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RESUMO

Um reservatério de hidrocarbonetos é uma rocha que abriga 6leo e/ou gés natural, recursos
energéticos vitais para a sociedade moderna. A Formacdo Barra Velha, pré-sal da Bacia de
Santos, abrange os reservatorios de petréleo mais prolificos do Brasil. Sdo carbonatos altamente
heterogéneos em termos de caracteristicas de seus reservatorios como resultado de fatores
deposicionais e diagenéticos. O objetivo central desta pesquisa consiste na constru¢do de um
modelo tridimensional de propriedade do campo de Berbigao, localizado em dguas profundas
da Bacia de Santos, e identificar zonas reservatdrio de melhor qualidade. Para tal propdsito, foi
utilizado um conjunto de dados sismicos e de pogos fornecidos pela Agéncia Nacional do
Petréleo, Gas Natural e Biocombustiveis (ANP) a fim de reconhecer detalhadamente as
caracteristicas do reservatorio estudado. Utilizando diferentes ferramentas associadas a
interpretacdo sismica, foram identificados os horizontes das Fms. Itapema, Barra Velha 300,
200 e 100. Algumas fécies sismicas tipicas do pré-sal como build ups, mounds e plataformas
carbonaticas foram interpretadas. Além disso, as falhas geoldgicas foram mapeadas, permitindo
a construcdo do modelo estrutural do campo de estudo. A partir deste modelo, foi criada uma
malha em grid para representar as heterogeneidades associadas a estratigrafia, possibilitando a
geracdo do modelo de porosidade do reservatério. Foram identificadas e distribuidas pelo grid
trés fécies principais: Porosa (46%), Médio Porosa (36%) e Fechada (18%). As zonas mais
representativas do campo apresentam maior ocorréncia das facies porosa € meio porosa,
especialmente nas dreas produtivas. Estas ficies foram correlacionadas com as fécies
petrograficas pré-salinas mapeadas quais sejam estromatdlito arbustiforme e arborescente,
grainstone, shrubby, esferulitito, laminito e laminito crenulado. As principais zonas-
reservatorios estdo situadas em altos estruturais delimitados por falhas com mergulhos
divergentes o que evidencia a influéncia das estruturas geoldgicas na distribui¢do das fécies e
na qualidade dos reservatérios. O modelo de porosidade tridimensional desenvolvido representa
as heterogeneidades do reservatério carbonético do Campo de Berbigdo e fornece informacoes
valiosas para os simuladores de fluxos. Desta forma, os resultados desta pesquisa poderdo
auxiliar na gestdo do campo, tomada de decisdes e, consequentemente, aumentar o fator de

recuperagdo da producdo e estender a vida titil do campo de forma mais eficiente.

Palavras-chaves: campo de berbigdo; facies carbondticas; heterogeneidades de reservatorio.



ABSTRACT

A hydrocarbon reservoir is a rock formation that harbors oil and/or natural gas, vital energy
resources for modern society. The Barra Velha Formation, a pre-salt formation in the Santos
Basin, encompasses the most prolific oil reservoirs in Brazil. These reservoirs are highly
heterogeneous in terms of their depositional and diagenetic characteristics. The central
objective of this research is to construct a three-dimensional facies model of the Berbigdo field,
located in deep waters of the Santos Basin, and identify zones of higher reservoir quality. To
achieve this purpose, seismic and well data provided by the National Agency of Petroleum,
Natural Gas, and Biofuels (ANP) were utilized to comprehensively understand the
characteristics of the studied reservoir.Using various tools associated with seismic
interpretation, the horizons of the Itapema, Barra Velha 300, 200, and 100 formations were
identified. Some typical pre-salt seismic facies such as build-ups, mounds, and carbonate
platforms were interpreted. Additionally, geological faults were mapped, allowing the
construction of the structural model of the study field. From this model, a grid mesh was created
to represent the stratigraphic heterogeneities, enabling the generation of the reservoir facies
model. Three main facies were identified and distributed across the grid: Porous (46%),
Medium Porous (36%), and Closed (18%). The most representative zones of the field exhibit a
higher occurrence of porous and medium porous facies, especially in productive areas. These
facies were correlated with pre-salt petrographic facies, including arbustiform and arborescent
stromatolites, grainstone, shrubby, spherulitic, laminite, and crenulated laminite.The primary
reservoir zones are located in structural highs delimited by faults with divergent dips,
highlighting the influence of geological structures on facies distribution and reservoir quality.
The developed three-dimensional facies model represents the heterogeneities of the carbonate
reservoir in the Berbigdo Field and provides valuable information for flow simulators.
Therefore, the results of this research can assist in field management, decision-making, and
consequently, enhance production recovery factor and extend the field's lifespan more

efficiently.

Keywords: berbigao field; carbonate facies; reservoir heterogeneities.
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1. INTRODUCAO

1.1 Apresentacio e Justificativa

A presente Dissertacao faz parte de um dos requisitos necessarios para a obtenc¢ao
do titulo de Mestre em Geologia pelo programa de Pds-Graduacdo em Geologia da
Universidade Federal do Ceard (PPGG/UFC). A linha de pesquisa na qual estd vinculado este
trabalho € Geologia Sedimentar e Paleontologia, sob orientacdo da profa. Dra. Narelle Maia de
Almeida e coorientacdo do Dr. Yoe Alain Reyes Pérez. Encontra-se nesta dissertagdao a
descricdo das atividades realizadas desde o tratamento inicial dos dados, passando pela anélise
e controle de qualidade, constru¢do do modelo geoldgico e geoestatistico do campo de
Berbigdo, Bacia de Santos, destacando-se especialmente a Formacdo Barra Velha, principal
reservatorio de hidrocarbonetos do campo estudado.

A demanda por petrdleo estd em ascensdo e a expectativa da IEA (Internacional
Energy Agency) para o ano de 2023 € que a demanda chegard a quase 101 milhdes barris de
petréleo por dia. Isso demonstra a importancia do setor de 6leo e gas na economia mundial. A
BP Energy Outlook (2023) analisou as varidveis que podem impactar a industria energética até
o ano de 2053, dentre elas esta o aumento das fontes de energia renovavel, ou seja, os aspectos
da transi¢do energética. Destacavam-se ali alguns cendrios, como: uma transi¢do rapida para
energias renovaveis, uma menor globalizacdao, uma maior demanda por energia e uma transi¢ao
em evolugcdo. A demanda por petréleo diminui nas perspectivas, impulsionada pela queda no
uso do transporte rodovidrio, a medida que a eficiéncia da frota de veiculos melhora e a
eletrificagdo dos veiculos rodovidrios acelera. Mesmo assim, o petréleo continuard a
desempenhar um papel importante no sistema energético global pelos préximos 15 a 20 anos
(BP ENERGY OUTLOOK, 2023).

O pré-sal € a maior descoberta petrolifera mundial dos ultimos cinquenta anos.
Segundo Ajuris (2009), a provincia petrolifera do pré-sal representa um verdadeiro tesouro
energético equivalente a cerca de 50 bilhdes de barris de petréleo. O petréleo do pré-sal estd
alojado em reservatdrios situados abaixo de uma extensa e espessa camada de evaporitos que
ocorre na regido costa-afora do Espirito Santo até Santa Catarina, em dguas profundas e ultra
profundas, localizados sob 3 a 4 km de rochas abaixo do fundo marinho (RICOMMI et al.,
2012).

Com uma drea total de 149.000 quilometros quadrados, a provincia do pré-sal é
considerada a maior descoberta de petréleo do hemisfério sul nos dltimos trinta anos, e aponta

o Pais para um salto da décima quinta posicao para a quarta no seleto ranking das dez maiores
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jazidas do mundo, colocando o Brasil no radar dos investidores internacionais (PETROBRAS,
2011a).

A Bacia de Santos € a principal bacia produtora de 6leo e gds do Brasil, com
acumulagdes de alto valor comercial e excelente qualidade. Em julho de 2020, os reservatorios
do pré-sal ultrapassaram a marca de 70% da producao mensal nacional de 6leo e gds, com mais
de 2,7 milhdes de boe/dia (ANP, 2023). Tendo em vista a importincia do pré-sal na economia
nacional e a alta complexidade dos seus reservatérios devido a grande heterogeneidade dos
carbonatos, uma vasta gama de estudos sdo exigidos, com andlises e previsdes mais precisas
(DIAS, 2020).

O mapeamento, ou modelagem, do reservatério é um dos objetivos do setor de
exploracdo e produgdo presente nas empresas da induastria do petréleo. Durante a fase
exploratdria, sdo coletados muitos dados que subsidiardo os estudos para constru¢do dos
modelos que representam o contexto geoldgico de determinado reservatério. Os dados provém
de muitas fontes como sismica de reflexdo, métodos potenciais, sensoriamento remoto,
sedimentologia e perfilagem de poco (CARVALHO, 2015).

Dentre todas as fontes de dados, a observagdo direta dos tipos de rocha, também
chamados de facies ou litotipos, em subsuperficie, s € possivel por meio de testemunhos,
amostras laterais e amostras de calha obtidas durante a perfuragdo dos pogos exploratérios. O
tipo de rocha também pode ser obtido por interpretacdo dos perfis petrofisicos de pocos
(DEWAN, 1983).

O conhecimento das facies em todo o reservatorio € importante para o reconhecimento
da distribui¢do das propriedades petrofisicas, pois geralmente elas estdo em fungdo dos tipos de
rocha. Segundo Armstrong et al. (2003), o objetivo da modelagem geoldgica de reservatorio é
construir um grid contendo propriedades petrofisicas como porosidade, permeabilidade e
pressdo capilar, determinantes no comportamento do reservatério durante a simulagcdo de

producio.
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1.2 Area de estudo

A sec¢do do pré-sal do campo de Berbigdo (figura 1), localizado na Bacia de Santos,
foi escolhida para o estudo detalhado e a modelagem de reservatdrio, pois partes expressivas
de petréleo estdo ficando retidas nas rochas do pré-sal (Neves 2019). Desde o inicio da producao
no Campo de Berbigdo, a técnica de recuperacdo avancada de dleo (enhanced oil recovery -
EOR) de 4gua alternada a gas (water alternating gas - WAG) vem sendo praticada. A escolha
desta solucdo tecnoldgica € um caso de otimizacdo de recursos ja que simultaneamente
aproveita-se a grande concentracdo de CO; naturalmente presente neste campo com as
vantagens do processo WAG para aumento do fator de recuperacdo. No entanto, existem novos
arranjos que podem promover ganhos adicionais de recuperacdo de gigantesco volume de
petroleo estocado nos poros das rochas carbonéticas do pré-sal.

