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RESUMO 

 

Neste trabalho buscou-se delinear a distribuição de fácies e de porosidade de 

um reservatório turbidítico da Bacia de Campos, chamado de Campo C. Duas 

principais regiões desse reservatório foram destacadas, as quais são denominadas 

L e K. A região L encontra-se dentro de um cânion preenchido por sedimentos que 

foram depositados em um complexo de canais turbidíticos, enquanto a região K, 

localizada ao nordeste de L, corresponde a uma área de baixos e altos topográficos 

provocados por falhas normais relacionadas à tectônica do sal. A metodologia 

utilizada nesta dissertação propõe a integração de informações de diferentes 

escalas e resoluções: informações geológicas, dados perfis e dados sísmicos. As 

informações geológicas dizem respeito ao modelo geológico e conceitual da área. 

Esse modelo foi fornecido por estudos anteriores e foi utilizado como informação a 

priori em todas as etapas deste trabalho. As informações de perfis correspondem 

aos modelos de eletrofácies obtidos por meio de um método estatístico. As 

informações sísmicas equivalem ao modelo de impedância acústica proveniente do 

processo de inversão sísmica. Os modelos de eletrofácies permitiram avaliar o 

reservatório localmente e por meio da integração com a sísmica foi possível 

extrapolar essas informações de alta resolução para além do controle dos poços, 

promovendo uma interpretação em escala regional de maior confiabilidade e, 

portanto, menor risco. Os modelos de eletrofácies e de impedância acústica 

mostraram-se coerentes com o esperado para a área. Como resultado deste 

trabalho obteve-se a arquitetura dos principais elementos deposicionais que formam 

esse reservatório, canais (predominantes em L) e lobos (predominantes em K), bem 

como as principais fácies associadas a eles. Por meio da relação entre porosidade e 

impedância foi possível também extrapolar as informações dos perfis e obter a 

distribuição de porosidade no reservatório.  
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ABSTRACT 

In this study the purpose was to delineate the facies and porosity distribution 

of a turbiditic reservoir in Campos Basin, called Field C. Two main areas were 

highlighted in this reservoir, named L and K. The L region is localized within a 

canyon, filled by a complex system of turbiditic channels, while the K region, located 

northeast of the L, corresponds to an area of topographic low and high caused by 

normal faults related to salt tectonic. The methodology used in this work proposes 

the integration of informations from different scales and resolutions, which are: 

geological, well log and seismic data. The first corresponds to the geological and 

conceptual model of the area, provided by previous works and used as background 

information in all stages of the work. The well log data were used to construct 

electrofacies models. The seismic data were inverted for acoustic impedance, with 

the purpose of providing a better interpretation of the reservoir on the seismic scale. 

The electrofacies models allowed to evaluate locally the reservoir and through their 

integration with seismic, it was possible to extrapolate this high resolution information 

beyond the control wells, promoting a more reliable interpretation on a regional scale. 

The electrofacies and acoustic impedance models were coherent with what was the 

expected for this area, according to the geological model and conceptual field C. As 

a result of this work was obtained depositional architecture of the main elements that 

make up this reservoir, which are channels (predominantly in L) and lobes 

(predominantly in K), as well as the main facies associated with this deposits. 

Through the relationship between porosity and impedance was also possible to 

extrapolate the profile information and obtain the distribution of porosity in the 

reservoir.
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1. INTRODUÇÃO 

1.1 CONSIDERAÇÕES GERAIS 

 

A prospecção e o desenvolvimento das jazidas de petróleo exigem detalhados 

estudos de caracterização. Gerar modelos de distribuição de fácies e propriedades 

petrofísicas, assim como conhecer a geometria e arquitetura dos reservatórios é 

parte fundamental do processo de caracterização, uma vez que a distribuição e o 

deslocamento de fluidos no interior das rochas são significativamente controlados 

pela forma (geometria) dos corpos sedimentares, e pelo arranjo (arquitetura) 

espacial destes corpos (MORAES et.al, 2006). Sabe-se, porém, que a 

caracterização de um reservatório pode se tornar uma tarefa difícil. Os níveis de 

dificuldades são tão maiores quanto mais complexos são esses reservatórios. 

