia; 5) tensdes in-sity, pressdo de poros e pressdo de
colapso; 6) Janela operacional; 7) perfis sonicos; 8) relacdo de Poisson; 9) Modulo de Young estatico e

resisténcia a compressdo uniaxial; 10) dngulo de atrito interno e coesdo.
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& 3-BRSA-1064-RJS [SSTVD]

SSTVD BS VE v RFT v SH_Grad Vs Vp/Vs UCS_CPM [}
1:3000 | 7.50 in 10.00 |Top| 50.0 MPa 120.0(7.00 Ibm/gal 18.00|2,000 m/s 7,000/0.00 3.00|0 MPa 120[0.0 MPa 40.0]
HCAL Pp ° FITC ° Vp Razédo_Poisson |Mddulo_Young_E Fi
7.50in 10.00 50.0 MPa 120.0(7.00 Ibm/gal 18.00|2,000 m/s 7,000/0.00 0.60[0.00 GPa 60.00/0.00 deg 60.00]
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Figura63: Perfis geomecanicos de pogo 3-BRSA-1064-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m);
2) caliper e bit side3) formagdes; 4) litologia; 5) tensdes in-situ, pressdo de poros e pressdo de
colapso; 6) Janela operacional; 7) perfis sonicos; 8) relacdo de Poisson; 9) Modulo de Young estatico e

resisténcia a compressao uniaxial; 10) dngulo de atrito interno e coesao.



143

SSTVD BS TopPs v RFT v SH_Grad Vs_s Vp/Vs_s UCS_CPM C
1:3000 /11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0/7.00 Ibm/gal 18.00[2,000 m/s 7,000/0.00 6.00[0 MPa  120[0.0 MPa  40.0]
HCAL Pp o FITC o Vp Raz&o_Poisson_s | Médulo_Young_E Fi
11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0/7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000/0.00 0.60{0.00 GPa 60.00/0.00 deg 60.00|
Ph Sh_Grad
50.0 MPa 120.0/7.00 Ibm/gal 18.00
o FIT ole Peso_lama o
50.0 MPa 120.0/7.00 g/lcm3 18.00
Sh Colapso_Grad
50.0 MPa 120.0|7.00 Ibm/gal 18.00
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Figura64: Perfis geomecénicos de pogo 3-BRSA-1184-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m);
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2) caliper e bit side3) formagdes; 4) litologia; 5) tensdes in-situ, pressdo de poros e pressdo de
colapso; 6) Janela operacional; 7) perfis sonicos; 8) relagdo de Poisson; 9) Mddulo de Young estatico e

resisténcia a compressdo uniaxial; 10) angulo de atrito interno e coesio.
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SSTVD BS Topbs| v RFT v SH_Grad Vs Vp/Vs UCS_CPM c
1:300017.50 in 10.00 50.0 MPa 120.0|7.00 Ibm/gal 18.00/2,000 m/s 7,000/0.00 3.00{0 MPa  120[0.0 MPa  40.0]
HCAL N Pp o FITC o Vp Razao_Poisson | Mddulo_Young_E Fi
7.50 in 10.00 50.0 MPa 120.0|7.00 Ibm/gal 18.00/2,000 m/s 7,000[0.00 0.60[{0.00 GPa 60.00{0.00 deg 60.00]
Ph Sh_Grad
50.0 MPa 120.0|7.00 Ibm/gal 18.00
o FIT ole Peso_lama o
50.0 MPa 120.0|7.00 g/lcm3 18.00
Sh Colapso_Grad
50.0 MPa 120.0|7.00 Ibm/gal 18.00
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Figura65: Perfis geomecanicos de pogo 3-BRSA-1195-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m);

2) caliper e bit side3) formagdes; 4) litologia; 5) tensdes in-situ, pressdo de poros e pressdo de

colapso; 6) Janela operacional; 7) perfis sonicos; 8) relacdo de Poisson; 9) Modulo de Young estatico e