Para construir um modelo geodinamico e efetuar simulagdes de reservatorios de
injecdo de fluidos nos reservatérios para aumentar a vazao dos pog¢os, aprimorando as técnicas
de water alternating gas (WAG) para enhanced oil recovery (EOR), € preciso construir um
modelo facioldgico confidvel. A constru¢do do modelo do Campo de Berbigdo serd de grande
importancia para a caracterizacdo dos reservatorios do campo em questao e serd a base para o
desenvolvimento do modelo geoldgico que alimentard os simuladores de reservatdrios que
desenvolverdo os estudos de recuperagdo avangada.

Diante do exposto, o principal objetivo deste trabalho é construir um modelo
geoestatistico tridimensional do Campo de Berbigdo, pré-sal brasileiro, com intuito de
responder as perguntas-chave a seguir:

a) Quais sdo as principais facies de um reservatério pré-salino das dguas profundas

da Bacia de Santos?

b) Como estas facies estdo distribuidas espacialmente?

¢) Quais as qualidades destas facies? Elas influenciam na produg¢do dos pogos do

campo estudado?
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Figura 1 - Mapa de localizacdo da area de estudo.
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Fonte: Autor

1.3 Objetivos

1.3.1 Geral
Construir um modelo geoestatistico tridimensional do campo de Berbigdo, com
base em dados sismicos e de pogos, e compreender quais sdo as principais facies, como estdo

distribuidas e como influenciam na producio.

1.3.2 Especificos

Os objetivos especificos sdo:

1) Interpretar, utilizando os preceitos da sismoestatigrafia, dados sismicos e de
pocos do campo em questio;

2) Construir o modelo estrutural da drea de estudo através do mapeamento dos

horizontes e falhas;
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3) Desenvolver um modelo facioldgico, utilizando-se da geoestatistica, e
correlaciond-lo com os dados petrogréficos;
4) Compreender a distribui¢do das facies e sua influéncia na produgao dos pocos do

campo de Berbigao, pré-sal brasileiro.

2. REFERENCIAL TEORICO

A caracterizagdo de reservatério € de suma importancia para a industria de dleo e
gds, pois consegue minimizar os erros que possam ser cometidos na etapa de exploracdo. O
modelo geolégico de reservatério é uma das fases mais importantes em um estudo de
reservatorio, tendo em vista que é construido uma representacdo das caracteristicas geoldgicas
do reservatorio. Estd dividida em: construcio do modelo estrutural; modelo estratigréafico;
modelo litologico; e andlise das heterogeneidades do reservatério (COSENTINO, 2001).

O conhecimento interdisciplinar € fundamental na constru¢do de um modelo
geoldgico de qualidade e confidvel. O conhecimento geofisico, sedimentoldgico, petrofisico e
geoldgico € utilizado para a geracdo de um modelo consistente, representando de maneira
confidvel as heterogeneidades do campo (NORMANDO, 2022).

Devido a heterogeneidade dos reservatérios do pré-sal e o grau de incerteza ser
elevado em virtude da menor quantidade de dados, o estudo das caracteristicas das varidveis
que compde o modelo torna-se decisivo na constru¢do de um modelo numérico geoldgico de
qualidade (FERREIRA, 2021). Para isso, o estudo dessas varidveis auxiliard na escolha do
melhor método de inferéncia, para que se possa espacializar as caracteristicas do reservatorio
em toda area (COSENTINO, 2001).

Segundo Perez (2008), heterogeneidades de reservatorios sdao definidas como uma
funcdo da arquitetura do reservatdrio refletindo o estilo deposicional original e as subsequentes
modificagdes diagenéticas e estruturais. Também pode ser expressa como o resultado da
variacdo espacial das propriedades do reservatério nas mais diversas escalas, sendo as
principais a faciologia, a geometria externa e a geometria interna e conectividade entre os
COrpos.

A geologia busca elucidar o que ocorre nas regides do reservatorio que possuem
menores informacdes e incorporar em um modelo geoldgico, uma das mais importantes
atividades em um estudo de reservatérios (DAKE, 2001).

Desde a descoberta de um reservatdrio de hidrocarbonetos até o momento da
producdo do tultimo barril de 6leo, os modelos tém um papel fundamental na predi¢ao do

comportamento do fluxo nos reservatorios. A construcdo de um modelo em si jamais deve ser
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objetivo unico do trabalho. Os modelos de reservatorios tém por objetivo principal calcular o
volume de 6leo in place (VOIP) e, portanto, cubar a reserva bem como selecionar locais para
perfuracdo de novos pogos em dreas geoldgicas mais promissoras e determinar os melhores
métodos de otimizagao da producdo e recuperagdo de hidrocarbonetos (CANNON, 2018).

Os modelos 3D trazem muito beneficio para a industria petrolifera, pois eles sdo
produtos de uma integracdo de dados e conhecimentos que visam reduzir incertezas antes da
tomada de decisdo. Diversos tipos de dados sdo empregados na modelagem de reservatorios,
sendo os mais importantes dados sismicos e de pogos (CAERS, 2005). Vao desde testemunhos,
interpretacdo sedimentoldgica/estratigrafica, dados de andlogo, perfis geofisicos, atributos
sismicos, interpretacio sismica, entre outros.

A caracterizacdo de reservatorios, com o estudo faciologico e a modelagem das
facies deposicionais de um determinado reservatério € de extrema importancia para guiar a
distribuicao das caracteristicas petrofisicas do reservatério, que t€m impacto no calculo de
volume de hidrocarboneto in place e no modelo de fluxo (LIMA et al., 2005).

Uma tipica rotina de trabalho de modelagem de reservatorio € realizada no sentido
da grande para a pequena escala e, geralmente, dos métodos deterministicos para os estocasticos
(PYREZ et al., 2005). Seguindo, aproximadamente, os seguintes passos: (i) estabelecer uma
estruturacdo em larga escala, determinando topo, base e zonas do reservatorio; (ii) em cada
zona, preencher com as facies usando simulacdo de varidveis discretas para obter realizacdes
equiprovéaveis da distribui¢do desse parametro; (iii) preencher o reservatdrio com a porosidade
e permeabilidade condicionando a distribui¢do faciolégica usando simulacdo de varidveis
continuas.

As definicdes da arquitetura do reservatério sdo a parte inicial de um trabalho de
modelagem, servem como uma identificacdo basica onde o hidrocarboneto esta localizado e
armazenado (COSENTINO, 2001).

O reconhecimento da estrutura geométrica do reservatério, em um bom nivel de
detalhamento, possibilita a associacdo com estudos de engenharia (modelagem e simulacdo de
fluxo), contribuindo para o desenvolvimento e gerenciamento dos reservatorios quando em
producdo. Com isso, obtém-se maior previsibilidade de comportamento, uma melhor
compreensdo de eventuais desvios e ainda o favorecimento na implementacao de correcdes e
melhorias nos projetos.

A geoestatistica surge como uma avancada ferramenta para andlise das varidveis
devido ao fato de trabalhar com a estatistica dos dados disponiveis associada a teoria de

varidveis regionalizadas. Goovaerts (2000) menciona que a geoestatistica se beneficia da
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correlagcdo espacial entre as observagdes vizinhas para prever os valores de atributos em locais
nao amostrados.

Meétodos geoestatisticos para caracterizacdo de reservatérios de facies sdo muito
utilizados, com extensa bibliografia (AZEVEDO; SOARES, 2017; CAERS, 2005;
LANTUEJOUL, 2002; PYRCZ e DEUTSCH, 2014; ZIEGEL et al., 1998; FERREIRA el al.,
2021). Esses métodos foram aplicados com sucesso a caracterizacdo de reservatorios
carbonaticos brasileiros pos-sal (FERREIRA; LUPINACCI, 2018) e pré-sal (PECANHA et al.,
2019).

Brown Jr. e Fisher (1977) definem féacies sismicas como uma unidade
tridimensional definida em uma 4rea e constituida por reflexdes sismicas, cujos parametros
inerentes diferem das féacies adjacentes. Em sintese, uma facies sismica € um registro da
reflexdo sismica que identificam fatores geoldgicos como variacio da litologia, estratificacao,
estruturas deposicionais, erosao, entre outros.

Portanto, podemos considerar que a andlise das sismofécies visa o reconhecimento
de padroes de reflexdes sismicas e suas inter-relacdes no interior das unidades sismicas,
permitindo a interpretacao dos seus significados geologicos (MITCHUM Jr. et al., 1977).

Para realizar uma andlise de padrdes de facies sismicas, alguns parametros devem
ser considerados, dentre eles: continuidade, configuracdo, geometria, amplitude, frequéncia. A
partir das observacdes desses padrdes pode-se comecar a tentativa de correlacdo com sistemas
deposicionais (RIBEIRO, 2001).

Segundo Ribeiro (2001), os padrOes mais utilizados para caracterizar uma
sismofdcies sdo suas configuracdes internas, que podem ser classificadas como: paralela,
subparalela, divergente, progradante, cadtica, transparente, hummocky, lenticular, segmentada
e contorcida. Ja a configuragdo externa, segundo Mitchum Jr. ef al. (1977), é a geometria das
camadas, associada com depdsitos sedimentares mais frequentes, como lencdis, cunhas, bancos,
lentes, montiformas e os tipos de preenchimento, que podem ser de canais, calhas, bacia e
talude.

Nos sistemas carbondticos do pré-sal brasileiro, diversos autores identificaram
padrdes sismicos caracteristicos (WRIGHT, 2012; BASKIN et al., 2013; BUCKLEY et al.,
2015; NEVES ef al., 2019) e realizaram classificagdes de facies sismicas baseadas nesses
padrdes, usando inclusive, mais recentemente, algoritmos de inteligéncia artificial (JESUS et
al., 2019; FERREIRA et al., 2019; FERREIRA et al., 2021).

Em termos de facies carbondticas e modelos de ficies carbonaticas, Wright (2012)

sugeriu que as facies poderiam ser divididas em quatro grupos principais: (i) build-ups
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carbondticos controlados por atividade hidrotermal na borda de falhas de altos estruturais e
isolados em altos locais; (i1) facies de sedimentacdo carbondtica plataformal controlada por
topografia e batimetria, apresentando geometrias tipicas agradacionais ou progradantes; (iii)
extensas plataformas carbondticas formadas por tapetes microbiais que possuem arquitetura
plano-paralela compostas por biohermas ou bidstromas; (iv) fécies carbondticas ou
siliciclasticas lamosas de fundo do lago.

