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RESUMO

A Bacia do Recdncavo esta localizada no nordeste do Brasil, e é classificada como
bacia aulacdégeno, formada durante a ruptura do Gondwana no Cretaceo. A Formacao
Maracangalha é uma das formacdes que compdem a Bacia do Recbncavo, e foi
formada na fase rifte da bacia por um sistema progradacional flivio-deltaico passando
para lacustre, datada de idade Eocretécica. A formagédo é composta pelos membros
Caruacu e Pitanga, o primeiro é formado arenitos estratificados e macicos, o segundo
por arenitos finos e pelitos. Neste trabalho dados de porosidade e permeabilidade,
adquiridos a partir de analises de plug de testemunhos de sondagem, realizados em
14 pogos do Campo Cexis, totalizando 1106 dados amostrais, foram submetidos a
analise estatistica. Os objetivos sdo avaliar a correlacdo entre a porosidade e a
permeabilidade nos pocos, classificar qualitativamente o potencial de rocha
reservatorio de cada poc¢o e reconhecer discrepancias entre as propriedades dos
membros da Formacdo Maracangalha. As analises como a média, variancia, desvio
padrdo e valores maximos e minimos, assim como graficos, foram realizados no
programa Power Bi. Para simplificar a visualizacdo dos resultados foram feitos
gréaficos de dispersao, boxplots e histogramas. Dentre os 14 poc¢os do banco de dados,
5 foram utilizados na correlacdo com os membros da formacdo, somando 585
amostras. A partir de documentos sob dominio da ANP como perfis compostos e
relatorios geoldgicos de poco com descricdo de amostra de calha foi possivel, fazer a
correlacdo da profundidade dos membros da formacédo, com a profundidade das
amostras. O intervalo de profundidade das amostras é de 1.711 a 3.705 metros. A
meédia da porosidade do Membro Caruacgu é 12,4%, os valores maximos e minimos
de porosidade séo 21,5% e 1,0%, respectivamente, e o desvio padrdo é 4,4%; quanto
a permeabilidade, a média € 2,5 mD, os valores maximos e minimos de porosidade
sdo 86,8 mD e 0,0 mD, respectivamente, e o desvio padrao é 2,5 mD. A média da
porosidade do Membro Pitanga é de 8,7%, os valores maximos e minimos de
porosidade sao 17,9% e 1,4%, respectivamente, e o desvio padrdo é 4%; quanto a
permeabilidade, a média é 1,9 mD, os valores maximos e minimos de porosidade sao
42,9 mD e 0,0 mD, respectivamente, e 0 desvio padrao € 4,9 mD. A qualidade do
Membro Caruacu é classificada como razoavel em relacdo a porosidade e a
permeabilidade. A qualidade do Membro Pitanga é classificada como, ruim quanto a
porosidade e razoavel quanto a permeabilidade. Os dados gerais de porosidade em
funcdo da profundidade possuem boa correlagédo, sendo que a porosidade diminui
conforme a profundidade aumenta, o que indica influéncia da compactacéo. Os dados
de porosidade e permeabilidade séo correlacionaveis para os membros Caruagu e
Pitanga. O Membro Caruacu é o membro da Formagdo Maracangalha com maior
potencial de rocha reservatorio.

Palavras-chave: Rocha Reservatorio; Membro Caruagu; Cretaceo.



ABSTRACT

The Reconcavo Basin is located in northeast of Brazil, and it is an aulacogen formed
in the Gondwana break up in Cretaceous. The Maracangalha Formation (Recéncavo
Basin) was formed on the rift stage of the basin by a progradacional fluvial-deltaic to
lacustrine system, in early Cretaceous. This formation is composed by Caruacu and
Pitanga members, the first one is formed by stratified and massive sandstones and the
second one is formed by fine sandstones and mudstone. In this study, a total of 1106
drill core plug samples, from 14 wells based in the Cexis Field were used for statistical
analysis on porosity and permeability data. This work aims are: evaluate the correlation
between porosity and permeability in wells, classify reservoir quality from each well
rock and recognize discrepancies between physical properties of Maracangalha
Formation members. The mean, standard deviation, maximum and minimum values
were calculated in Power Bi software, as well as graphs confection. To visually and
compare the results were produced, scatter plots, boxplots and histograms. Among 14
wells of the database, 5 were used in the base of the formation members, a total of
585 samples. Based on documents under the domain of ANP such as composite well
logs and geological sample reports with sample description, was able to trace the
range depth of the members, and associate with the depths of samples. The depth
range for the samples is from 1.711 to 3.705 meters. Caruacu Member mean porosity
iIs 12.4%, the maximum and minimum porosity values are 21.5% and 1.0%,
respectively, and the standard deviation is 4.4%; as for permeability, the mean is 2.5
mD, the maximum and minimum porosity values are 86.8 mD and 0.0 mD, respectively,
and the standard deviation is 2.5 mD. Pitanga Member mean porosity is 8.7%, the
maximum and minimum porosity values are 17.9% and 1.4%, respectively, and the
standard deviation is 4%; as for permeability, the mean is 1.9 mD, the maximum and
minimum porosity values are 42.9 mD and 0.0 mD, respectively, and the standard
deviation is 4.9 mD. The quality of Caruacu Member is classified as fair in terms of
porosity and permeability. The quality of Pitanga Member is classified as poor in terms
of porosity and moderate in terms of permeability. The general data on porosity as
function of depth have a good correlation, porosity decreases as depth increases,
which indicates the compaction influence. There is a correlation between the members
(Caruacgu and Pitanga) and the physical properties data (porosity and permeability).
Caruacu Member (Maracangalha Formation) is the best potential reservoir rock.

Keywords: Reservoir rock; Caruagu Member; Cretaceous
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1. INTRODUCAO

A area de estudo esté localizada a leste do estado da Bahia, e compreende um
dos campos petroliferos terrestres situado na por¢céao sul da Bacia do Recéncavo, 0
Campo Cexis. Neste trabalho o objeto de estudo sera a analise estatistica dos dados
de permeabilidade e porosidade da Formagé&o Maracangalha, pertencente ao Grupo
Santo Amaro. A formacao € caracterizada por dois membros: Caruagcu, composto por
arenitos estratificados e macicos, com potencial de rocha reservatorio; e Pitanga,

composto por arenitos finos e pelitos com pouco potencial reservatorio.

No sistema de rifteamento Reconcavo-Tucano-Jatoba, a Bacia do Reconcavo
€ a Unica que possui sistemas petroliferos ativos reconhecidos. A bacia também foi a
primeira a explorar e produzir petréleo no Brasil. A principal rocha geradora da bacia
sao os folhelhos lacustres da Formacgéo Candeias e a principal rocha reservatorio séo
os arenitos da Formacdo Sergi (Magnavita et al., 2012). Entretanto, outros
reservatérios da bacia se destacam, como os turbiditos Formacdo Maracangalha e os
arenitos das formacoes Itaparica, Agua Grande, Marfim e Pojuca (ANP, 2017).

7

A porosidade € uma propriedade fisica fundamental da rocha, e a mais
importante para a engenharia de reservatorios, pois indica o potencial de
armazenamento de fluidos. Enquanto a permeabilidade caracteriza a capacidade do

material transmitir esses fluidos (Rosa et al., 2006; Schon, 2015).

Devido ao interesse exploratério da Formacdo Maracangalha, o estudo das
propriedades petrofisicas porosidade e permeabilidade, e suas eventuais relacdes, é
de suma importancia para compreenséo da potencial presenca e comportamento dos

fluidos na rocha.

Este trabalho possui como objetivo um melhor conhecimento do potencial
reservatério dos dois membros da Formacdo Maracangalha através das andlises de

dados petrofisicos obtidos em testemunhos provenientes do Campo Cexis.

Os objetivos especificos sdo: estabelecer correlagdo entre a porosidade e a
permeabilidade nos pocos; classificar qualitativamente o potencial de rocha
reservatorio de cada poco e correlacionar os dados com os membros da Formacéo

Maracangalha.



