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RESUMO

A estimativa deargilosidade(6 ) das formacgbesepresenta uma etapa essencial no
fluxo de interpretacdo de perfis geofisicos devido a sua grande importancia para a
compreensao do sistema petrolifero de bacias sedimentares, bem como para a reducao de
impactos negativos na recuperacdo de 6leo e gassi€lmente, tais estimativas séo
realizadas a partir dos registros do perfil de raios gama (GR), usando relacbes empiricas.
Entretanto, apesar de simples, os modelos empiricos tendem a superestimar a argilosidade.
Uma forma de obter uma estimativa de agdade mais robusta, que pode evitar avaliagdes
equivocadas, € por meio do uso de modelos petrofisicos. Dessa émsratrabalhwisa
investigar a estimativa da argilosidade em sedimentos turbiditicos, mediante uma analise dos
resultados obtidos utilimao modelos empiricos classicos e trés modelos petrofigioos
incorporam informacgdes de trés perfis geofisicagerfissdnicq densidade e néutrori3ois
destes modelos petrofisicos forapresentadogor Kamel& Mabrouk (2003) e Mabrou&

Kamel (201) para formacgOes argilosa®© outro modelq proposto neste projeto e
referenciado com&astro & Marting apresenta uma nova abordagem para a estimativa de
argilosidade em formacdes com a presenca de hidrocarbonetosQewesdelo Castro &
Martins mostrou resultados consistentes parzona conpresenca de hidrocarbonetos leves
(gas)e fornece estimativas de argilosidade mais robustas que asizidas pelos modelos

empiricos e pelos modelos petrofisicos usados como comparacdo nesta pesquisa.

Palavras-chave: estimativa de argilosidade, porosidade, modelos empiricos, modelos

petrofisicos.
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ABSTRACT

The shaliness estimatidi® represents an essential step for well log interpretation

due to its great importance to understanding the petroleum system of sedimentary basins, as
well to reduce negative impacts on oil and gas regovelassically, these estimatioase

realized by gamma ray well log responses, using empirical models. However, despite their
simplicity, empirical models tend to overestimate the shaliness. A way to obtain robust
shaliness estimates, which can avoid misleading evaluations, it is by using petrophysical
models. Thus, this project wants to investigate shaliness estimate of turbidite sediments by an
analysis of the results obtained using classical empirical models and three petrophysical
models that incorporate data from three geophysical logs: sonic, danditgeutron logs.

Kamel & Mabrouk (2003) and Mabrouk & Kamel (2011) presented two of these
petrophysical models for shaly formations. The other model, proposed at this project and
referenced as Castro Martins, shows a new approach &braliness egstiation in gasbearing
formations. Castro & Martins model has exhibited consistent results for tHeegeasg zone

and has provided shaliness estimates more robust than the ones produced by the empirical and

petrophysical models used as comparison at thisndsea

Keywords: shaliness estimatigmorosity, empirical models, petrophysical models.
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1 INTRODUCAO

A partir da segunda metade dos anos 198@ iniciouma intensa busca por jazidas
petroliferas em aguas profundas e ultraprofundas. Essas diferentes condi¢cdes de exploracdo de
petroleo se associam a necess@dale desenvolvimento de novas técnicas que permitam
solucionar as complexidades tecnolédgicas associadas a esses processos. De forma continua, :
industria petrolifera segue em busca de tecnologias e métodos que possam reduzir as
incertezas inerentes ao pesso de exploracdo e que permitam uma melhor caracterizacdo dos
reservatoriosa fim de gerar estimativas de produtibilidade mais precisas.

No Brasil, foi a exploragcdo em &aguas profundas que impulsionou onaafsea de
exploracdo de hidrocarbonetosuma busca permanente de inovacdes tecnoldgicas que
permitissem viabilizar a producédo de petroleo em condi¢cdes complexas. Tal fato rendeu ao
Brasil, a partir de 19869 titulo de lider mundial na producdo em aguas profundas (Morais,
2013). De acordo com Mita et al. (2000, a prospeccao neste tipo de ambiente foi
incentivada pelos baixos custos de descoberta e pela abundante produtividade dos
reservatorios turbiditicos.

Como destaque, a Bacia de Campos foi laboratério mundial de desenvolvimento
tecnoldgico para aguas profunda€sta Baciapossui folhnelhos como principais rochas
geradoras e uma grande variedade de rochas reservatério, dentre as quais estdo basalto:
fraturados, carbonatos, calcaites e turbiditos (Bastos, 20l9\No caso da area de estudo
dege trabalho, que corresponde ao Campo de Namorado, na Bacia de Campos, 0s
reservatérios séo turbiditicos

Os turbiditos sdo depositos sedimentares formados por correntes de turbidez, que
podem ter origem marinha dacustre (Suguio, 1998). Elesioimportantes eservatérios de
hidrocarbonetos eepresentam o principglay do possal no Brasil. J& os folhelhogue no
Campo de Namorado ocorrem como rochas geradoras ou sel@respondem a uma
mistura de argilominerais e silte (Dewan, 1983).

A importancia dos argilominerais ndo se limita somente ao fato de serem os principais
constituintes dos folhelhos. Suguio (2003) destaca que além de determinados tipos de
argilominerais serem indicadores de areas potencialmente petroliferas, eles est&s mesent

50 a 60% das rochas sedimentares.



O efeito dos argilominerais nas rochas é fortemente influenciado pelo tipo de
distribuicdo de argifa Segundo Schon (2011), as argilas definem um tamanho de pairticula
menor que 0,002 mine descrevem um grupo danerais, os argilominerais. Ainda segundo
0 autor, o tipo de distribuicdo de argila pode semirar, estrutural ou dispersa. primeiro
corresponde a argilas organizadas em finos estratos entre as camadas de areias limpas. C
segundo corresponde a umatmzasodlida formada pela argila juntamente com graos de outros
minerais. Por fim, a argila dispersa é a que se encontra envolvendo os grados minerais de maior
granulometria na matriz da rocha (Dewan, 1983; Ellis & Singer, 2007). Entre as formas de
ocorrénca, a argila dispersa € a que mais desperta o interesse dos intérpretes de perfis
geofisicos. Isso ocorre porque este tipo de argila obstrui as conexdes porosas, impedindo o
fluxo de fluidos no reservatdrio e, consequentemente, causa um impacto negptauigao
de oOleo e gas (Wylliet al, 1958). Este € apenas um dentre os varios efeitos causados pela
presenca de argila nas formacgdes. Além de afetar os registros de diferentes perfis de pocos, a
existéncia da argila em rochas reservatorio é um fateprejudica aavaliacdo da formacéo
(Dewan, 1983). Portanto, a influéncia exercida pela argila € um assunto de extrema
importancia que sera devidamente aprofundado ao longo deste trabalho. Todavia, cabe
salientar que ndo apenagpeesenca da argila € imparta, mas tambéma quantidade da
mesma em uma rocha é um fator determinante para saber se sua interferéncia sera benéfica ot
nao.

Nesse contexto, a quantidade de argila existente em uma formacéo corresponde ao
conceito de argilosidade. Este é definido canpercentual volumétrico de argila presente em
reservatorios clasticos obstruindo as conexdes porosas. A argilosidade pode ser estimada tanto
a partir da interpretacédo dos registros do perfil de potencial espontaneo (SP) e/ou de raios
gama (GR), quanto pameio de modlos empiricos e petrofisicoblo caso dos modelos
empiricos, 0 uso do registro de apenas um perfil de po¢o em suadgéinho caso, o de
raios gamayera uma incertezaarestimativa de argilosidadalculadgor estes métodos que,
geralmete, superestimam o volume de argila presente em uma formacéo. Isto compromete o
calculo da porosidade efetivia aquela que considera apenas poros interconectados
Consequentemente, as incertezas na avaliagdo do volume de Opmrdeeldo reservatorio
crescem(Dewan, 1983). Por sua vez, os modelos petrofisicos, ao incorporarem uma maior
guantidade de parametros provenientes de diferentes perfis de pocos, tendem a fornecer

estimativas de argilosidade mais confiaveis.

A di scuss«o acerca do termo fAargilad ® complexa e s
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Neste trabalho serdo apresentadomodelos empiricos classicod arionov (1969),
Brock (1981), Stieber (1970) e Clavietr al. (1971)1 e analisadogrés modelos petrofisicos
para estimativa de argilosidagee incorporam informacdes de trés perfis geofisicos: perfil de
néutrons, perfil d densidade e perfil sénicdm desses modelos petrofisicos, aqui referido
como modelo Castro & Martindoi proposto neste trabalho pela autora em coautoria com o
Prof. Dr. Jorge Leonardo Martins e teve seus resultados preliminares apresentados no VIl
Simposio Brasileiro de Geofisica (Castro & Martins, 2018% outros dois modelos
petrofisicos foranpropostos por Kame& Mabrouk (2003) e por Mabrouwk Kamel (2011).

A performance destes daisodelos petrofisicos diante de modelos empiricos classicos
em sedimentos turbiditicos do Campo de Namorado, Bacia de Campgqyblgdadaem
Castroet al. (2014). Neste trabalho, os automnstataram que e=s modelos petrofisicos
apresentam estimativas confiaveis de argilosidade em formacdes argilosas, mesuimgue
elementos radioativos que nao sejam folhelhos estejam presentes &Kitaktouk (2003) e
Mabrouk & Kamel (2011) apontam que os modelos por eles propostos também apresentam
bons resultados em formacdes portadoras de hidrocarbonetos, embora espeafao do

gas a utilizacao de outra abordagem seja mais adequada.

1.1 Objetivos

Apresentar um modelo petrofisico para estimativa de argilosidade, incorporando
informacBes de perfis utilizados paca calculo daporosidade (i.e, sdnico, néutrons e
densidae), assim como a porosidade de Gaymard. Dessa formaet@énpropdsito de que
essa nova formulacéo represente um modelo petrofisico adequado para estimar a argilosidade
em formacbes que possuem a presenca de hidrocarbonetos leves, com& dagédsem
analisar a estimativa de argilosidade em sedimentos turbiditicos usando os modelos empiricos
classicos, os modelos petrofisicos propostos por K&mMlabrouk (2003) e Mabroulk&

Kamel (2011) e o novo modedmuidesenvolvido.



2 REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1 Propriedades Petrofisicas

O termopetrofisicafoi introduzido por Achie (1950) para caracterizarestudo das
propriedades fisicas das rochas que estao relacionadastaigidtride fluidos em seus poros
Tiab & Donaldson (2012acrescentam que a pdigica engloba o estudo referente aos
mecanismos de deslocamento de solu¢cdes quimicas, armazenamento de 6leo, medicdo da
saturacdo do O6leo residual, relacdo entre as fases fluidas em meios porosos e outras
caracteristicas complexas do comportamento daofunas rochas. Portanto, as propriedades
petrofisicas controlam parametros essenciais na avaliacdo e exploracdo de um reservatorio.
Sendo, assim, de grande interesse e importancia para a industria do petréleo.

Nesse contexto, destasa o estudo das roas sedimentares, ja quenaior parte da
producdo de petréleo ocorre nessas rac8agundo Suguio (2003), as rochas sedimentares
dividemse em trés classes principais: clasticas, biogénicas e quimiogéngamchas
clasticas sdformadas pela acumulaz@le materiais erodiddera da bacia de sedimentacao e
que sao transportadag® a baciaAs rochas bioconstruidasioresultantes do retrabalhamento
de sedimentos biolégicos depositados dentro da propria Waciasrochasquimiogénicas
representam depios quimicos resultantes da precipitacdo de minerais em solucéo.

