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Resumo

Este trabalho teve como finalidade avaliar sistemas turbiditicos contidos no
poco 7-MP-22-BA do campo de Massapé, Bacia do Recbncavo, conhecidos como
zonas de producdo CR-1, CR-2 e CR-3. Estes reservatorios foram avaliados a partir
das curvas de raios gama (GR), resistividade (RT), neutrdo (NPHI), densidade
(RHOB) e sonico (DT), tendo sido efetuados diferentes calculos petrofisicos para a
estimativa de argilosidade, porosidade e saturacdo de &gua para se alcancar
resultados diferentes de Net Pay, visando encontrar os melhores parametros a
serem utilizados nestes reservatorios. Para o célculo do volume de argila (Vclay) foi
utilizada a equacgéo de Larionov, por apresentar o resultado intermediario entre as
curvas Linear e de Stieber, respectivamente mais otimista e mais pessimista. Como
0s reservatorios contém gas em sua formacéao, foi feita a correcdo de Gaymard &
Poupon para o calculo de porosidade. O calculo de Net Pay foi feito através dos
meétodos de Archie e Simandoux. O calculo de Net Pay demonstrou que os sistemas
CR-2 e 0 CR-3 sédo as zonas mais produtivas da Formacdo Maracangalha neste
poco, onde o primeiro apresenta o melhor resultado de net/gross e o segundo a
melhor volume de 6leo recuperavel (hPhiSo). Os resultados de saturacdo de agua
(SW) ndo se mostraram muito diferentes quando feitos pelos métodos de Archie e
Simandoux. Uma possivel explicacao é a utilizacdo de 15% de valor de corte para o
volume de argila, uma vez que, quanto mais limpos os arenitos dos reservatorios
analisados, mais préoximos serdo os valores desses dois métodos, semelhantes aos
resultados contidos no Relatério Final de Producéo, fornecido pela ANP. A utilizacdo
destes parametros permitiu a formulagdo de um fluxo de trabalho para a avaliagéo
de perfis na area de estudo, podendo ser utilizado em outros pocos do Campo de
Massapé, conferindo homogeneidade na avaliacdo, otimizando custos e dando

maior robustez ao processo exploratorio.

PALAVRAS-CHAVE: PETROFISICA, DESENVOLVIMENTO DA PRODUCAO,
SISTEMAS TURBIDITICOS, EXPLORACAO.
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Abstract

This work aimed to evaluate turbiditic systems present in well 7-MP-22-BA of
Massapé field, Recéncavo Basin, known as production zones CR-1, CR-2 and CR-3.
These reservoirs were evaluated from the GR, RT, NPHI, RHOB and DT well log
curves, and different petrophysical calculations were performed to estimate clayey,
porosity and water saturation to achieve different Net Pay results in order to find the
best parameters. to be used in these reservoirs. To calculate the clay volume (Vclay)
the Larionov equation was used because it shows the intermediate result between
the Linear and Stieber curves, respectively more optimistic and more pessimistic. As
reservoirs contain gas in their formation, Gaymard & Poupon was corrected for
porosity calculation. At the end the Net Pay calculation was done using the Archie
and Simandoux methods. The Net Pay calculation showed that the CR-2 and CR-3
systems are the most productive areas of the Maracangalha Formation in this well,
where the former has the best net/gross result and the latter the best recoverable oil
volume (hPhiSo). Water saturation (SW) results were not very different when done by
Archie and Simandoux methods. A possible explanation is the use of a cutoff value of
15% for the clay volume, since the cleaner the sandstones of the analyzed
reservoirs, the closer the values of these two methods, relatively similar to the results
contained in the Well Final Report of Production, provided by ANP. The use of these
parameters allowed the formulation of a workflow for the evaluation of profiles in the
study area, and could be used in other wells of Massapé Field, giving homogeneity in
the evaluation, optimizing costs and giving more robustness to the exploratory

process.

KEY WORDS: PETROPHYSICS, PRODUCTION DEVELOPMENT, TURBIDITE
SYSTEMS, EXPLORATION.
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1. INTRODUCAO

A Bacia do Recbncavo representa o braco abortado do sistema de riftes do
Atlantico Sul, resultado da quebra do supercontinente Gondwana, durante o
Mesozoico. A secao estratigrafica foco deste estudo corresponde aos sistemas
lacustres e de fluxos gravitacionais da Formacdo Maracangalha, desenvolvida
durante a fase rifte da bacia. Os arenitos que ocorrem nesta sec¢ao sao subdivididos
em Membro Caruacu e Membro Pitanga e estdo associados a esforcos tectonicos e
variacdes climéaticas que condicionaram as subidas e descidas do nivel do lago

profundo “Maracangalha” (Gontijo, 2011).

Os reservatérios Caruacgu e Pitanga sdo importantes produtores de 6leo e gas
da Bacia do Recbncavo, mas a sua producdo € considerada muito complexa.
Mesmo apresentando espessos pacotes de arenitos, tais corpos sao de dificil
correlagdo, com baixas continuidades laterais e verticais de facies. Segundo Caixeta
(1988), o Membro Pitanga € caracterizado como arenitos muito argilosos, com
valores permorosos baixos, depositados por fluxos de detritos. Ja o Membro
Caruacu é composto por arenitos mais limpos, siltes e argilas, advindos de frentes
deltaicas, deslizamentos, escorregamentos e turbiditos canalizados.

1.1. OBJETIVOS

Este trabalho tem como objetivo utilizar dados de perfis de pocos e de
laboratério do Campo de Massapé da Bacia do Recbncavo, fornecidos pelo
BDEP/ANP, a fim de realizar uma avaliacdo petrofisica do complexo turbiditico
Formacdo Maracangalha em alguns pocos deste campo. Estes reservatdrios sdo
divididos em 3 sistemas turbiditicos, informalmente chamados de Caruagu-1,
Caruacu-2 e Caruacu-3, que foram divididos em 21 estagios turbiditicos (Freire et al.
2018), denominados nesse estudo como CR-1A a CR-1L, CR-2A a CR-2F e CR-3A
a CR-3E. Os sistemas turbiditicos Caruacu-1 e Caruagu-2 sdo divididos por um
marco estratigrafico denominado de Marco Acarajé, e o Caruacu-2 e o Caruacu-3
sdo divididos pelo Marco Abara (Freire et al. 2018), sendo estes sistemas o0 alvo
deste estudo. Esses marcos sdo compostos por folhelhos lacustres, provaveis de um

periodo de aquiescéncia tectdnica.
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Este trabalho permitiu a formulacdo de um fluxo de trabalho para a avaliacao
de perfis na area de estudo, podendo ser utilizado em outros pogcos do Campo de
Massapé, conferindo homogeneidade na avaliagdo, otimizando custos e dando
maior robustez ao processo exploratorio. Abre espaco, também, para que este fluxo
de trabalho seja aplicado aos estagios turbiditicos, com um maior refinamento
estratigréfico.