2. REVISAO TEORICA
2.1 BACIA DO RECONCAVO

A Bacia do Recodncavo (Figura 1) esta situada no leste do estado da Babhia,
nordeste do Brasil, abrangendo uma area de aproximadamente 11.500 km2. Faz divisa
a norte com a Bacia do Tucano, onde o Alto de Apora faz a separacédo entre essas
duas bacias, e a sul, é delimitada pelo Alto de Itacaré na porcao aflorante da bacia
(De Figueiredo et al., 1994). E limitada pela falha de Salvador a leste, e pela falha de
Maragogipe a oeste. De acordo com seu estilo tectdnico, é classificada como
aulacogeno, associada a ruptura do Gondwana, que gerou o oceano Atlantico Sul
durante o Cretaceo (Silva et al., 2007). Constituida por um meio-graben de direcao
NNE-SSW, com borda falhada a leste e flexural a oeste, preenchido por sedimentos
do jurassico superior e cretaceo inferior. Do ponto de vista tecténico, a margem oeste
da bacia passou a ser considerada estavel ha 132 Ma., enquanto que a margem leste

se tornou estavel somente ha 91 Ma. (Magnavita et al., 2012).
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Figura 1: Localizacao da Bacia do Recdncavo.



Os primeiros estudos sobre os sedimentos da Bacia do Recéncavo foram feitos
por Johann Baptist von Spix e Carl Friedrich Phyllip von Martius, no século XIX, em
unidades aflorantes na orla da Baia de Todos os Santos (Silva et al., 2007). A primeira
fase exploratéria na bacia foi realizada em Lobato - bairro da cidade de Salvador - em
1939, onde foi descoberta a primeira acumulacgao significativa de petrdleo (Silva et al.,
2007). E desde entdo ja foram perfurados mais de 5000 pocos, em cerca de 80
campos de 6leo e gés distribuidos na bacia (Magnavita et al., 2005). Na bacia ja foram
produzidos, até 2017, o total de 10 bilhdes de barris de 6leo e 73,2 bilh6es de m3 de
gas. E as reservas provadas somam 182 milhGes de barris de 6leo e 5,5 bilhdes de
m3 de gas natural (ANP, 2017).

2.2.1 Sequéncias sedimentares

A Bacia do Recbncavo pode ser dividida em quatro supersequéncias
sedimentares, Paleozoica, pré-rifte, sin-rifte, pds-rifte; além da sequéncia Nebégeno
gue cobre parcialmente a bacia. Na regido do maior depocentro da bacia, esta chega
a apresentar uma espessura superior de 6 km somente considerando a
supersequéncia sin-rifte (Magnavita et al., 2005). A Figura 2 apresenta a Carta

Estratigrafica da Bacia do Recdncavo criada por Silva et al. (2007).
2.2.1.1 Supersequéncia Paleozoica

Representada, segundo Caixeta et al (1994), pela Formacéo Aflingidos (283
Ma) é subdividida em dois membros, Pedrdo e Cozumba. O Membro Pedrdo, que
configura a por¢céo basal da formacéo, é formado por arenitos, lamitos e evaporitos.
O Membro Cozumba é constituido por pelitos e lamitos lacustres avermelhados
(Aguiar e Mato, 1990; Silva, 2007; Magnavita, 2005). A formac&do possui contexto
paleoclimatico arido, e com ambiente inicial marinho raso, e tendéncias regressivas
gue passam para ambiente marinho marginal, bacias evaporiticas, sabkha continental

e lacustre.
2.2.1.2 Supersequéncia pre-rifte

Configura as formagdes geradas durante o estagio inicial de flexura da crosta,
conforme o desenvolvimento do sistema de riftes eocretacicos. Durante esse periodo

surgem trés ciclos fluvio-edlicos, separados por transgressdes lacustres. O primeiro
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ciclo, datado do Neojurassico, formou o Membro Boipeba da Formacdo Brotas,
sucedido pelo Membro Capianga, da mesma formacdo, formado em ambiente
lacustre. O proximo ciclo é caracterizado pela Formagéo Sergi — tanto esta quanto a
Formacéo Alianca representam o Grupo Brotas. Sobreposto ao Grupo Brotas, da-se
inicio ao Grupo Santo Amaro ha 145 Ma. Em sua base, ha a Formacéo Itaparica de
contexto ambiental lacustre, separando, por fim, o dltimo ciclo fluvio-edlico que
compOs sedimentos arenosos provenientes na regido noroeste a norte da bacia,

constituindo a Formac&o Agua Grande (Silva et al., 2007; Magnavita et al., 2005).
2.2.1.3 Supersequéncia rifte

A base desta supersequéncia, é composta pela Formag¢do Candeias, sua
deposicdo comecou entre 145-140 Ma, quando houve grande atividade tectbnica no
inicio do rifteamento, o que culminou no aprofundamento da bacia. Neste contexto,
houve a deposicdo dos sedimentos lacustres do Membro Gomo, representado por
folhelhos, calcilutitos e arenitos turbiditicos. Dando seguimento a sedimentacdo
lacustre, e considerando o aumento do aporte sedimentar tornando a bacia um pouco
menos profunda, houve a deposicdo dos sedimentos que formam a Formacéao
Marcangalha. Composta pelos membros Caruacu e Pitanga, relacionados a
sedimentos peliticos e a depdsitos associados a fluxos gravitacionais. Apds a
deposicao dos folhelhos e turbiditos destas duas formacgdes, o aporte sedimentar na

bacia aumentou, enquanto a subsidéncia diminuiu (Silva et al., 2007).

Segundo Silva et al. (2007), a transicao destas formacdes para a Formacao
Marfim (140 Ma) ndo é observada em areas plataformais da bacia, devido a grande
taxa de erosdo durante este periodo; porém em baixos regionais € possivel ver a
tendéncia retrogradacional. O Membro Catu (Fm. Marfim), caracterizado por arenitos
de depdsitos deltaicos concentrados em baixos regionais, recobrem as areas
erodidas, formando uma discordancia em relacdo aos sedimentos da Formacgéo
Maracangalha. Em continuacdo a esse periodo de baixa taxa de subsidéncia e
reduzido gradiente deposicional, destacaram-se 0s ciclos deltaico-lacustres da
Formacéao Pojuca, além da formacdo dos marcos estratigraficos caracterizados por

pelitos e carbonatos lacustres desta mesma formacao.

A formacgdo do Céanion Taquipe, ha 133 Ma, ocorreu devido a reativacdo da
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Falha de Paranagua, originada por fatores climaticos. E durante este periodo, o
paleoambiente de sistemas deltaicos que formou a Formacdo Pojuca ainda era
predominante. A criagdo do Canion Taquipe juntamente ao baixo de Camacari
propiciou regibes para deposi¢cdo lacustre com fluxos gravitacionais associados,

configurando as formacdes Maracangalha e Taquipe (Silva et al., 2007).

A rapida movimentacdo no inicio do Cretaceo, gerada a partir da Falha de
Salvador localizada na borda sudeste da bacia, proporcionou rapida erosdo do horst
Salvador-Jacuipe. A partir deste evento, foi depositado entre 145-125 Ma os
sedimentos conglomeraticos da Formacao Salvador que abrangem a margem sudeste
da bacia, estes foram formados em um contexto paleoambiental de leque-deltaico
(Magnavita et al., 2012). A Formacédo Sao Sebastido (Grupo Massacara), Ultima a ser
formada durante o estagio rifte, marca o assoreamento do rifte, e € composta
principalmente por arenitos vermelhos depositados em um contexto fluvial (Silva et al.,
2007).

2.2.1.4 Supersequéncia pos-rifte

s

Esta sequéncia, de idade datada de 125 Ma, é caracterizada pelos
conglomerados, arenitos, folhelhos e calcarios da Formacgédo Marizal. Os sedimentos
gue a formaram foram depositados em um contexto de sistemas aluviais associados

a uma subsidéncia termal (Silva et al., 2007).
2.2.1.5 Sequéncias do Nedgeno

Sem relacdo com a histéria tectdnica da bacia, segundo Silva et al. (2007), a
Formacdo Sabia, do Mioceno, teve sua origem com a invasdo de sedimentos
marinhos, configurando os folhelhos e calcarios impuros desta formacao. Em seguida,
durante o Plioceno, houve deposi¢céo de sedimentos relacionados a leques aluviais

constituindo, entdo, o Grupo Barreiras.
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Figura 2: Carta Estratigrafica da Bacia do Recdncavo (Silva et al., 2007).