Segundo Nery (2004 para efeito petrofisico, uma rocha sedimentar consktui
mineralogicamente por trés elementos. Entretanto, ainda que exercam a mesma funcao, estas
componentes poderpossuir diferentes nomenclaturas a depender do tipo de rocha. Para
rochas carbonaticas, os elementos s&tbquimicos micrita e espato. J4 para as rochas
clasticas sdo: arcabouco, matriz e cimento.

O arcabouco corresponde a fracdo da rocha que noemi@nthe da sustentacao,
sendo formado por grdos de maior didmetro. A matriz representa a fragdo fina que da
consisténcia a rocha e que, a depender das condi¢cdes ambientais, pode preencher os espacc
vazios entre gréos. Por sua vez, o cimento é o commopeatipitado quimicamente nos
espacos porosos, sendo o responsavel pela rigidez da rocha.

E importante destacar que para fins perflagem geofisica, a rocha sedimentar é
dividida apenas em duas partes: matriz (engladraaiboucogcimento e a matriz} poro (todo
0 espaco vazio da rocha). De acordo com Nery (2048) ocorre devido a dificuldade das

ferramentas endistinguir, por exemplo, um gréo de silica de uma matriz ou um cimento
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silicoso. Desse modo, as propriedades petrofisicas das rochagob®mo transporte de
fluidos, irdo depender fortemente de fatores como composi¢cao mineral; tamanho, orientacao e
empacotamento dos graos; grau de compactacao e cimentaca& Jaetaldson, 2012).

Dentre os varios tipos de propriedades petrofisicas, skr@® detalhadas a seguir:
porosidade e argilosidade. Isso se deve ao fato de que essas propriedades sdo as mais
relevantes para o objetivo proposto.

2.1.1 Porosidade

A porosidade € a relacdo entre o volume de espacos vazios de uma rocha e o volume
total da mesma. Ela pode ser classificada em porosidade deposicional (ou primaria) e
porosidade poédeposicional (ou secundéria). A porosidade primaria é adquirida pela rocha
durante a sua deposicdo ou bioconstrucdo, correspondendo, porlogxangmorosidade
intergranular ns arenitos. Ja a porosidade secumdarifruto de processos posteriores a
conversao do sedimento em rocha, como por exemplo, as fraturas em arenitdeasfolhe

Além dessas classificacdes, a porosidade também se divide em total e efetiva. A
porosidade total representa o volume total de vazios, enquanto que a efetiva considera
somente 0s espacos vazios interconectades; (2013) destaca que a porosidafitiva € a
mais importante comercialmente e, por isso, é o tipo de porosidade desejavel nos célculos de
interpretacdes dos perfis. De acordo com Schén (2011), a importancia deste tipo de
porosidade decorre da sua contribuicdo para o transporte de flasigsorbs, 0 que nao
acontece em rochas com poros separados.

A porosidade ndo é uma propriedade constante nas rochas, podendo sofrer variacdes
de acordo com alguns elementos. Nery (2013) afirma que a cimentacdo, a dissolucdo, o
conteudo da matriz ou aloimoicos e a dolomitizacdo sé&o os principais fatores que afetam a
porosidade das rochas carbonéticas.

Nas rochas clasticas, Tiab & Donaldson (2012) explicam quatro fatores que
governam a porosidade: uniformidade do tamanho dos gréos, o grau de cimemtacdo o
consolidacédo, o nivel de compactacdo antesp@sa deposicdo @ empacotamento. A
presenca de particulas menamasturadas com graos de maior granulometria (areias) provoca
a diminuigdo da porosidade. O aumento da consolidacdo e da cimentacdo taom@a pr
diminuicdo da porosidade. Geralmente, a porosidade é menor em rochas mais antigas e

compactadas. Com o0 aumento da pressao de sobrecarga, graos de areia mal selecionado:s
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podem mudar progressivamente seu empacotamento, resultando em esmagamentos e
defamacbes plasticas das particulas de amgiaconsequentemente, em diminuicdo da
porosidade

Embora existam varios métodos laboratoriais para a determinagcédo da porosidade em
rochas consolidadas, elas também podem ser obtidas por meio do uso dos peciis des
principaisperfis responsaveis por fornecer essa pedpde séo os perfis soniaensidade e
de néutrons. O aprofundamento acerca destes tipos de perfis, bem como a determinacédo da

porosidade pr meio deles, seréo abordadhastopico de perfise pocos.

2.1.2 Argilosidade

A argilosidade, também conhecida como volumeaurdga corresponde ao percentual
volum®trico de argila presente na forma-«o.
um grupo de minerais denominado aluminosilicdswgilominerais com estrutura laminar) e
também define um tamanho de particglze € inferiora 0,006bm. J8 o ter mo nf
acordo com Ellis & Singer (2007), corresponde a rochas de granulometria fina que contém
uma fracédo consideravel de minerdésargila e silte.

Dewan (1983) destaca que os argilominerais séo classificados em grupos de acordo
com sua estrutura cristalina. Os que interessam nas rochas sedimentares sao: montmorilonita,
ilita, caulinita e clorita. A @bela 1 lista as principaisqpriedades desses argilominerais que

séo relevantes na avaliagdo das formagoes.

Componentes
Raio Gama Espectral

Tipo de argila CEC p (média) K, u, Th,
meq/g On gfem? % ppm ppm
Montmorilonita 0,8 —115 0,24 2,45 0,16 2-5 14 -24
llita 0,1-04 0,24 2,65 4,5 1,5 <2
Clorita 0-01 0,51 2,3 = = =
Caulinita 0,03 -006 036 2,65 0,42 1,5-3 6-19

Tabelal: Propriedades dos argilominerais. Fonte: Dewan (1983)

A primeira coluna de dadoda Tabela 1corresponde a um importante parametro
chamalo Capacidade de Troca de Cations (CEC). Conforme Odom (1984), isso significa que

os argilominerais tém cations fixados na superficie, entre camadas e dentro dos canais da
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estrutura cristalina, que podem ser trocados por meio de rea¢do quimica poroostes i
solugdo aquosa sem que isso acarrete em modificacbes de sua estrutura cristalina. A
capacidade de troca catibnica €, portanto, uma propriedade importante dos argilominerais, ja
que os cations trocaveis influem intensamente sobre as suas proprigsiadegiimicas.

Schon (2011) destaca que a troca de cations € a origem fisica da condutancia da interface
argilai 4gua. A CEC é geralmente expressa em meq/g, ou seja, miliequivalentes por 100g do
argilomineral seco a 11G.

A segunda colunaa Tabela 1corresponde aos valores que o perfil de néutrons
teoricamente leria para uma formacédo de argila totalmente (100%) seca, devido a ligacdo do
hidrogénio com a estrutura cristalina (Dewan, 1983). Ellis & Singer (2007) afirmam que o
hidrogénio € ummembro proeminente em todos os argilominerais presentes na tabela,
gerando grandes impactos nas respostas da porosidade de néutrons.

A terceiracolunada Tabela Imostra a densidade média da argila seca, que depende
tanto da concentracdo de hidrogénio como do contetdo de pequenos componentes de minerais
pesados, como o ferro (Dewan, 1983). Desse modo, a presenca de variagdo de densidade entre
os diferentes tipos dargilominerais influencia a densidade dos folhelhos. Ja que estes, de
acordo com Nery (2013), possuem densidades altamente variaveis em virtude de suas
composi¢cdes mineraldgicds aproximadamente 60% de argilominerais e 40% de outros
minerais.

As trés uimas colunas da Tabela listam a concentracdo média dos elementos
radioativos naturais em cada argilomineral. Coorando os dados apresentados nedteld,

Rider 002 afirma que como indicador de folhelho por meio do perfil espectral, o tério (Th)
pode ser usado na maioria dos casos.

Schon (2011) salienta que o efeito dos minerais de argila nas rochas depende ndo so
das suas propriedades, mas também do tipo de distribuicdo da argila, que pode ser: laminar,
estrutural e dispersa. Conforme Ti&lDonaldson (2012), a primeira estrutura corresponde a
argilas organizadas em finos estratos entre as camadas de areias limpas. Nesse tipo de arranjo
a porosidade e a permeabilidade séo afetadas de forma consideravel. Dewan (1983) acrescente
gue essas argilasio de origem detritica, podendo corresponder a uma mistura de dois ou
mais tipos de argilominerais.

Na configuracdo estruturah argila forma a matriz sdlida juntamente com graos de

outros minerais. Tia& Donaldson (2012) dizem que este tipo de digtgdo é raro e que



suas ceacteristicas sdo semelhantesdas argilas laminares. Entretanto, a porosidade e a
permeabilidade permanecem constantes (Nery, 2013).

De acordo com Schén (2011), a argila dispersa é formada dentro do sedimento quando
cristaisde argila precipitam a partir de fluidos presentes nos poros. Dessa forma, as argilas
podem preencher os poros e aderir a graos de maior granulometria, envolsebdovan
(1983) destaca que este tipo de distribuicdo pode ser bastante prejudiciad jamgu
guantidade relativamente pequena de argila pode obstruir os poros e reduzir
consideravelmente os valores de porosidade e permeabilidade. Além disso, ao afetar a
conexdo entre os poros da rochaargilapode impedir o fluxo de fluidos no reservatorio
causando um impacto negativo da produtibilidade de 6leo e gas. Assim, do ponto de vista
econbmico, este € o tipo de distribuicdo de argila que mais desperta interesse.

Dewan (1983) afirma que a existéncia de argila em rochas reservatério € um fator
fortemente incémodo na avaliacdo da formacédo, pois ela ndo s6 complica a determinacdo dos
hidrocarbonetogn place como também afeta a habilidade do reservatério de produzir estes
hidrocarbonetos. O autor ainda acrescenta que a presenca de argila em umegseogdtario
pode ser benéfica ou ndo. O fator determinante sera a quantidade de argila presente: enquanta
grandes quantidades de argila em um reservatorio podem acabar com sua producéo por meio
da reducédo excessiva de sua permeabilidade, uma pequetidagieade argila disseminada
nos poros pode ser benéfica ao servir como uma trapa para a agua intersticial.

Hilchie (1978) ressalta que a reducédo do contraste de resistividade entre 6leo ou gas
e a agua é o efeito mais significante da argila em uma f@on&ara Kame& Mabrouk
(2003), isso implica que se uma quantidade suficiente de argila estiver presente em um
reservatério, pode ser muito dificil determinar se a zona é prodldessa forma, a
determinacdo da qualidade de um reservatério em termaenidficacdo da litologia, dos
tipos e distribuicdo de fluidos, da porosidade, da permeabilidade e de outros parametros
petrofisicos, € baseada principalmente na avaliacdo do volume de argila &ahabrouk,

2003).

Cabe ressaltar que a presenca delaarfio influencia apenas as estimativas de
reservas e prodwidade dos reservatérios. Ela também atinge diretamente a leitura e a
interpretacdo dos perfis de po¢o. Como exemplo, temos os efeitos causados nosgaesis
para a estimativda porosidadeNo caso do perfil sGnico, a presenca de argila nas camadas
permoporosas amplia a quantidade de agua intersticial (comparadas aquelas limpas ou sem
argila) e aumenta o intervalo de tempo registradono perfil de densidade, quanto menos
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densa por unidadee volume (devido ao excesso de aguesa na molécula de argiffor a
argila, menor sera a resposta do perfil.

