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Resumo

E fundamental compreender os processos diagenéticos
na transformacao do sistema poroso para reduzir riscos e
aumentar a producdo dos reservatérios. Este estudo
investiga o impacto das proporgées de calcita, dolomita e
quartzo na qualidade dos reservatorios do Pré-sal, em
pocos do Campo de Buzios. Para isto, nés analisamos
trés petrofacies: carbonatos fechados, carbonatos
argilosos e reservatérios. Dados de perfis foram plotados
em diagramas ternarios e correlacionadas com
propriedades petrofisicas. Com base nas composicdes
minerais e na permoporosidade, a petrofacies
reservatorio foi dividida em seis litotipos. A analise
revelou que rochas ricas em calcita e pobres em quartzo
e dolomita sdo os melhores reservatorios, enquanto
rochas dominadas por dolomita e quartzo mantém alta
porosidade devido ao fraturamento e dissolugéo.
Alterac6es hidrotermais podem ter favorecido a
silicificacdo e dolomitizagdo, porém estudos mais
aprofundados séo sugeridos.

Introducéo

Os carbonatos da Formagdo Barra Velha séo
considerados os principais reservatérios do Pré-sal da
Bacia de Santos. Essas rochas apresentam alta
reatividade quimica, o que pode levar a mudancas
texturais e mineraldgicas. Processos como cimentacao,
dissolugcdo e variagdes microestruturais desempenham
um papel determinante na porosidade e permeabilidade
desses reservatorios (e.g., Tosca e Wright, 2015; Wright
e Barnett, 2015; Lima e De Ros, 2019).

Apesar da complexidade textural associada aos
carbonatos do Pré-sal, a composicao predominante é
inclui calcita, dolomita e quartzo (Vasquez et al., 2019).
As proporcdes desses componentes podem influenciar a
porosidade e outras caracteristicas fisicas da rocha de
maneiras diversas (Mello e Lupinacci, 2022; Teixeira et
al.,, 2023). Uma questédo ainda nao totalmente clara é a
relagdo entre o conteldo de silica e as propriedades
petrofisicas dos reservatérios do Pré-sal. Zonas com alto
teor de silica tendem a ter menor porosidade devido ao
preenchimento dos poros pela silica. No entanto, essas

zonas costumam ser altamente fraturadas devido ao seu
comportamento mais raptil (Lupinacci et al., 2023).

A variabilidade mineralégica da silica é outro fator que
complica a previsdo de seu comportamento e
distribuicdo. Varios autores sugerem que a variabilidade
textural e geométrica dos minerais de silica reflete os
diferentes processos e fases envolvidos na silicificagéo
das rochas carbonéticas do Pré-sal (Lima e De Ros,
2019; Sartorato et al, 2020; Fernandez-lbafiez et al.,
2022; Pereira et al., 2023).

De acordo com Pereira et al. (2023), no Pré-sal, os
corpos de silica ocorrem em quatro geometrias distintas:
tabulares, irregulares, ovais e disseminados. Esses
corpos  possuem  mineralogia  similar, contendo
calceddnia, quartzo microcristalino e macrocristalino. Os
autores associam os corpos tabulares, irregulares e ovais
formados antes da compactagdo mecanica dos
sedimentos como singenéticos e eodiagenéticos,
enquanto a silica disseminada envolvendo essas
estruturas supostamente ocorre em estigios posteriores.

Sartorato et al. (2020) descrevem a silica na Formacéo
Barra Velha em relacdo a quatro fases diagenéticas
principais que impactos distintos na porosidade. A silica
criptocristalina e o microquartzo sdo relacionados a
cimentagdes ocorridas em fases singenéticas e
eodiagenéticas da evolugdo da rocha. Acredita-se que
estagios diagenéticos mais tardios, associados a
atividades hidrotermais, podem estar relacionados com
cimentos formados por megaquartzo. Para os autores, o
microquartzo e 0 megaquartzo tém o maior impacto na
qualidade do reservatorio.