2.2 FORMACAO MARACANGALHA

A Formacédo Maracangalha (Figura 3), datada do Valanginiano a Eoaptiano
(139,8 — 125 Ma) (Silva et al., 2007), foi formada na fase rifte da bacia por um sistema
progradacional flivio-deltaico passando para lacustre (Bizzi et al., 2003). E constituida
predominantemente por folhelhos lacustres, nos quais ha a ocorréncia de corpos de
arenitos finos, argilosos e macicos do Membro Pitanga e camadas lenticulares de
arenitos com estratificacbes cruzadas tangenciais e plano-paralelas do Membro
Caruacu. Faz parte do Grupo Santo Amaro que compreende também as formacdes
ltaparica, Agua Grande e Candeias (Caixeta et al., 1994). Encontra-se disposta,
estratigraficamente, acima da Formacdo Candeias e transiciona de modo gradativo
ao topo para a Formacédo Pojuca e Marfim, além de se interdigitar lateralmente na

porcao sudeste com a Formacédo Salvador (Figura 3).
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Figura 3: Segéo geoldgica esquematica NW-SE da Bacia do Reconcavo, Fm. Maracangalha
representada em verde claro (Milhomem et al., 2003).

O Membro Pitanga apresenta facies arenaceas formadas em frentes deltaicas,
enquanto o conjunto das facies que compreendem arenitos finos e pelitos deste
mesmo membro, possuem sua origem associada a uma regido com maior aporte de
sedimentos finos, provavelmente relacionada a uma baia interdistributaria. Quanto ao
Membro Caruacu, o aporte de sedimentos em conformidade as inundacdes que
ocorriam na frente deltaica, eventualmente proporcionou instabilidades nesta regiéao,
devido ao significativo aumento de sedimentos depositados (Guerra e Borghi, 2003).
Em decorréncia disso, os episédios de instabilidade na frente deltaica, foram

responsaveis pela formacao dos turbiditos deste membro, e tornaram-se importantes



rochas reservatério para o sistema petrolifero da Bacia do Reconcavo (ANP, 2015).
Desta forma, as deformacdes, geradas devido ao estado plastico dos sedimentos, e,
presentes principalmente nas facies de arenitos desta formacéo, foram criadas a partir
de fluxos sedimentares gravitacionais subaquéticos, em zonas préximas a deltas

inseridos em um ambiente lacustre (Figura 4) (Santos e Correa-Gomes, 2018).

Fm. Sao Sebastido NE

Gr. llhas

Fm. Candeias

Fm. Maracangalha g, salvador

Figura 4: Paleogeografia sin-rifte da Bacia do Recdncavo (Magnavita et al., 2005)

Durante a fase rifte da bacia, o peso das espessas colunas de sedimentos
depositados desta formacédo, ocasionou perda da coesdo dos sedimentos lamosos
dispostos acima dos membros Caruacu e Pitanga, resultando, entdo, na formacgao de
diapiros de folhelho em direcdo a superficie (Guerra, 2002). Este evento de
deformacéo sin-deposicional também afetou os arenitos das formac6es Candeias e
Maracangalha (Magnavita et al., 2012).

Segundo Silva et al. (2007), a estruturacdo e a distribuicdo das porcdes
reservatério da Formacdo Maracangalha foram influenciadas diretamente pelo
desenvolvimento de uma série de falhas listricas sindeposicionais. Estas falhas foram
formadas devido a sobrecarga dos sedimentos depositados por fluxos gravitacionais
durante o Berriasiano/Valanginiano (145-140 Ma), somando a configuracao tecténica

de meio- graben da bacia, com blocos basculados em dire¢éo ao sudoeste.



As designacdes da Formacdo Maracangalha passaram por mudancas na
hierarquia estratigrafica ao longo das décadas. Na Figura 5 observa-se a secao
geoldgica estrutural e estratigrafica interpretada por Camdfes (1988), a hierarquia
estratigréfica utilizada por ele na construcao da se¢éo segue como referéncia a coluna
estratigrafica de Viana et al. (1971). Estes ultimos autores, foram 0s primeiros a
estabeleceram uma coluna litoestratigrafica, bioestratigrafica e cronoestratigrafica,
utilizando como base os trabalhos produzidos até entdo. Para Camdes (1988), os
folhelhos formados durante o Eoberriasiano-Eovalangiano (145 - 140 Ma) sé&o

pertencentes a Formacao Candeias.

A Carta Estratigrafica da Bacia permaneceu a mesma até que Caixeta et al.
(1994) apresentaram uma nova proposta para a coluna litoestratigrafica, baseando-se
em Netto e Oliveira (1985) e Aguiar e Mato (1990) (Tabela 1). As modificacdes
realizadas por Caixeta et al. (1994) permanecem como referéncia até o momento.
Silva et al. (2007) acrescentou a proposta modificacbes referentes a amplitude
estratigrafica de algumas unidades, além de melhor definir os limites das sequéncias
deposicionais (Figura 2). Sendo assim, os membros Pitanga e Maracangalha,
antigamente pertencentes a Formagao Candeias, sdo considerados, segundo Caixeta
et al. (1994) e Silva et al. (2007), como Formacao Maracangalha, como resumido na
Tabela 1. O Membro Caruacu, atualmente pertencente a Formacgdo Maracangalha, na
Figura 5 apresenta-se indiviso e incluso no Grupo ilhas, conforme a interpretacdo de
Viana et al. (1971) quando até entdo, este membro fazia parte da Formacao Marfim
(Grupo llhas).

Tabela 1: Sintese das unidades litoestratigraficas relacionadas a Fm. Maracangalha de acordo com
diferentes autores.

Entidade Estratigréafica

Autores
Maracangalha Pitanga Caruacu
. Membro da Fm. Membro da Fm. Camadas da Fm.
Viana et al. (1971) Candeias Candeias Marfim
. Formacé&o do Grupo Membro da Fm. Membro da Fm.
Caixeta etal. (1994) Santo Amaro Maracangalha Maracangalha
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o hm
e

2.3 CAMPO CEXIS

O campo petrolifero Cexis, na Bacia do Reconcavo (Figura 6), objeto de estudo
neste trabalho, tem 54,44 km? e esta a uma distancia de aproximadamente 46 km a
noroeste de Salvador, localizado entre os campos Candeias, Massui e Cambacica. A
primeira perfuracdo realizada neste campo, foi o poco 4CX0001BA, em 1966, onde
foram encontrados folhelhos fraturados do Membro Gomo (Formacgdo Candeias)
saturados com 6leo leve de 41° API. Em 1982, com a perfuracdo do poco 4CX0007BA,
foram encontradas acumulacées nos turbiditos do Membro Caruagu, Formacéao
Maracangalha (Camdes, 1988; ANP, 2016).
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Figura 6: Localizacdo do Campo Cexis

O volume total do campo é de 128 milh&es de petréleo, e 7.755,60 milhdes de
m3 de gas total. A producdo acumulada do campo é de 2,58 milhdes de barris de
petroleo e de 3.690,64 milhdes de m3 de gas total até 31/12/2014 (ANP, 2016).
Atualmente, h& 102 pogos perfurados no Campo Cexis, 25 destes estdo em fase de
producdo (ANP, 2021).

Camdes (1988), a partir de uma série de estudos sismicos e em dados de
pocos, contribuiu para detalhar o sistema de falhas que caracteriza o Campo Cexis,

apresentou a interpretagcdo geoldgica do campo sob aspectos estruturais e
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estratigraficos (Figura 5). Segundo o autor, a estratigrafia do campo € composta na
base pelas formacdes Alianca e Sergi (Grupo Brotas), sobrepostas ao embasamento;
em seguida pelas formagOes Itaparica, Candeias e Maracangalha (Grupo Santo
Amaro); entdo pelas formacdes Marfim e Pojuca (Grupo llhas) e cobertas pelos

sedimentos da Formacao S&o Sebastido do Grupo Massacara.