A construcao de carbonatos lacustres, como € o caso do pré-sal, se caracteriza como
mais complexa do que os carbonatos marinhos, sendo controlada por inimeros fatores como:
input sedimentar, variacdes de temperatura, fatores hidrolégicos refletindo a intera¢do do clima
local, tectdnica, geologia de captacao e quimica da 4gua (HERLINGER et al., 2017; WRIGHT;
RODRIGUEZ, 2018). Este ultimo fator desempenha um papel importante em ambientes
lacustres devido ao controle que impde em varios processos, incluindo o desenvolvimento de
comunidades microbiais, precipitacio de minerais de argila e precipitacdo abidtica de
carbonatos (POZO; CASAS, 1999; WRIGTH, BARNETT, 2015; HERLINGER et al., 2017).

Segundo Buckley et al. (2015), os modelos para a formacao de carbonatos lacustres
se concentram em trés locais principais para o acumulo de build-ups in situ:
biohermas/biéstromas de margens de lagos; biohermas/biéstromas de fundo de lago raso; e
build-ups alimentados por fontes (termais ou hidrotermais). Os build-ups interpretados no
estudo da margem leste da plataforma do Alto do Pao de Acucar, na Bacia de Santos, sdo mais
semelhantes a mounds/biohermas sedimentares (BASKIN et al, 2013). O modelo de
posicionamento (figura 2) e a arquitetura interna dessas facies, de acordo com o trabalho de

Wright (2012).
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Figura 2 - Modelo de distribuicdo espacial das facies carbonaticas lacustres
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Fonte: Wright (2012).

Faria et al. (2017) testaram diferentes cenarios deposicionais para uma plataforma
carbondtica lacustre, realizando uma modelagem sedimentoldgica-estratigrafica para os
carbonatos da Fm. Barra Velha. De acordo com os autores, os fatores que melhor controlam o
modelo de plataforma carbonética lacustre e os principais parametros ambientais sdo a taxa de
deposicdo dos carbonatos e a oscilagdo no nivel do lago. Trabalhos recentes para caracterizar
os padrdes sismicos da Fm. Barra Velha indicam que as principais configuragdes encontradas
sdo build-ups (figura 3) (aqui também referenciados como mounds carbonéticos), plataformas
carbonaticas, debris (facies de escorregamento) e facies de fundo de lago (FERREIRA et al.,

2019; JESUS et al., 2019; NEVES et al., 2019; FERREIRA et al., 2021).
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Figura 3 - Padrdes sismicos encontrados na Formagdo Barra Velha, Bacia de Santos
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Build-ups carbondticos sdo caracterizados com geometria externa em formato
domico e geometria interna com refletores cadticos. Padrdo sismico do tipo debris exibe uma
forma clinoformal na amplitude sismica e pode frequentemente exibir refletores internos
cadticos. As plataformas carbonaticas sdo caracterizadas por uma intercalacdo de refletores
paralelos a sub-paralelos com truncamento onlap e downlap onde ocorrem geometria
progradante. Facies de fundo de lago possuem reflexdes internas ausente ou cadtica (NEVES
etal.,2019).

Ferreira et al. (2021) determinaram uma classificacio de facies sismicas com base
em uma combinacdo de atributos estratigraficos e sismicos estruturais. Essa classificacdo foi
integrada a andlise estatistica da porosidade e permeabilidade da facies sismica que permitiu a
caracterizacdo dos reservatorios carbondticos do pré-sal da Formacdo Barra Velha no Campo
de Buzios, Bacia de Santos. Esta abordagem foi necessdria devido ao alto grau de
heterogeneidade e complexidade desses reservatérios, que impactam diretamente em sua
porosidade e permeabilidade. A andlise das caracteristicas sismicas de amplitude, bem como
dos resultados da classificacao neste trabalho, permitiu a identificac¢do de trés diferentes padroes
sismicos dentro da area de estudo: build-ups, plataformas carbonéticas e debris. Os autores
demonstraram que as facies sismicas build-ups e debris ocorrem comumente alinhadas com
falhas, exibindo maior porosidade e permeabilidade e, como tal, foram inferidas como os
melhores reservatorios.

Virias discussdes vém sendo realizadas na tentativa de definir qual o ambiente
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deposicional da Fm. Barra Velha. Dentre esses trabalhos vale citar Dias (2005), que considera
um ambiente deposicional marinho como contexto para a deposi¢do dos carbonatos da Fm.
Macabu (WINTER et al., 2007), Bacia de Campos, correlata a Fm. Barra Velha (MOREIRA et
al., 2007), Bacia de Santos. J4 Moreira et al. (2007), Carminatti et al. (2008), Formigli et al.
(2009) e Gomes et al. (2009) recomendaram um ambiente deposicional transicional, sob
influéncia marinha. Entretanto, Wright e Barnett (2015), Muniz e Bosence (2015), Tedeschi
(2017), Pietzsch et al. (2018), Silva (2018) e Gomes et al. (2020), contestaram essa informagao.
Sendo o descarte da influéncia marinha no tipo de ambiente deposicional um importante marco
para o entendimento de como ocorreu a deposicao da Fm. Barra Velha, uma vez que carbonatos
marinhos contrastam fortemente dos lacustres.

Castro (2019) detalhou em sua revisao bibliografica sobre os principais trabalhos
que discutem o provdvel modelo deposicional da Fm. Barra Velha. Entretanto, para o presente
trabalho utilizaremos o modelo proposto por Wright e Barnett (2015, 2017) e Wright e
Rodriguez (2018) que consideram o modelo de lago evaporitico hiper-alcalino, raso e
conectado.

Vale ressaltar que os autores se basearam em um grande volume e variedade de
dados da Bacia de Santos (estudos petrograficos, dados isotdpicos, perfis de pocos, laminas e
secoes sismicas). Além disso, os autores apresentam fortes evidéncias que corroboram o modelo
deposicional por eles proposto, cujos aspectos, como a alta alcalinidade e a auséncia de
influéncia marinha, também sdo observados por outros autores (MUNIZ; BOSENCE, 2015;
WRIGHT; TOSCA, 2016; TEDESCHI et al., 2017; PIETZSCH et al., 2018; SILVA, 2018;
GOMES et al., 2020).

O modelo proposto por Wright e Barnett (2015, 2017), realizado a partir de
descricdoes sedimentolégicas e mineraldgicas, afirma que at€é o momento nenhuma das
evidéncias encontrada por eles apoia a origem marinha. Por outro lado, a auséncia de fosseis
marinhos, a presenga de fosseis ndo-marinhos com ampla tolerancia a salinidade e a auséncia
de minerais de sulfato como a gipsita e a anidrita, suportavam uma origem lacustre para o
ambiente deposicional da Fm. Barra Velha. Todavia, os mesmos autores afirmam que, apesar
da incerteza sobre as condi¢des quimicas exatas que produziram os sedimentos da Fm. Barra
Velha, pode ser inferido que os lagos da formacdo eram hiperalcalinos e propensos a
evaporacao. Os autores acrescentam que a presenca de determinados tipos de minerais de argila
ricas em magnésio e a auséncia de evaporitos marinhos mais tipicos sdo caracteristicas de lagos
que drenam terrenos igneos bdsicos, como os que cercam a Fm. Barra Velha. Logo, com base

em um vasto acervo de dados, Wright e Barnett (2015, 2017) apresentam um modelo de
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ambiente deposicional de um lago evaporitico raso, extenso e hiperalcalino que drena terrenos
igneos bdsicos. Ademais, de acordo com Wright e Rodriguez (2018) existem evidéncias
sismicas de terminagdes onlap, sugerindo um tectonismo local, que poderia explicar o extenso
retrabalhamento dos carbonatos e possiveis facies de fan-deltas e grainstones com alta
porosidade.

Carminatti et al. (2009) e Buckley et al. (2015), por sua vez, utilizam aspectos
geométricos observados nos dados sismicos para propor um cendrio de plataforma carbonética,
ainda em ambiente lacustre. Buckley ef al. (2015) defendem que a deposic¢do é condicionada
por um alto estrutural de topo plano, descrevem a presenca de uma margem onde se
desenvolvem build-ups e uma porcao de maior inclinacio, que é consumida pela erosdo num
ambiente de mais alta energia e propicia o espessamento e acomodacdo de clinoformas e

reposicao de sedimentos (figura 4).

Figura 4 - Principais fécies deposicionais da Formacdo Barra Velha no Campo de Mero. Os
corpos igneos intrusivos sao de idade Santoniana e assinatura alcalina.
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3. CONTEXTO GEOLOGICO

3.1 Geologia Regional

A drea de estudo estd inserida na Bacia de Santos, a qual costa de aproximadamente
350 mil km?, sendo delimitada pelos Altos de Cabo Frio e Florianopolis. A formacdo da Bacia
de Santos ocorreu devido ao segundo break-up, que resultou na ruptura do megacontinente
Gondwana Oeste. Esse evento gerou o Atlantico Sul (figura 5) e aconteceu através de um
modelo de rifte progradante (BUENO, 2004).

A estrutura crustal da Bacia de Santos tem sido objeto de diversas discussdes quanto
a sua geometria, espessura e taxas de deformacdo. O processo de rifteamento (também
designado de tafrogénese), responsavel pela formacdo dos riftes, ocorre pelo estiramento da
crosta ou da litosfera (crosta e manto litosférico terrestres) e pode evoluir para a ruptura

continental e formacdo de um oceano (SILVA, 2021).
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Figura 5 - Mapa tectono-estrutural do oceano Atlantico Sul hd 84 Ma
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A formacdo dos extensos reservatérios do pré-sal estd diretamente ligada aos

processos da tectonica de placas, que promoveram a ruptura do paleocontinente Gondwana

9
separacdo dos continentes sul-americano e africano, e culminaram com a abertura do Oceano
Atlantico Sul.

Chang et al., (2008) com base em interpretacdes sismicas e andlise estratigrafica de

pocos redefiniu e subdividiu essas trés fases do desenvolvimento da bacia em: fase rifte, que se

subdivide em fases Sin-rifte I e Sin-rifte II, a fase sag (Sin-rifte III) e Margem Passiva (pds-
rifte) (figura 6).
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Figura 6 - Carta Estratigrafica da Bacia de Santos
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Fonte: Modificado de Moreira et al. (2007).