Os reservatórios turbidíticos de águas profundas representam, ainda hoje, 

uma das mais importantes reservas mundiais, entre eles encontram-se os 

reservatórios da Bacia de Campos com seus turbiditos do Terciário e Cretáceo. 

Esses sistemas de águas profundas se constituem, muitas vezes, de depósitos 

heterogêneos e complexos compostos por camadas de espessuras subsísmicas. 

Nesses casos as ferramentas de análise e modelagem são levadas ao limite 

(SANCEVERO et.al, 2006).  

Segundo LATIMER et.al (2003), a impedância acústica, definida como o 

produto da velocidade da onda compressional pela densidade da rocha, é uma 

propriedade da camada, enquanto o dado sísmico convencional, em amplitude, é 

uma propriedade da interface, o que faz com que esse atributo sísmico se destaque 

nos estudos de modelagem e caracterização de reservatórios.  

A inversão sísmica pode fornecer suporte para o cálculo de propriedades 

petrofísicas e para a construção de modelos de distribuição de fácies, em escala 

regional, assim como para a interpretação e determinação das formas geométricas 

do reservatório. Em uma escala mais pontual, a modelagem faciológica é feita com 

base no conceito de eletrofácies, obtidas por meio de técnicas estatísticas aplicadas 

aos perfis de poços. 

Uma das formas mais eficientes de promover a caracterização de um 

reservatório é por meio da integração de informações, ou seja, reunir em um único 

modelo toda informação disponível sobre a área.  
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A integração de dados de poços (caracteristicamente com grande resolução 

vertical e pequena distribuição em área ou volume) com dados sísmicos (de grande 

distribuição em área ou volume, porém baixa resolução vertical) contribui de maneira 

decisiva nos estudos de caracterização, isso porque os dados sísmicos podem ser 

usados pra interpolar e extrapolar, entre e além, do controle do poço (COOKE et.al, 

1999). A utilização de modelos conceituais e análogos permitem também 

complementar as lacunas deixadas pelo espaçamento entre os poços, que pode ser 

de vários quilômetros em campos de águas profundas (MORAES et.al, 2006).  

Assim, modelos geológicos conceituais, dados sísmicos e dados de perfis 

podem ser utilizados conjuntamente, de modo a propiciar um aumento na 

confiabilidade dos modelos geológicos utilizados nos procedimentos de 

caracterização, modelagem e gerenciamento do reservatório (BUITING e BACON, 

1997; MORAES et.al, 2006).  

 

1.2 OBJETIVOS DO TRABALHO 

 

Este estudo tem por objetivo principal delinear a distribuição de fácies e de 

porosidade de um reservatório turbidítico da Bacia de Campos, denominado de 

campo ñCò, focando duas diferentes regiões desse reservatório, definidas aqui como 

L e K. Para isso, promoveu-se a integração de informações provindas da geologia, 

dados de poços e da sísmica, os quais possuem, originalmente, diferentes escalas e 

resoluções, utilizando como principal ferramenta o atributo impedância acústica. 

Buscou-se neste trabalho alcançar ainda os seguintes intentos: 

¶  Mapear as feições de lobos e canais. 

¶ Entender a distribuição das fácies reservatório sobre o Campo C. 

¶ Promover a estimativa de largura e espessura dos reservatórios. 

¶ Indicar as regiões de maior porosidade. 

O fluxo de trabalho utilizado nesta dissertação propôs a construção de 

modelos de eletrofácies para cinco poços, dois localizados na região L e três na 

região K, vizando obter a distribuição de fácies em escala pontual. A inversão dos 

dados sísmicos foi realizada e obteve-se o modelo de impedância acústica do 

reservatório. O modelo geológico e conceitual da área, utilizado como conhecimento 

a priori, foi construído com base em estudos anteriores, especialmente nos trabalhos 
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de MORAES et.al (2000, 2006), ALBERTÃO (2010), GARDNER (2000, 2003) e 

informações obtidas por meio de discussões com geológos e geofísicos da 

Petrobras. Então, com base nos três modelos citados acima, realizou-se uma 

interpretação unificada das regiões L e K do campo C em escala regional. 

 

1.3 ROTEIRO DA DISSERTAÇÃO 

 

O corpo desta dissertação é composto por cinco seções: 1) Introdução, 2) 

Contexto Geológico, 3) Base de Dados e Metodologia, 4) Resultados e Análise e 5) 

Conclusões.  