Segundo a ANP (2016), os turbiditos do Membro Gomo da Formacao Candeias
sdo 0s principais reservatérios do Campo Cexis, eles sdo caracterizados por sua
porosidade média de 11%, permeabilidade de aproximadamente 14,5 mD, e
saturacdo com Oleo leve de 41° API. Atualmente, os arenitos do Membro Caruacu
contém a principal acumulacéo de gas ndo-associado da Bacia do Recéncavo, sendo

0 gas o principal fluido produzido no Campo Cexis.
2.4 PLUGS DE TESTEMUNHO DE SONDAGEM

Segundo Consentino (2001), a anélise de plugs de testemunho € uma técnica
macroscopica que possibilita determinar de forma direta as propriedades que
representam, em uma escala de 109 (Figura 7), o volume total de um reservatério.
Séo retiradas geralmente em duas dire¢cdes de corte, tanto perpendicular ao eixo
principal do testemunho de sondagem, sendo nominados plugs horizontal; quanto

paralelo a este eixo, os chamados plugs verticais (Figura 8) (Dandekar, 2013).

Escala Escala Escala Escala
microscopica macroscoépica megascopica gigacdpica

,l

i _' Potencial \ | Resistividade
w espontaneo

Lamina Testemunho Perfil Secédo
petrografica de sondagem de poco sismica

Figura 7: Diferentes escalas de amostragem em estudo de rochas reservatério. (Adaptado de Fanchi,
2018).
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Figura 8: Orientacéo de plugs em testemunhos de sondagem (Adaptado de Tiab e Donaldson, 2015).

De acordo com Schon (2015), o didametro dos testemunhos de sondagem varia
de 4,5 a 13,5 cm de didametro, e a partir deles € possivel extrair diversos plugs. Os
plugs possuem, por padrdo, dimensbes de 2,54 cm de diametro e 7,62 cm de

comprimento.

A partir dos plugs podem ser realizadas diversas andlises diretas, como
medicdes de porosidade, permeabilidade absoluta de gas, permeabilidade efetiva de
Oleo, saturacdo de fluidos, pressdo de capilaridade (Consentino, 2001; Dandekar,
2013).

A estimativa de porosidade através da analise de plug de sondagem possui
uma representatividade de grande acuracia. Para Dandekar (2013), estas analises
sao essenciais para a avaliacao das formacdes, para a engenharia de reservatérios e
para seu desenvolvimento. Considerando que a porosidade secundéaria esta
relacionada a processos que variam em grandes escalas, comparado as dimensdes
de amostra de plugs, nesses casos o0s resultados das analises podem ser

considerados néo representativos.

Consentino (2001) comenta sobre a corre¢cdo de sobrecarga que deve ser
aplicada nas predi¢@es, pois quando o testemunho chega até a superficie, todas as
forgas de confinamento deixam de atuar e a rocha tem a tendéncia de se expandir em

todas as direcdes, causando uma modificacdo da geometria dos poros, o que pode
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influenciar na permeabilidade da rocha dependendo da diferenca de presséao.
2.5 POROSIDADE

Segundo Tiab e Donaldson (2015), a porosidade é a fragdo do volume total do
reservatorio que nao € ocupada pelo arranjo sélido do reservatorio. A porosidade,
entdo, é a soma dos volumes de todos 0s poros presentes na rocha, por exemplo as
fraturas, os fluidos como gas, agua e 6leo (Schon, 2015). De acordo com Dandekar
(2013), a porosidade de uma amostra de rocha de reservatdrio € composta por trés
volumes: o volume total (V;), o volume dos poros (Vp) e o volume dos gréaos (V;),

conforme a equacéo 1 abaixo:
Vr =Vp +V; (equagao 1)

A porosidade € um parametro adimensional e pode ser expresso em fracao ou
em porcentagem (Consentino, 2001). A equacao 2 abaixo expressa a porosidade de
forma matemaética.

Vp
Vr

d):

=% (equacao 2)
vVr
Onde:
¢ =porosidade
Vr =volume total da rocha reservaoério
V; =volume do gréo

Vp =volume do poro

Dividindo a equacdo 1 por V; é possivel obter a definicdo de porosidade
expressa em volume de graos em funcdo da porosidade com a equacao 3 abaixo
(Fanchi, 2018):

61— ¢ (equacao 3)
Vr

Para determinacao da porosidade através dos plugs de testemunho, € preciso
definir apenas dois dos trés volumes que compreendem uma rocha reservatorio. O
Vr dos plugs pode ser calculado de forma simplificada a partir de seus dados de
diametro e comprimento, isto quando se trata de amostras cilindricas perfeitas. Porém,

considerando a irregularidade geométrica dos plugs ou o caso de amostras nao
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integras, o procedimento utilizado entdo, consiste na medicéo gravimétrica do fluido
deslocado na amostra, com base no principio de Arquimedes. O fluido mais utilizado
nesta técnica é o mercurio, assumindo que este ndo penetra nos poros da rocha a
pressao atmosférica, evitando reacao entre fluido-rocha. A utilizacdo do mercurio na
determinacdo do volume deslocado resulta em trés pesos diferentes: a amostra de
plug seco no ar (a), o picnbmetro preenchido pelo mercurio (b)e o picnémetro
preenchido pelo mercurio contendo a amostra central (¢). Com base nestes pesos e
considerando a densidade do mercurio (Pmercario): Vr € descrito na equacgéo 4 a seguir
(Dandekar, 2013; Schon, 2015):

VT = (a) + (b) - (C)/pmercﬁrio (equa(;éo 4)

Os métodos para determinar V;, consistem em medir o volume de um fluido
extraido ou reintroduzido nos espac¢os porosos da amostra de rocha. Este fluido pode
ser, hélio, 4gua, 6leo sintético, mercurio ou o material do reservatério original da
amostra. Neste procedimento, € comum haver aumento na porosidade efetiva da
amostra, em consequéncia da introducdo do fluido na amostra permitir a ampliacéo
de poros interconectados. O V, pode ser calculado a partir do peso da amostra seca
e do conhecimento da densidade média da composicdo mineralégica da rocha
(Dandekar, 2013).

A porosidade pode ser classificada em primaria ou secundéaria, com base nos
processos genéticos da formacdo da rocha. A porosidade primaria é a porosidade
original da rocha, quando os espacos vazios sdo preservados mesmo apos a
deposicdo e compactacao inicial. Esta porosidade esta diretamente relacionada as
caracteristicas dos sedimentos que formam a rocha, como o tamanho do grao, a
angulosidade e a selecdo. Ao longo do tempo e do aumento de soterramento é
esperado que a porosidade primaria diminua (Consentino, 2001; Fanchi, 2018). A
porosidade secundaria € o resultado de processos de estresse tectbnico e processos
mecanicos aplicados aos sedimentos, como compactacao, deformacdo em materiais
inconsolidados e fraturamentos; e por processos geoquimicos como dissolucgéo,
dolomitizag&o, precipitacdo e reducado no tamanho dos gréos por alteragéo (Schon,
2015).

Os espacos vazios da rocha podem ou ndo estarem conectados, a porosidade
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total da rocha é definida por Amyx e Whiting (1960) como a razao entre o espaco vazio
total narocha e o volume total da rocha, portanto, os poros nao estdo necessariamente
interligados. Quando ocorre a interconexao entre 0os poros na rocha, obtemos a
porosidade efetiva, ja que essas conexdes permitem escoamento do fluido, fato este
importante economicamente (Selley, 2000). Por ser o local onde o fluido fica
armazenado, o volume total de hidrocarboneto de um reservatério é diretamente

proporcional a porosidade.

Se parte da porosidade da rocha for caracterizada por poros ndo conectados,
esta porcao nao contribuird para o transporte de fluidos na rocha (Schén, 2015). A
presenca de porosidade efetiva proporciona a rocha a propriedade de permeabilidade
definida como a capacidade de uma formacdo rochosa para conduzir fluidos
(Consentino, 2001).

A porosidade das rochas reservatorio podem ser determinadas através de dois
métodos: o direto, realizado em laboratérios e aplicado a plugs de testemunho de
sondagem e o indireto, que esta relacionado as perfilagens de pocos e dados sismicos
(Dandekar, 2013; Schoén, 2015). As medicdes realizadas em laboratorio possuem alta
acuracia, mas representam uma pequena porcao do reservatério. Enquanto os perfis
de pocos representam grandes por¢des do reservatério, mas a acuracia dos valores
€ menor (Fanchi, 2018).