Isto possibilitard um melhor entendimento sobre a distribuicdo dos eventos
turbiditicos e, consequentemente, favorecer a predicdo das melhores facies,
incrementando e otimizando a producéo e a exploragcdo do campo. A avaliagdo com
base nestes estagios turbiditicos traz maior precisdo ao posicionamento dos
intervalos a serem canhoneados, dando maior robustez ao desenvolvimento do

Campo de Massapé.

2. CONTEXTO GEOLOGICO

A Bacia do Recbdncavo € parte do sistema de riftes Reconcavo-Tucano-Jatoba
(RTJ), e ocupa uma é&rea de aproximadamente 45.000 km?, na regido nordeste do
Brasil (Figura 1). Situada no Estado da Bahia, ocupa uma area aproximada de
11.500kmz e corresponde a porcao sul do sistema RTJ. A bacia € limitada ao norte e
noroeste pelo Alto de Apora, pelo sistema de falhas da Barra a sul, pela Falha de
Maragogipe a oeste, e pelo sistema de falhas de Salvador, a leste (MILHOMEM et
al., 2003) (Figura 2).

Sua arquitetura € de um meio-graben na direcdo NE-SW, com falha de borda
a leste (Falha de Salvador) e borda flexural a nordeste. A Figura 3 apresenta secéo

geoldgica do meio-graben da bacia de NW-SE.

2.1 EMBASAMENTO DA BACIA

O embasamento cristalino da bacia € composto, predominantemente, por
gnaisses granuliticos arqueanos pertencentes ao Bloco Serrinha, a oeste e a norte,

aos cinturdes Itabuna-Salvador-Curagd, a oeste-sudoeste, e Salvador-Esplanada, a



leste-nordeste. Ocorrem também, rochas metassedimentares siliciclasticas

carbonaticas do Grupo Estancia, ao norte da bacia (Silva et al., 2007).

Aracaju

11 POS-RIFTE

g
g
¥

- PRE-RIFTE

SN paLEOZOICO
PRE-CAMBRIANO

Figura 1: Mapa de localizacao do Sistema de Riftes Recdncavo-Tucano-Jatoba (Magnavita 2005).
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Bacia do Tucano Sul

Figura 2: Mapa de localizacdo da Bacia Rec6ncavo, demonstrando seus limites estruturais
(Milhomem et al., 2003).
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Figura 3: Secao geoldgica esquematica na direcdo NW-SE, apresentando seu preenchimento
sedimentar (Milhomem et al., 2003).

2.2 SEQUENCIAS SEDIMENTARES

Segundo estudos feitos por Caixeta et al. (1994), revisados por Silva et al.
(2007), o historico de deposicdo da bacia pode ser dividido em 5 sequéncias
deposicionais, relacionadas aos estagios pré-rifte, sin-rifte e pods-rifte e estédo
vinculadas aos processos extensionais atuantes no juro-cretacio. Sua espessura
maxima pode ser verificada no Baixo de Camacari, atingindo profundidades
superiores a 6.500m. A seguir serd descrito com mais detalhe cada superquéncia
sedimentar presente na bacia e sua relagdo com as fases tectonicas que
influénciaram em sua deposi¢cdo. A Figura 4 apresenta a Carta Estratigrafica da

Bacia do RecOncavo feita por Silva et al. (2007).



Ll PETROBRAS BACIA DO RECONCAVO o
% L = NW ==
Ma . ot gi e — - e TECTONICA E MAGMATISMO |
| |pef eroca | waoe |55 FORMACAO | mevoRO |
o we
AR F— L - BARREIRAS w | ——ct e .
wdl ¥ R -
§ viocew =z o | AT O BASA SABIA 2 | w0 A
»{l 5 o SVADSALAND L
1o -4 e
" s
149 -2
- ! [Erry— o MARIZAL 0 R esneatigiiponaca. POS - RIFTE -
=
1204 = - 10
H
|
Ll
s “l uvia S g ™
vave 5
i || o g # 1 =
i CANON 08 TAGUPE 3 P,
g g f—=—>
" i ; g h gg RIFTE o)
: <
"o : 0 DA BEARA W00 i g -4
! § COMO S X%
TAUA 1
™ v P ADUA GAAOE TPRCA zx sl
| | o eoTAN ,::; caranca ::g 4% PRe-AFIR
RO LD woes |
1904 AL MOLMALSCO ol
) oot MARVPIRE L wuooos |-GRA 1R | P SINECUISE By
0o b o |
200 B
Lo b |
“o- B
o4 oo |
CRATON DO SAO FRANCISCO
= EMBASAMENTO e rarrerorreaerera e S LRI e iy o] -

Figura 4: Carta estratigrafica da Bacia do Reconcavo (Silva et al. 2007).




2.2.1 SUPERSEQUENCIA PALEOZOICA

A Supersequéncia Paleozoica apresenta depdsitos sedimentares anteriores a
formacdo da bacia, depositados durante a fase sinéclise em um paleoclima arido.
Ela é definida pelos Membros Cazumba e Pedrdo, da Formacédo Afligidos. Esta fase
deposicional registra a deposicdo em ambientes sedimentares distintos sendo estes
0os ambientes marinho raso, lacustre restrito do tipo sabkha e, por fim, o ambiente
predominantemente lacustre nas &reas distais da margem continental (Aguiar e
Mato, 1990). O Membro Pedrdo é caracterizado como arenitos com feicdes de
retrabalhamento por onda, lamitos de algas e evaporitos. No Membro Cazumba,
predominam pelitos e lamitos vermelhos lacustres, com nédulos de anidrita na base

da secao (Caixeta et al., 1994).

2.2.2 SUPERSEQUENCIA PRE-RIFTE

A Sequéncia J20-K05 engloba os depdsitos relacionados a fase inicial de
flexura crustal, resultado dos esfor¢cos distensionais que deram origem ao sistema
de riftes do Eocretaceo. Sequencialmente, da base para o topo, € representada
pelas formacBes Alianca (Membros Boipeba e Capianga), Sergi, Itaparica e Agua

Grande.