Neste estudo, nés avaliamos as propor¢des minerais da
rocha na qualidade dos reservatdrios em petrofacies em
pocos do Campo de Buzios (Figura 1). As petrofacies
foram correlacionadas com propriedades petrofisicas e
laminas petrograficas para identificar os efeitos da
composi¢do na modificagdo da porosidade e processos
gue podem estar envolvidos. Os pocos selecionados
exibem caracteristicas distintas entre si, permitindo
abranger um pouco da complexidade dos carbonatos do
Pré-sal.
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Figura 1 — Localizagdo do Campo de Buzios na Bacia de
Santos a esquerda. Area de estudo ampliada, & direita,
com a localizagdo dos pogos analisados. O Campo de
Buzios é delimitado pelo poligono vermelho.

Metodologia

A metodologia empregada para a estimativa das
petrofacies da Formacgéo Barra Velha envolveu a selecédo
de trés pogos: 3-BRSA-1064-RJS, 7-BUZ-25-RJS e 9-
BUZ-2-RJS. A avaliagdo de formacdo foi realizada
utilizando uma série de perfis, incluindo raio gama,
porosidades total, efetiva, fluidos livres e permeabilidade
do perfil de Ressonancia Nuclear Magnética (RNM) e
perfis de proporgdes minerais de calcita, dolomita e
quartzo.

As petrofacies foram definidas utilizando cutoffs de
valores de volume de argila e de porosidade efetiva,
derivadas de perfis geofisicos. A porosidade RNM foi
adotada para a determinacdo da porosidade efetiva.

Para o calculo do volume de argila, nds utilizamos o
modelo empirico proposto por Larionov (1969) para
rochas antigas:

Vclay,Larionov = 0:33(22[GR -1 1)
com

GRlug - GRmin (2)

IGR =
GRmax - GRmin

no qual IGR denota o Indice de Raios Gama e GRiog,
GRmin € GRmax S0 a leitura do raio gama no perfil, o valor
minimo e maximo do intervalo, respectivamente.

Este calculo foi aplicado a quase todos os intervalos, com
excecdo dos niveis com argilas magnesianas
preservadas. Para esses intervalos, foi adotada a
abordagem proposta por Ehigie (2010) para calcular o
volume de argilas, utilizando os dados de RNM:

PHIT — PHIE
Vclay,Ehigie = W (3)

no qual PHIE é a porosidade efetiva RNM.

Assim, a argilosidade pode ser determinada empregando
o0 volume de &gua associado as argilas em relagdo a
porosidade total (PHIT).

As petrofacies foram classificadas em trés categorias:
carbonatos  argilosos, carbonatos fechados e
reservatorio. Os carbonatos argilosos compreendem as
rochas com estimativa de argilosidade maior que 20%.
Os carbonatos fechados foram definidos como aqueles
com menos de 6% de porosidade efetiva e menos de
20% de argilosidade. A petrofacies reservatorio foi
definida como os intervalos com porosidade efetiva maior
ou igual a 6% e volume de argila menor que 20%.

Em seguida, as amostras das trés petrofacies foram
analisadas em diagramas ternarios que relacionam as
propor¢des minerais de calcita, dolomita e quartzo com a
porosidade efetiva, volume de argila e permeabilidade.

As observacdes feitas sobre o controle das proporcdes
minerais sobre as propriedades da rocha foram
incorporadas na definicho de litotipos em rochas
reservatorio. Feicdes de dissolugdo e preenchimento,
observadas em laminas petrogréficas, foram empregadas
para entender os processos diagenéticos nos litotipos.

Resultados

A Formacdo Barra Velha, nos pocos selecionados (3-
BRSA-1064-RJS, 7-BUZ-25-RJS e 9-BUZ-2-RJS),
apresenta caracteristicas distintas. No poco 3-BRSA-
1064-RJS, a parte superior da formacéo é caracterizada
por um comportamento de ndo-reservatério, com valores
de argilosidade superiores a 20%, atribuidos a presenca
significativa de argilas magnesianas preservadas.

No poco 7-BUZ-25-RJS, a parte superior da Formagédo
Barra Velha é caracterizada por um intervalo de mais de
50 metros de carbonatos fechados, devido a presenca de
rochas com porosidades inferiores a 6%. Este intervalo,
diferentemente do poco 3-BRSA-1064, ndo apresenta
valores consideraveis de argilas, e a baixa porosidade
parece ser causada pelo preenchimento dos poros por
cimentacao e outros produtos diagenéticos. Este intervalo
exibe um aumento progressivo das propor¢cBes de
quartzo e dolomita em dire¢cdo ao topo da formagéo.