A fase Sin-rifte I da Bacia de Santos corresponde ao seu embasamento (figura 7),
que pode ser subdividido em embasamento cristalino e embasamento econdmico. O
embasamento cristalino é constituido por uma mistura de terrenos formados por granitos e
gnaisses da faixa ribeira, que datam do periodo Pré-cambriano. J4 o embasamento econdmico
¢ composto por derrames basdlticos da Formag¢dao Camborid, que surgiram durante a era
Neocomiana, em conexao com o inicio do desenvolvimento estrutural do rifteamento das placas
Sul-americana e Africana (SILVA, 2021)

Nessa fase, o que predomina sdo horsts e grabens estruturais controlados por
falhamentos normais, além de estruturas de direcio NE-SW que possuem uma expressao
regional mais significativa. (ZALAN et al., 2011).

A fase Sin-rifte II da Bacia de Santos é composta pelas formacdes Picarras e
Itapema, que sdo caracterizadas por ambientes tipicamente continentais. Essas formacdes foram
depositadas durante a evolucdo da fase rifte da bacia, no periodo que abrange do Barremiano
ao Eoaptiano (ZALAN et al., 2011).

A Formacao Pigarras, em suas por¢des proximais, € composta por conglomerados
e arenitos polimiticos formados por fragmentos de basalto, quartzo e feldspato. Esses
sedimentos foram depositados em ambientes de leques aluviais. J4 nas por¢cdes mais distais, a
Formacao Picarras é caracterizada por arenitos, siltitos e folhelhos negros com alto teor de
carbono organico, que foram depositados em ambiente lacustre. (LEBRE, 2021).

A Formacao Itapema, por sua vez, foi depositada no estdgio final da formacdo dos
gribens assimétricos, quando as falhas principais diminuiram a atividade até cessarem quase
que completamente. O limite inferior da Formagao Itapema com a se¢do inferior, Formagao

Pigarras, € marcado pela discordancia intrabarremiana correspondente ao andar local (Jiquid),
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enquanto o seu limite superior € a discordancia pré-Alagoas. (LEBRE, 2021).

A Formagdo Itapema ¢é caracterizada por intercalacdes de depdsitos
conglomerdticos de leques aluviais nas por¢des proximais, bem como por rochas carbonaticas,
incluindo grainstones, coquinas, wackestones e packstones biocldsticos, que formam
importantes reservatorios da bacia. Além disso, a Formacgdo Itapema apresenta folhelhos
escuros ricos em matéria organica em suas porcoes distais. Esses folhelhos foram depositados

durante o andar local Jiquid (Barremiano-Eoaptiano) em ambientes lacustres andxicos e

correspondem as principais rochas geradoras de hidrocarbonetos na bacia. (SILVA, 2021).

Figura 7 - Estrutura do embasamento (altos e baixos estruturais) e principais facies do pré-sal.
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A fase Sag ou Sin-rifte III representou a evolug¢do do processo de strain softening
resultando no rompimento litosférico. Essa fase também passa a refletir um relativo ambiente
de quiescéncia tectonica e o inicio da subsidéncia térmica com a definitiva ruptura da litosfera,
caracterizada por um ambiente transicional bastante estressante (CHANG et al., 2008).

Os sedimentos terrigenos da Fm. Pigarras depositaram-se discordantemente sobre
os basaltos da Fm. Camborid. A Fm. Picarras foi depositada durante os andares Aratu Superior
e Buracica, e é composta por leques aluviais nas por¢des proximais e por arenitos, siltitos e
folhelhos talco-estevensiticos nas porcoes lacustres. A deposi¢cdo desses sedimentos ocorreu
desde o estdgio inicial até o estagio final de mdxima atividade da formagdo dos meios-grabens

(MOREIRA et al., 2007).
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O principal periodo de deformacio da fase rifte ocorreu durante a deposicao dessa
sequéncia. Segundo Moreira et al. (2007), a deformacao foi concentrada nas por¢des crustais
superiores, com a formacao de sistemas de falhas com angulo de caimento menor que das falhas
que afetavam os basaltos da Fm. Camborii (ANP/LEBAC, 2013).

Ainda sob influéncia dos processos da fase rifte, os sedimentos da parte inferior da
Fm. Barra Velha foram depositados (BUCKLEY et al., 2015; WRIGHT; BARNETT 2015).
Buckley et al. (2015) destacam que esses depdsitos ilustram uma proeminente geometria de
cunha, podendo representar diferengas na taxa de movimentacdo das falhas que,
consequentemente, criam espaco de acomodacdo. Assim, estes autores afirmam que isso pode
significar um aumento na taxa de sedimentacdo na parte superior da Fm. Barra Velha quando
comparada as formacoes Picarras e Itapema.

A parte inferior da Formacdo Barra Velha € constituida por calcarios e laminitos
nas dreas mais proximas e folhelhos nas dreas mais distantes. Além disso, ocorrem grainstones
e packstones que contém fragmentos de estromatolitos e bioclastos, como ostracodes. (SILVA,
2021).

Karner (2000) afirma que a discordancia Pré-Alagoas se originou em resposta a
uma regressao regional que ocasionou a erosao dos blocos de falhas soerguidos. Ja Dias (2005)
ressalta que esta descontinuidade se originou devido ao deslocamento da deformacao axial do
sistema rifte.

Segundo Moreira et al. (2007) o limite superior da Fm. Picarras com a parte inferior
da Fm. Barra Velha € dado pela discordancia Pré-Alagoas. Devido a presenca da discordancia
Intra-Alagoas, a Fm. Barra Velha, formada por sedimentos calcdrios, pode ser dividida em
superior e inferior. Essa discordancia nao apenas divide os depdsitos sedimentares da Fm. Barra
Velha (MOREIRA et al., 2007), como também marca a transicdo de fases tectonicas distintas
(WRIGHT; BARNETT, 2015). De acordo com Wright e Barnett (2015) e Buckley et al. (2015),
a discordancia Intra-Alagoas separa a Fm. Barra Velha em uma parte inferior, acometida por
um regime tectonico caracteristico de rifteamento, e a parte superior inserida em um ambiente
caracteristico de fase sag. Assim, a parte superior dessa formacdo foi depositada em um
momento de maior quiescéncia tectonica, contexto da fase sag (SILVA, 2021).

Bacias tipo Sag poderiam ter sua origem associada a compensacdo isostética devido
ao estiramento na base da crosta, sugerindo uma quiescéncia tectonica (PAPATERRA, 2010).
Contudo, varios autores indicam a presenca de falhas afetando os pacotes sedimentares da parte
superior da Fm. Barra Velha (KARNER; GAMBOA, 2007; BUCKLEY et al, 2015;
THOMPSON et al., 2015).
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Faria et al. (2017) comentam que a presenca dessas falhas pode estar relacionada
com a reativacdo de falhas pré-existentes. Ressaltam que a fase sag, na totalidade da Bacia de
Santos, pode nao corresponder a um periodo de quiescéncia tectonica. Karner e Gamboa (2007)
ainda asseguram que falhas extensionais, que acometem a fase sag, se propagam até a base dos
evaporitos, o que sugeriria uma deformacdo extensional ocorrendo até o Aptiano Superior.
Portanto, os autores concluem que, apesar da quiescéncia tectdonica prevalecer nas porgdes
proximais da margem sem evidéncia de deformacdo, as porcdes mais distais do rifte.

Os litotipos depositados durante este periodo foram depositadas as rochas tipicas
de ambientes de dguas rasas ou mar epicontinental hipersalino (Formacao Barra Velha), que
sd0 compostas por estromatolitos, calcirios microbiais e lamitos nas por¢des proximais. Estas
rochas compreendem as principais rochas reservatorios da secao pré-sal. Seu limite superior é
dado pela discordancia que corresponde a um forte refletor sismico positivo provocado pelo
alto contraste de impedancia acustica entre o topo dessas rochas carbondticas e a camada de
anidrita depositada na base da secao salifera. A deposicdo salifera estd relacionada ao aumento
da taxa de evaporacdo em relacdo ao influxo de dgua durante o Neoaptiano, equivalente ao
andar local Alagoas Superior.

A Formacao Ariri representa as rochas depositadas durante essa fase e € composta
por espessos pacotes de halita e anidrita, ocorrendo também outros sais mais soliveis como
taquidrita, carnalita e silvinita. Estes pacotes foram depositados em ambiente marinho restrito
com formagdo de planicies de sabkha. Por fim, a fase de margem passiva da bacia segue a fase
evaporitica e ¢ marcada pela evolugdo para a etapa de mar franco, que inicia com os carbonatos

de plataforma rasa da Formac¢ao Guaruj4, até os depdsitos siliciclasticos de mar aberto atuais.

3.2 Formaciao Itapema

A Formagdo Itapema foi depositada durante o periodo Neobarremiano ao
Eoaptiano, tem sua base limitada pela discordancia Pré-Jiquia e seu topo pela discordancia Pré-
Alagoas, marcando seu limite com a Formagdo Barra Velha. Essa formagdo ¢ composta por
conglomerados e arenitos de leques aluviais na parte mais proxima, e por intercalacdes de
rochas carbondticas com folhelhos escuros na parte mais distante. Os carbonatos sao
representados por grainstones com bivalves (coquinas), wackestones e packstones bioclésticos,
sendo as coquinas excelentes reservatorios carbondticos por possuirem caracteristicas
permoporosas favoraveis (CASTRO, 2019). Por outro lado, os folhelhos da Formagao Itapema

sao importantes rochas geradoras, conforme destacado por Moreira et al. (2007).
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Segundo Moreira et al. (2007), é possivel estabelecer uma correlagdao entre a
Formacao Itapema e a Formacdo Coqueiros da Bacia de Campos. O modelo deposicional dessas
formacdes € interpretado como depdsitos lacustres localizados em altos estruturais, que foram
depositados em condicdes rasas e de alta energia. As facies sedimentares apresentam variagdes
entre praias, barras, bancos bioacumulados e depdsitos de tempestades. (WINTER et al., 2007;
THOMPSON et al., 2015).

Thompson et al. (2015) descrevem o modelo deposicional da Fm. Coqueiros como
sendo em um ambiente com forte influéncia de falhas, sobre rampas de baixo dngulo cortadas
por falhas normais, interpretado como fluvio-lacustre (figura 8). Por outro lado, a Fm. Itapema
da Bacia de Santos € menos estudada em comparagdo a Fm. Coqueiros. No entanto, trabalhos
recentes t€m sido desenvolvidos para elucidar o modelo deposicional da Fm. Itapema, incluindo

estudos de Silva (2018), Castro (2019) e Chinelatto et al. (2020).