A seção 1 corresponde a Introdução, na qual o problema foi apresentado. 

A seção 2 inicialmente mostra uma revisão bibliográfica sobre depósitos 

turbidíticos e em seguida contextualiza os principais aspectos geológicos do Campo 

C da Bacia de Campos, assim como apresenta o modelo geológico e conceitual do 

reservatório e as regiões L e K, que constituem as áreas foco desse trabalho. 

A seção 3 descreve a base de dados disponibilizada para esta dissertação e 

apresenta o fluxograma das etapas de trabalho. As etapas são apresentadas como 

subseções e abordam, sobretudo, os aspectos teóricos envolvidos na construção 

dos modelos de eletrofácies, obtido por métodos estátiscos, e impedância acústica, 

obtido através do processo de inversão sísmica. Para este último é apresentado, 

ainda, um fluxograma com as etapas envolvidas no processo de inversão e cada 

etapa é apresentada como um subitem. 

A seção 4 apresenta os resultados e as discussões de cada modelo, bem 

como a interpretação integrada das distribuições de fácies e de porosidade. 

Finalmente, a seção 5 apresenta as conclusões resultantes do estudo. 
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2. CONTEXTO GEOLÓGICO 

 

2.1 DEPÓSITOS TURBIDITICOS 

 O conceito de ñturbiditosò e ñcorrentes de turbidezò surgiu no in²cio dos anos 

cinquenta com os trabalhos de KUENEN e MIGLIORINI (1950). Os sistemas 

turbidíticos são de grande importância econômica, visto que as areias e 

conglomerados depositados neste ambiente apresentam um excelente potencial 

para reservatório de hidrocarbonetos (WALKER, 1978). 

 Segundo MUTTI (1992) o sistema turbidítico é considerado uma unidade 

estratigráfica que registra uma série de eventos erosionais e deposicionais. Esses 

dois eventos são também dois componentes básicos que formam o sistema 

turbidítico. O primeiro ocorre na parte superior do talude e representa a principal 

fonte de sedimentos, o segundo ocorre abaixo do talude em que os sedimentos são 

depositados por fluxos gravitacionais, após a erosão. 

 Os principais elementos de um sistema turbidítico são: feições erosionais, 

canais, lobos e depósitos de transbordamento (overbanks). As feições erosionais se 

caracterizam por cânions e planos de escorregamento que podem ocorrer desde a 

planície até a bacia. Os cânions submarinos apresentam, frequentemente, um 

controle estrutural. Comumente estão associados a rios e deltas, promovendo uma 

conexão de sedimentos da plataforma à bacia, através de fluxos gravitacionais 

(GARDNER et.al, 2006). Essas estruturas atuam como zona de by-pass de 

sedimentos durante os períodos de nível relativo de mar baixo e são preenchidos 

durante os períodos de nível relativo de mar alto (CRONIN et.al, 2005). 

Os canais representam os principais caminhos para o transporte de 

sedimentos. Eles podem ser definidos como uma expressão negativa do relevo 

produzida por fluxo confinado de corrente de turbidez. No geral, os sedimentos de 

granulometria mais grossa do sistema turbidítico preenchem os canais e são 

conhecidos como ñdep·sitos de preenchimento de canaisò. Tr°s principais tipos de 

preenchimento de canais são normalmente observados nos sistemas turbidíticos: 

depósitos de canais erosivos, canais deposicionais e preenchimento de canais 

mistos. 

Os depósitos de canais erosivos possuem fácies de granulometria mais 

grossas sobrepostas por fácies mais finas de canais abandonados. O preenchimento 
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de canais deposicionais é dado principalmente após a sua principal fase de atividade 

como caminho para o transporte de sedimentos. Finalmente, os depósitos de 

preenchimento de canais mistos são transicionais entre os dois tipos descritos 

anteriormente. Esses depósitos apresentam uma grande variedade de fácies, 

estruturas internas e geometrias que refletem o seu carácter deposicional. Em 

camadas mais antigas ocorre, com frequência, sobreposição tanto lateral quanto 

vertical de fácies distintas de preenchimento de canal. Esses complexos podem 

chegar a 2 km de largura e até 100 m de espessura. 