Segundo Silva et al. (2007), a sequéncia pré-rifte pode ser dividida em trés
ciclos flivio-edlicos (Mb. Boipeba, Fm. Sergi e Fm. Agua Grande) sendo separadas
por duas transgressdes lacustres (Membro Capianga e Formacdo Itaparica). A
Formacao Sergi corresponde a arenitos finos a conglomeraticos, com intercalacdes
de folhelhos. A Formacdo Agua Grande é definida como arenitos finos a grossos
(Caixeta et al.1994). Estas formacgbOes sao reconhecidas como importantes
reservatorios de hidrocarbonetos na bacia. A Figura 5 ilustra a paleogeografia da

fase pré-rifte (Medeiros e Pontes, 1981).



Fm. Afligidos

Figura 5: Secéo paleogeografica da fase pré-rifte da Bacia do Recéncavo (Medeiros e Ponte, 1981
apud Magnavita et al., 2005).

2.2.3 SUPERSEQUENCIA RIFTE

A supersequéncia rifte abrange trés sequéncias. As discordancias que limitam
cada sequéncia sdo bem definidas a oeste, na borda flexural da bacia, regido mais
sujeita a efeitos de variacdo do nivel de base relacionada ao clima e a atividade
tectonica. Em 1990, Lambiase propds um modelo de deposi¢cdo e associagbes de
facies em estagios de lagos profundos para bacias rifte. Diversos autores chegaram
a conclusdo que o padrao de empilhnamento estratigrafico da fase sinrifte da bacia se
assemelha com o autor citado (Caixeta et al. 1994; Cupertino e Bueno, 2005; Silva
et al. 2007; Rocha, 2014).

As sequéncias K10 e K20 (Fig. 4) sdo compreendidas pela Formacéo
Candeias (membros Taud e Gomo) e pela Formacdo Maracangalha (membros
Pitanga e Caruagu), e abrangem grande parte do andar Rio da Serra. O Membro
Taua é caracterizado por folhelhos escuros e o Membro Gomo é descrito como
folhelhos cinza-esverdeados com intercalac6es de calcarios e eventuais lentes de
arenitos finos, depositados por correntes de turbidez (Rocha, 2014). Estas litofacies

evidenciam o contexto lacustre profundo que constituem o preenchimento inicial da
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fase rifte. A fase é identificada como de bacia faminta, onde a geragéo de espaco de
acomodacédo excede a taxa de sedimentagcdo (Cupertino e Bueno, 2005).

Ao longo do Neo-Rio da Serra, a diminuicdo da atividade tectbnica e o
acréscimo no aporte sedimentar resultaram na reducdo dos gradientes
deposicionais, com o0 progressivo assoreamento dos depocentros. Durante o
processo, paleobatimetrias ainda relativamente elevadas mantiveram-se, ao tempo
de deposicdo da Formacdo Maracangalha, acomodando um grande volume de
depdsitos relacionados a fluxos gravitacionais (membros Caruacu e Pitanga). O
Membro Pitanga é caracterizado por pelitos lacustres, cinza-esverdeados a cinza-
escuros, dos quais ocorrem corpos areniticos finos, muito argilosos e macicos,
enquanto o Membro Caruacu apresenta camadas lenticulares de arenitos finos a

meédios, com estratificacdes cruzadas tangenciais e plano-paralelas (Rocha, 2014).

Esses depodsitos apresentam facies que indicam processos de
ressedimentacao de frentes deltaicas e constituem a parte distal desses sistemas,
gue posteriormente, progradaram ao longo da bacia, sob as condi¢cdes de relativa
quiescéncia tectbnica que caracterizam a base da Sequéncia K30 (Silva et al.,
2007). A sobrecarga exercida pelos depdésitos gravitacionais somada a fisiografia
caracteristica de um meio-graben com blocos basculhados em direcdo a falha de

borda, deu origem a argilocinese, representado por falhamentos listricos

sindeposicionais.

O inicio da sequéncia K30 (Fig. 4) registra as entradas dos sistemas deltaicos
ao longo da bacia, com progressivos deslocamentos para sul, recobrindo os
sistemas lacustres representados pela Formacdo Maracangalha. Na base, o
Membro Catu da Formacdo Marfim, depositou-se sobre areas plataformais onde
antes estavam sujeitas a erosdo (Silva et al., 2007). Este recobrimento deltaico
sobre fases lacustres fez com que a fisiografia da bacia assumisse a geometria de
rampa que caracteriza o Andar Aratu (Da Silva, 1993), onde ciclos deltaicos
pertencentes a Formacdo Pojuca evidenciam uma reducdo no gradiente

deposicional e baixas taxas de subsidéncia (Caixeta et al., 1994).
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A Formacdo Marfim &€ composta por arenitos muito limpos, finos a médios,
bem selecionados, cinza-claros, com camadas intercaladas de folhelhos cinza-
esverdeados. A Formacao Pojuca € descrita como intercalacdes de arenitos cinza,
muito finos a médios, folhelhos cinza-esverdeados, siltitos cinza-claros, e calcarios
castanhos (Caixeta et al., 1994 apud Gontijo, 2011).

O Cénion de Taquipe, feicdo erosiva alongada na direcao norte-sul da parte
centro-oeste da bacia, teve origem no inicio do Aratu Médio. A porcédo sul da bacia,
preferencialmente no Baixo de Camacari, e o0 Canion de Taquipe consistiam, entao,
regides preferenciais para deposicao lacustre, representados pelas formacdes
Maracangalha e Taquipe, respectivamente (Silva et al., 2007). A Formacgao Taquipe
€ caracterizada por folhelhos cinzas com estratificacdo plano-paralela e lentes de

arenitos macicos muito finos com estruturas de escorregamento (Rocha, 2014).

Ao topo, a presenga e o predominio de sistemas fluviais, representados pela
Formagdo S&o Sebastido, marca a fase final do assoreamento do rifte. As altas
taxas de subsidéncia ainda presentes na bacia eram compensadas pelas elevadas
cargas sedimentares, resultando em sec¢fes estratigraficas de carater agradacional,
como preservacdo de pacotes de carateristicas fluviais (Silva et al., 2007). A
Formacdo Sao Sebastido é composta por arenitos grossos, amarelados e

avermelhados com intercala¢cdes de siltes e argila (Rocha, 2014).