Figura 8 - Modelo deposicional para a Fm. Coqueiros, Bacia de Campos, que é

correlaciondvel com a Fm. Itapema da Bacia de Santos.
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Fonte: Thompson (2015).
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3.3 Formacao Barra Velha

A Formacgao Barra Velha é uma sequéncia sedimentar depositada durante o periodo
Aptiano e se situa acima dos sedimentos da Formacao Itapema e abaixo da Formagdo Ariri,
delimitada pelas discordancias Pré-Alagoas e Base do Sal. Ela pode ser dividida em duas partes
com base na discordancia Intra-Alagoas: uma parte inferior, representando os carbonatos do
rifte superior, € uma parte superior, composta pelos carbonatos da fase sag. No entanto, em
algumas dreas da Bacia de Santos, a sequéncia sag é completamente ausente. O presente
trabalho adota o modelo proposto por Wright e Barnett (2015) e Wright e Rodriguez (2018),
que sugere um ambiente de lago evaporitico hiper-alcalino, raso e conectado. Esse modelo ¢
baseado em uma grande variedade de dados da Bacia de Santos e corroborado por diversos
autores, que destacam a alta alcalinidade e a auséncia de influéncia marinha. Para mais
informacdes sobre a deposi¢ao da Fm. Barra Velha, Castro (2019), oferece uma ampla revisao
bibliogréfica dos principais trabalhos que discutem o modelo deposicional da formagdo. Quanto
as facies presentes na formacdo, este trabalho adota o modelo de Wright e Barnett (2015), que
estabelece uma relacdo entre trés ficies e a evolu¢do do ambiente deposicional, procurando
determinar o contexto em que cada litologia foi depositada (figura 9). A Fécies 1 consiste
predominantemente em shrubs in situ. A Ficies 2 € dominada por esferulitos e representa uma
grande por¢do da Fm. Barra Velha. Ela estd associada a shrubs menores, tipicamente
fragmentados, esferulitos fragmentados e carbonatos detriticos de tamanho areia a argila. Os
esferulitos foram possivelmente formados em uma matriz de silicatos de magnésio. A Fécies 3
consiste em carbonatos laminados, compostos de fragmentos de esferulitos e shrubs de tamanho
areia muito fina a silte, formados rapidamente a partir de fluidos com baixos teores de magnésio
e cdlcio. Os graos associados incluem restos de peixes e ostracodes ndo-marinhos, € a

silicificacdo € uma caracteristica comum nesta ficies.
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Figura 9 - Esquema de sucessdo de facies do modelo deposicional proposto por

Wright e Barnett (2015).
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De acordo com o modelo de Wright e Barnett (2015), a Facies 3 da Fm. Barra Velha
teria se formado em dguas rasas, porém mais profundas do que as outras facies. Essa facies seria
resultado de eventos pluviais de curta duracdo, que causavam uma redu¢do na salinidade e
alcalinidade do ambiente, tornando o lago menos hostil e permitindo a colonizagdo de espécies.
Por sua vez, a Facies 2 é caracterizada por uma taxa aumentada de evaporagao, resultando em
aguas supersaturadas e alcalinas que desencadearam a precipitacao de silicatos de magnésio,
inicialmente na forma de géis. Dentro desses géis, cresceram esferulitos que mais tarde se
transformaram em argila estevensitica. J4 a Fécies 1 teria surgido devido a redugdo da
precipitacdo do gel, possibilitando o crescimento rdpido de estruturas de shrubs cristalinos,
formados a partir do crescimento assimétrico de esferulitos nas dguas do lago. Os shrubs
calciticos encontrados se assemelham aos produzidos abioticamente em travertinos modernos

(Wright e Barnett, 2015; Gomes et al., 2020). Vale destacar que o modelo deposicional da Fm.

Barra Velha tem sido objeto de diversas discussdes na literatura.

3.4 Sistema Petrolifero
Um sistema petrolifero € um conjunto complexo de processos fisico-quimicos em
constante evolucdo que resulta na geracdo e armazenamento de petréleo (DEMAISON;

HUIZINGA, 1994). Esse sistema € composto por diversos elementos, como a rocha geradora,
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a rocha reservatdria, a rocha selante, o processo de migracdo do hidrocarboneto até a rocha
reservatorio e o tipo de armadilha geoldgica que permite a acumulagcdo do petréleo. Juntos,
esses elementos formam um ambiente propicio para a geracdo, migracdo e armazenamento do
petréleo. Além da sequéncia geracdo-migracdo-acumulacdo que deve ocorrer no momento
exato, um sistema petrolifero ativo envolve a existéncia e o funcionamento sincronos de dois
fendmenos geoldgicos dependentes do tempo (migragdo e sincronismo) e de quatro elementos
(rochas geradoras maturas, rochas-reservatorio, rochas selantes e trapas) (MILANI ez al., 2001).
O método de caracterizagdo dos componentes dos sistemas petroliferos na Bacia de Santos
adotado neste estudo foi baseado na pesquisa realizada por Chang et al. (2008).

O sistema petrolifero da sec¢do pré-sal na Bacia de Santos (figura 10) consiste de
folhelhos lacustres ricos em matéria organica de idade neobarremiana/eoaptiana das formacoes
Picarras e Itapema. De acordo com Chang et al. (2008), as rochas geradoras dessas formacoes
foram depositadas em ambiente lacustre salino ao final da fase rifte (Sin-rifte III). SupSe-se que
neste ambiente o sistema de lagos passou a receber influéncia de dguas salinas provindas do
sul, tendo se tornado salinizado devido ao acréscimo de aridez instalada ao final da fase rifte,
no Cretaceo Inferior (CHANG et al., 2008).

Ja os reservatdrios da secdo pré-sal sao formados por rochas carbondticas da Fm.
Barra Velha e coquinas da Fm. Itapema (MOREIRA et al., 2007). Os carbonatos ooliticos
constituem o reservatério mais importante da secdo poés-rifte, hd também carbonatos
(coquinhas, microbialitos e estromatolitos) da fase sag (sin-rifte 1II) das formagdes Itapema e
Barra Velha, que constituem os principais reservatorios da sec@o pré-sal, com grandes volumes
de 6leos descobertos nos campos de Lula, Sapinod e Buzios.

Segundo Carminatti et al. (2008), os reservatérios do pré-sal estio relacionados com
a ruptura das placas Africana e Sul-Americana, depositados em um ambiente de golfo, com
imensas lagunas e uma relativa estabilidade tectonica. Tais condi¢Oes de baixa energia e
hipersalinidade favoreceram a presenca e o crescimento de cianobactérias, que compdem as
rochas carbondticas constituintes dos reservatdrios do pré-sal.

Paralelamente, Gomes et al. (2008) definiram como play do pré-sal o modelo de
acumulac¢do de hidrocarbonetos em reservatorios carbonéticos de origem microbial, abaixo de
camadas do sal do Aptiano. No modelo de acumulagao da se¢do rifte sugerido por Chang et al.
(2008) o definem como aglomeracdes de hidrocarbonetos em altos estruturais da secdo rifte,
tendo como reservatorios rochas carbondaticas do andar local “Alagoas”.

Os reservatorios das formacgdes Itapema e Barra Velha sdo compostos por rochas

carbondticas formadas por coquinas e microbialitos. Os carbonatos microbiais ocorrem nas
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segoes rifte superior e sag, podendo estar sobrepostos a depdsitos de coquinas da Formagao
Itapema, de idade Neobarremiana-Eoaptiana. Os reservatdrios carbondticos da Formacao Barra
Velha consistem em rochas carbondticas microbiais e estromatolitos, que foram depositados em
condi¢des maritimas transicionais hipersalinas durante a fase sag no Aptiano (figura 4). Em
algumas partes € possivel observar se¢Oes adicionais de reservatdrios calcdrios, advindos da
Formacao Itapema, e coquinas ou banco de conchas, que foram depositados em condicdes
lacustres no topo da seg¢ao rifte

As principais trapas dessa se¢do pré-sal estdo associadas aos altos estruturais do
embasamento que foram gerados no inicio da fase rifte. Também nessa fase foram criadas as
falhas responsdveis pela migracdo dos hidrocarbonetos. O selo corresponde ao pacote 26
evaporitico neo-aptiano/eoalbiano da Fm. Ariri, cuja espessura pode atingir mais de 3.000 m
(MOREIRA et al., 2007).

Figura 10 - Modelo esquematico de acumulacdo de hidrocarbonetos no pré-sal na

bacia de Santos
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V - rochas vulcanicas; G — rochas geradoras (folhelho);
R - reservatdrios: R1 - calcarios microbialiticos, R2 - calcarios com coquina,
R3 - fraturas em rochas vulcanicas (basalto); $ - selo (sal)

Fonte: Chang et al., 2008.

As rochas reservatérias do play pré-sal da secao rifte sdo seladas principalmente
pelo pacote evaporitico abaixo das muralhas de sal da Formagao Ariri, que se depositou no
Neoptiano (equivalente ao andar local Alagoas superior). Esse pacote evaporitico € constituido
por camadas extensas que se estendem ao longo da Bacia. Além disso, a variacao litologica das
unidades da prépria secdo rifte, que contém intercalacdes de sedimentos peliticos e calcilutitos,

também atuam como selos para as rochas reservatorios.



35

4 MATERIAIS E METODOS

4.1 Revisao bibliografica
A revisdo bibliografica se deu através da busca por artigos cientificos nacionais e
internacionais, em diversas plataformas, com foco em geologia regional da Bacia de Santos e
metodologias associadas a pesquisa, para embasamento tedrico.

O fluxo de trabalho seguido na pesquisa pode ser observado através da figura 11.

Figura 11 - Fluxograma do trabalho.
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Fonte: Autor.

4.2 Dados sismicos

Para o desenvolvimento do presente trabalho foram utilizados dados publicos
disponibilizados pela Agéncia Nacional do Petréleo, Gas Natural e Biocombustiveis (ANP).
Foram concedidos dados sismicos e de pogos (e.g. perfilagem geofisica, facies, wellheaders,
wellpaths, welltops) e dados de petrografia. Foi utilizado o software Petrel ® E&P Platform, da
Schlumberger, em sua versao 2021, para integracao e interpretacdo dos dados.

Foram utilizados neste estudo dados de 10 pocos € um volume de reflexdo sismica

tridimensional no dominio da profundidade. O volume sismico interpretado consiste em 811
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linhas de campo espagadas em 12,5 m. O comprimento das inlines € de ~28,2 km e as crosslines
tém ~19,8 km, cobrindo uma area total de ~558,36 km?2.