resisténcia a compressdo uniaxial; 10) angulo de atrito interno e coesao.
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@ 3-BRSA-944A-RJS [SSTVD]
SSTVD BS opb: v RFT v SH_Grad Vs Vp/Vs UCS_CPM C
1:300017.50 in 10.00! 50.0 MPa 120.0|7.00 Ibm/gal 18.00/2,000 m/s 7,000/0.00 3.00/0 MPa  120[0.0 MPa  40.0|
HCAL Pp o FITC o Vp Razao_Poisson | Médulo_Young_E Fi
7.50 in 10.00 50.0 MPa 120.0)7.00 Ibm/gal 18.00/2,000 m/s 7,000(0.00 0.60{0.00 GPa 60.00/0.00 deg 60.00]
Ph Sh_Grad
50.0 MPa 120.0/7.00 Ibm/gal 18.00
o FIT ole Peso_lama a
50.0 MPa 120.0/7.00 g/lcm3 18.00
Sh Colapso_Grad
50.0 MPa 120.0/7.00 Ibm/gal 18.00
SH Pp_Grad
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Sv Colapso
50.0 MPa 120.0
=4 3
i 2 > B % SE'_ [T ;
7 > =1 P E . J .
5500 =
j ) ) i
BEL :
4 <
5550
7 D T_B E é 3 :’ - -
@© | ?
{ 2
Q < -
5600 2 - )
§ vy 5
3 4
: % r || | #
5650 \
E 3 '
Y b é Y
2 % § 3 s
5700 s 2 2
] ; &) N \> 3
: 2SS ; ;
- D>
@ q ( 3
R & g = { :
5750 7 i i> < > =3 — 1 <P
1 ; 3
g ! g .é; 1 2 |3
v P =
5800 [ N < i é
L ¥ S d Z §
o i N i E
£ >
£ @ k3
5850 S p g F
g S $ {
g ¢ : | i s
5900 i -
) { { ;
{ \ )] 4
5950 1 | N\ \ B \ \ 2> -
(5962.2) ° oo I
@ ® © @l @ a9

Figura66: Perfis geomecénicos de pogo 3-BRSA-944A-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m);
2) caliper e bit side3) formagdes; 4) litologia; 5) tensdes in-situ, pressdo de poros e pressdo de
colapso; 6) Janela operacional; 7) perfis sdnicos; 8) relagdo de Poisson; 9) Mddulo de Young estatico e

resisténcia a compressdo uniaxial; 10) dngulo de atrito interno e coesdo.
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& 7-BUZ-10-RJS [SSTVD]

SSTVD BS opl) Pp SH_Grad Vs_s Vp/Vs_s . UCS_CPM_s C
1:3000 [11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000/0.00 6.00/0 MPa  120/0.0 MPa  40.0
HCAL Ph Sh_Grad Vp Razéo_Poisson_s | Médulo_Young_E Fi
11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000/0.00 0.60[0.00 GPa 60.00/0.00 deg 60.00]
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Figura67: Perfis geomecanicos de pogo 7-BUZ-10-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m); 2)

caliper e bit side3) formagdes; 4) tensdes in-situ, pressdo de poros e pressdo de colapso; 5) Janela

operacional; 6) perfis sdnicos; 7) relagdo de Poisson; 8) Modulo de Young estatico e resisténcia a

compressdo uniaxial; 9) angulo de atrito interno e coesdo.
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SSTVD BS o] Pp SH_Grad Vs_s Vp/Vs_s UCS_CPM C
1:3000 [11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000/0.00 6.00[0 MPa  120]0.0 MPa  40.0
HCAL Ph Sh_Grad Vp , IRazéa_Poisson_s Modulo_Young_E Fi
11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000/0.00 0.60{0.00 GPa 60.00{0.00 deg 60.00]
Sh Colapso_Grad
50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00
SH Pp_Grad
50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00
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Figura68: Perfis geomecéanicos de pogo 7-BUZ-6-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m); 2)

caliper e bit side3) formagdes; 4) tensdes in-sity, pressio de poros e pressdo de colapso; 5) Janela

operacional; 6) perfis sOnicos; 7) relagdo de Poisson; 8) Mddulo de Young estatico e resisténcia a

compressdo uniaxial; 9) dngulo de atrito interno e coesao.
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| i) 8-BUZ-5-RJS [SSTVD]
SSTVD BS E Pp SH_Grad Vs_s Vp/Vs_s UCS_CPM C
1:3000 [11.00 in 13.50 opb 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00/2,000 m/s 7,000/0.00 6.00(0 MPa  120/0.0 MPa  40.0]
HCAL Ph Sh_Grad Vp Razao_Poisson_s | Médulo_Young_E Fi
11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00/2,000 m/s 7,000/0.00 0.60[{0.00 GPa 60.00(0.00 deg 60.00|
Sh Colapso_Grad
50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00
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Figura69: Perfis geomecanicos de pogo 8-BUZ-5-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m); 2)

caliper e bit side3) formagdes; 4) tensdes in-situ, pressdo de poros e pressdo de colapso; 5) Janela

operacional; 6) perfis sdnicos; 7) relagdo de Poisson; 8) Mddulo de Young estatico e resisténcia a

compressdo uniaxial; 9) angulo de atrito interno e coesdo.
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B 8-BUZ-15-RJS [SSTVD]
SSTVD BS E Pp SH_Grad Vs Vp/Vs UCS_CPM C
1:3000[11.00 in 13.50 : 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000{0.00 3.00[0 MPa  120/0.0 MPa  40.0
HCAL Ph Sh_Grad Vp Razéo_Poisson | Mddulo_Young_E Fi
11.00 in 13.50 50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00{2,000 m/s 7,000/0.00 0.60/0.00 GPa 60.00/0.00 deg 60.00]
Sh Colapso_Grad
50.0 MPa 120.0{7.00 Ibm/gal 18.00
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Figura70: Perfis geomecanicos de pogo 8-BUZ-15-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira (m); 2)
caliper e bit side3) formagdes; 4) tensdes in-situ e pressdo de poros; 5) Janela operacional; 6) perfis
sonicos; 7) relagdo de Poisson; 8) Modulo de Young estatico e resisténcia a compressao uniaxial; 9)