Os conglomerados sintecténicos da Formacéo Salvador ocorrem ao longo de
todo o intervalo até o Andar Jiquia e sdo predominantemente presentes a borda de
falha da bacia (Falha de Salvador), a leste. A Figura 6 apresenta a paleogeografia
de deposicdo da Formagdo Maracangalha, durante a fase sin-rifte da bacia
(Medeiros e Pontes, 1981), enquanto a Figura 7 mostra a da deposi¢cao da

Formacé&o Taquipe (Figueiredo et al., 1994).
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Fm. Maracangalha g, salvador

Figura 6: Paleogeografia sinrifte da Bacia do Reconcavo (Medeiros e Ponte, 1981 apud Magnavita et
al., 2005).

CANYON DE TAQUIPE
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Fm. Pojuca

—————

Fm. Marfim

Figura 7: Modelo paleogeogréfico durante a deposi¢do da Formacédo Taquipe (Figueiredo et al. 1994
apud Magnavita et al., 2005).
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2.2.4 SUPERSEQUENCIA POS-RIFTE

Os clastos grossos (arenitos e conglomerados), folhelhos e calcarios da
Formacgao Marizal representam a sequéncia K50, datados do Neoaptiano (112 Ma).
Sua deposicao esta relacionada a sistemas aluviais desenvolvidos no contexto de
subsidéncia termal, possuindo discordancia angular que a separa da
supersequéncia rifte (Caixeta et al., 1994).

A Formacgdo Sabia e o Grupo Barreiras compdem, respectivamente, as
sequéncias N20 e N50 (Fig. 4). A Formacéo Sabia € composta por folhelhos cinza
esverdeados e calcarios, a qual a deposicdo esta relacionada a uma transgressao
marinha, datadas do Mioceno. O Grupo Barreiras é caracterizado por leques
aluviais pleistocénicos. Sedimentos pleistocénicos e holocénicos de praias e
aluvibes representam a sequéncia N60 e compdem a geografia atual da bacia e

recobrem o embasamento cristalino da borda leste. (Silva et al., 2007).

2.3. AREA DE ESTUDO

A area de estudo é o Campo de Massapé, que possui area aproximada de
23,96 km2. O campo esta localizado no municipio de Sdo Sebastido do Passé,
Bahia, a uma distancia de 45 km a norte da cidade de Salvador. A Figura 8
apresenta 0 mapa de localizacdo do campo, fornecido pela Agéncia Nacional de

Petréleo, Gas Natural e Biocombustiveis (ANP).

Até o0 momento, o campo possui 55 pocos perfurados, sendo 27 produtores,
onde a Petrobras detém 100% de participacdo. Os principais reservatorios sdo 0s
arenitos do Membro Caruacu, Formacdo Maracangalha, os quais produzem Oleos de
38° API, correspondendo a 93% de 0leo de todo o campo. O restante da producéo
provém dos reservatérios da Formacdo Pojuca e Formagdo Marfim (ANP, 2015).
Desde 2004, o Campo de Massapé teve um grande aumento na producéo de Oleo e
gas, fruto de mais investimentos tecnoldgicos e de pesquisas em toda a bacia
(Figura 9).
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3. PERFIS GEOFISICOS

As técnicas de perfilagem sdo muito utilizadas na investigacdo indireta de
pocos perfurados para a exploracdo de hidrocarbonetos, pois fornecem importantes
propriedades das rochas reservatorio. S&o utilizadas, também, na exploragédo

hidrogeoldgica, geotécnica e na prospeccao mineral.

Os perfis geofisicos sédo registros de propriedades radioativas, elétricas e
acusticas em funcdo da profundidade, tipicas de cada litologia. Tais perfis sdo
obtidos através do deslocamento continuo de um sensor de perfilagem dentro do
poco. A seguir serdo descritos os principais tipos de perfis utilizados: Raios Gama
(GR), Resistividade (RT), Densidade (RHOB), Neutronico (NPHI), Soénico (DT). A

Tabela 1 detalha as diferentes aplicabilidades de cada perfil.

Tabela 1: Principais aplicabilidades dos perfis geofisicos (Rider, 2002 apud Pinheiro, (2014).

Geologia Geral | Sismica |Geclogia dojGeoquimica Petrofisica
Reservatorio

pressoes

Folhelho
Permeabilidade

Litologia
Deposicionais
Correlagao

idnt
Idnt rocha fonte
Maturidade
Porosidade
Volume de
Idnt. de gas

Facies

jHidrocarbonetos

Impd. Acustica

estratlgréﬁca
Veloc. Intervalar
Ildnt. Fraturas
Saturacdo de

altas

+

Resistividade

Raio Gama

Sodnico

Densidade

+

Neutrdo

= usos qualitativos * uso semi-quantitativos/quantitativos + usos quantitativos
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3.1 PERFIL DE RAIOS GAMA

O perfil de raios gama mede a radioatividade natural das rochas, proveniente
de trés elementos naturais instaveis: potassio, uranio e tério. O perfil de raios gama
simples fornece a radioatividade total combinada desses trés elementos, enquanto
gue o raio gama espectral mostra a radioatividade individual de cada. (Kearey et al.,
2009). A unidade de medida do perfil de raios gama € dada em graus API e suas
principais aplicacdes consistem na classificacdo qualitativa da litologia e quantitativa
para determinacdo do volume de argila. Os perfis de raios gama s&o medidos
através de uma ferramenta chamada cintildmetro, o qual possui um cristal que emite
luz quando atingido por um féton, além disso, € utilizado um fotomultiplicador a fim

de amplificar a corrente (Nery, 2013).

A discriminagcdo dos diferentes tipos de rochas depende da quantidade de
elementos radioativos. As rochas igneas e metamoérficas sdo mais radioativas do
que as rochas sedimentares. As rochas com argilas sdo naturalmente mais
radioativas que as demais rochas sedimentares devido a presenca de Potassio que
esta contida em minerais como micas, illita e feldspato potassicos, e Uranio e Torio.
Mas é possivel haver a confusdo na identificacdo de picos anébmalos de raios gama.
N&o necessariamente serdo folhelhos, mesmo possuindo alta radioatividade.
Arenitos arcosianos e sais potassicos também apresentam alta radioatividade, que

pode ser corrigida a partir de perfis espectrais.