Conforme Tiab e Donaldson (2015), a porosidade das rochas reservatério de
petréleo, geralmente variam entre 5% a 30%, entretanto o intervalo de porosidade que
€ mais frequente é de 10% a 20%. Segundo os autores, a Tabela 2 apresenta o
intervalo de porosidade em termos qualitativos de importancia econdmica
relacionados as rochas reservatorios. Para eles, porosidades maiores que 35% sao

raras, e porosidades menores que 5% dificilmente sdo comerciais.
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Tabela 2: Qualidade da rocha reservatério de acordo com sua porosidade (Tiab e Donaldson, 2015).

Intervalo de porosidade Classificacéao
0-5% Insignificante
5-10% Ruim
10-15% Razoavel
15-20% Bom
>20% Muito bom

Fatores que influenciam na porosidade em sedimentos siliciclasticos:
uniformidade no tamanho do grdo, grau de cimentacdo ou consolidacdo, grau de
compactacao sin e pos deposicional e método de empacotamento (Tiab e Donaldson,
2015).

2.6 PERMEABILIDADE

Além da porosidade, uma rocha reservatério precisa permitir a passagem de
fluidos como gas e 6leo através da conectividade entre seus poros, esta capacidade
de conduzir fluidos é denominada permeabilidade (Tiab e Donaldson, 2015). A
permeabilidade € um dos parametros principais de influéncia para determinar a

capacidade de producdo de uma acumulagéo de hidrocarbonetos (Dandekar, 2013).

Segundo Dandekar (2013) e Schon (2015), a permeabilidade pode ser
classificada em absoluta, efetiva ou relativa. A permeabilidade absoluta usualmente
denominada como apenas permeabilidade € quando a rocha reservatério esta
totalmente saturada por apenas um fluido ndo reativo — este termo se refere a reacdes
entre fluido e rocha. J& a permeabilidade efetiva, € quando a rocha possui o fluxo de
um fluido com a presenca de outro fluido, quando ambos sdo imisciveis. A
permeabilidade relativa é a razdo entre a permeabilidade efetiva e a absoluta. A

medicao destas duas permeabilidades se difere.

A permeabilidade € uma propriedade dinamica dos fluidos e pode ser medida
através de experimentos de fluxo de fluidos nas rochas reservatorio. Foi a partir do
trabalho do engenheiro francés Henry Darcy, em 1856, que desenvolveu a equagéo
gue permite calcular a permeabilidade absoluta de um material. Em seu experimento,

Darcy analisou o fluxo de agua atraves de filtros compostos por areia; este ensaio é
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analogo a injecéao de fluido em amostras de testemunho de sondagem, como os plugs,
para determinacdo da permeabilidade das rochas. A Lei de Darcy é amplamente
utilizada nos calculos presentes na engenharia de petrOleo para determinar a
permeabilidade absoluta da rocha reservatério (Dandekar, 2013; Tiab e Donaldson,
2015)

A expressdo matematica de permeabilidade, desenvolvida por Darcy, esta

apresentada na equacéao 5 a seguir (Tiab e Donaldson, 2015).

q -k dp ~
v =— =—— (equacao 5
2. = 5 o (equagdo 5)

Onde:
v =velocidade do fltido em cm/s

q =fluxo em cm?/s

k =permeabilidade dos poros da rocha, considerando Darcy (0,986923 um?)
A, =area da secdo transversal da amostra em cm?

u =viscosidade do fluido em centipoise (cP)

[ =comprimento da amostra em cm

dp/dl =gradiente de pressao na direcao do fluxo em atm/cm

Esta pode ser simplificada pela equacéo 6:

_ —Ackdp ~
=" (equacéo 6)

A permeabilidade absoluta calculada a partir de plugs de testemunha é
baseada na Lei de Darcy (Schon, 2015). Utilizando a equacao 6, apos separar a
variavel e integrar entre 0 e [, a pressao de entrada P; e a pressao de saida P,
obtemos, k sera dado pela equacéo 7 (Tiab e Donaldson, 2015):

___au
(P1—P2)Ac

(equacéo 7)

Onde k é obtido a partir de uma amostra de plug limpa e seca com as
dimensdes A, e [, como simplificado na Figura 9. Para analise de permeabilidade, a
fim de minimizar a interagcdo entre fluido e rocha é utilizado gases em estado

estacionario, como o nitrogénio ou o hélio (Sch6n,2015).
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Figura 9: Simplificacdo da anélise de permeabilidade em um plug de testemunho de sondagem.
(Adaptado de Tiab e Donaldson, 2015).

A permeabilidade (k) dos reservatérios de petrdleo depende do tipo da rocha e
pode variar de 0,1 a 1000 ou mais milidarcy (mD). intervalos de qualidade do
reservatério, com com base na permeabilidade esta resumida na Tabela 3. Para Lucia
(1999), a permeabilidade minima para producdo de 6leo nas rochas € de 0,1 mD.
Reservatorios com permeabilidades < 1 mD, sdo considerados ruins, porém foram
desenvolvidas técnicas que aumentam a permeabilidade das rochas, como o
fraturamento hidraulico e a acidificacdo para que seja possivel explorar reservatorios

antes considerados ndao econdmicos (Tiab e Donaldson, 2015).

Tabela 3: Qualidade da rocha reservatorio de acordo com sua permeabilidade (Tiab e Donaldson,
2015).

Intervalo de permeabilidade Classificacéo
k <1 mD Ruim
1< k <10 mD Razoavel
10< k <50 mD Moderado
50< k <250 mD Bom
k >250 mD Muito bom

De acordo com Selley (2000) e Fanchi (2018), a permeabilidade é controlada
por diversas variaveis, incluindo a geometria dos poros, sua tortuosidade e o tamanho
das gargantas entre os poros, a presenca de argila, a capilaridade entre a rocha e o
fluido, a viscosidade do fluido e o gradiente de pressdo. O tamanho do grédo que
compdem a rocha esta diretamente relacionado ao tamanho da garganta de poro, este

s

ultimo é fator controle em termos de transmissibilidade. Assim, rochas com
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granulometrias maiores possuem maior permeabilidade em comparacao aquelas com

granulometrias menores, para uma mesma porosidade.

Os meétodos utilizados para determinar a permeabilidade sdo os diretos e 0s
indiretos. Os métodos diretos compreendem os realizados em amostras, como
testemunhos de sondagem e plug; e também por meio de testes nos pocos e sondas
de perfuracéo, testes de formacéo a cabo e testes de bombeamento. Os métodos
indiretos sdo os que utilizam parametros do tamanho do gréo e os relacionados a
perfilagem de pocos, como onda Stoneley e perfii NMR (Ressonancia Magnética
Nuclear (Schon, 2015).

Fatores que influenciam na permeabilidade em sedimentos: formato e tamanho

dos gréos, laminagéo, cimentacéo, fraturamento e solucao (Tiab e Donaldson, 2015).
2.7 RELAC}AO ENTRE POROSIDADE E PERMEABILIDADE

Segundo Tiab e Donaldson (2015), a porosidade e a permeabilidade ndo sao
fatores que se relacionam diretamente de forma quantitativa, mas sim qualitativa. De
acordo com Dandekar (2013), para que uma rocha tenha alguma permeabilidade, é
preciso que a porosidade desta seja diferente de zero, isto se deve a permeabilidade
estar em funcéo da continuidade do espaco poroso. Desta forma, para o autor e do
ponto de vista qualitativo, quanto maior a porosidade, maior é a probabilidade de a
permeabilidade também ser alta, isso ocorre para a maioria das rochas clasticas. Os
dados de porosidade e permeabilidade muitas vezes sdo agrupados de acordo com
seu ambiente deposicional e a litologia, permitindo assim, observar alguma tendéncia
significativa em um conjunto de dados.