No contexto da interpretacdo de perfis, Nery (2013) evidencia que dentre todos os
problemas que o intérprete enfrenta, a argilosidade éémp&ro mais desafiante. Visto que a
correcao proposta para os efeitos causadiasgresenca de argila depewi@deargilosidade em
primeira instancia. Portanto, uma estimativa robusta de argilosidade € de extrema importancia
para a interpretacdo e extragd® informacdes confiaveis a partir dos perfis de pocos e,

conseguentemente, para a avaliagdo econémica de sistemas petroliferos.

2.2 Perfis de Pogo

Inicialmente, os perfis de poco eram utilizados para correlacionar padrdes similares de
condutividadeelétrica de um poco pa outro (Ellis & Singer, 2007),isando atender a
crescente demanda da industrieegploracdo de hidrocarbonetor o passar dos anos, as
técnicas de perfilagem foram aperfeicoadas, permitindo também uma avaliacdo quantitativa
dasformacoes.

Segundo Nery (2004), os calculos quantitativos, necessarios para avaliar o potencial
comercial de um poco, se correlacionam bem com as profundidades registradas nos perfis
geofisicos, se os cabos de perfilagem forem calibrados para um riidxieno de erro da
ordem de 1 m para cada 1000 m de pogo.

A interpretacdo de um conjunto de perfis geofisicos fornece, quantitativamente,
propriedades petrofisicas tais como porosidpgemeabilidade, teor de argila e saturacao
Visando a determinacado skas propriedades e a avaliagdo do potencial de um poco, existem
diversos tipos de perfis com diferentes aplicacGes {[abela 2). Neste trabalho seréo
abordados, de acordo com a divisdo proposta por Dew&3)(1®s perfis de porosidade
sbnico (DT), néatrons (PHIN), e dnsidade (RHOB); e os perfjgara analisede zonas

permeavei$ potencial espontaneo (SP) e raiasng (GR).
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Tabela2: Principais usos dos perfis geofisicos de pogo aberto. Fonte: modificado de Rider (2002).

2.2.1 Perfis de Porosidade

A porosidade, como destacado previamente, pode ser calculada por meio de trés perfis
convencionais de pocosonico (DT), néutrond’HIN) e censidade (RHOB).

O perfil sbénico, originalmente criado para auxiliar na construcdo de griamas
sintéticos, foi durante muitos anos a ferramenta mais popular para o célculo da porosidade.
Entretanto, atualmente, a combinacao entre os perfis de densidade e néutrons tem se tornado &
primeira opc¢ao.

Dewan (1983) destaca que quando a matriz éhemda e o fluido do poro é
totalmente liquido, uma s6 ferramenta pode ser suficiente. Em outros casos, a combinacédo de

duas, ou até mesmo das trés ferramentas pode ser necessaria.

2.2.1.1 Perfil Sénico

O perfil sbnico registra a medida do tempo de transitongi@ onda mecéanica através
das rochas. Arelocidade de propagacdo de uma onda compresssoff@ alteracdes de
acordo com o0 meio em que& propagaAlém disso, ela possui uma relacédo inversa com o
tempo de propagacao. Tal fato implica que o tempo gaedtp ondapara percorrer uma
mesma distancia fixa serd menor nos sélidos do que nos liquidos e gases, vistmeos 0s
sélidospossuem velocidade de propagacao maior.
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Nery (2004) ressalta que o perfil sbnico mostra uma relacao ditegacetempo de
propagacédo de uma onda compressienalporosidade das rochas, pois ao se considerar duas
rochas semelhantes, a que contiver mais fluidos dentro de seus poros (maior porosidade)
mostrara um tempo de transito maior do que uma com menos fluidos (menatguEpsi

De acordo com Kearest al. (2009), a ferramenta de medi¢ao deste perfil consiste em
uma fonte que emite pulsos ultrassdnicos a uma frequéncia -d8 RBiz detectados,
normalmente, por dois receptores separados por uma distancia de cercande 300

Por convencao dinstituto Americano de Petrdleo (em ingl@snerican Petroleum
Institutei API), a unidade de medida usada para o tempo de transito¥®a | O 8

Rider (2002) evidencia que, gquantitativamentgedil sénico pode ser utilizado no
calculo da porosidade obtida por meio de uma relagdo matematica que sera explicitada no
topico de estimativas de porosidaide na interpretacdo sismica ao fornecer a velocidade
intervalar. Além dessas aplicacfes, afipgambém auxilia na identificacdo do grau de
compactacao das rochas e na deteccao e fraturas.

Cabe destacar que a presenca de hidrocarbonetos nas formacdes afeta o registro do
perfil sénico. Conforme Nery (2004), o tempo de tithhea dgua é da ordedte 189 a
200* (b i(salgada ou doce, respectivamente), o do 6leo (menos denso) é ‘d&fR36 o
do gas (menos denso ainda) é da ordem de‘@FD i Assim, camadas portadoras de
hidrocarbonetos tém upequeng6leo) ougrande(gas) aumento no tempo tf@nsito §0).

Ou seja, ocorre um retardamento no tempo total de propagacédo de untdmpdassional

nas camadas que possuem uma mistura de Oleo e agua, quando comparadas com aquelas qu
contém apenas aguBessa forma, em zonas portadoras de gas (fadvonetos leves), a
porosidade estimada a partir do perfil sbnico é ligeiramente superior, devido ao tempo de
propagacdo da onda compressional que € maior no gas. Além disso, a presenca de argila na
formacdo também causard aumento na porosidade estimpadirado sonico, ja que o
excesso de agua intersticial adsorvida aos argilominerais atenua a velocidade da onda

compressional.

2.2.1.2 Perfil de Néutrons

O perfil de néutrons mede uma radioatividade induzida artificialmente, por meio do
bombardeio das rochasm néutrons de alta energia ou velocidade. Ainda segundo Nery

(2013), ao longo da trajetdria fortaptura, um néutron passa pelas fases de colisao,
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amortecimento, termalizacdo e absorcdo. Entretanto, Rider (2002) afirma que dentre estas
fases, duas se stacam: colisdo e absorcéo.

A colisdo ocorre quando os néutrons bombardeados nas camadas do poco se chocam
sucessivamente com os atomos do meio. Durante esse processo, 0s néutrons adquirem ume
nova trajetéria e perdem parte de sua energia cinética paem dos atomog&sta perda de
energia depende da massa relativa do nucleo. Isto justifica a alta perda de energia decorrente
das colisbes entre um néutron e um nucleo de hidrogénio, jA que ambos possuem massas
iguais. ApOs choques sucessivos, 0s né@striendem a atingir a energia termal do meio
ambiente (0,025 €. Embora as colisdes permanegam, 0s néutrons ndo perdem mais energia;
apenas se afastam cada vez mais da fonte até serem capturados por um nucleo. Ocorre, entac
a conversado de pequena pordaanassa do néutron em energia para o nucleo. A excitacao do
nacleo, oriunda dessa energia adicional, fara com que o mesmo emita raios gama de alta
energia.

A intensidade da radiacdo gama é controlada pela distancia que ela percorreu desde o
ponto da cptura do néutron até o cintilbmetro. Essa distancia sera afetada, principalmente,
pela concentracdo de ions de hidrogénio: quanto mais alta a concentracéo deles, mais proxima
da parede do poco € a captura de néutrons e maior o nivel de radiacado ¢kadar2909).

A compreensdo sobre a existéncia de uma relacdo entre a distancia- captura
cintilbmetro e a concentracéo de ions de hidrogénio pode ser depreendida de Nery (2013). O
autor afirma que os choques e amortecimentos dos néutrons sdo tarefasgmbferate
realizadas pelos nucleos de hidrogénio. Isto seria também a principal razdo para se falar em
indice de Hidrogénio (HI) no lugar de porosidade. O indice de hidrogénio representa assim a
guantidade de hidrogénio por unidade de formacéao.

SegundcEllis & Singer (2007), como o hidrogénio das formagfes pode estar presente
na forma de hidrocarbonetos ou agua e tende a ocorrer nos espacos porosos, uma correlagac
entre ele e a porosidade da formacao € facilmente realizada. i€eate(2009) acresceain
gue em arenitos e calcarios todos os ions de hidrogénio estdo presentes nos hidrocarbonetos
ou nos fluidos dos poros, de forma que a concentracdo de ions de hidrogénio é totalmente

dependente da porosidade. Corrobdmatais afirmacdes, Nery (2018)plica que o indice de

2Simbolode "elétronvolt". Representa umanidadede medidade energiaempregadam fisica
atdmicae nuclear.Pordefinicdo,um elétronvolt é a quantidadede energiacinéticaadquiridapor
um Unicoelétronquandoaceleradgor umadiferencade potencialelétricodeumvolt, novacua

12


https://pt.wikipedia.org/wiki/Energia
https://pt.wikipedia.org/wiki/El%C3%A9tron
https://pt.wikipedia.org/wiki/Diferen%C3%A7a_de_potencial_el%C3%A9trico
https://pt.wikipedia.org/wiki/Volt
https://pt.wikipedia.org/wiki/V%C3%A1cuo

hidrogénio (HI) pode ser calibrado em valores de porosidade utilimmdma rocha padréo
de laboratério, com porosidade conhecida e totalmente saturada em agua.

Cabe destacar que a presenca de hidrocarbonetos leves (gas) e aaggilnadas afeta
diretamente a resposta do perfil de néutroasa Bm volume ingstigado de rocha, a presenca
de hidrocarboneto levegd9, que é expansivaesulta em um baixo valor diensidade de
hidrogénio (concentragcdo/volume). Dessa formaerfil de néutrons ler4 baixa porosidade
nestas zonasJa o excesso de agua intersticial adsorvida aos argilominerais, aumenta a
quantidade dé das camadas. Consequentemente, o perfil de néutrons ler4 alta porosidade
em intervalos argilosos.

Quantitativamenteo perfil de néutrons € usado para medir tanto a porosidade quando
o indice de hidrogénio da formacdo. Qualitativamergste perfil € um excelente
discriminador de 6leo e gas (Rider, 2002¢ry (2013) destaca que € preciso ter cuidado na
interpretacaado perfil de néutronspois uma rocha com 10% de porosidade mantera este
valor para qualquer tipo de fluido intersticial, seja ele aglem, gas ou uma mistura deles.
Portanto, exploratoriamente, a fim de minimizar os calculos, ufiizesempre uma
combingado de perfis. As aplica¢gbes fruto da interpretacdo conjunta @nfperfis sdnico,

néutrors e densidade serdo abordadas ao final do topico de perfis de porosidade.

2.2.1.3 Perfil de Densidade

O perfil de densidade é um registro da densidade globdbdaacdes em funcédo da
profundidade. Segundo Rider (2002), a densidade global da rocha é aquela que inclui a matriz
sélida e os fluidos presentes nos poros. Essa densidade é medida por meio do
bombardeamento das camadas por feixes de raios gama, utilinaradfonte que contém
Césio i ) ou Cobalto @ ¢ ). Devido a presenca desses dois elementos, que possuem
nivel médio de energia, a interacdo entre 0s raios gama e as rochas se dara preferencialmente
por meio do Efeito Compton. Tal efeito, que ser@sraprofundado no topico referente ao
perfil de raios gama, se origina da colisdo entre um foton de média energia e um atomo
qualquer.

ApOs sucessivas colisdes entre os feixes monoenergéticos de raios gama e os elétrons
das formacdes, os raios gama w&&odispersando ou sendo absorvidos, fazendo com que a

intensidade inicial dos feixes diminua. O detector mede, entéo, essa atenuacao de intensidade,
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que é resultado da mudanca na densidade eletrénica (nUmero de elétrons por unidade de
volume) do meio.