3.2 PERFIL DE RESISTIVIDADE

O perfil de resistividade € um perfil elétrico que mede a resistividade da
formacdo, ou seja, sua resisténcia a passagem do fluxo de uma corrente elétrica. A
medida de resistividade da formag¢do é um dos principais métodos de identificagédo
do fluido no reservatorio e no calculo de saturacdo de agua. Séo utilizados diferentes
arranjos de eletrodos para gerar informacdes de resistividade sobre diferentes zonas
do poco. Quanto maior o espacamento dos eletrodos, mais profunda serad a

penetragéo da ferramenta, diminuindo assim a influéncia do fluido de perfuragéo.
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O método diferencia as zonas de hidrocarboneto e de agua. Os
hidrocarbonetos apresentam valores altos de resistividade por serem maus

condutores. O inverso é observado na zona de agua.

3.3 PERFIL DE DENSIDADE

O perfil de densidade (RHOB) da formag&o € um registro continuo de toda a
formacdo. Essa densidade é uma funcdo da densidade dos minerais formadores da

rocha, ou seja, a matriz, e o fluido presente nos poros.

O valor de densidade € determinado através da colisdo de raios gama
artificiais, utilizando uma fonte de °°Co ou *’Cs, com os elétrons da formagcao,
criando o fenbmeno chamado Espalhamento Compton (Stevanato, 2011). A
densidade da formacdo é estimada com a medicao da radiagdo gama que retorna
para o detector, j4 que a quantidade de radiacdo gama dependera da abundancia de
elétrons presentes, que por sua vez, € funcédo da densidade de formacgéo (Keary et
al, 2009). A unidade de medida é utilizada € de massa por volume, expressa em

g/cm3,

A curva de densidade é amplamente utilizada qualitativamente para a
interpretacédo litolégica, quando combinada com a curva neutrbnica, assim como a
identificacdo de zonas de gas e para impedancia acustica, combinada com o perfil
sbnico. Quantitativamente, a densidade é um bom fator para estimativa de
porosidade, que sera explicada no capitulo 4. A Tabela 2 demonstra a variacdo de

algumas densidades tipicas para as litologias mais comuns.

Tabela 2: Valores tipicos de densidade de cada litologia (Rider, 2002).

Litologia Densidade (g/cm3) Matriz (g/cm3)
Folhelho 1,8-2,75 2,65-27
Arenito 1,9-2,65 2,65
Calcério 22-271 2,71
Dolomito 2,3-2,87 2,87
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3.4 PERFIL NEUTRONICO

O perfil neutrénico (NPHI), ou neutrdo, utiliza uma fonte de néutrons que
possui uma certa quantidade de substancias radioativas e um cintilbmetro a uma
distancia fixa. Elementos n&o radioativos sao bombardeados com néutrons e, como
resposta a captura de néutrons pelos nucleos, raios gama sdo emitidos e colididos
com o cintildmetro. A intensidade da radiacdo € controlada pela distancia que ela
percorreu desde o ponto de captura do néutron. Essa distancia depende
principalmente da concentracdo de ions de hidrogénio, que quanto mais alta, mais
préxima do poco € a captura de néutrons e maior o nivel de radiacdo (Keary et al.,
2009).

O perfil mede o indice de hidrogénio e, consequentemente, o conteudo de
fluidos presentes nos poros da formagéo, podendo haver hidrogénio na estrutura dos
minerais ou poros livre de 4gua. A unidade de medida é a porcentagem do indice de
hidrogénio na formacéo. Geralmente € aplicada para a determinacédo da porosidade
e também como 6timo discriminador da zona de gas, juntamente com o perfil
densidade. Pode ser usado para identificar evaporitos, minerais hidratados e rochas

vulcanicas.

3.5 PERFIL SONICO

O perfil sbnico (DT) ou perfil acustico mede a diferenca nos tempos de
transito de uma onda mecénica através das rochas. A capacidade de transmisséo da
onda sonora na formacao geologica esta diretamente relacionada com a formacao,
textura e porosidade da mesma (Nery, 2013). A unidade de medida é expressa em
microssegundos por pé de formacgado (us/ft). Esta informacdo pode auxiliar na
interpretacdo sismica ao correlacionar velocidades da sismica com as velocidades
do perfil, fazendo a correlacdo tempo-profundidade, e para a elaboragcdo do
sismograma sintético.

A ferramenta de medicéo deste perfil consiste em uma fonte responsavel pela
emissao de pulsos ultrassdnicos a uma frequéncia de 20-40 kHz e dois receptores,
separados por uma distancia de cerca de 300 mm, que registram 0s sinais emitidos

pela fonte.
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4. METODOS

A metodologia utilizada neste trabalho se baseia nas seguintes etapas: estudo
bibliografico da Bacia do Recéncavo; carregamentos de pocos fornecidos pela ANP,
seguida de um controle de qualidade; criagdo de perfis de litologia a partir de
interpretacdo da combinagédo das curvas de densidade - neutrdo e de raios gama,
estimativa de argilosidade (Vclay), porosidade (Phi) e saturacdo de agua (Sw);
calculo e andlise do resultado de NetPay na Formacdo Maracangalha. Todas as
etapas, desde o carregamento de dados até o resultado de NetPay, foram realizadas
através do software Interactive Petrophysics (IP) da empresa Lloyd’s Register. A

Figura 10 ilustra o fluxograma de trabalho que sera realizado.

Levantamento
Bibliografico
v
Carregamento e
Controle de Qualidade
das Curvas

¥

Interpretacao
Litologica da
Formacao
v
Avaliacdo Petrofisica
(Vclay, Phi e Sw)

v

Calculo de Netpay

Analise dos
Resultados

Figura 10: Fluxograma proposto para realizacdo do trabalho.
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4.1. INTERPRETACAO LITOLOGICA

A interpretacéo litoldgica foi feita a partir dos valores da curva DRDN (Delta
RHOB Delta NPHI). O perfil DRDN € uma curva baseada nos limites das escalas dos
perfis de densidade e neutrdo e foi criada para os intérpretes de perfis poderem
identificar zonas de arenitos e folhelhos. Sua férmula (4.1) é feita a partir do ajuste
dos limites adequados para apontar o cruzamento das duas curvas (Caetano, 2013).
A Tabela 3 apresenta os valores de DRDN respectivo para cada litologia observada

na area de interesse.

(4.2)

DRDN = (RHOB‘Z) _ (0-45—NPHI)

0.05 0.03

Tabela 3: Critérios utilizados para interpretacéo litologica.