A distribuicdo estatistica de porosidade geralmente segue o modelo de
distribuicdo normal (ou gaussiana), enquanto para a permeabilidade € geralmente log
normal; a relacéo entre esses dois parametros € amplamente utilizada em gréaficos de
dispersdo (permeabilidade por porosidade) (Fanchi, 2018). Chilingar (1964), fez um
estudo da relag&o entre a porosidade, a permeabilidade e a distribuicdo dos tamanhos
dos grdos em diversos arenitos; na Figura 10 é possivel observar que existe uma
correlagcdo entre essas duas variaveis quando a composicdo granulométrica é

considerada.
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(Adaptado de Chilingar, 1964).
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3. MATERIAIS E METODOS

Este trabalho foi realizado a partir de trés etapas. A primeira delas foi a revisao
bibliografica, a segunda foi a analise de dados petrofisicos concedidos pela Agéncia
Nacional de Petréleo (ANP), contudo, os dados estao publicos desde 03 de maio de
2021, através do acesso online'. A (ltima etapa compreende na filtragem destes
dados para reunir apenas as amostras que correspondem a Formagao Maracangalha.
Estes dados reunem informac6es de 1106 amostras provenientes de 14 pocos
localizados no Campo Cexis, inserido na Bacia do Recéncavo (Figura 11).

554000 556000 558000 560000

Legenda:
* Pocos
[ Campo Cexis

Figura 11: Localizac&@o dos pocos utilizados neste trablaho no Campo Cexis (Datum horizontal:
SIRGAS 2000).

1 Acesso em: https://reate.cprm.gov.br/anp/TERRESTRE
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3.1 REVISAO BIBLIOGRAFICA

Para o desenvolvimento deste trabalho foi realizado uma pesquisa bibliogréafica
em plataformas virtuais académicas, sites governamentais e consulta em livros
cientificos. Foram consultados Magnavita et al. (2005); Magnavita et al. (2012) e Silva
et al. (2007) para caracterizar a estratigrafia, a evolugdo tectonosedimentar e o
sistema petrolifero da Bacia do Reconcavo. Os dados técnicos do Campo Cexis assim
como seu histérico de exploracdo podem ser encontrados em Camdes (1988) e nos
documentos da ANP (2016, 2021). Referéncias como Caixeta et al. (1994), Guerra
(2002), Guerra e Borghi (2003), Silva et al. (2007) e Viana et al. (1971) foram utilizadas
para um maior aprofundamento da Formag¢ao Maracangalha, em termos de unidades
litoestratigraficas, paleoamabiente e faciologia. O embasamento tedrico sobre plugs
de testemunho, porosidade e permeabilidade foi feito a partir dos trabalhos de
Consentino (2001), Dandekar (2013), Fanchi (2018), Schén (2015) e Tiab e Donaldson
(2015).

3.2 PROCESSAMENTO E ANALISE DE DADOS

Os dados concedidos pela ANP foram obtidos a partir de analises de plug de
testemunhos de sondagem. Estéo inclusas no banco de dados: cédigo da amostra, o
cédigo da amostra petrofisica, profundidade, densidade, porosidade e

permeabilidade.

Para processamento desses dados, utilizou o programa Power Bl. Dentro do
Power BI, foram extraidos os parametros estatisticos de média, desvio padréo,
maximo e minimo. Neste trabalho, as variaveis correlacionadas foram porosidade e
permeabilidade. Além dos parametros estatisticos, o programa também foi utilizado

para a geracao de graficos apresentados no trabalho.

As coordenadas e 0 numero de amostras por pogo estdo apresentados na
Tabela 4. Para a analise qualitativa dos poc¢os, quanto a classificacdo da porosidade
e permeabilidade para a determinacéo da qualidade de rochas reservatorio, utilizou-

se como base o sistema proposto por Tiab e Donaldson (2015).

Tabela 4: Latitude e longitude em UTM de cada poco, nUmero de amostras utilizadas por po¢os e suas
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respectivas metragem de testemunho. Datum horizontal: SIRGAS 2000.

Pocos Latitude Longitude Amostras
INRROOO1BA 8599085 559347 115
1RRO001BA 8595873 558677 29
3NRRO002BA 8600657 559231 21
4CX0001BA 8599990 557405 106
4CX0002BA 8592550 558110 5
4CX0003BA 8600129 554828 1
4QRO001BA 8597835 555589 21
7CX0015BA 8602247 556405 123
7CX0018BA 8603151 556926 74
7CX0023BA 8600685 557090 117
7CX0024BA 8601174 556457 97
7CX0056BA 8598079 556684 245
7CX0072DBA 8599551 556453 116
7CX0084DBA 8602234 556052 57
Total 1106

3.3 IDENTIFICACAO DOS MEMBROS DA FORMACAO MARACANGALHA

Dentre os 14 pogos do banco de dados, 5 foram utilizados nesta etapa do
trabalho, os pocos 1NRROO01BA, 3NRRO0O02BA, 4CXO0001BA, 4CX0003BA,
7CX0024BA, 7CX0056BA, somando entdo 585 amostras. A partir de documentos sob
dominio da ANP, relacionados a cada poc¢o; como perfis compostos e relatérios
geoldgicos de poco com descricdo de amostra de calha, foi possivel identificar os
membros Caruagu e Pitanga (Formacg&o Maracangalha) em cada um dos pocos.
Nestes documentos, a profundidade que neles constam, foi correlacionada com a
profundidade de obtencdo da amostra presente no banco de dados. Sendo assim, foi
possivel fazer a correlagcdo da profundidade dos membros da formagédo, com a

profundidade das amostras.
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4. RESULTADOS

4.1 PARAMETROS ESTATISTICOS

Os resultados obtidos dos valores médios, desvio padrdo, maximo e minimo de

permeabilidade e porosidade de cada poco e geral estdo descritos na Tabela 5. Para

melhor visualizar a distribuicdo dos dados, foi realizado graficos do tipo boxplot para

porosidade (Figura 12) e permeabilidade (Figura 13).

Tabela 5: Numero de amostras (N) e dados estatisticos gerais e de cada poco: média (MD), desvio

padrdo (SD), valor maximo (MAX) e valor minimo (MIN).

Permeabilidade (mD)

Porosidade (%)

Pocos N MD SD MAX MIN MD SD MAX MIN
INRROOO1BA 115 5,68 20,39 168,1 0,01 9,92 4,53 21,50 1,00
1RRO001BA 29 20,39 75,16 378,44 0,01 4,41 2,35 10 0,8
3NRROOO2BA 21 4,03 3,50 11,0 0,01 16,86 2,53 19,60 11,5
4CX0001BA 106 1,08 3,43 29,7 0,01 14,27 2,71 19,3 53
4CX0002BA 5 0,01 0,02 0,06 0 6,54 2,03 9 4,1
4CX0003BA 1 0 0 0 0 7,0 0 7,0 7,0
4QR0001BA 21 1,75 5,07 19,6 0,01 5,05 1,44 8,0 31
7CX0015BA 123 12,38 34,42 169,80 0,01 5,23 4,35 17,1 0,6
7CX0018BA 74 6,60 9,08 34,4 0,01 9,76 2,43 13,8 2,60
7CX0023BA 117 3,30 6,77 33,80 0,01 8,96 3,80 16,50 1

7CX0024BA 97 1,55 4,19 29,6 0,01 6,77 3,79 16,3 1,4
7CX0056BA 245 2,14 5,20 42,9 0,01 9,52 3,82 17,9 1,4
7CX0072DBA 116 2,99 5,58 48,5 0,01 11,05 3,23 16,4 2,7
7CX0084DBA 57 27,16 18,83 64,50 0,01 11,52 3.94 15,80 1,6
Geral 1106 5,58 19,76 378,40 0 9,55 4,54 21,50 0,60
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Figura 13: Grafico boxplot dos valores de permeabilidade (%) por poco.

Para uma andlise visual da correlacédo entre a porosidade e a permeabilidade
geral dos pocos, foi gerado um grafico de dispersdo (Figura 14), utilizando a
permeabilidade na escala logaritmica. A distribuicdo dos dados de porosidade esta
apresentada na Figura 15 e os de permeabilidade na Figura 16.
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Figura 14: Grafico de dispersdo dos dados amostrais gerais em fungéo da permeabilidade (mD) na
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Figura 15: Histograma geral da porosidade (%) das amostras.