O Efeito Compton € diretamente proporcibrea densidade eletronica, esta é
proporcional a densidade das formacdes. Logo, a ferramenta ira responder diretamente a
densidade da formacgé&o e inversamente a sua porosidade. Keak€2009) ressaltam que a
fracdo de raios gama que retorna para o detector € que determina o valor da densidade
(normalmente expressa em g/cm3). Portanto, quanto maior a intensidade da radiacdo no
detector, menos densa é a rocha e-varsa.

Rider (2002) destaca que, quantitatieame, o perfil de densidade € usado para
calcular a porosidade e, indiretamente, a densidade de hidrocarbonetos. No caso da
porosidade, ela é obtida por meio de uma equacao que sera detalhada no tépico de estimativas
de porosidadeQualitativamente, o petfde densidadé um bom indicador de litologias,
podendo ser usado para identificar certos minerais e auxiliar na identificacdo de regides de
fraturas e altas pressoes.

Vale destacar que @orosidade estimada a partir do perfil de densidade sera naais alt
em zonas portadorade gas (hidrocarbonetos levedgvido a baixa densidade do gas.
Comportamento contrariao queocorre em formagcdes com a presenca de argila, onde sao
observados valores de porosidade menores.

Também é importantessaltar que paranaaioria das litologias a densidade raramente
€ usada como fator diagnostico sem a consideracéo de outros perfis (Stevanato, 2011). Isso se
deve ao fato de que a densidade das rochas € influenciada por varios fatores, tais como:
composicaomineralégica, parsidade, idade e compactacds rochas mais compactadas,
assim como as mais antigas, por exemplo, tendem a ser mais densas.

Portanto, a interpretacdo conjunta do perfil de densidade com outros perfis garante
maior confiabilidade as informacgfes extraid&@em disso, a sua combinacdo com os demais
perfis convencionais usados para a estimativapdiansidade (sbnico aéutrons),permite

estender seus usos a outras aplicacoes.

2.2.1.4 Combimacéo dos Perfis de Porosidade (sénico, néutroeasdade)

A interpretacdo integrada dos perfis de porosidade, além de diminuir as incertezas
decorrentes da avaliacdo de um Uunico tipo de perfil, pode fornecer informacfes muito

relevantes do ponto de vista econdmico. Embora o perfil de densidade quando usado sozinh
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seja um pobre indicador litolégico, a combinacdo dele com o perfil de néutrons representa o
melhor indicador qualitativo de litologia geral (Rider, 2002).

Outra aplicacdo da combinacédo de perfis néutdemsidade é a identificacdo de
zonas de hidrocadmetos leves. Segundo Nery (2013), em uma zona com gas o perfil de
densidade tera sua leitura aumentada, enquanto que o perfil de néutrons ter4 seu indice de
hidrogénio diminuido. Portanto, a combinacao entre esses dois perfis € um excelente recurso
na identificacdo da presenca de hidrocarbonetos nas rochas reservatorios. Além disso, a
combina-«o de ambos ® i mportante para det et
utilizado nas corre¢cdes do efeito de argila dos perfis de poco, na estimativa sldaglero
efetiva e, consequentemente, nos modelos petrofisicos que serdo apresentados mais adiante. (
Apont o de f odehordchcond Dewan 1983k gquando a porosidade calculada
pelo perfil de néutrons é maior que a porosidade apresentada pildepdensidade’(
Np . Assi m, o Aponto de folhelhoo ® calcul ad:c
entre a porosidade fornecida pelo perfil de néutrons e a porosidade estimada pelo perfil de
densidaddr ; Ny é maxima.Devido a eses fatores, Ellis & Singer (2007) destacam
que em condicdes de poco aberto, o perfil de néutrons € utilizado quase que exclusivamente
em conjunto com o perfil de densidade.

Cabe ressaltar, entretanto, que a utilizacdo desses dois perfis também pode ser
combinada com o perfil sénico. De acordo com Nery (2013), a determinacao da litologia e a
identificacdo de zonas de hidrocarbonetos leves, podem também ser obtidas por meio da
combinacédo dos perfis de densidade, de néutrons e sodnico.

Por sua vez, os d& sbnico e de densidade também podem ser combinados. A
utilizacdo conjunta desses dois perfis € de grande importdncia para a confeccdo de
sismogramas sintéticos. Ja que usando dessa combinacao é possivel calcular o coeficiente de
reflexdo e a impedanciacustica do meio, além das constantes elasticas e da velocidade

intervalar.

2.2.1.5 Estimativas de porosidade

A seguir serdo apresentadas as formulas basicas para a estimativa da porosidade,
uma vez que a formulacdo dos madelpetrofisicosincorporam informacfes dos perfis
sonico, densidadee de néutrons. Como destacado previamente, os registros dos perfis de

densidade e sobnico fornecem estimativas de porosidade de forma indireta, por meio de
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formulas especificas para cada perfil sob ingasfo. J& o perfil de néutrons, ao ter o indice
de hidrogénio calibrado em valores de porosidade utilizaedoma rocha padréo de
laboratorio, de porosidade conhecaltotalmente saturada com agimanece diretamente os
valores de porosidade.

Por meiodos perfis de densidade e sbnico, é possivel obter tanto a porosidade total
(" como a porosidade efetiva (). Entretantbo calculo dar  esta vinculado & influéncia
da presenca de argila, dependendo de parametros como a estimativa de argilosidade e
Aponto de f ol hel hoo. Desse modo, tanto a e
partir do perfil de densidades, k 1 ; e k n j, sdo fornecidas, respectivamente, pelas

seguintes relaces (Dewan, 1983; Schon, 1996):

PE —h @

ﬂﬁ ﬂﬁ W ﬂﬁﬁ h (2)

nas quais, é adensidade média dos grdos minerais que formam rzniat € oregistro
do perfil dedensidade,” é adensidade do filtrado de lama) € aestimativa de

argilosidade ¢ 5 ,éaporosi dade aparente no fAponto de

" R — ®)

na qual, é oregistrodo perfldeelnsi dade no fAiponto de fol he
A partir do perfil sbnico, a estimativa da porosidade totak n , é expressaqu
(Dewan, 1983; Schoén, 1996):

Yo Yo . @)
n ox #h
Ve W
na qua) Yo= intervalo de tempo da formaca@) = intervalo de temo de transito da matriz

sélida Y0 = intervalode tempo de transito do fluido
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Nery (2013) destaca que nas rochas e@uopactadas a 4gua suporta a pressao das
camadas sobrepostas. Portanto, essa maior quantidade de &gua, em relacdo a matriz, gera um
atenuacdo nas ondas em forma de leve estiramesttetc) das amplitudes e,
consequentemente, o intervalo de tempo mediglmenta. Logo, a porosidade sbnica para
rochas ndo compactadas precisa de uma correcdo que as compatibilize com as rochas
compactadas. Assim, na presenga de rochas ndo compactadasseansene Fator de

Compactacaod ) na equacdo,£omoapresentadabaxo:

Yo Yo . 5
S N Y £h ( )
Yo Yo o]
e:
Yo 0.
A ©)
p T
na quaj Yo intervalo de tempodet©nsi t o no @ p cdntcanstaite qué,o | h e

normalmente, é igual a 1,0. Mas seu valor podeavale acordo com o meio, a area e a
formacao

O célculo da porosidade efetiva por meio do perfil sdricghé dado por:

L L T I U S (7)

naqualaporosi dade aparent e " pso ) usgndona perfil démico,f ol h

corresponde a:

Y0 Y0 (8)
N RR VR 38
hh Yo Yo

Como abordado previamente, a combinacdo entre os perfis de porosidade é
largamente empregada com o objetivo de potencializar suas aplicagcdes. Desse modo, a
combinacéo entre o registro do perfil de néutrons e do perfil de porosidade total estimado a
partir do perfil de densidade, fornece uma relagdo mais robusta para a estimativa da

porosidade. Nesse caso,k "  , onde a relacdo € expressa por (Dewan, 1983):
"R 1R p 1NN €)
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na qual0,5 pfit Segundo Asquith & Gibson (1983), em zonas de dgua, 0,5,
resultando em:
n L (]_0)

Visando solucionar o problema imposto pela influéncia da presenca de argila na
interpretacdo dos perfis de poco, @ayd& Poupon (1970) propuseram um método baseado
na consideracdo de varios indicadores de argila. Estes foram avaliados estatisticamente
durante o intervalo de poco a ser interpretado. Dentre os indicadores estudadosselestaca
relacdo fruto da combigdo entre os perfis de densidade e de néutrons. Esta relacdo, que é

conhecida como Porosidade de Gaymard, é comumente empregada em zonas de
hidrocarbonetos leves (gas), sendo representada por:

nooon g 11

Cabe ressaltar que nas equacdes 9, 10 e 11 é possivel considerar a estimativa da porosidad

efetivan

2.2.2 Perfispara Analisale Zonas Permeaveis

De acordo com Dewan (1983), o primeiro passo na analise de um conjunto de perfis
de pocosparaa determinacdo das zonas permeaveis e das zonas impermeaveis, pode ser
realizadoutilizando osperfis de potencial espontaneo (SP) e ramway (GR). A partir da
utilizacdo de mecanismos diferentes, ambos os peoiem distinguirfolnelhos de néao

folhelhos. Enquanto o SP corresponde a uma medida elétrica, 0 GR é uma medida nuclear.

2.2.2.1 Perfil de Potencial Espontaneo

A presenca de um fluido de perfuracéo (lama) no processo da perfilagem é de suma
importancia, visto que esse fluido € responsavel por preservar as se¢fes nao consolidadas,
lubrificar a broca e a coluna de perfuracdo, evitar desmoronamentos e permiétaadeol
amostras de calha para andlise. Entretanto, por possuir caracteristicas eletroliticas, ele também

pode ocasionar disturbios nos perfis. Desse modo, para que uma operacado de perfuracao seja
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bem executada, a lama de perfuracdo deve ter suas catiaatedsntroladas. Nery (2004)

ainda destaca que para contrabalancear a pressao exercida pelos fluidos interporosos (PE) das
camadas, a pressao hidrostatica (PH) do fluido de perfuracdo deveria ser aproximadamente
igual a pressdo estatica intrinseca dessanadas. Mas, para evitar surgéncias fluidas
indesejaveis, generalizea¢ que as lamas devem ter pressdo hidrostatica (PH) um pouco
maior que a presséao estética (PE). Esta diferenca de presséo entre o fluido de formacédo e o
fluido de perfuracéo acarreta processo conhecido como infiltracdo ou invaséo.

A invasao ocorre quando a fase continua da lama, o filtrado, penetra nos poros ou
fraturas das rochas. A fase descontinua, como argilas incorporadas e/ou adicionadas, nao
adentra as camadas rochosas cawgiliflade e, portanto, impermeabiliza gradualmente a
parede do poco. Esta deposicdo de particulas carregadas em suspensao pelo fluido de
perfuracdo que sela as rochas porosas forma um reboco. Ou seja, toda vez que a broca penetr:
uma camada permoporosa mem oS processos de invasao do filtrado e formag&o do reboco.
Entretanto, a infiltracdo tem carater dindmico e estatico, pois enquanto houver movimentacdo
da coluna de perfuracdo, o reboco sofrera reducdes e novas frentes de infiltracdo podem
ocorrer.

O perfil de potencial espontaneaesultado das diferencas de potencial medidas entre
eletrodos localizados dentro do poco e eletrodos situados na superficie, sem que nenhuma
corrente artificial seja aplicada. Para que as medi¢cdes sejam realizadas, cdepgegoser
preenchidos com um fluido de perfuracdo condufivase agua)De acordo com Rider
(2002), também sdo necessarios outros dois fatores para que a diferenca de potencial
eletroquimico ocorra: presenca de uma camada permedvel e porosa circundada po
formacao impermeavel e diferenca de salinidade (ou pressao) entre o fluido de perfuracéo e o
fluido de formacao.