Valor de DRDN Litologia
<-1 Arenito
>-1e<-0,3 Slurry
>2-0,3e<0,3 Siltito
>0,3 Folhelho

4.2. ESTIMATIVA DE ARGILOSIDADE (Vciay)

O volume de folhelho ou argila de uma zona de reservatdrio € um importante
parametro a ser conhecido. Essa estimativa reflete diretamente a permeabilidade do
meio, afeta a resistividade e a porosidade do mesmo. O calculo de argilosidade
deste trabalho se faz uso da curva de raios gama e pode ser utilizado para corrigir
as porosidades aparentes determinadas pelos perfis de densidade, neutrdo e sénico
(Rider, 2002). Neste trabalho serdo utilizados os calculos de argilosidade pelos
métodos Linear (4.2), Larionov (4.3) e Stieber (4.4).

Para o calculo de argilosidade da forma Linear é considerado o valor lido da
curva de raios gama (GRIlog), a média dos valores maximos da curva (GRmax),
onde é considerada como 100% argila, e a média dos valores minimos (GRmin), 0%

de argila:
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GRlog—GR min
GRmax—GRmin

Vclay = IGR = (4.2)

Segundo Nery (2013), a formula de Larionov (1969) se distingue em duas,
aplicadas para diferentes idades das formacOes estudadas: mais novas, do
Cenozoico e mais antigas que o Cenozoico. Essa diferenca se da pelo fato de a
atuacdo da diagénese interferir na leitura de GR. A férmula aplicada a Formacao

Maracangalha foi:

Vclay = 0,33(23¥I6R) — 1), (4.3)

A Ultima equacdo utilizada é a de Stieber (1970), que também considera a
idade da rocha. O fator A sera igual a 1,5, considerado para rochas do Cretaceo,

idade da formacao estudada:

IGR

Vclay = m .

(4.4)

4.3. ESTIMATIVA DE POROSIDADE

A porosidade é a relacdo do espaco poroso da rocha que pode ser ocupado
por fluidos com o volume total dela (Nery, 2013). E uma das propriedades mais
importantes para a industria do petroleo, pois ela fornece a informacdo da
capacidade de armazenamento de fluidos nas rochas. A porosidade pode ser
classificada como Absoluta e Efetiva. A porosidade absoluta mede o volume total de
vazios de uma rocha, enquanto a efetiva € o volume poroso que pode de fato ser
considerado para efeito de escoamento e de calculo de reserva, pois representa 0s
poros conectados.

O calculo de porosidade pode ser feito a partir dos perfis de densidade,
neutrénico, sbnico e ressonancia magnética. O resultado dado pela curva de

densidade se da pela férmula:

pm—-pB

bpd = 2228 (4.5)

pm—pf
O valor pm é dado como a densidade da matriz da rocha, pf como densidade
do fluido e pB como densidade medida no perfil. Os valores tedricos para a
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densidade da matriz variam de acordo com a litologia estudada. Os arenitos
apresentam valores da ordem de 2,65 g/cms3, dos calcarios 2,71 g/cm3 e 2,87 g/cm3
para os dolomitos.

A porosidade calculada do perfil sénico (4.6) em arenitos consolidados e
carbonatos com porosidade intergranular € calculada pela equacao de Wyllie (1958)
apud Stevanato (2011):

(I)S __ At—Atm
T Atf— Atm’

(4.6)

O fator Atm é dado como tempo de transito da onda na matriz sélida, Atf ao
tempo no fluido de perfuracdo e At a leitura no ponto de investigacao.

Outra forma, utilizada neste trabalho devido a presenca comprovada de gas, €
a correcao de Gaymard & Poupon (¢gp), 1968, que consiste na combinagcdo da
porosidade neutrdao com a porosidade pela densidade (4.7) e permite uma estimativa

de porosidade onde a formacao apresenta a presenca de fluidos leves.
2 d2
pgp? = L0 (4.7)

Por fim, para obtencdo de um calculo de porosidade com maior acuracia, é
feito o de porosidade efetiva (4.8), onde a interferéncia da argilosidade é excluida. O

fator ¢t é a porosidade total, seja pelas diferentes curvas.
de = Ptx (1 — Vclay). (4.8)

4.4. ESTIMATIVA DE SATURACAO DE AGUA

Para o célculo de saturagdo de agua foi utilizada a equacédo de Archie (4.9),
onde sdo levadas em consideragcdo a porosidade, a resistividade da agua (Rw), a
resistividade profunda da formacdo (Rt), o fator de compactacéo (a), o fator de
cimentacdo (m) e o expoente de saturacao (n). A Tabela 4 corresponde aos valores

utilizados em arenitos limpos e carbonatos.



22

Tabela 4: Valores utilizados para saturacdo de agua em arenitos limpos e
carbonatos. (Keary et al. 2009, apud Francis 2017).

Tipos de Rocha a m n
Arenitos Limpos 0,6-1,0 2,0 2,0
Carbonaticas 1,0 1,8-26 | 15-22

A equagédo de Archie apresenta uma boa aplicabilidade somente em arenitos
limpos e carbonatos. A presenca de argila nos poros influencia na estimativa de
saturacao, pois a quantidade de ions localizados na superficie dos seus graos afeta
o valor da resistividade obtida. Logo, foi utilizado também o método de Simandoux
(4.10) para a estimativa. Os fatores Rclay e Vclay correspondem aos valores de
resistividade da argila e de argilosidade, respectivamente.

axRw .1
Sw = (" - (4.9)
¢ n , Vclay _ 1
(awax(l—Vclay)) XSw™ + Rclay XSw = Rt "’ (4.10)

A resistividade da agua foi calculada pela comparacdo dos valores de
resistividade aparente (Rwa) (4.11), proveniente da equacdo de Archie, onde é
assumido que a formac&o é totalmente saturada em agua (Sw = 1). E suposto entdo

gue o menor valor de Rwa é a melhor aproximacédo de Rw da formacao.