No poco 9-BUZ-2-RJS, a Formacdo Barra Velha revela
um excelente reservatorio em quase toda a sua extensao
(Figura 2). Portanto, diferentemente dos outros dois
pogos, a petrofacies predominante na parte superior da
formacgéo é a de reservatorio. Este po¢o € dominado por
maiores propor¢des de calcita em comparagdo com 0s
outros dois minerais, exceto em diregdo a parte superior
da formacdo, onde as concentracdes de quartzo se
sobrepdem. Apesar disso, as porosidades parecem nao
ser afetadas e demonstram um aumento simultdneo na
mesma direcdo. Nas laminas delgadas desse intervalo, é
possivel observar depdsitos intensamente silicificados e
interseccionados por fraturas interligadas e abertas
(Figura 3). Em alguns casos sao identificadas as texturas
originais (esferulitos calciticos e agregados de calcita
fascicular) que foram modificadas por processos de
dissolugdo que aumentaram a porosidade (poros
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secundarios). Percebe-se que a matriz de argila
magnesiana pretérita foi nucleada por esferulitos e
cristais de dolomita. Processos de fraturamento e
dissolucdo favorecem as propriedades permoporosas de
niveis dolomitizados.
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Figura 2 — Perfis do poco 9-BUZ-2-RJS. Da esquerda
para a direita, perfis de raios gama (GR), caliper (CAL),
profundidade medida, profundidade em cota (TVDSS),
porosidade total (PHIT), porosidade efetiva (PHIE),
fluidos livres (FF) permeabilidade, proporgdes de argila,
quartzo, dolomita e calcita. Petrofacies identificadas na
Ultima coluna: reservatério (Res.), carbonato fechado
(Fech.) e carbonato argiloso (Arg.)

Ao analisar o conjunto de amostras dos trés pogos no
diagrama ternéario (Figura 4), observa-se que a maior
densidade das amostras tem concentracdes menores
que 30% de quartzo e menor que 70% de dolomita. No
entanto, é possivel identificar amostras com mais de 60%
de quartzo ou dominadas quase que completamente por
dolomita. A calcita € a composicdo mineralégica com
maior proporgao.

A andlise das petrofacies em relagdo a porosidade efetiva
evidenciou o aumento da porosidade das rochas com o
aumento da calcita e diminuicdo das concentracfes de
quartzo. Na petrofacies dos carbonatos fechados
(PHIE<6%), a maioria das amostras possuem pelo
menos 10% de quartzo e 20% de dolomita, mas limitam-
se em até 60% de calcita. Em comparagao, as amostras
da petrofacies reservatério séo caracterizadas por uma
maior concentracdo de calcita e as amostras com
porosidades mais altas contém menos de 10% de
quartzo. A petrofacies dos carbonatos argilosos inclui os
niveis preservados das argilas magnesianas, da lama
carbonética e sedimentos finos detriticos. Dentro desta
categoria, as amostras com menos de 10% de quartzo

também mostram um comportamento permoporoso
ligeiramente melhor.

Figura 3 — Laminas petrograficas do pogo 9-BUZ-2-RJS
(5600 a 5650 m). A) Chert com porosidade de fratura,
vugular e modldica. B) Shrubs compostos por calcita
fascicular Optica e gréos hibridos dispersos, cimento de
silica preenchendo poros intercristais e de crescimento,
presenca de fraturas verticais e horizontais. C) Chert com
inclusdes de particulas indiferenciadas e porosidade de
fratura. D) Chert com fragmentos de esferulitos
irregulares e porosidade moldica, vugular, intercristalina e
intraparticulas. Esferulitos séo compostos por calcita e
parcialmente  substituidos por dolomitas, limites
irregulares relacionados a dissolugdo. E) Chert com
posidade de fratura. F) Dolomito com fragmentos de
particulas indiferenciadas e porosidade de fratura.