angulo de atrito interno e coesdo.
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5 3-BRSA-1053-RJS [SSTVD]
sSTVD[[ Topds NLHoE UCS_CPM FF_nmr KTIM FU Vazao_superficie FGIT
1:3000 10 MPa  150[0.00 m3/m3 0.30[0.00 mD 100,000.00 0 sm3/d 1,000 FGBV
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Figura71: Modelagem das GMF e FU no pogo 3-BRSA-1053-RJS. Tracksl) profundidade

verdadeira (m); 2) formag¢des; 3) Litologia; 4) Mddulo de Young estatico e resisténcia a compressao

uniaxial; 5) porosidade total e efetiva; 6) permeabilidade; 7) unidades de fluxo FU; 8) medidas de

vazao dos testes de formagao; 9) facies geomecénicas para cada formagao.
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SSTVD] Top@s i UCS_CPM PHIE_AL% oo K_Hor_AL FU Vazao_superficie FGIT
1:3000 10 MPa 150/0.00 m3/m3 30.00[0 mD 100,000 0 sm3/d 2,000 FGBV
Médulo_Young_E FF_nmr KTIM Taxa
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Figura73: Modelagem das GMF e FU no poc¢o 3-BRSA-1195-RJS. Tracksl) profundidade

verdadeira (m); 2) formagdes; 3) Litologia; 4) Modulo de Young estético e resisténcia & compressao

uniaxial; 5) porosidade total e efetiva e fluido livre; 6) permeabilidade; 7) unidades de fluxo FU; 8)

medidas de vazio dos testes de formagao; 9) facies geomecanicas para cada formacao.
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& 3-BRSA-1064-RJS [SSTVD]
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Figura72: Modelagem das GMF e FU no pogo 3-BRSA-1064-RJS. Tracksl) profundidade

verdadeira (m); 2) formagdes; 3) Litologia; 4) Mddulo de Young estatico e resisténcia & compressao

uniaxial; 5) porosidade total e efetiva e fluido livre; 6) permeabilidade; 7) unidades de fluxo FU; 8)

medidas de vazao dos testes de formagao; 9) facies geomecanicas para cada formagao.
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® 3-BRSA-944A-RJS [SSTVD]
ssTvD[l Topds [EcIgEiZ] UCS_CPM o PHIE_Core2% [s  K_Core2mD ¢ FU Vazéo_superficie FGIT
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Figura74: Modelagem das GMF e FU no pogo 3-BRSA-944A-RJS. Tracksl) profundidade
verdadeira (m); 2) formagdes; 3) Litologia; 4) Mddulo de Young estatico e resisténcia a compressao
uniaxial; 5) porosidade total e efetiva e fluido livre; 6) permeabilidade; 7) unidades de fluxo FU; 8)

medidas de vazdo dos testes de formagio; 9) facies geomecanicas para cada formagéo.
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Figura75: Modelagem das GMF e FU no pogo 7-BUZ-10-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira

(m); 2) formagdes; 3) Modulo de Young estatico e resisténcia a compressdo uniaxial; 4) porosidade

total e efetiva e fluido livre; 5) permeabilidade; 6) unidades de fluxo FU; 7) ficies geomecénicas para

cada formagao.
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Figura76: Modelagem das GMF e FU no pogo 8-BUZ-5-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira
(m); 2) formagdes; 3) Mddulo de Young estatico e resisténcia a compressdo uniaxial; 4) porosidade
total e efetiva e fluido livre; 5) permeabilidade; 6) unidades de fluxo FU; 7) facies geomecanicas para

cada formacao.
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Figura77: Modelagem das GMF e FU no pogo 7-BUZ-6-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira

(m); 2) formagdes; 3) Modulo de Young estatico e resisténcia a compressao uniaxial; 4) porosidade

total e efetiva e fluido livre; 5) permeabilidade; 6) unidades de fluxo FU; 17) facies geomecanicas para

cada formacio.
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Figura78: Modelagem das GMF e FU no pogo 8-BUZ-15-RJS. Tracksl) profundidade verdadeira

(m); 2) formagdes; 3) Mddulo de Young estatico e resisténcia a compressdo uniaxial; 4) porosidade

total e efetiva e fluido livre; 5) permeabilidade; 6) unidades de fluxo FU; 7) facies geomecénicas para

cada formagao.
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