Na Figura 15 a distribuicdo dos dados segue uma tendéncia do tipo platd, ou

seja, suas classes possuem uma frequéncia uniforme. Ja o histograma de

permeabilidade (Figura 16), segue uma tendéncia assimétrica a direita, indicando uma

alta frequéncia de classes baixas e baixa frequéncia de classes altas.
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Figura 16: Histograma geral da permeabilidade (mD) das amostras.

A fim de analisar a relacdo entre a profundidade e estas propriedades, foi

realizado graficos de dispersdo para a porosidade (Figura 17) e permeabilidade
(Figura 18).
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Figura 17: Gréfico de dispersao dos dados amostrais gerais em fun¢éo da porosidade (%) e
profundidade em metros (m).
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Figura 18: Grafico de dispersao dos dados amostrais gerais em fung¢éo da permeabilidade (mD) na
escala logaritimica e profundidade em metros (m).

4.2 QUALIDADE DO RESERVATORIO

Conforme apresentado na Tabela 2, é possivel classificar a qualidade da rocha
ao analisar as médias de porosidade obtidas em cada poco. Entdo 7,14% das rochas
dos pocos foi classificada, de acordo com Tiab e Donaldson (2015), como
insignificante; 57,14% como ruim; 28,57% como razoéavel e 7,14% como boa (Tabela
6).

Tabela 6: Qualidade da rocha de cada po¢co com base na sua porosidade e classificacdo criada por
Tiab e Donaldson, 2015.

Pocos Média (%) Porosidade
1RR0O001BA 4,41 Insignificante
7CX0024BA 6,77 Ruim
7CX0023BA 8,96 Ruim
7CX0056BA 9,52 Ruim
7CX0018BA 9,76 Ruim
7CX0015BA 5,23 Ruim
4QR0001BA 5,05 Ruim
4CX0003BA 6,54 Ruim
4CX0002BA 6,54 Ruim
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4CX0001BA 14,12 Razoavel

INRROOO1BA 10,23 Razoavel
7CX0072DBA 11,05 Razoavel
7CX0084DBA 11,52 Razoavel
3NRROO02BA 16,86 Boa
Geral 9,52 Ruim

Segundo a classificacdo de Tiab e Donaldson (2015) (Tabela 3), a partir das
médias de permeabilidade 14,28% das rochas dos pocos possuem qualidade

classificada como ruim, 57,14% como razoavel e 28,57% como moderada (Tabela 7).

Tabela 7: Qualidade da rocha de cada po¢o com base na sua permebilidade e classificacao criada por
Tiab e Donaldson, 2015.

Pocos Média (mD) Permeabilidade
4CX0002BA 0,01 Ruim
4CX0001BA 0,99 Ruim
1NRROOO1BA 5,68 Razoavel
3NRROO02BA 4,03 Razoavel
7CX0072DBA 2,99 Razoavel
7CX0024BA 1,55 Razoavel
7CX0023BA 3,30 Razoavel
7CX0056BA 2,14 Razoavel
7CX0018BA 6,60 Razoavel
4QR0001BA 1,75 Razoavel
1RR0O001BA 20,39 Moderada
7CX0015BA 12,38 Moderada
7CX0084DBA 27,16 Moderada
4CX0003BA 11,87 Moderada
Geral 5,73 Razoavel

4.3 AVALIACAO DAS UNIDADES LITOESTRATIGRAFICAS

Dos 585 dados que corresponde a formagédo em estudo, pertencem: 242 ao
Membro Caruacu, e 343 ao Membro Pitanga. A correlagéo dos dados de profundidade

das amostras, com os membros da Formacgédo Maracangalha estdo apresentados na
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Tabela 8.

Tabela 8: Quantidade de amostras por poco, intervalos da profundidade em metros das amostras e a
correlacdo com o Membro Caruacu e o Membro Pitanga da Formac&o Maracangalha.

Pocos Amostras Profundidade (m) Membro da Fm. Maracangalha
INRROOO1BA 115 1795,2 -3705.34 Caruacu
3NRROO02BA 21 2068.3-2072.1 Caruagu
4CX0001BA 106 1711.1-1858.98 Caruacu
4CX0003BA 1 2020.5 Pitanga
7CX0024BA 97 2342.1-2469.5 Pitanga
7CX0056BA 245 2459.1-2559.4 Pitanga

Total 585

Na Tabela 9, foi realizada a média dos dados estatisticos para os membros da
Formacgédo Maracangalha, a partir dos resultados de cada poco apresentados na
Tabela 5.

Tabela 9: Dados estatisticos de cada membro da Formacao Maracangalha: média (MD), desvio padrao
(SD), valor maximo (MAX) e valor minimo (MIN), com base na Tabela 5.

Porosidade (%) Permeabilidade (mD)
Pocos Membro
MD SD MAX MIN MD SD MAX MIN
INRROOO1BA,
3NRROO02BA, Caruacu 1252 4,40 2150 1,00 256 943 8680 0,01
4CX0001BA
4CX0003BA,
7CX0024BA, Pitanga 870 400 1790 140 197 494 4290 0,00
7CX0056BA

Ao correlacionar os dados das amostras com 0os membros (Tabela 8), os dados
presentes na Tabela 5 foram filtrados para a construcdo dos graficos boxplot de
porosidade (Figura 19) e permeabilidade (Figura 20).
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Figura 19: Grafico boxplot dos valores de porosidade (%) por membro.
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Figura 20: Grafico boxplot dos valores de permeabilidade (mD) na escala logaritimica por membro.

A partir dos dados petrofisicos (Tabela 5), e da identificacdo das unidades
litoestratigraficas de cada poco (Tabela 8), foi gerado um gréfico de dispersao (Figura
21), que permite a andlise da correlacdo entre a porosidade e a permeabilidade em
cada um dos membros. Na Figura 22 e Figura 23, ha a dispersdo dos dados amostrais
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de porosidade e permeabilidade do Membro Caruacu e do Membro Pitanga,

respectivamente.
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Figura 21: Gréfico de dispersdo dos dados amostrais da Formagdo Maracangalha, sendo o Membro
Caruacu representado em verde e o Membro Pitanga em vermelho, em func¢éo da permeabilidade
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Figura 22: Grafico de dispersao dos dados amostrais do Membro Caruagu em funcao da

permeabilidade (mD) na escala logaritimica e porosidade (%).
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Figura 23: Grafico de dispersao dos dados amostrais do Membro Pitanga em fungéo da
permeabilidade (mD) na escala logaritimica e porosidade (%).

Ao analisar os dados de frequéncia de porosidade para os membros Caruacu
e Pitanga, na Figura 24, podemos observar uma tendéncia assimétrica a esquerda,
indicando uma grande variacdo dos dados para o Membro Caruacu. J& para os dados
do Membro Pitanga, observamos uma tendéncia bimodal, com dois picos de

frequéncia.

Realizando o mesmo para os dados de permeabilidade, temos a Figura 25 com
o Membro Caruacu e o Membro Pitanga. Ambos os Membros, possuem uma
tendéncia assimétrica a direita, indicando uma alta frequéncia de classes baixas e

baixa frequéncia de classes altas.

34



151
©
‘G 101
E I Membro
= I Caruagu
o) B Pitanga
w

[9)]

Figura 24: Histograma da porosidade (%) das amostras dos membros Caruacu (em verde) e Pitanga
(em vermelho).

Porosndade (%)

o

401
304 I
.
E Membro
8_20- I Caruagu
G] B Pitanga
L
10 I
| e =_= __ -

50 75
Permeabilidade (mD)

Figura 25: Histograma da permeabilidade (mD) das amostras dos membros Caruagu (em verde) e

Pitanga (em vermelho).

Com finalidade de analisar a influéncia da profundidade em funcédo da
porosidade e da permeabilidade para os membros, foi realizado os graficos de

dispersdo na Figura 26 e Figura 27, respectivamente.
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Figura 26: Gréfico de dispersdo dos dados amostrais dos membros Caruacgu (em verde) e Pitanga
(em vermelho), porosidade (%) em funcdo da profundidade em metros (m).