A forca eletromotriz que gera a curva do SP é decorrente de processos eletrocinéticos
e eletroquimicos. O potencial de eletrofiltragéio eletrocinético ocorre quando ha um
eletrolito se movimentando através de um meio permeavel. Na industria do petroleo, onde os
pocos sdo bastante profundos, o potencial eletrocinéticogernglevante devido aos altos
valores de presséo hidrostatica o atingidos.

Ja o potencial eletroquimico € a fonte mais importante de potencial espontaneo
natural, sendo formado pela juncdo de diferentes solu¢cdes dentro de um poco. Esta juncéo é

produzida de acordo com elos, dentre os quais se destacam: dguaad@ol folhelho, que
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gera o potencial de membrana (Em); filtrdddgua de formacdo, que gera o potencial de
juncéo liquida (Ej).

O potencial de membrana (Em) corresponde a um fenbmeno elétrico adicional que
possui valores muito mais altos que o poial de juncédo liquida e ocorre quando existem
interlaminagdes ou disseminacdes de folhelho ou argila separando as solugdes envolvidas no
processo, fazendo com que os ions tenham que se movimentar através deles.

Como o filtrado de lama é feito a padie solu¢des condutoras, o contato entre ele e a
agua interporosa das camadas gera correntes elétricas naturais, devido a difusdo de ions que
ocorre da solucdo mais salina para a menos salina. Portanto, o potencial de juncéo liquida (Ej)
é resultado do mowriento das cargas elétricas na zona de contato entre duas solucdes de
concentracdes idnicas distintas.

A explicacdo de tais processpsrmite compreender a afirmacéo feita por Keatey
al. (2009) de que o efeito do potencial espontaneo é originado pmitnento de ions a
diferentes velocidades entre dois fluidos de concentragdes diferentes.

Segundo Rider (2002), o perfil de potencial espontaneo fornece guantitativamente a
resistividade da agua de formacdo e o volume de folhelho. O método de obtencdo da
argilosidade, ou volume de folhelho, a partir do perfil de potencial espontdneo serd mostrado
no topico de estimativas de argilosidade. Qualitativamente, ele fornece a permeabilidade, a
correlacao estratigréfica e a identificacdo de facies deposici@Quais destacado por Kearey
et al.(2009), isto permite, por exemplo, realizar uma distincdo entre arenitos e folhelhos, visto
gue o primeiro possui uma anomalia negativa engdelao segundo no perfil de SP.

Para que essas informagcOes possam ser obtidasn@o do perfil de potencial
espontaneo € preciso que se defina a Linha Base de Folhelho (LBF). Esta ocorre devido a
tendéncia a um valor constante que a curva do SP adquire perante folhelhos de caracteristicas
petrofisicas iguais. Devee lembrar de sepw individualmente os intervalos de formagdes
diferentes, pois os folhelhos ndo possuem potencial de membrana (Em) fixo. Segundo Nery
(2013), a LBF deve representar, para cada intervalo em analise, uma tangente média dos
valores maximos dos folhelhos denumesmo pacote. Cabe ressaltar que cada formacao
possui sua propria Linha Base de Folhelho, portanto, a LBF de uma forma¢éo nunca podera
ser utilizada enoutro poco

Na presenca de folhelhos curva do perfil de potencial espontanapresenta
tendénciaretilinea e,no caso de camadas permeaveis (onde ocorre invasao do filmado)
curva ir4 apresentar deflexfes. Rider (2002) destaca que quanto maior a deflexdo do SP,
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maior é o contraste de salinidade entre o filtrado de lama e a agua de formacéo.diogjo,

do perfil de potencial espontéaneo € fungcdo do contraste de resistividades entre o filtrado de
lama e a dgua de formacéao. A deflexdo sera para a direita (positiva) quando o filtrado for mais
salgado que a agua intersticial e para a esquerda (rEgafiiando a agua intersticial for

mais salgada que o filtrado. Nas zonas portadoras de hidrocarbonetos, o perfil SP possui uma
menor deflex«o que o normal, podendo esta T

de sua presenca (Kearetyal., 2009).

2.2.2.2 Perfil deRaios Gama

Radioatividade2 0 decaimento espontaneo, ou desintegracdo, de um nucleo atdmico
instavel seguido da emissdo de radiacdo. Esta Ultima, a partir de Fresnel e Young, corresponde
a ondas eletromagnéticas invisiveis que podem ser tagdsc devido aos seus efeitos
ionizantes.

A radioatividade pde ser natural ou artificial. Aprimeira se manifesta
espontaneamente nos elementos radioativos e is6topos que se encontram na natureza,
enguanto que a segunda esta relacionada ao bombardea®enbomos através de particulas
acel eradas. Existem tr°s tipos de radioati\
radia-«o gama (92). Segundo Sch°n (2011), a
beta € muito pequena e, por ispara aplicacdes praticas, como no caso da perfilagem de
pocos, utilizase a radiacao gama.

Os raios gama, ou fétons, correspondem a uma energia eletromagnética que pode
reagir de diferentes maneiras com a matéria. Existem, entretanto, trés tiposagéantgre
sao de interesse para a perfilagem: Efeito de Producédo de Par, Efeito Fotoelétrico e Efeito
Compton (Ellis & Singer, 2007).

O efeito de producgéo de péroriginadoda interagdo entre um foton de alta energia
(maior que 1,02 Me¥) com o campo etéco gerado pelmicleo dos atomos. A energia do
féton se converte em um par de elétrons, um positivo e outro nedatelétron com carga
negativa se torna um elétron livre, enquanto o outro elétroncurta durabilidade devido a

sua facilidade de interagdo com elétrons da vizinhanca.

3Simbolode "megaelétrorvolt”. Representaima unidadede medidade energia,empregadam
fisicaatdmicae nuclearequivalentea um milhdo deelétronsvolt.

21



O efeito fotoelétrico ocorre quando um féton de baixa endrg@nor que 75 kefy
transfere toda sua energia para um elétron orbital. Consequentemente, o féton é
conpletamente absorvido e desaparece do meio, enquanto que o elétron se transforma em um
fotoelétron livre.

O deito Compton é resultado da colisdo entre um féton de média erfengia 75
keV e 1,02 MeV) conum elétron orbital. Durantesteprocesso, o fn retirao elétron de
sua Orbita, desvianege de sua trajetéria e cedendo ao elétron parte de sua energia cinética.
Como resultado, o féton permanece no meio, mas com sua energia reduzida.

Schon (2011) destaca que apenas trés processos de decaimento radioativo, produzindo
quantidades mensuraveis de raios gama, ocorrem naturalmente nas rochas: a série Uranio
Radio, a série do Tério e o Potassio. Os raios gama naturais oriundos dessag$pmor
possuirem niveis energéticos da ordem de 1,4 a 2,6 Me, interagem principalmente por meio
do Efeito Compton.

Os elementos radioativos naturais supracitados ocorrem naturalmente nas rochas
igneas e sdo espalhados nos sedimentos e na agua do meltt@miurante os processos de
intemperismo e erosaéatores como a presenca de organismos vivos ha agua do ambiente
deposicional e a composi¢cao mineraldgica dos sedimentos é que determinam a concentracao
desses elementos nas rochas sedimentares. Devidosaiveis diluicdes, contaminacdes e
intemperismos, o nivel de radioatividade dos sedimentos € sempre menor do que o das rochas
igneas.

Dentreas rochas sedimentares, as argilas e/ou folhelhos se destacam pelo seu alto teor
de radioatividade naturaledido & sua capacidade em reter ions metalicos. Segundo Nery
(2004), a radioatividade nesses sedimentos € significativa, pois eles sdo ricos em matéria
organica (microorganismos tendem a retirar elementos radioativos da 4gua do marosetendo
em seus cogs) e possuem grande capacidade de realizar trocas idnicas com as solucdes
intersticiais do ambiente deposicional. Esse fato justifica a afirmac8ohd®(2011) de que
a radioatividade das rochas sedi mentares &
argila) para as rochas fiargil osaso. Ou sej e
rocha, maior sera sua radioatividade. Porém, existem excecdes que serdo mostradas no topico
seguinte.

Existem dois tipos de perfis baseados na radioatividade.ga primeiro € o perfil de

raios gama, que mede a radioatividade natural das rochasigrteedos elementos instaveis

4Abreviaturade mil elétronsvolt.
22



potassio¢ ), udnio 6 )e rio (4 E ). O segundperfil corresponde ao perfil espectral
de raios gama, que mede separadamesiteés elementos radioativos. Cabe salientar que
apenas o primeiro tipo sera relevanéegpeste trabalho, visto que sdyedivo ndo contempla

a contribuicéo individual de cada elemento radioativo.

Rider (2002) destaca que @Bos gama podem ser ddtaios principalmentpor trés
tipos de ferramentas: camaras de ionizagdo, cintilbmetros e, eventualmente, contadores
GeigerMuller. A radioatividade medida é normalmente expressa em Unidades API, ou Grau
API, (em inglés, American Petroleum Institutd Instituto Americano de Petrolgo
determinadas segundo niveis de referéncia de um poco teste da Universidade de Houston.

Conforme Ellis & Singer (2007), o perfil de raios gama foi introduzido no final dos
anos 1930 como o primeiro método de perfilagem elétrica, sendo imediatamente Gtil no
processo de distin¢cdo entre formacdes limpas e argilosas.

Rider (2002) destaca que atualmente o perfil € muito utilizado, quantitativamente, para
o célculo do volume de folhelho, processo que sera explicitado pico toeferente a
argilosidade. Além disso, qualitativamente, € empregado na correlacdo de facies e na
identificacdo de litologias (argilosas).

Dewan (1983) afirma que o perfil de raios gama é, também, efetivo na distingédo de
zonas permedveis, pois os reentos radioativos tendem a estar mais concentrados nos
folhelhos, que samnuito impermeaved, do que em carbonatos e arenitos, que nsais
permeaveis.

Para que tais informagOes possam ser obtidas por meio do perfil GRsedeve
compreender o funcionanende seu registro. Segundo Nery (2013), por convengéo, na curva
GR a radioatividade cresce da esquerda para a direita (normalmente de 0 a 150 API). O autor
ainda destaca que a amplitude normal para os folhelhos é da ordem de 75 a 150 unidades API.

Stevamat o (2011), diz que um areni t baixessem a
valores medidos em APKAinda de acordo com a autora, as rochas que possuem menor
radioatividade e, consequentemente, menor resposta no perfil sdo calcarios, evaporitos e
canéo.

Comodestacado anteriormente, existem excec¢des que podem gerar picos anémalos no
perfil de raios gama. Alguns exemplos s&o os folhelhos negros, os sais potassicos e 0s
arenitos arcoésios (Stevanato, 2011). Os dultimos correspondem a arenitos quen possue

feldspatos detriticos com conteldo de potassio em sua composi¢cdo e, portanto, possuem
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consideravel radioatividade. Dese, entdo, ter cautela para que 0s picos ndo sejam
interpretados de forma equivocada.