Seguindo o fluxograma planejado (figura 11), os dados de pocos e sismicos foram
inseridos no Petrel ® e foi realizado o controle de qualidade dos mesmos (figura 12). Os dados
de pocos incluem as coordenadas da cabegca do pogo, a trajetéria do pogo, os marcadores
estratigraficos, os perfis geofisicos e os dados de porosidade retirados dos relatérios e/ou

arquivos dos perfis compostos.

Figura 12 - Passo a passo para o modelo estrutural.
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A correlacdo dos welltops com os dados sismicos permitiu mapear com maior
acurdcia os horizontes das formagdes presentes no campo. Utilizou-se os preceitos da
sismoestratigrafia para a interpretacdo e foram mapeados os principais horizontes e falhas
presentes no volume sismico. Utilizou-se a ferramenta 3D Autotracking com supervisiao
criteriosa e ajustes manuais, levando em consideragdo a andlise das sismofécies. Foram
utilizados volumes de diferentes atributos sismicos (e.g. variancia, anttracking, cosseno de
fases) os quais foram selecionados de acordo com sua contribui¢io na interpretacdo sismica,
evidenciando feicdes importantes no mapeamento.

Além das falhas e horizontes, foi realizada a interpretacdo de facies sismicas, que
foram importantes para o entendimento do comportamento geolégico do modelo e compreensao
da distribuicao das facies. Para isso, foi utilizado o atributo cosseno de fases que realcou bem a

diferenca entre as facies sismicas da area de estudo.
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As fécies sismicas sdo geralmente identificadas como padrdes associados a
elementos arquitetonicos, sistemas deposicionais ou ambientes sedimentares, dependendo da
escala e resolucao dos dados sismicos (SOMMER, 2022). Essas facies sao reconhecidas por
meio de padroes de reflexdo sismica que indicam as caracteristicas fisicas do subsolo, como
mudancas na litologia, na porosidade e na presenca de fluidos. A interpretacdo das facies
sismicas pode fornecer informagdes valiosas sobre a geologia de uma area, como a distribui¢dao

de reservatdrios de hidrocarbonetos, a estratigrafia e a evolugdo tectonica (SOMMER, 2022).
4.3 Dados de Pocos

Foi realizada a interpretacdo de dados de pocos que contribuiram com
informacdes sobre as propriedades fisicas das rochas e acerca da faciologia do campo estudado.
Estes permitiram reconhecer as heterogeneidades intrinsecas ao reservatério em questao.

O carregamento dos perfis dos pogos foi realizado e, apds o controle de qualidade
dos mesmos, foi desenvolvida uma andlise qualitativa dos perfis dos pocos para determinar as
formacdes, identificar as litologias e as zonas produtoras de hidrocarbonetos (figura 13).

Com anélise dos relatérios e dos dados de pogos, propriamente dito, extraiu-se

informacdes das porosidades que foram incorporadas no modelo.

Figura 13 - Exemplo dos dados de pogos.
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Para determinacdo da porosidade foram utilizados os dados de well logs. Os
registros de poco sdo ferramentas enviadas ao poco durante o processo de perfuracdo que
medem diferentes propriedades do reservatério. O perfil sonico mede o tempo de transito
acustico, At, de uma onda sonora compressiva viajando através da formagdao porosa
(BASSIOUNI, 1994). Com isso, foi possivel calcular e extrair os valores de porosidade ao longo

de todo o perfil.
4.4 Modelagem Geoldgica
Para caracterizacdo e modelagem do reservatdrio, foi realizada a avaliagdo,
organizacdo e controle de qualidade das interpretacdes. Em seguida, foi criado o modelo

estrutural e, posteriormente, o modelo de propriedade (figura 14).

Figura 14 - Fluxo geral de trabalho usado na modelagem tridimensional.

r ™\ ( ~
Controle _ Modelo . Modelo
de Qualidade L Estrutural de Facies
2 >, S
' '
~ A ™
Interpretacao e
stsimica Geoestatistica
o J S
L L

Fonte: Autor.

Ap06s a confeccdo do modelo estrutural, foi iniciado o processo de modelagem de
propriedade. O primeiro procedimento realizado foi de scale up para adequar a escala dos dados
dos pocos a escala do grid. Neste procedimento, cada célula que atravessa a trajetoria do pogo
e que ja tenha definido suas fécies, vai ser preenchida pela facies que proporcionou maior
ocorréncia dentro dela. O segundo passo foi realizar um cut off utilizando os dados de
porosidade disponibilizados pela ANP, onde foram separadas trés facies, de acordo com a
porosidade: porosa (valores maiores que 12%), médio porosa (valores entre 6 € 12%) e fechada
(valores inferiores a 6%).

Ap0s a discriminacao das ficies estabeleceu-se, através da andlise semivariografica
dos dados, as medidas quantitativas de correlacdo espacial para serem utilizadas no processo de
distribuicao geoestatistica das propriedades.

Para a modelagem de propriedade e sua distribui¢do nas células do grid, foi
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determinada uma metodologia baseada nos dados existentes, bem como nos trabalhos de
Azevedo & Soares, (2017); Canon, (2021); Ma, (2019); Ringrose & Bentley, (2021) (figura
15). Os procedimentos incluiram o uso de dados do PAG (perfil de acompanhamento geolégico)
e dos pogos os quais permitiram a identificacao das trés facies (porosa, médio porosa e fechada).
Nesses dados, aplicou-se o algoritmo geoestatistico Sequential Indicator Simulation (SIS),

respeitando os estudos variograficos e a curva de proporcao vertical.

Figura 15 - Metodologia utilizada na distribuicao de fécies e geracao do modelo de propriedade.
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Figura 16 - Visualizacdo tridimensional do Modelo de propriedade do Campo de

Berbigao.

Fonte: Autor.
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S RESULTADOS

5.1. Interpretacao sismica

Foram interpretadas 3 facies sismicas (figura 17). A féacies 1 foi observada na
por¢do mais proxima a base do sal, e apesar de possuir poucos refletores devido a sua espessura
de aproximadamente 150 metros, apresenta alta amplitude e uma facies sismica plano-paralela
com boa continuidade. As ficies plano paralelas s@o um indicativo de uma deposi¢do mais
calma, tipica de ambiente lagunar, corroborando para o contexto propicio para deposi¢io
carbondtica (Sommer, 2022).

A fécies sismica 2 (figura 17) estd relacionada a Formacao Barra Velha 300 e possui
maior espessura, em torno de 500 metros, e seus refletores sdo plano-paralelos com baixa
amplitude, com alguns refletores semi-continuos. J4 a facies sismica 3 estd inserida na

Formacdo Itapema, apresenta alta amplitude, boa continuidade e média a alta frequéncia.

Figura 17 - Fécies sismicas interpretadas em uma se¢do sismica. A) Sismica em cores. B)

Atributo do cosseno de fases.

:ﬁi’.w o /
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wsw Barra Velha 100 Barra Velha 200 Barra Velha 300 Itapema — Falhas

Fonte: Autor.

Quatro horizontes geoldgicos, sendo eles Barra Velha 100, 200, 300 e Itapema,
foram interpretados.

A Formacao Itapema apresenta um topo caracterizado por um horizonte com baixa
continuidade o qual € compartimentado por muitas falhas (figura 18). Esse horizonte estd a uma
profundidade de aproximadamente 6400 metros na por¢do noroeste, porém, na zona mais a
sudeste, torna-se mais raso a aproximadamente 6300 metros, justamente na zona de um alto
estrutural (figura 18).

O horizonte da Formacgdo Barra Velha 300 (BV 300) esta a uma profundidade de
aproximadamente 6000 metros. E um refletor de pouca continuidade e amplitude média a alta.

O Barra Velha 200 (BV 200) estd a uma profundidade de aproximadamente 5800
metros e esse horizonte configura um mound na por¢ao noroeste € um buildup no setor mais a
sudeste do campo (figura 18). O refletor possui amplitude alta e influéncia das falhas.

O Barra Velha 100 (BV 100) representa o limite superior do pré-sal e corresponde
a base do sal. Ele apresenta uma boa continuidade, tendo na por¢do sudeste a presenga de um
buildup, em uma zona de um alto estrutural (figura 18).

A figura 18 apresenta a interface entre as fases de Oleo e dgua. Esta interface se
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encontra a uma profundidade aproximada de 5725 metros, situada dentro do contexto geoldgico

da Formacdo Barra Velha.

Figura 18 - Secdo sismica ndo-interpretada e interpretada, destacando-se as superficies da Fm.
Barra Velha 100, 200, 300 e Itapema, falhas, mound, plataforma carbonética, build up e o

contato 6leo-4gua.

I i i L i
wes Barra Velha 100 === Barra Velha 200 === Barra Velha 300 Itapema — Falhas

= Contato éleo-agua

Fonte: Autor.

A figura 19 apresenta os horizontes interpretados e suas correlacdes com a carta
estratigrifica e seus estdgios tectonicos. A Formacdo Itapema estd inserida na fase rifte,
caracterizada por uma maior atividade tectonica (MOREIRA, 2007) o que resulta em horizontes
mais descontinuos, ficies sismicas com menor amplitude e maior presenca de falhas no
ambiente geoldgico. J4 a base do sal estd localizada em um contexto do tipo SAG que € um
ambiente mais estivel (MOREIRA, 2007), com refletores continuos e menor influéncia

tectonico-estrutural, favorecendo, assim, o desenvolvimento de facies microbiais.
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Figura 19 - Secdo sismica mostrando a interpretacdo de falhas e horizontes correlacionadas a
carta estratigrafica adaptada da Bacia de Santos (MOREIRA 2007, WRIGHT & BARNETT
2015, BUCKLEY 2015 E NEVES 2019), a qual apresenta a estratigrafia com fases de evolugao
tectonica e discordancias do intervalo pré-sal.

Era Discordancias | Formagdes Tempo

Tectdnical

Albiano Guaruja

An
. Base do sal ::'“‘H‘:"‘“
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Intra-Alagoas | oo

— 110
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TR HEF

Bamremiano | Pré-Alagoas j—agema

Embasamento
Econdmico

— 130

wewn Base do sal

=== Barra Velha 200

wess Barra Velha 300
Itapema

= Falhas

Fonte: Autor.

5.2. Modelagem estrutural

Para geracdo do modelo estrutural, foram criadas quatro superficies de acordo com
os horizontes sismicos interpretados. A superficie da Formagao Itapema € a mais profunda do
modelo, tendo um intervalo de profundidade entre 5800 — 6500 metros (figura 20d). O setor sul
apresenta-se mais profundo que o setor norte e os altos estruturais situados na regido nordeste
do campo sdo alongados e continuos.