Com base no controle das composi¢cdes minerais nas
propriedades  permoporosas do reservatorio, a
petrofacies reservatério foi dividida em seis litotipos
(Figura 5): (I) dominado por calcita e pobre em quartzo;
(II) dominado por calcita e rico em quartzo; (l1l) com baixo
teor de calcita e rico em dolomita; (IV) dominado por
quartzo e rico em dolomita (V) dominado por dolomita;
(VI) dominado por quartzo.

Os litotipos | e Il possuem as melhores qualidades
permoporosas de reservatorio, com o litotipo | superando
o Il. Adicionalmente, o litotipo | raramente se sobrepde
com as petrofacies dos carbonatos argilosos e fechados
no diagrama terndrio, tornando este litotipo ainda mais
caracteristico. O litotipo Il e IV sdo reservatérios com
qualidades intermediéarias e diversas, sendo o litotipo Ill o
mais comum. Os litotipos V e VI sdo caracterizados,
respectivamente, pela predominancia de dolomita e
quartzo em sua composicdo mineralégica. De forma
surpreendente, ambos os litotipos exibem bons
reservatorios.
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Figura 4 — Diagramas ternarios com as proporcdes de calcita, dolomita e quartzo das trés petrofacies no quadro superior. As
cores das amostras discretizam os valores de porosidade efetiva de cada amostra. No quadro inferior, a composi¢édo
mineraldgica das rochas reservatorio € correlacionada com os valores de fluidos livres, permeabilidade e volume de argila

das amostras.

Discussao

As composi¢cdes minerais das amostras da Formagao
Barra Velha s&o consistentes com estudos anteriores
(Vasquez et al., 2019; Gomes et al., 2020). A maioria das
amostras apresenta concentra¢cfes de quartzo inferiores
a 30%. Rochas ricas em calcita e pobres em quartzo
(litotipo 1) representam os melhores reservatérios, similar
aos resultados de Mello e Lupinacci (2022) para o Campo
de Buzios.

Rochas pobres em calcita e dominadas por dolomita ou
quartzo, podem manter alta porosidade efetiva e
permeabilidade, possivelmente devido as fraturas abertas
e feicbes de dissolugdo observadas nas |aminas
delgadas. A presenca de dolomita e quartzo torna essas

rochas mais propensas ao fraturamento (Wells, 2004;
Jarvie et al. 2007; Wang e Gale, 2009). O balanco entre o
preenchimento dos poros e eventos de fraturamento e
dissolucdo parece determinar a porosidade dessas
rochas (Lupinacci et al., 2023).

Considerando a evolucdo da Formacdo Barra Velha, a
precipitacdo de dolomita e silica pode ser resultado da
dissolucao/substituicdo de argilas magnesianas (Tosca e
Wright, 2015; Herlinger et al., 2017; Lima e De Ros 2019;
Schrank et al., 2024). Isso é evidente no po¢o 3-BRSA-
1064-RJS, onde ainda existem argilas magnesianas
preservadas e reservatdrios dominados por dolomita. A
auséncia dessas argilas nos pogos 9-BUZ-2-RJS e 7-
BUZ-25-RJS pode indicar um processo similar e mais
intenso de substituicdo por dolomita e quartzo.
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Figura 5 — Divisdo dos seis litotipos encontrados em rochas reservatério com base nas propriedades permoporosas e

propor¢des minerais do reservatorio.

No entanto, a presenca pervasiva de silica e as
concentragdes andmalas desses minerais (litotipos V e
VI) sugerem a possivel contribuicdo de fluidos
hidrotermais. Um estudo mais aprofundado dos tipos de
precipitacdo de silica e minerais, juntamente com a
avaliacdo das falhas regionais, poderia esclarecer a
influéncia tectonica e de altera¢des hidrotermais.

Concluséo

Este estudo reforca a importancia dos processos
diagenéticos na transformacdo do sistema poroso e na
avaliacdo das propriedades do reservatério. Tais
processos induzem a dolomitizagdo, silicificacdo e
dissolucdo em diversos graus e intensidades. As
alteragcbes mineraldgicas decorrentes influenciam a
porosidade e a formagdo de fraturas de maneiras
distintas. Portanto, o entendimento desses processos
torna-se essencial na predicdo e caracterizacédo
faciolégica dos reservatorios do Pré-sal.
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