Nery (2013) enumera a definicdo da linha deebadefronte aos folhelhos (LBF), como
0 primeiro passo para a interpretacdo quantitativa do perfil de raios gama. O autor ressalta que
devido a radioatividade ser um evento estatistico, a LBF deve ser tracada representando a
média dos valores maximos dadhielhos. Por meio dela € possivel determinar os valores
‘0Y e"0Y , que correspondem, respectivamente, as leituras maxima e minima do perfil
GR. Esses valores, assim como o registro do perfil de raios gama (GR), s@&cingjiveis
para o caulo do indice de raiosagna (‘O"QYSegundo Castret al. (2014), os modelos
empiricos para estimativa de argilosidade, que serdo abordados no préximo topico, possuem a

comum dependéncia deste indice, que € expresso por:

oy 0RO (12
ooy oY oY 8

2.2.2.3 Estimativas de Argilosidade

A argilosidade pode ser estimada a paddr interpretacdo dos perfigotencal
espontaneo e raios gamaor meio de modelos empiricos e petrofisicos.

A argilosidadew , pode ser calculada utilizando o perfil de potencial espontaneo

(SP) a partir da relacéo:

w b o %6 p T (13
na qual"YOé o valor lido em uma camada que poa alguma argilosidade inclusa e
"YY @ ovalor lido na areia mais limpa (ndo argilosa) do intervalo.

Rider (2002) destaca que esse método assume que a deflexdo da curva SP entre a linha
base de folhelho (100% @egild) e o potencial espontaneo estéatico (SSP) em uma areia limpa
(0% deargila) é proporcional & argilosidade. Esta relagéo € verdadeira qualitativamente, mas
quantitativamente ndo possui nenhuma base tedrica. Assim, a argilosidade estimada a partir
do perfil de potencial espontaneo ndao € comumente utilizadaraalmentefornece valores

superestimados.
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Como mostrado no tépico do perfil de raios gama, por meio de sua leitura, é possivel
obter os valores queompde ondice deraios gama (O"QYequacédo 12). A determinacéo do
‘0O"0¥% de grande importancia para os modelogpiricos de estimativa de argilosidade, pois

como mostrado a seguir, todos eles possuem a comum dependéncia deste indice.

Modelos Empiricos

De um modo geral, uma relacdo empiriaaméa relacdo matematicpe por meio da
analise do comptamento dedeterminados fatoregstabelece uma correlagcdo para os
mesmos.

No caso dgetrofisica os modelos empiricos sao formulados a partir de medidas de
propriedades de rochasormalmente, realizadas em laboratorios usando testemdehwsa
bacia sedimentarspecifica.

Segundo Larionov (1969), a estimativa da argilosidade para rochas do Terciario

(i.e., sedimentos recentes) pode ser calculada por meio de:

6 mnya " p8 (14)

Para rochas mais antigas, Larionov (1969) propde o uso da relacéo:

6 o oc " p8 (19

A estimativa de argilosidade para rochas do Oligoddimzeno, proposta por Brock

(1984), possui uma estrutilsamelhante as equi#es de Larionov (1969)

6 it pg " p8 (16)

J& Stieber (1970) derivou uma equagédo geral, que também considera a idade da rocha
‘0 0Y . 17

® 55 p 00

na qualos valore® = 3,0 = 2 ed = 0,15 se aplicanrespectivamente, rochas do Terciario,
rochas mais antigas e rochas do CretaPeo.fim, a relacdo para estimativa de argilosidade

proposta em Claviest al. (1971) é:
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6 pix m ooy OOYMy 8 (18

A validade dos modelos empiricos supracitados € sempre questidst@vpbrque os
coeficientes de cada melo empirico estdo associadosoahas especificas, que possuem
caracteristicas sedimentoldgicas que podem ser distintas daquelas sob investilgagdo. A
disso, a utilizacdo de um unicegistro deperfil de poco, no caso erfil de raios gama, pode
ser problematica. Um exemplo € a presenca de outros minerais ragdioetifarmacao além
das argilas. Como o perfil de raios gama € resultado da radioatividade natural das rochas,
esses minerais radioativos irdo influenciar diretamente nos vatlxregstimativa de

argilosidade.

Modelos Petrofisicos

Os modelogpetrofisicos que serdo abordados foram propostos por Kamkelbrouk
(2003) e Mabrouk& Kamel (2011). Os autores afirmam gestesmodelos fornecem bons
resultados para formagdes muito argilosas independente da distribuicdo e do tipo das argilas.
Isso ocore devido a incorporacdo de diversos parametros que direta ou indiretamente afetam
a determinacdo da argilosidade, levando em consideracdo ndo s6 o efeito da argila, como
também da matriz e dos fluidos.

A formulacdo mateméatica desses modelos para aastanda argilosidade usa a
relacdo fundamental entre a porosidade tbtala porosidade efetiva e a porosidade

aparente no fAponexpresshgor:f ol hel hoo

n n w D h (29

a qualpode ser reescrita como:
noon (20)

Note quen ,n en podem ser estimadas por meio dos trés perfis de porosidade, i.e.,
perfil de néutrons (PHIN), perfil ddensidade (RHOB) e perfil sénico (DT).
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Em formacbes sedimtares clasticas muito argiloséspossivel aproxima
100% resultando em  11(Kamel & Mabrouk, 2003; Mabrou& Kamel, 2011).

Nesse cas®, I e a equacao 20 se torna:

(21)

)
©
‘:|‘:
¢

na qualan é estimada combinando os perfis de néutrons e densidaklen(  , usandaas
equacdes 9, 10 e 11). Ja para a porosidade efetiy@pdemos usar os reg$rdo perfil de
densidaden( k " ) ou do perfil sbnicon( k n ;).

() Modelo petrofisico KamekMabrouk (2003)
No modelo petrofisico Kaméflabrouk, assumee que a porosidade total estimada
pelo perfil densidade é equivalente a porosidade efetiva estimada por meio do paEddadie

(" 5 k 1 .Dessaformaps autores reescrevem a equacaodiio:

(22

Realizada esta alteracéeste modelo insera relacdo da estimativa de porosidade
efetiva a partir do perfil de densidade (equacédo 2), na equacao 22, obtendo como resultado a

seguinte relacao:

n IR (23

Posteriormentegles retomam a equagédo 21, previamente calculada, e consideram

n knpien k0o, realizando as substituicdes necessarias e obtendo:

. PR DR (24
w p 8

n "R " AR

27



Apés as devidas manipulacdes algébricas, os autores obtém como resultado a seguinte
equacao quadratica:
0w 6w 6 mh (25

na qualos coeficiente® M5 ed sio

6 n AR , (26)
0 | U S B < L T S (27)
p T (28)

6 n n ﬂw{.v‘
do € &g

Resolvendo a equacao 28ansiderando apenas a raiz positiva,-s&am
: 6 W, (29
W ——h
¢ O
na qual:
y 6 10 0 8 (30)

(I Modelo petrofisico de Mabrouk-Kamel (2011)

O modelo MabrouKamel paraestimativa de argilosidade apresenta uma formulacao
matematica mais simplificada. Ao invés de assumirgmk " , o modelo adotajue
ni ki o (equacdo 10) @ k N na equacdo 21Com a manipulacéo algébrica se

obtém

L w D R R (31)

Entdo, omodelo p&ofisico para a argilosidades&press como
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(32

(33

(34)

(39
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3 AREA DE ESTUDO

A Bacia de @mpos encontrae no litoral do Estado do Rio de Janeiro, entre os
paralelos 21° e 24° de latitude sul, na margem Leste da Plataforma Continental Brasileira.
Limitada por duas feigOesstruturais: o Arco de Vitoria (limite setentrional, com a Bacia do
Espirito Santo), no litoral sul do Espirito Santo, e o Arco de Cabo Frio (limite meridional,
com a Bacia de Santos), ntohal norte fluminense (FiguraB. Até a cota batimétrica de
3.400 m, sua area é de aproximadamente 100.000 kmz2, da qual apenas 500 km? estdo emersas
Classificada como bacia do tipo costeira de margem continental atlantica, é de idade
mezozoica e caracterizada por riftes evoluindo paradaeinstencionais (Sugu)03.

(SS TV I TN

Rio de
Janeiro

Figura3-1: Localizagcdo da Bacia de Campos com a demonstracdo de seus principais limites e campos de
petroleo. Fonte: Revista Phoenix, ano 6, nimero 75, maio de 2004.

Dias et al. (1990) destacam qua Bacia de Campopossui caracteristicas na sua
evolucao tectongedimentar que a tornam singular em relagéo ao potencial petraifesar
de suahistoria evolutiva estar relacionada a das demaggils da costa leste brasileifas
autores acrescentam que diversos fatores, tais como reativagcdo das fontes de sedimentos,
baixo grau de afinamento crustal, forte tectdnica adiastréfica e variagées globais do nivel do
mar no NeeCretaceo e Terciario, interagiram de forma a propiciar malagdes de grandes

volumes de hidrocarbonetos.
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Geodinamica da Margem

A margem divergente da América do Sul abrange um sistema continuo de bacias
sedimentares originadas por mecanismos de distenséao litosférica que, a partir do Mesozaico,
conduziram a mptura do paleocontinent€ondwana, e a separacao definitiva das placas
Africana e SuWlAmericana, acompanhando a formacgao do Oceano Atlantico Sul (Milahi
2000).

Bastos (2015) aponta que a abertura do Atlantico Sul se originou de um processo misto
erntre fendmenos controlados por estiramento litosférico (conforme o modelo classico de
McKenzie, 1978) e posterior anomalia termal (conforme modelo de Réyd&en, 1980).

A atividade termal da Pluma de Tristdo da Cunha levou a formacdo de uma faixargaais la
de afinamento crustal (Platd de Sao Paulo), com menor taxa de estiramento na porcao
referente a Bacia de Santos, diferente da Bacia de Campos.

Cainelli & Mohriak (1999) detalham esses processos ao identificarem que a evolugéo
sequencial do Atlanticoub foi marcada por cinco principais fases que possuem diferentes
padrbes de tbnica e sedimentacdo (Figura23 A primeira se destaca pelo inicio de
processos extensionais que levaram a separacdo dos continentes africaamerisaiho,
com a ocorréria de soerguimento da astenosfera e afinamento litosférico. Esta etapa
apresenta falhas incipientes na crosta superior que controlam depocentros locais relacionados
a uma sedimentacdo phla, mas pouco espessa (Figur2-B. Ja a segunda fase, foi
caracteizada por um aumento do estiramento litosférico com ocorréncia de extrusao de lavas
basalticas e posteriores falhamentos. Estes afetaram a crosta continental eridgerana
hemigrédbens (Figura -32-1). O periodo seguinte teve inicio quando o processo d
rifteamento foi encerrado e um novo aumento de exteitedtética teve inicio (Figura-3-

lll). A gquarta fase foi associada a episédios de vulcanismo continental e oceanico, com a
reativacdo de grandes falhas e erosdo de blocos rifte anteriormensgldern€om isso,
originou-se uma grande discordancia regional, separando ambientes de deposi¢cédo continental
de ambientes trsicionais e marinhos (FiguraZ3lV). Posteriormente a deposicdo salina no
Aptiano, a sedimentagdo se tornou predominantementenéaidam Até o final do Albiano,

um aumento na batimetria resultou no aprofundamento do ambiente de deposicéo
concomitantemente com o encerramento das deposi¢des carbonatica e, em seguida, deu inicio

ao acumulo de sedimentos de aguasumdas da quinta fagFigura 32-V).
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Figura3-2: Modelo esquematico da geodinamica do Atlantico Sul. Fonte: Domingues (2011 apud Cainelli &
Mohriak, 1999).