Rwa = ¢p?xRt. (4.11)

4.5. CALCULO DE NETPAY

Apoés obtencdo das estimativas de argilosidade, porosidade e saturacdo de
agua, foi feito o calculo de Net Pay para cada cenario feito. A determinacdo de Net
Pay € de grande importancia, pois ele indica a espessura efetiva de hidrocarboneto
presente no intervalo a ser estudado, o qual estad diretamente relacionado ao

retorno/lucro do investimento da pesquisa exploratéria (Nery, 2013).
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5. RESULTADOS E DISCUSSOES

Neste capitulo sdo apresentados e discutidos os resultados atingidos a partir
da metodologia aplicada no po¢o 7-MP-22-BA. A Figura 11 mostra como as curvas
convencionais sdo apresentadas no layout do programa. No primeiro track esta a
profundidade medida e a profundidade em cota (em azul). Nos tracks 2, 3, 4 e 5 séo
mostradas as zonas do Complexo Turbiditico Maracangalha, os Sistemas
Turbiditicos Caruagu, o0s Estagios Turbiditicos e os Marcos Estratigraficos,
respectivamente. No proximo estdo as curvas de Raios Gama (GR) e de Céliper
(Cali) e o track 7 apresenta a litologia gerada pela curva de DRDN. O track 8
apresenta a curva de Resistividade Profunda (HT90), o track 9 exibe as curvas de
densidade (RHOB), neutrdo (NPHI) e densidade obtida em laborat6rio. O Ultimo
apresenta a curva sonica (DT).

5.1. ANALISE VOLUME DE ARGILA

A Figura 12 mostra como é feito o calculo de argilosidade do programa, onde
0 usuario pode escolher os valores de GRmax (linha vertical verde) e GRmin (linha
vertical vermelha) para a formula descrita no capitulo anterior. Os valores de GRmax
sdo escolhidos como a média dos valores maximos da curva de Raios Gama e
GRmin como média dos valores minimos da curva. No ultimo track estdo as curvas
resultado dos diferentes métodos aplicados, onde a curva verde é para o método

Linear, laranja para o método de Larionov e marrom para o de Stieber.

A Tabela 5 apresenta os valores médios do volume de argila para os
diferentes métodos feitos nos trés sistemas turbiditicos Caruacu. Para ser feita a
tabela, foi ignorada a espessura do Marco Acarajé no Caruagu-2, pois como ela é
muito grande (aproximadamente 200 metros), ndo representaria bem a argilosidade
dos reservatorios. Esse procedimento também foi feito nas demais tabelas que
serdo apresentadas. E possivel observar que os valores de Vclay Linear sdo os
maiores, entdo mais pessimistas, o0s valores obtidos pelo Larionov sao
intermediarios e os de Stieber considerados mais otimistas, por apresentarem 0s
menores valores de argilosidade. A Figura 13 também pode auxiliar nessa

observacéao.
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Figura 12: Exemplo de como é calculado o volume de argila pelo programa Interactive Petrophysics.
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Tabela 5: Resultados de argilosidade para os diferentes métodos.

Argilosidade (%)

Zona ) ) )
Linear Larionov Stieber
CR1 68,70 57,79 49,50
CR?2 18,25 11,80 8,45
CR3 29,16 19,04 14,66
Dept| Com| Sist | Est T/ Mar: Gamma Ray Litol Resistividade Densi/Neutrdao Sonico VClay
DEP GR (gAPI) HT90 (ohm.m) RHOB (gm/cc) DT (uSec/ft) VCL:VCLGR (Dec)
(M) 0.———150. 0.2 2000. | 2. — 3. | 140. 40. | 0. 153
TVD CALI (in) NPHI (dec) VCL:VCLGR_Lari
™) 6.———16. 0.45 -—-—-—-- 0.15 0.—— -1,
VCL:VCLGR_St
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Figura 13: Zoom no CR-2A exemplificando os resultados diferentes de Vclay.
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Optou-se entdo pelo resultado de Larionov para se calcular a porosidade
efetiva, saturacdo de agua e pelo céalculo final de netpay, por ele se apresentar mais

préximo do valor médio dos valores extremos (Stieber e Linear).

A partir da andlise da Tabela 5, € possivel observar que os reservatorios que
compdem a zona Caruagu-2 apresentam os reservatdrios mais limpos, ou seja, uma

razdo arenito/folhelho maior, seguidos do Caruacu-3 e por ultimo a zona Caruacgu-1.

5.2. ANALISE DE POROSIDADE

As porosidades totais foram calculadas pelos diferentes métodos
apresentados no capitulo anterior. Como se tem conhecimento que os reservatorios
da Formacado Maracangalha para o campo estudado apresentam a presenca de gas
e Oleos leves, foi feita a correcdo de Gaymard & Poupon. Em seguida foi retirada a
porosidade efetiva utilizando o volume de argila Larionov. Ao final, foi somente
utilizada a porosidade efetiva de Gaymard & Poupon para o calculo de NetPay.

As médias dos resultados da porosidade sdo apresentadas na Tabela 6, e 0
de porosidade efetiva de Gaymard & Poupon na Tabela 7. A Figura 14 exibe o
resultado das porosidades totais no ultimo track do poco, com um zoom no CR-2A
na Figura 15. As Figuras 16 e 17 mostram os resultados de Gaymard & Poupon,

com zoom na mesma zona.

E possivel observar que o sistema Caruagu-1 apresenta a maior porosidade
total, porém ao se calcular a porosidade efetiva retirando o efeito de sua

argilosidade, sua porosidade cai drasticamente.



Tabela 6: Média dos resultados de porosidade totais adquiridos no po¢co MP-22.

Porosidade Total (%)

Zona
Densidade Neutrbnico  SoOnico Gaymard-Poupon
CR1 8.45 22,58 25.49 15,49
CR2 16,07 11,15 15,52 14,58
CR3 13.01 10,08 12.22 11,55

Tabela 7: Média de Porosidade Total e Efetiva para Gaymard & Poupon.

Por. Efetiva Gaymard & Poupon (%)

Zona )
Total Efetiva

CR1 15,49 6,04

CR2 14,58 11,93

CR3 11,55 9,10
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Figura 14: Resultados diferentes de porosidade apresentados no ultimo track.
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Figura 16: Curva de porosidade total Gaymard & Poupon no Ultimo track em preto e efetiva em vermelho.
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Figura 17: Zoom no CR-2A exemplificando os resultados diferentes de porosidade Gaymard & Poupon.
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5.3. ANALISE DA SATURACAO DE AGUA

Antes de ser feito o célculo de saturacdo de agua foi estimada o valor da
resistividade da agua (Rw) pela férmula 4.11. O resultado obtido foi de Rw= 0,026
ohm.m, bem proximo aos valores de 0,020 ohm.m utilizados convencionalmente no

Campo de Massapé (Antonio Fernando Menezes Freire, informacao verbal).