As superficies Barra Velha 200 e 300 sdo intermedidrias e possuem profundidades
que variam entre 5250 - 6000 metros (figura 20b,c). Suas zonas de maiores profundidades

também se encontram no setor sul de Berbigao.

Figura 20 - Superficies interpretadas. As cores representam a variacdo de profundidade. A)
Superficie Barra Velha 100; B) Superficie Barra Velha 200; C) Superficie Barra Velha 300; D)
Superficie Itapema.
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— 5500
5650
5800
5950

- 5700

-5700 ~ 6000
5900 6300
6100 6600
6300 6900

Fonte: Autor.

A superficie da Barra Velha 100 (BV 100) é a mais rasa do modelo (Figura 20a).
As zonas produtivas encontram-se nos altos estruturais, podendo alcancar profundidades
proximas a 5000 metros. Porém, é importante ressaltar, que na zona sudeste de Berbigao,
observa-se um aprofundamento da superficie BV 100, chegando a valores préximos a 5900
metros.

A figura 21 mostra a superficie da base do sal (BV 100) com a inclusdo dos pocos

que foram estudados. Os pogos foram perfurados em altos estruturais e € importante destacar
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que os po¢os mais importantes em termos de produ¢do do campo de Berbigdo estio localizados
na parte nordeste do campo, enquanto o pogo 1, situado mais a oeste do campo, tem baixa

producdo em comparacio aos demais.

Figura 21 - Superficie da Base do Sal, incorporando os pocos utilizados no trabalho.

Metros

i 5000m J

Fonte: Autor.

O mapa de falhas mostrou que grande parte dos planos de falhas vém desde o
embasamento até a base do sal (figura 22). Observa-se falhas que vao de uma profundidade de
aproximadamente 8000 metros até uma profundidade proxima de 5500 metros. No setor mais
a nordeste do campo, as falhas vém desde a fase rifte enquanto que na por¢ao mais nordeste
tem-se falhas de menor profundidade em zonas correspondentes a Formacdo Barra Velha

superior. Observa-se um conjunto de falhas normais que mergulham em dire¢des opostas.
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Figura 22 - Mapa de falhas da drea de estudo com a profundidade.
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Fonte: Autor.

A maioria das falhas mapeadas sao do tipo normal e listrica, e possuem uma dire¢ao
predominante de NW-SE e N-S. Observa-se a direcdo de mergulho das falhas e nota-se que
algumas falhas mergulham na direcdo W-SW e outras mergulham com dire¢do predominante
E- NE. A figura 23 apresenta o mergulho das falhas e nota-se que grande parte dos planos de
falhas s@o sub-verticais, com altos angulos de mergulho, em todo o campo de Berbigdo. Nas
zonas mais proximas a Fm. Barra Velha é mais significativa a tendéncia de verticalizacao,

enquanto que em profundidade o angulo tende a ser menor.
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Figura 23 - Mapa de dngulo de mergulho das falhas do Campo de Berbigao.
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Mergulho
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g 7500m

Fonte: Autor.

A figura 24 mostra a direcdo do angulo de mergulho. No setor noroeste de Berbigao,
a maioria das falhas mergulham para SE, com uma variacao entre 90° e 130°. Na borda leste do
campo também foi observado esse mesmo comportamento, com falhas mergulhando para o
mesmo quadrante. Em uma zona mais central, ha falhas em tons mais esverdeados, o que

significa mergulhos mais voltados a NW e SW.



49

Figura 24 - Direcao de Mergulho.
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Fonte: Autor.

A figura 25 mostra o modelo estrutural do Campo de Berbigdo o qual incorpora
todas as informacdes das interpretacdes sismicas e andlises estruturais feitas. Ha duas zonas
importantes de buildups que estdo proximos aos altos estruturais bem como uma zona mais

aplainada, interpretada como plataforma carbondtica, no setor central do modelo.
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Figura 25 - Modelo Estrutural do Campo de Berbigao entre os topos das Formagdes Barra Velha
e Itapema.

Fonte: Autor.

5.3. Modelagem Geoestatistica

De acordo com a andlise geoestatistica, a facies porosa € a mais presente no
reservatdrio estudado, abrangendo cerca de 46% da drea, sendo a principal facies encontrada
(figura 26). Esta facies esta distribuida por toda a drea, porém, com maior ocorréncia préximo
a base do sal. A segunda ficies mais comum € a meio porosa, representando cerca de 36% do
reservatorio, também presente ao longo de toda area de estudo.

A composicdo restante do reservatorio € constituida, em percentual, por 18% da
facies fechada. A fécies fechada é predominantemente localizada na parte sul do modelo e na

zona intermediaria.
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Figura 26 - Gréfico da distribuicdo de facies em porcentagem no modelo tridimensional.
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Fonte: Autor

Para facilitar a compreensdo, o modelo foi dividido em trés zonas distintas: a
primeira corresponde a zona entre a base do sal e a Formacgao Barra Velha 200, a segunda situa-
se entre a Formagdo Barra Velha 200 e 300, e a terceira zona compreende a drea entre a
Formacao Barra Velha 300 e a Formacao Itapema.

Na primeira zona (figura 27), observa-se que a facies porosa estd distribuida ao
longo de todo o reservatdrio inclusive nos altos estruturais onde estio localizados os pocos. A
facies médio porosa é mais presente no setor norte da drea de estudo e na plataforma
carbonatica, entre os altos estruturais. Ja as zonas com facies fechada estdo localizadas
preferencialmente no setor sul do campo de Berbigdo e principalmente ao redor dos altos
estruturais. Nessa zona, a facies mais comum € a porosa, representando cerca de 46%, enquanto
a facies médio porosa corresponde a quase 36%. A ficies fechada é responsavel por apenas
18% da zona. O alto estrutural mais a noroeste apresenta a facies mais fechada. Observa-se que,
de uma forma geral, esta zona € bastante porosa, sendo considerada uma zona de grande

importancia do campo de Berbigao.
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Figura 27 - Modelo de Propriedade do campo de Berbigdo: Zona 1 (entre Barra Velha 100 e
200).
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Fonte: Autor

Na segunda zona (figura 28), hd uma leve reducdo na porosidade em relacdo a
primeira. Nesse caso, a facies mais representativa € a médio porosa, correspondendo a cerca de
45% da zona, seguida pela facies porosa, com aproximadamente 34%. A facies fechada que
estd predominantemente localizada no setor sul do campo de Berbigdo com 21%. Apesar de
estar mais concentrada no setor sul, essa facies também estd presente na parte norte, sendo a

zona com a maior espacializagcdo desta facies ao longo do reservatorio.
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Figura 28 - Modelo de Propriedade do campo de Berbigdo: Zona 2 (entre Barra Velha 200 e
300).

POROSO MEDIO POROSO FECHADO

Fonte: Autor

Na terceira zona (figura 29), correspondente a regido entre o topo da formacao
Itapema e a Barra Velha 300, a facies mais predominante € a porosa, representando quase 45%
da zona, seguida pela facies médio porosa, com 30%, sendo bem importantes neste setor. A
facies fechada representa aproximadamente 25% da zona, tendo uma importancia neste
contexto, tendo em vista que ela segue o trend preferencial das falhas, como pode ser observado
na figura 29. A féicies porosa nessa zona sé estd presente na parte mais sudoeste da drea, mas

também nos altos estruturais, mostrando uma boa porosidade para a producgao de dleo.
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Figura 29 - Modelo de Propriedade do campo de Berbigdo: Zona 3 (entre Barra Velha 300 e
Itapema).
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Fonte: Autor

Com a visualizacdo do modelo em camadas (figura 30), observa-se uma regiao
menos porosa a noroeste do campo, préximo ao poco 1. No alto estrutural em que esta situado
0 poco 1, vemos uma porcado bem significativa da facies fechada. No setor mais nordeste, onde
estdo localizados a maioria dos pogos produtivos do campo, as facies porosas e meio porosas

sao predominantes.
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Figura 30 - Modelo de Propriedade do campo de Berbigdo. Visualizacdo em camadas.
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Fonte: Autor

A figura 31 apresenta o modelo em uma secao de dire¢io NE-SW a qual permite a
andlise da disposi¢ao das facies presentes. Observa-se que a regiao intermedidria apresenta mais
as ficies fechada e médio porosa enquanto que as por¢des mais rasas € mais profundas,

sobretudo na regido nordeste do campo, apresentam a facies porosa melhor distribuida.
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Figura 31 - Secdo NE-SW do modelo de propriedade do Campo de Berbigdo. A facies porosa
ocorre em maior porcentagem na por¢ao superior do campo, a facies médio porosa na por¢ao
intermedidria e a facies fechada na porcao basal.
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Fonte: Autor.

Com a visualizagdo em mapa da Formacao Barra Velha 100 (figura 32), observa-se
um corredor mais poroso na por¢ao central do modelo, com zonas mais fechadas no setor
noroeste e sul. Todavia, as principais facies do campo de Berbigdo sdo as porosa e médio porosa

e estdo amplamente distribuidas pelo reservatorio.
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Figura 32 - Mapa do Modelo de Propriedade.
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Fonte: Autor

A figura 33 apresenta as correlacOes litoldgicas realizadas entre os dados
petrogréficos e as facies dos pocos. Verificou-se que a facies mais porosa correlaciona-se com
as litologias estromatolito, estromatolito arbustiforme, estromatélito arborescente e shrubby. Ja
a facies fechada se correlaciona predominantemente com as litologias esferulitito, laminito,
laminito crenulado e grainstone. A facies médio porosa ora se correlaciona com as litologias
relacionadas a facies porosa, ora se correlaciona as litologias correlacionadas a facies fechada,

sendo elas: estromatolito, estromatolito arborescente, laminito e laminito crenulado.



58

Figura 33 — Litologias presentes em dados petrogrificos correlacionadas aos pocos

estudados.
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6. DISCUSSOES

6.1. Interpretacao Sismica

Segundo Sommer (2022), o cardter sismico de refletores descontinuos e de baixa
amplitude corresponde a um fundo de depdsitos lamacentos, representados por lamitos,
sedimentos mais finos e esferulititos, corroborando com a presenca da fécies fechada
encontrada nesta pesquisa (figura 17a). Por outro lado, o padrdo sismico continuo e de grande
amplitude corresponde a uma predominancia de calcario microbial e sedimentos retrabalhados,
facies mais porosas, como apresentado no modelo e nas amostras de petrografia.