100.000
1!
__10.000 .2
@) 99 ...
E ) 1
) ..: \l'..' PN
3 : :;' :; Membro
S 1000 T . Caruagu
® .ot - Pitanga
m - = o®me e
G’ "-e o
g LN J 00 e
Q
o 0.100 s = - e o
1750 2000 2250 2500 2750

Profundidade (m)

Figura 27: Gréfico de dispersao dos dados amostrais dos membros Caruacu (em verde) e Pitanga
(em vermelho), permeabilidade (mD) na escala logaritimica em fun¢éo da profundidade em metros

(m).
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5. DISCUSSAO

Por meio da classificacdo de Tiab e Donaldson, (2015), observou-se que 0s
pocos do Campo Cexis estudados neste trabalho possuem de forma geral uma
porosidade ruim, enquanto que a permeabilidade é razoavel. Considerando que as
amostras foram retiradas de profundidades superiores a 1711,1 metros (Tabela 8),
deve-se ponderar a contribuicdo do peso adjacente e a compactacéo das rochas, em
diminuir os valores de porosidade e permeabilidade. De acordo com Dandekar (2013),
a compactacdo faz com que os espacos vazios fechem, reduzindo assim a
porosidade, que diminuiu assim, a medida que a profundidade aumenta em formacdes
arenaceas. Na Figura 17 tem-se a diminuicdo da porosidade maxima conforme a

profundidade aumenta.

Ao fazer a mesma analise para a permeabilidade (Figura 18), constatou que
nao ha uma relacdo bem estabelecida entre esta variavel e a profundidade, ou seja,
os valores maximos de permeabilidade ndo seguem um padrdao conforme a
profundidade aumenta. Entretanto, segundo Yang e Wei (2017), a permeabilidade
pode diminuir & medida que a profundidade aumenta devido a diminui¢cdo do tamanho
das gargantas entre 0s poros e a tortuosidade do espaco poroso. Outro fator que pode
ser considerado nos valores na funcdo permeabilidade e profundidade, € a presséo
de confinamento de onde a rocha foi tirado que ¢é influenciado pela compressibilidade;
a auséncia da sobrecarga rochosa propicia alteracdo na rocha e na permeabilidade
(Rosa et al., 2006)

Considerando os valores de porosidade, observou-se que o Membro Caruacu
possui valores maiores em comparacdo ao Membro Pitanga. Para Freire et al. (2020),
o Membro Pitanga € composto predominantemente por pelitos e arenitos
estratificados de granulacéo fina, enquanto o Membro Caruacu € formado por arenitos
turbiditicos estratificados e macicos. De acordo com Tissot e Welte (1984), os fatores
principais que podem influenciar a porosidade s&o: variagdo no tamanho do grao,
forma dos gréos e empacotamento. Sendo assim, a diferenca litolégica dos membros
e as variaveis que condicionam a porosidade influenciaram na diferenca entre as

porosidades dos membros Caruagu e Pitanga.

Comparando os dados de porosidade dos membros com a profundidade
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(Figura 26), observa-se que apesar da porosidade do Membro Pitanga ser menor que
a do outro membro, a amostragem esta concentrada, em profundidades maiores. Este
fato pode ter influenciado a diminuicdo da porosidade média e maxima devido a
compactacdo. Na mesma figura, tem-se poucas amostras do Membro Caruacu
distribuidas a profundidades maiores que no Membro Pitanga, porém, a porosidade

ainda ndo € menor que neste ultimo membro.

Segundo Fanchi, (2013), arenitos compactados e cimentados tendem a ser
caracterizados por permeabilidades menores, em relacdo a sedimentos de areia
inconsolidados. De acordo com Magalhdes et al. (1995), h4 duas sequéncias
diagenéticas formadoras do Membro Caruacgu, uma delas, é caracterizada por arenitos
argilosos que passaram por reducdo do espaco poroso devido a compactagcao
mecanica impulsionada pela sua composicdo mineraldgica; os arenitos limpos, a
precipitacdo de carbonatos entre 0s poros evitou a compactacdo dos graos e reducao
dos espacos porosos, e posteriormente propiciou a dissolugdo, formando a
porosidade secundaria. Estes fatores, podem ter contribuido para a variacdo de
porosidade do Membro Caruacu. Ainda, para os autores, a formacdo da porosidade
secundaria na diagénese, foi um dos fatores mais importantes para a melhoria na

qualidade do reservatorio dos arenitos que formam o Membro Caruagu.

Em relacdo a permeabilidade, observou-se que o Membro Caruagu possui
valores maiores se comparado ao Membro Pitanga (Figura 19), apesar de ambos
apresentarem valores de permeabilidade relativamente baixos (Figura 20). De acordo
com Dandekar (2013), Tiab e Donaldson, (2015), a permeabilidade pode ser
controlada pelo tamanho do grao, forma do gréo, a presenca de argila, gradiente de
pressdo, laminacdo, cimentacdo e fraturamento. A maior quantidade de pelitos
formando o Membro Pitanga, € o fator mais provavel da permeabilidade inferior em

relacdo ao Membro Caruagu.

Ao analisar a profundidade em funcao da permeabilidade (Figura 27), observa-
se que a permeabilidade maxima do Membro Pitanga € um pouco menor em
comparacdo ao Membro Caruagu. Porém, como foi também observado com a
porosidade, a amostragem do Membro Pitanga esta concentrada em profundidades

maiores em relagéo ao outro membro.
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A partir da classificacdo qualitativa de Tiab e Donaldson, (2015), o Membro
Caruacu possui, porosidade e permeabilidade classificadas como razoavel. Para
estes mesmos autores, o intervalo de porosidade mais frequente entre as rochas
reservatorio é de 10 a 20%. A média da porosidade do Membro Caruagu é de 12,42%
(Tabela 9), pertence, portanto, ao intervalo citado pelos autores; e nos trés pocos
analisados, o valor maximo de porosidade foi de pelo menos 19,30, chegando a 21,50
(Tabela 5). J& o Membro Pitanga, possui porosidade ruim (<10%) e permeabilidade
razodvel segunda a mesma classificacdo (Tabela 9). Apesar de os valores médios de
porosidade serem maiores para o Membro Caruacu, observa-se que para uma mesma

porosidade, as permeabilidades do Membro Pitanga sdo melhores (Figura 21).

De acordo com Fanchi (2018), rochas reservatorio compostas por arenitos,
geralmente tem permeabilidade entre 10-1000 mD, contudo, permeabilidades em
reservatorios de gas e folhelhos variam de microdarcy (uD) a nanodarcy(nD),
respectivamente. O Membro Caruagu €é considerado um reservatorio néo-
convencional, devido aos valores baixos de permeabilidade; contudo, podem conter
um consideravel volume de gas (Falcao e Della Favera, 2012). Este fluido possui baixa
viscosidade, e, devido a isso, possui maior facilidade de fluxo em comparacéo ao 6leo
(Rosa et al., 2006).
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. CONCLUSOES E RECOMENDACOES

Os dados gerais de porosidade em funcéo da profundidade possuem boa correla-

cdo. A porosidade maxima diminui conforme a profundidade aumenta;

Os dados de porosidade e permeabilidade sdo correlacionaveis para 0s membros

Caruacu e Pitanga;

O Membro Caruacu possui valores maiores de porosidade e permeabilidade em
relacdo ao Membro Pitanga;

Para o mesmo valor de porosidade, o Membro Pitanga possui maiores valores de

permeabilidade;

A qualidade do Membro Caruagu é classificada como razoavel em relagéo a poro-
sidade e a permeabilidade;

A gqualidade do Membro Pitanga é classificada como, ruim quanto a porosidade e

razoavel quanto a permeabilidade;

O Membro Caruagu € o membro da Formacao Maracangalha com maior potencial

de rocha reservatorio;

Para detalhar o estudo, e correlacionar a porosidade e a permeabilidade dos dados
gerais de cada poco, deveriam ser incluida na andlise a descricdo de propriedades
petrogréficas, como selecdo dos graos, tamanho dos graos, cimentacdo e empa-
cotamento. Devido a possibilidade dos aspectos texturais e estruturais em influen-

ciar nos valores de porosidade e permeabilidade;

E necessario aprofundar os estudos e aumentar o espaco amostral com mais

amostras de diferentes pocos no Campo Cexis.
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