Evolugéo Tectondedimentar

A Bacia de Campos tem sido ao longo dos anos foco de inUmeros estudos acerca de
suas caracteristicas geoldgicas, o que reflete na descricdo de sua estratigrafia. A versdo de
Rangelet al. (1994) era a mais utilizada até que Wirdeml. (2007) propuseraralteracdes
para a estratigrafia da bacia, apresentando assim uma descricdo mais atualizada. Dessa forma
0 presente trabalho ira adotar a classificacé@o realizada por \Mirste(2007) que dividem a
bacia em quatro pacotes principais: Formacao Cabi@Grapo Lagoa Feia, GropMacaé e
Grupo Campos (Figura3).

A Bacia de Campos foi originada sobre um cinturdo orogénico (de idade pré
cambriana superidr Ciclo Brasiliano) e seus cratons adjacentes, denominados por Almeida
et al.(1977) de Provincia Mamfueira.

Segundo Guardadet al. (1990) dois estilos estruturais sdo marcantes na Bacia de
Campos: falhamento em blocosfahamentoslistricos. O primeiro esta relacionado ao
rifteamento inicial da separacio América do-Sfnica, enquanto que o segundal&corrente
da tectbnica salifera na porcao superior da bacia. Gaiagki(2004) destacam que associado
ao primeiro estilo estrutural estdo feicbes como grabens;gébens e horsts responsaveis
por altos e baixos estruturais que contém, respectiames maiores campos de petroleo e
varios depocentros de rochas geradoras da Bacia.

Conforme Grasset al. (2004), a evolugéo tectorsedimentar da Bacia de Campos,

pode ser dividida em trés megasequéncias: continental, transicional e marinha.
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Megaseqéncia Continental

Esta, que esta relacionada a fase rifte, corresponde a um pacote sedimentar de idade
Neocomiana composto por basaltos e rochas vulcanoclasticas da Formacédo Cabiunas, bem
como por sedimentos lacustres flwdeltaicos da por¢éo inferior derupo Lagoa Feia. Tais
sedimentos lacustres incluem conglomerados, arenitos, coquinas e folhelhos ricos em matéria

organica. Estes correspondem a importantes rochas geradoras da bacia.

Megasequéncia Transicional

Esta megasequéncia, que corresponplezsaagem da fase rifte para a fase drifte, inclui
a parte superior da Formacdo Lagoa Feia e marca a passagem de ambiente continental para
marinho. Seu pacote sedimentar € composto principalmente por conglomerados e folhelhos de
idade Aptiana na base e pevaporitos do Neoaptiano no topo. Demercgral (1993)
dividiram asequénciavaporitica da Bacia de Campos em dois dominios principais, levando
em consideracdo a direcdo de mergulho da bacia: o dominio superior (distensional) e o
dominio inferior (comacional). Enquanto no dominio distencioha&jue se encontra préximo
a costa a sequéncia evaporitica da bacia é representada por almofadas (pillows) e rollovers,
no dominio contraciondl que se situa em dire¢do ao rmaela é representada por muralleas
diapiros salinos. Cainelk Mohriak (1999) identificam que a tectdnica salifera constituiu um

dos mais importantes mecanismos de controle estrutural e estratigrafico na Bacia de Campos.

Megasequéncia Marinha

A passagem da Megasequéncia Transiciona pdviegasequéncia Marinha se deu de
forma gradativa e foi marcada por algumas discordancias regionais (Cé&inditihriak,

1999). Segundo Winteat al. (2007), essa megasequéncanpreende sedimentos marinhos
depositados sob um regime de subsidénciaitérassociada a tectonismo adiastrofico.

Grassiet al. (2004) dividem a megasequéncizarinha em quatro subsequéncias
Carbonética Neritica Rasa, Hemipelagica, Transgressiva e Progradante. A primeira sequéncia
corresponde a parte basal do Grupo Maca&@mgposta por calcarenitos e calcilutitos. Ja a
sequ°®ncia Hemipel 8gi ca, gue apresenta um af
pela parte superior do Grupo Macaé e contém margas, calcilutitos, folhelhos da formacao
Outeiro e arenitos turbiticos conhecidos como Arenito &dnorado. Segundo Grast al.

(2004) os depésitos do Grupo Campos recobrem quase que a totalidade das sequéncias
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Transgressiva e Progradante. A sequéncia Transgressiva capdseo Albianodurante um

periodo desubida do nivelrelativo do mar, resultando no afogamento da plataforma
carbonatica e consequente deposicdo de sedimentos de baixa energia. De acordo com Bastos
(2015), depdsitos turbiditicos estdo presentes em toda essa sequéncia, sendo dois modelos
identificados: canatiado, preferencialmente em mini bacias formadas pela tectdnica salifera,

e em lencolJ& a sequéncia progradanteija deposicdo exibe marcada ciclicidao@ssui
sedimentos clasticos progradantes e foi depositaila e Paleoceno e o HoloceGoassiet

al. (2004)
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Figura3-3: Carta Estratigrafica da Bacia de Campos. Fonte: Winter et al. (2007).

Histérico Petrolifero e Importancia Econémica

De acordo com Mendonga al. (2003/2004) os trabalhos de exploracdo na Bacia de
Campos tiveram inicio em 1959 com a perfuracdo do poco Cabo de Sdo TGREs{d-
RJ), locado para testar as possibilidades de 6leo e adquirir informacdes geoldgicas. No ano de

1971, o pogo -RJIS1 foi perfurado cono intuito de testar uma estrutural anticlinal situada
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sobre o Alto Estrutural Leste e encontrou indicios de petréleo em um intervalo correspondente
a um arenito fino, argiloso.

Em 1974 teve inicio a primeira grande descoberta de petréleo na plataforma
continental brasileira: o Campo de Garoupa. O 6leo foi encontrado em uma secdo de
carbonatos albianos da Bacia de Campos (Mendetrega 2003/2004).

A partir 1975, ano em que o Campo de Namorado foi descoberto, uma série de
importantes @ampos marcaram aicio do avanco tecnolégico em aguas profundas e a
descoberta de enormes volumes de hidrocarbonetos. Dentre esses campos, Mgralonca
(2003/2004)e Oliveira (2005) destacam osai@pos de Cherne (primeiro levantamento
sismico tridimensional), Marimba (preira descoberta em aguas profundas na Bacia de
Campos), Albacora (gigante com volume de dteplaceda ordem de 4,5 bilhdes de barris),
Marlim (mais de 6 bilh&es de barris de dleplace, Roncador (volume de 6léo placede 9
bilhdes de barris) eubarte (600 milhdes de barris de 6leo armazenados em reservatorios
turbiditicos).

A importancia da Bacia de Campos, entretanto, ndo se limita somente a tempos
pretéritos. Passados 5ios do inicio das atividadesn sua area, ela se mantém como a bacia
mais prolifica do Brasil. Segundo dados de marco de 2015 fornecidos pela ANP, a Bacia de
Campos é responsavel por 74% da producao de 6leo e 32% da producao de gas nacional, com
uma producéo total de aproximadamente 1.875.000 boe/dia.

3.1.1 Campo de Namorado

O Campo de Namorado esta localizado na parte ceofte da Bacia de Campos, a
cerca de 80 km da costa, entre as cotas baitas de 140 a Pom (Figura 34). Ele foi
descoberto em 1975, por meio da perfuracdo do pdRdSIL9. A locacdo desse pocgo, em
cota batimétrica de 172 m, foi baseada em uma interpretacéo sismica de um alto estrutural que
visava atingir os calcarios albianos do Grupo Macaé. Entretanto, 0 po¢o penetrou uma sec¢ao
portadora de petroleo em arenitos albianos. Estava, portanto, descob@&ampo de
Namorado, o primeiro gigante da plataforma continental brasileira, com reservas superiores a
250 milhdes de barris. (Mendonegal, 2003/2004).
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Figura3-4: Mapa de Localiza¢cdo do Campo de Namorado. Fonte: Baebv@tg2003).

Arenito Namorado

O reservatorio produtor no Campo de Namorado corresponde a arenitos arcoseanos de
origem turbiditica e idade Albian@enomaniano, informalmente conhecidos comoniae
Namorado. Conforme Souza (1997 apudCruz, 2003), o reservatorgituase entre 2500 e
3300 metrogle profundidade e caracteriga por excelente porosidade (em torno de 26%) e
permedilidade (da ordem de 400 mBarbozaet al. (2003) relatam que reservatério foi
interpretado como tendo sido formado pela coalescéncia de canais e lobos depositados sobre
uma superficie irregular.

Em termos estratigraficos, o Arenito Namorado passou a ser denominado Formacéao
Namorado do Grupo Macaé (Wintet al, 2007). Ainda segundo os autores, a Formacao
Namorado representa reservatorios que ocorrem encaixados em baixos deposicionais gerados
e controlados pela tectdnica salifera albiana. Cruz (2003) acrescenta que a migracao e
acumulagéo dos hidrocarbonetos nanPa de Namorado séao fortemente influenciadas pela
tectdnica salifera, visto que os corpos turbiditicos do Campo de Namorado erndtram
encaixados em falhamentoalocinéticos.

De acordo com Barbozat al. (2003) os depositos turbiditicos do Campo de
Namorado estdo relacionados a primeira importante transgressdo marinha e, portanto, fazem
parte da megasequéncia marinha transgressiva da Bacia de Campos. Os autores acrescentar
gue os depositos sao bastante encaxaddesenvolvem feicdes canalizadas e alongadas.

Barbozaet al. (2003) citam os trabalhos de Johann (1997) e Souza Jr. (1997) para

explicar a origem de deposi¢do do sistema turbiditico do Campo de Namorado. Os autores
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associam as alteracdes no estilosddimentagéo na Bacia de Campos, originadas por uma
tendéncia geral de aumento do nivel do mar e por subsidéncia térmica, com a deposi¢cao do
sistema turbiditico conhecidmmo Arenito Namorado (Figura3. Cruz (2003) afirma que,
segundo Souza Jr. (19990)sistema turbiditico de Namorado se caracteriza pela formacéo de
trés sistemas de deposicado que representam as diferentes fases do reabastecimento do cane
turbiditico. A primeira fase corresponde a depdsitos de materiais grossos ligados a correntes
turbiditicas de alta densidade. A segunda fase representa depdsitos de corrente de turbidez de
baixa densidade. Por fim, a terceira fase condiz com um sistema de deposicdo de mar alto, em

que ocorre uma associa¢ao de facies peliticas.

Turbiditos de Bouma

Lamitos peligicos

Margas hemipeligicas

Figura3-5: Esquema de deposi¢éo dos turbiditos do Campo de Namorado. Fonte: Barboza et al. (2003).
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4 METODOLOGIA

Para a realizacdo deste trabalfooam utilizados dados de perfis de trés pocos do
Campo de Namorado, Bacia de Campos. Este®s possuem daddésrnecidos pela ANP
referentes aos perfis de caliper (CAL), raios gama (GR), néutrons (PHIN), densidade
(RHOB), sonico (DT) e resistividade (ILD).

A fim de atingir os objetivos propostos, a ntilmgia deste trabalhimi dividida em
quatrofases:(l) desenvolvimentale uma nova abordagem par@stimativa de argilosidade
(I) interpretacdo as dados de perfis de pog¢ghl) validacdo do modelo propost® (1V)

analisedos resultados obtidos

Fase | Fase Il Fase llI Fase IV
Desenvolvimento de
uma nova ?bort_:lagem Interpretacdo dos validagdo do modelo Anilise dos resultados
para a estimativa de dados de perfis de desenvolvido. obtidos
argilosidade. pogos. ’

Figura4-1: Fluxograma da metodologia de pesquisa

(I) Desenvolvimento de uma nova abordagem pa a estimativa de argilosidade
O desenvolvimento danetodologiapara a estimativa de argilosidadegue, deforma
resumidaas seguintes etapas:

(1) Aplicacdo @ bindmio de Newton na porosidade de Gaymard (Gay&aRbupon,
1970) a fim deobter uma aproximacdo que pudesse incorporada nosiodelos
petrofisicos de Kamel & Mabrouk (2003) e Mabroulkk&mel (2011);

(2) Incorporacgéo d relagéo obtida em (1) nos modelos petrofisicos supracitados, por meio
de substituicbes e manipulagfes algébricas;

(3) Desenvolvimento @l resultado obtido em (2a fim deobteruma nova relagao para
estimativa de argilosidade com base nosstexg dos perfisisados para a estimativa

daporosidaddperfis dedensidadenéutrons e&nico).