Em termos de f4cies carbondticas e modelos de facies carbondticas, Maas et al.
(2023) definiram que existem 3 principais tipos de facies carbondticas (figura 4), que sdo:
mounds, build-up e plataformas carbondticas. Nesta pesquisa, através das fdcies sismicas,
identificou-se caracteristicas tipicas do ambiente do pré-sal, como os mounds, build-ups e
plataformas carbonaticas (figura 18) e elas foram incorporadas ao modelo geoldgico (figura
27).

Os build-ups estao presentes nas zonas dos altos estruturais, em zonas de reflexao
cadtica e geometria externa convexa ou conica (figura 18) assim como observado por Neves,
(2019). Os mounds carbondticos tém uma menor expressao que os build-ups (figura 4) (Maas
et al., 2023) e estdo presentes em zonas de mais baixa amplitude sismica. J4 as plataformas
carbonaticas podem apresentam facies plano paralelas em um contexto agradacional (figuras
17a e 18).

De acordo com Buckley et al. (2015), a deposi¢ao dessas fei¢cdes foi influenciada
por uma margem elevada com topo plano. Essa margem favoreceu o desenvolvimento de build
ups.

Foram interpretados quatro horizontes sismicos, Barra Velha 100, 200, 300 e
Itapema. O intervalo Itapema foi definido como parte inferior do intervalo sinrifte delimitada
na base por uma transgressao regional que marca o inicio da deposi¢c@o carbondtica e no topo
pela Discordancia Pré-Alagoas (Buckley et al., 2015; Pietzsch et al., 2018). Nesse contexto os
refletores sdo pouco continuos por consequéncia do importante controle estrutural e tectonico
em que a Formacao Itapema estd inserida (figura 20).

A Formacdo Barra Velha 300 estd inserida no contexto da Barra Velha Inferior,
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abaixo da Discordancia Intra-Alagoas e marca a primeira apari¢do microbiana in situ (Moreira
etal., 2007; Buckley et al., 2015; Pietzsch et al., 2018). Os refletores, apesar de serem continuos
no setor sul do campo, apresentam uma caracteristica mais cadtica em virtude, principalmente,
da Formagdo Barra Velha 300 estar inserida em um estgio rifte (Moreira et al, 2007).

As Formagdes Barra Velha 100 e 200 foram definidas, sequencialmente, com base
em discordancias sismicas, geometrias e terminacdes do refletor e distribuicdo de fécies
sismicas (Minzoni et al, 2020). Os refletores destas formagdes apresentam boa continuidade,
pois estdo inseridas em um contexto tipo SAG (figura 19), no Barra Velha superior (MOREIRA
et al, 2007).

6.2. Modelagem Estrutural

A sedimentacdo carbondtica foi favorecida pelo contexto do paleoambiente da
Formacao Barra Velha e pela configuracdao das falhas (FERREIRA et al, 2021). O mapa de
falhas mostrou que grande parte dos planos de falhas sdo profundos, ocorrendo desde o
embasamento (figura 23) até a base do sal. Observa-se falhas que vao de uma profundidade de
aproximadamente 8000 metros até uma profundidade préxima de 5500 metros. Isso indica um
forte controle estrutural no contexto de deposi¢do dos carbonatos no intervalo das Formacoes
Itapema e Barra Velha, com possiveis reativacdes de falhas, assim como observado por Vital
et al, (2023).

O modelo estrutural apresentou predominancia de falhas normais com mergulhos
divergentes (figuras 24, 25) e essas falhas foram importantes na configuracdo dos altos
estruturais que sdao observados no modelo. Essa configuracdo estrutural também é observada
em trabalhos como Gomes (2020), Vital (2023).

As direcdes de mergulhos das falhas (figura 24), predominantemente WSW-ENE,
indicam direcdes opostas de mergulho e com isso gerou-se uma compartimentalizacdo do
campo de Berbigdo. Isso foi evidenciado por Vital et al., (2023) que observaram uma
compartimentaliza¢do do campo de Berbigdo em virtude do contexto estrutural que influenciou

a estratigrafia do ambiente.

6.3. Modelagem de propriedade e influéncia das facies na producao do campo
de Berbigao

Neste estudo foram descritas 3 facies para o intervalo de estudo entre a Barra Velha
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100 e o topo da Formacao Itapema. As facies foram: Porosa, Médio Porosa e Fechada.

Facies Porosa e Meio Porosa

O modelo de facies demonstrou que na zona da secdo tipo Sag Aptiano do Pré-sal
apresenta uma caracteristica mais porosa e meio porosa (figura 27). A figura 33 corrobora para
o que foi visto no modelo e, de acordo com os dados de petrografia, as principais litologias
encontradas nas zonas porosas foram calcdrios microbiais e estromatoélitos. A zona tipo Sag tem
uma origem microbiana com predominéncia de sedimentos microbiais e lamas carbondticas de
granulacdo fina, tanto na porcdo basal quanto na porc¢do superior da Formacdo Barra Velha
(CARMINATTI et al., 2008; TERRA et al., 2010; MUNIZ; BOSENCE, 2015; SABATO;
CERALDI; GREEN, 2017; CARVALHO; FERNANDES, 2021, FERREIRA et al, 2021;
REBELO et al, 2022).

No modelo, as facies predominantes nos altos estruturais sdo as facies porosas e
fechada (figura 27). Estes resultados corroboram com a modelagem sedimentar conceitual,
como visto em Ferreira et al., 2021.e, consequentemente, com os tipos de rochas esperados, tais
como calcérios microbiais, laminitos, esferulititos (figura 33).

Na figura 28, os pocos com uma presenca significativa das fécies porosas,
localizados nas zonas de altos estruturais na por¢ao nordeste (figura 20), possuem uma
producdo maior que os pocos nos setores mais a sul. Os pocos 2 e 3 produzem mais de 310.000
m? de 6leo/dia (ANP, 2023) (figura 34), sendo 0s pogos mais relevantes em produgio do campo
estudado.

A regido onde os pogos 2 e 3 estdo situados revela uma caracteristica petrografica
dominada por litologias microbiais, que se traduzem em uma porosidade mais significativa.
Essa particularidade sugere a presenca de uma qualidade superior em termos de potencial
produtivo. Como resultado direto dessas condi¢des favoraveis, os pocos 2 e 3 demonstram uma
notavel capacidade de producdo de 6leo.

Outro elemento que sustenta a exceléncia do reservatorio € a constatagio de que o
ponto de transi¢do entre o 6leo e a 4gua, que foi disponibilizado através de dados da ANP (como
ilustrado na figura 18), ocorre dentro da drea de maior porosidade, situada na zona de maior
influéncia microbiana. Essa observacao reforca adicionalmente a perspectiva de que essa regiao
€ mais propicia a produtividade significativa.

Os pogos 5 e 6 estdo localizados em um setor com um contexto de facies mais
fechada, com uma menor porosidade. Apesar disso, o cendrio de produgdo desses pogos nao €

tao discrepante com relac@o aos dois pogos nas zonas porosas. Tanto o 5 quando o 6 produzem
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acima de 200.000 metros cubicos de 6leo/ dia. O poco 6 chega a produzir mais de 300.000
metros ctbicos de 6leo/dia (figura 34).

O poco 1 estd posicionado em dreas caracterizadas por camadas fechadas, o que
indica um potencial produtivo substancialmente limitado. Essa condi¢@o € tdo marcante que nao
existem registros de dados de producao deste poco na ANP, evidenciando sua baixa viabilidade

para extragdo de dleo.

Figura 34 - Grafico de produc¢do do campo estudado (m3 de 6leo/dia). Fonte: ANP, 2023.
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Fonte: Autor

Facies Fechada

As facies fechadas estdo dispostas principalmente no setor mais ao sul do campo,
onde a profundidade € maior e principalmente nas zonas menos produtivas. A figura 31
demonstra a presenca destas facies em zonas mais profundas, tendo menor relevancia no
contexto produtivo, estando mais distante do contato 6leo-agua.

Nas zonas correspondentes as facies fechadas parecem estar dispostas rochas
calcérias do tipo esferulititos (figura 33), com uma porosidade menor, corroborando com o que
foi observador por MAAS et al, (2023) e REBELO (2022), e facies retrabalhadas que foram
relatadas por FERREIRA et al, (2021).
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7 CONSIDERACOES FINAIS

O modelo faciolégico desenvolvido neste estudo foi de suma importancia, uma vez
que os resultados refletiram a heterogeneidade do reservatério, levando em consideragdao o
contexto tectono-estrutural em que a area de estudo estd inserida. Além disso, os resultados das
simulagdes geoestatisticas refletiram adequadamente todos os dados de entrada para a
modelagem, com respeito as propor¢des de facies e as dire¢des de variabilidade. Com isso,
conclui-se que:

1 — As falhas ocorrem desde o embasamento e vao até proximo a base do sal. Estas
compartimentaram o campo de Berbigdo em blocos estruturais e promoveram a deposi¢do de
diferentes facies, incluindo mounds, buildups e plataformas carbondticas, o que levou as
heterogeneidades do reservatorio.

2 — As principais facies encontradas foram: Porosa (46%), Meio Porosa (36%) e
Fechada (18%). O reservatorio foi subdivido em zonas e concluiu-se que a zona 1, depositada
em um contexto tipo SAG apresenta mais facies Porosa e Médio Porosa. J4 a zona 2, que
também estd inserida em um contexto tipo SAG, possui mais facies Meio Porosa. A zona 3, por
sua vez, foi depositada em um contexto Sinrifte e possui quase 22% de facies Fechada. As facies
fechadas estdo localizadas na por¢ao mais a sul do campo estudado, enquanto as porosas e meio
porosas estdo distribuidas ao longo de todo campo e nas zonas produtoras.

3 — A correlacdo de facies com a petrografia desempenhou um papel crucial na
compreensdo e distribuicdo das rochas presentes no campo, permitindo assim a previsido da
qualidade do reservatdrio. Nas facies porosas, a litologia predominante encontrada foi o calcério
estromatolitico, uma tendéncia também observada na facies meio porosa. Por outro lado, na
facies fechada, foram observados esferulititos. Com isso, 0s po¢os cujas produgdes sao maiores
estdo dispostos nas facies porosas.

Em suma, os resultados alcangcados neste estudo forneceram uma visao detalhada
do reservatdrio, permitindo uma melhor compreensao de sua arquitetura geoldgica. O modelo
tridimensional desenvolvido foi correlacionado com as facies sedimentares e podera ser base
para a modelagem petrofisica que, posteriormente, poderd alimentar os simuladores de fluxos
de reservatorio. Desta forma, os resultados aqui alcangados auxiliardo nas tomadas de decisdes
a fim de aumentar o fator de recuperacdo da producao, a vida 1til e a gestdo do campo como

um todo.
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