Em seguida pdde ser feita a saturagcdo de agua pelos métodos de Archie e
Simandoux. A Tabela 8 apresenta os resultados médios de saturacdo de agua dos
sistemas Caruacu. Mesmo ndo apresentando resultados muito discrepantes, €&
possivel observar que o método de Simandoux mostrou um resultado menor. Isso se
deve ao fato de ele levar em consideracéo a argilosidade da formacgéao. Pode ser
visto também que se obteve uma maior diferenca no resultado do Caruacu-1, onde a
o volume de argila € maior. A Figura 18 ilustra o resultado de saturacdo de agua na

Formacgao Maracangalha, com ampliagéo na Figura 19.

Tabela 8: Resultados médios de Sw por Archie e Simandoux.

Saturacéo de Agua (%)

Zona ) )

Archie Simandoux
CR1 89,75 74,67
CR2 24 55 19,49

CR3 38,15 35,53
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5.4. RESULTADO DO NETPAY

Ao final dos calculos para a estimativa das propriedades petrofisicas foi feito o
calculo de Net Pay com os seguintes valores de cutoff: Abaixo de 15% para o
volume de argila Larionov, acima de 9% de porosidade efetiva por Gaymard &
Poupon e abaixo de 50% de saturacdo de agua, tanto para Archie quanto para

Simandoux.

As Tabelas 9 e 10 sdo mostram os valores obtidos quando analisados para
saturacdo de agua de Archie e Simandoux, respectivamente. O valor de Gross é a
espessura total analisada e Net € a espessura em que foi estimada a presenca de
hidrocarbonetos a partir dos critérios de corte citados acima. As tabelas apresentam
também a razdo Net/Gross, a porosidade média, a saturacdo de agua média nas
zonas de hidrocarboneto e a espessura porosa saturada em hidrocarboneto
(HPhiSo).

Quando analisadas as tabelas, é possivel observar uma pequena diferenca
na espessura de Net apenas na zona Caruacgu-l, gerada pela utilizacdo de
saturacbes de agua diferentes. O uso de diferentes equacbes para o célculo
saturacao teve como resultado de HPhiSo na ordem de poucos centimetros. A zona
Caruacu-2 apresenta a melhor relacdo Net/Gross em consequéncia de sua maior
razao arenito/folhelho. Ao se comparar os resultados obtidos neste trabalho com o
Relatério Final de Producéo feito pela Petrobras (Figura 20), nota-se resultados bem
préximos de porosidade média nas 3 zonas. Os valores de saturacdo de agua se
mostraram mais discordantes, isso pode ser devido ao fato de o relatério ser escrito
pela empresa enquanto o poco produz, logo o volume de Oleo e gas diminuiu na

formacado e aumentou o Sw.

A Figura 21 apresenta os resultados obtidos de Net Pay nos dois ultimos
tracks, ao passo que a Figura 22 exemplifica 0 CR-2A.
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Tabela 9: Resultado de Net Pay quando utilizada Sw Archie.

Resultados de NetPay Archie

Zona

Gross Net Net/Gross Phi Médio Sw Médio HPhiSo
CR1 39554m 29,34 m 0,074 17,2% 15,2% 4,28 m
CR2 95,00m 76,75m 0,808 13,8% 15,0% 9,00 m
CR3 281,01 m 165,80 m 0,586 12,6% 21,3% 16,44 m
Tabela 10: Resultado de Net Pay quando utilizada Sw Simandoux.
Zona Resultados de NetPay Simandoux
Gross Net Net/Gross Phi Médio Sw Médio HPhiSo
CR1 395,54m 30,89 m 0,078 17,0% 14,4% 450 m
CR2 95,00 m 76,75m 0,808 13,8% 13,7% 9,14 m
CR3 281,01 m 165,80 m 0,586 12,6% 20,5% 16,61 m

. N __ ANALISE DE PERFIS
INTERVALO (m) FORMACAO PERFIS CORRIDOS: HRIUSDL/DSN/GR; SFT
| MEDIDA-COTA

| LITO. POR SAT | EPV | FLUIDO [ CONTATO
. (%) (%) (m) (m)/TIPO |
| 2323.012427.0 MARACANGALHA/ ARN 18,2 238 21,20 ‘GAS(") 1
(-2253,3/-2357,2) CARUACU 1 ! ) - . B
2635027300 | MARACANGALHA/ | ARN 14,3 25.1 65,8 OLEO
(-2564,9/-2659.8) | CARUACU 2 | _— Sm—
2730.0/3014.0 MARACANGALHA/ ARN 13,5 32,7 | 1006 OLEO --- ‘
‘ (-2659,8/-2943,0) CARUACU 3 l N . o |

Figura 20: Resultado apresentado pelo Relatorio Final de Producao (Petrobras, 2007).
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Figura 21: Resultado final do poco apds todas as avaliacdes. Resultados
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40

6. CONCLUSOES

Este trabalho teve como finalidade avaliar o poco 7-MP22-BA do campo de
Massapé, Bacia do Recéncavo. Nele, foram avaliados os reservatérios dos sistemas
turbiditicos Caruacu-1, Caruacu-2 e Caruagu-3 a partir das curvas de GR, RT, NPHI,
RHOB e DT. Foram realizados diferentes calculos petrofisicos para a estimativa de
argilosidade, porosidade e saturacdo de agua para se alcancar resultados diferentes
de Net Pay. Quando analisados os resultados de Vclay, foi optado apenas pela
utilizacdo da equacéo de Larionov, por apresentar o resultado intermediario. Como
0s reservatorios contém gas em sua formacao, foi necessario ser feita a correcao de
Gaymard & Poupon para o calculo de porosidade. Ao final foi feito o célculo de Net
Pay para as formulas de Archie e Simandoux. O calculo de Net Pay demonstrou que
os sistemas Caruacu-2 e o Caruagu-3 sdo as zonas mais produtivas da Formacéo
Maracangalha neste pogo, onde o primeiro apresenta o melhor resultado de
net/gross e o segundo a melhor volume de 6leo recuperavel (hPhiSo). Os resultados
de SW nao se mostraram muito diferentes quando feitos pelos métodos de Archie e
Simandoux. Uma possivel explicacdo é a utilizacdo de 15% de valor de corte para o
volume de argila, uma vez que, quanto mais limpos os arenitos dos reservatorios
analisados, mais proximos serdo os valores desses dois métodos, relativamente
semelhantes aos resultados contidos no Relatério Final de Producéo, fornecido pela
ANP.
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