Embora a motivagdo para o desenvolviment@sdenova abordagemconsisa na
formulacdo de um modelo petrofisipara estimaa argilosidade em formacdes que possuem
a presenca de hidrocarbonetos leves)(gasmesma pode ser aplicada em areas com a

presenca de 4gua e hidrocarbonetos de forma. Jeaah tal, essaetodologia utiliza a

38



Aiporaodsei dd e Gay mar daddagde antteporosidadeltdta) e eéetiva, utilizando
como base as consideracdes atribuidas pelos modelos petrofisicos deMabnoelk e

MabroukKamel, que resultaram na equacéao 21.

A extracdo da raiz na formula da porosidade de Gaymard (equacdo 11) yoermiti

reescrevéa da seguinte maneira:

(36)

Por sua vez, por meio de manipulacdes algébricasegstado podserreescrita do seguinte

modo:

- - 37

Tal forma permite a aplicagdo do bindmio de Newtdn A para o termo? ;1

Uma aproximagéo de dois termos para a equagéo 37, permite assinalaryque®  ~
N n 7¢0 . Realizando a devida substituicdo na equacédo 37, ed#érseguinte relagdo

correspondente a aproximacao binomial @aparosidade de Gaymard:

- . (38)

De forma semelhante ao modelo Mabrd{dmel, a nova abordagem assumek n e

Nk, naequacgéo 21. Assim, tesa

"RoR MR (39

A fim de fadlitar os calculos a estimativa da porosidade efetiva através do perfil séhigo,

(equacéo 7), eeescrita da seguinte forma:
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ng ! "6 h (40)

naquall =nje"=n 5 . A partir de tal consideracdo, a equagédo 39 pode ser reescrita

como.

I "6 h (41

a qual, ao ser multiplicada por;  , resultaem:

S N (42)

A seguir,é apresentado o desenvolvimento algébrico na equacadidlde isolar o termo

6
I I N e (43
D R oR 6 "NR R 6 D RoR Inq 5 h (44)
noe ok I LR 4
5 FoR "hh8 (45
M RoR Mhoh

Por fim, a partir da simplificacdo amuacao 45, obtése anova abordagem para estimativa

de argilosidade

! (46)
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(1) Interpretacéo dos dados de perfis de pocos

O objetivo dessa segundfase correspond@ andlisede qual pogo apresenta o0s
melhores indicativos para a presedegahidrocarbonetos levégas), send@ mais adequado
para ser utilizado na fase .llPara isto foi feita uma analise preliminade trés pocos do

Campo de Namorado (NB1, NA-04 e NAQ7),visando identificarpossiveis reservatérios

Para que as informacdes extraidas da interpretacdo dos perfis de pocos sejam
confiaveis é preciso uma analise prelimin@aando o perfil de caliper (CAL). Este perfil
desempenha um importante papel ao fornecernmdQdes sobre o diametro do poco que
permitem identificar possivemnas denvasfées e arrombamentos. Segundo Rider (2002), o
aumento na leitura deste perfil aponta um possivel desmoronamento, onde ocorrem dissolucéo
e desintegracdo da rocha, seja porongiai circulacao da lama ou da acéo da ferramenta usada
para perfurar. Ja a diminuicdo da leitpaeaponta acimulo de reboco na parede do pogo
ou mudanca do diametro da broca utilizada na perfuracéo

Realizado o controle de qualidade, teve inicio a identificacdo das zonas com potencial
para reservatério em cada poco. Para isto, foram utilizados os perfis de raios gama (GR),
densidade (RHOB), néutrons (PHIN) e resistividade (ILDgvido a presenca derenitos
arcoseanos no Campo de Namorado, que podem ser responskveiegenca de picos no
perfil de raios gama, fese necessario um estudo conjudétodos operfis a fim de evitar
futuros equivocosia determinacdo do valor API para identificar mité de classificacao
entre arenito e folhelho

Os perfis densidaded® néutrons foram inseridos em um mesinaek, para utilizara
técnica decrossoverque permiteidentificar a presenca de folhelhgsiandoo perfil de
néutrons apresenta valores oras que o perfil de densidade >" e a presenca de
hidrocarbonetos levagiandoos valores do perfil de néutrons sdo consideravelmaenores
que o de densidade << . Entretanto, é importante atar que para este Ultimo casa
distancia de separacantee as curvas dos perfis pode influenciar no tipo de fluido presente.
Nery (2013) destaca que quanto maior for a separagéo entre essas curvas, maior é a presenc:
de hidrocarbonetos levetlima diminuicdo da separacao entre as curvas dos perfis pode
indicar também a presenca de 0leo ou agua. Assimsdamecessario o uso do perfil de
resistividade (ILD) para auxiliar na identificacdo do tipo de fluido presente no reservatorio.

De acordo com Contreras e Castro (20d28)fluidos, de modo geral, respeitamseguintes
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valores de resistividad®.000000001 a 2 ohm.m para agua salgada; 1 a 10 ohm.m para agua

doce, 50 a 150 ohm.m para 6levatore maiores que50 ohm.m para gas.

(I1'1) Validacdo do modelo proposto

A implementacdala metodologiafoi realizadano programa MATLAB por meio da red&g
de scripts e da utilizacdo ddadosdo poco selecionado fiase Il econsistiuem:
(4) Verificar se a porosidade de Gaymard e a porosidade apraxipedd bindbmio de
Newton possuiamesultads equivalentes
(5) Estimar a agilosidade no pocasando a nova metodologi@s modelos petrofisicos e
um modelo empico adequado a geologia local e, em seguida, comparasultados
obtidos. Dessa formdoi possivel realizaruma investigacdoda estimativa de
argilosidadenos dimertos turbiditicogla area enestudo

Para executaa quinta etapa desta fa®e redigido um script néMATLABdividido em
trés partes:

1) Calculo abs parametros necessarios para admerstimativas de argilosidade. Estes
parametros saddndice de raios gamayorosidade total e efetiva por meiosdo
perfis de densidade(y en ) esonico [ Q" ; ), porosidade de Gaymard
(" y eaproximagao binomial da porosidade de Gaymargl (; ).

2) Célculo das estimativas de argilosidade yenientes dos diferentes métodos
citados (modelos empiricospetrofisicos).

3) Gerar graficos que auxiliassem na analise preliminanddodos de estimativa de
argilosidade.

A estimativa de argilosidade realizada por meio do modelo empirico utilizou os dad
do perfil de raios gama (GR). J& para o célculo a partir da novaagleonde dos modelos
petrofisicoforam empregados os dados dos perfis de néutrons (PHIN), densidade (RHOB) e
sonico (DT).

E importante acrescentar que o célculo das estimativasgdesidade por meio dos
modebs petrofisicos depende alguns parametros adicionais que precisam ser determinados
a priori. Darling (2005) destaca que a densidade da m@iriz) para arenitosostuma variar
entre 2,65 e 2,67 g/cm3. Ja a densidadedddim ) depende do tipo de lama de perfuracéo
usada e, segulo Nery (2013)¢ igual a 1 g/cm? parfdtrado de agua doce 10 g/cm? para
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filtrado de 4gua salgad&eguindo a mesma ldgica, para um arenito o tempo de transito da

matriz(Y0 ) é 55,5 iMi e otempo de transito para flui(¥d ) &gua salgada é 189ifi .
Adicionados tais parametros ao scfitpossivel obter as estimativas de argilosidade

e os graficos desejaddsntretanto, enbusca de uma melhor resolucdo e visualizacdo dos

resultados obtidos, os valores calculadssndo oMATLAB foram importados para o

programa Techlog Assim, os graficos gerados inicialmente MdATLAB puderam ser

redesenhados nicechlog para auxiliar na interpretacéo

(IV) Analise dos resultadosobtidos

Na quartafase foi realizada uma analisdos resultade obtidos, a fim € avaliar a
performance da novaetodologigpropostdrente aos demarsodelos

Para realizar tal analideram avaliadas as curvas referentes as porosidssiesadas
usando os perfis de néutrons, sbnico e densigmikeos modelos petrofisicagilizam estes
parametros para estimar a argilosidadeerfil ILD foi usado paraauxiliar na identificagéo
da zana de hidrocarboneto leve (ga¥)sando confirmar as observag graficas realizadas
em alguns pontos, também foi consultada uma planilha de dados com os valores referentes as

estimativas de argilosidade e porosidade.
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5 RESULTADOS E DISCUSSOES

Neste capitulo sdapresentados os resultadodiscussdes referentesfases I, lll e IV

da metodologia.

5.1 Interpretacdalos Dados de Perfis degdbs

Osperfis de éliper (CAL) dos pocos NA1, NA-04 e NAQ7 foram analisados, a fim
de verificar quais dados deveriam ser despreza@dbgura5-1 mostraa resposta do perfil de
Céliper para os pocos N&L, NA-04 e NA-07.

(a)
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(b)

Figura5-1: Perfis de caliper (CAL) e raios gama (GR) para os poc¢os () IN&) NA-04 e (c) NAO7.

Os pocos NAD1 e NAO7 ndo apresentaram alteracdes significativas no perfil de

caliper e, portanto, ndo foram consideradas a presenca de desmoronamento e/ou acumulo de
44



reboco nesses pocak 0 poco N#®4 apresenta urgrandedesmoronamento riatervalo de

3037 a 3064 ne um pegeno desmoronamento mdervalo de 3097 a 3109.m
Apbs a analise dos perfis de célipelysw da técnica derossoverentre os perfis de

néutrongPHIN) e densidadéRHOB), bem como a utilizagéo dos perfis de raios géGfa)

e resistividaddILD), permtiram identificar as zonas com potencial para reservatorio, como

também se havia indicios de hidrocarbonetos leves nos (fogasas 52, 53 e 54).
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Figura5-2: Topo e base do reservatério para o po¢ce@4ATrackl: perfil de raios gama (GR)rack2:
crossover entre perfis de néutrons (PHIN) e densidade (RH®&) 3: perfil de resistividade (ILD).
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Como ilustrado na Figura® no po¢co NAO1 a zona com poteial para reservatorio
foi delimitada entre 3036 e 31086, aproximadamenteD comportamento apresentado pelo
crossoverentre as curvas de densidade e néutrons, bem como o valor maximo de 96,30
ohm.m para o perfil de resistividade, indicam apenas a predengi@o, sem ocorréncia de

7

gas

Figura5-3: Topos e bases dos reservatérios do pogeDMA rack1: perfil de raios gama (GR)rack2:
crossover entre os perfis de néutrons (PHIN) e densidade (RA@B3: perfil de resistividade (ILD).

O poco NA04, apresenta duas zonas com potencial pasva®rio: de 3028 a 3049
m (zona 1)e de 3081 a 3109 nfzona 2) Porém, seguindo as indica¢Bes do controle de

qualidade realizado através do perfil calimgrenas garte superior daona 2(3081 a 3097
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