Os lobos são caracterizados por serem compostos de corpos arenosos não 

canalizados que ocorrem corrente abaixo dos depósitos de canais. Os lobos 

arenosos podem ocorrer individualmente dentro de sequências de lama ou em 

sucessões verticais de centenas de metros de corpos arenosos intercalados com 

lama e pequenas camadas de areia fina. 

Os depósitos de overbanks são depósitos, no geral, de granulometria mais 

fina resultantes do escape lateral de uma corrente de turbidez confinada podendo 

ocorrer em diferentes partes de um sistema turbidítico (MUTTI e NORMAK, 1987). 

Podemos citar ainda a região de transição canal-lobo que exibe características 

transicionais tanto de canal como de lobo e as porções proximais e distais de lobos 

que são compostas predominantemente por sedimentos areno-conglomeráticos nas 

porções proximais e areno-pelíticos e pelítico-arenosos nas duas porções, sendo 

que nas porções proximais as camadas são mais espessas e com maior razão 

areia/lama (MUTTI e LUCCHI, 1972). 

A intensa atividade petrolifera desenvolvida pela Petrobras no Brasil resultou 

em diversos trabalhos objetivando o entendimento do sistema deposicional 

turbidítico, localizado preferencialmente nas bacias marginais brasileiras. Entre eles 

destacam-se os trabalhos BRUHN et al. (1988), BRUHN (1990) e MORAES et.al 

(2000, 2004). 

  Em 1993, Bruhn propôs um modelo de distribuição espacial e temporal para a 

sedimentação turbidítica da megassequência transgressiva da margem leste 

brasileira, típica de bacias de margem passiva imaturas, após o estudo dos Campos 

de Carapeba e Pargo (Bacia de Campos) e Lagoa Parda (Bacia do Espirito Santo). 

A geometria dos reservatorios baseia se nas dimensões dos corpos e no tipo de 

empilhamento dos canais, o qual determina a continuidade lateral e conectividade 

vertical dos corpos arenosos. A primeira é dada pela razão largura/espessura e a 



17 
 

segunda é uma estimativa da fração do perimetro de um canal que está em contato 

com um elemento semelhante.  

Segundo BRUHN (1998) os depósitos turbidíticos podem ser classificados 

quanto ao tamanho dos graos, razão areia-folhelho, geometria externa e processo 

deposicional. Os principais depósitos mostrados por ele são apresentados a seguir: 

¶ Complexos de canais turbidíticos ricos em areia e conglomerados. 

¶ Confinados em calhas, Lobos turbidíticos ricos em areia e conglomerados. 

¶ Não confinados, Lobos turbidíticos ricos em areia. 

¶ Lobos turbidíticos ricos em areia e lama. 

Os Complexos de canais turbidíticos são compostos por fácies variando de 

conglomerados até arenitos de grão finos. Os canais que formam esse tipo de 

depósito apresentam espessura e largura variando de 10 a 50 m e 200 a 2000 m, 

respectivamente. A geometria é resultante da amalgação de muitos canais e 

preservação de feições de extravasamento. Quanto à qualidade de reservatório, os 

complexos de canais turbidíticos apresentam grande variação na porosidade média 

e permeabilidade, devido ao contraste de fácies e diagênese, com valores de 20- 

31% e 550-1060 mD, respectivamente. 

Os depósitos de lobos confinados em calhas são compostos por sedimentos que 

vão do conglomerado até arenitos de grãos médios. Esses depósitos são formados 

por corpos de areia tabulares que apresentam valores de espessura, largura e 

comprimento variando de 10-140 m, 1-12 km, 3-20 km, respectivamente. Os valores 

de porosidade média e permeabilidade variam de 18- 25 % e 100-1000 mD e são 

controlados pelo tamanho do grão e selecionamento. 

Os depósitos não confinados associados a lobos ricos em areia apresentam 

fácies que variam de arenitos grossos a muitos finos. Os valores de espessura 

variam desde 5- 60 m, variando de 1 a 8 km de largura e 2 a 12 km de comprimento. 

As porosidades e permeabilidades são relativamente homogêneas com média 

variando de 27-30 % e de 1000- 2000 mD. 

Os lobos ricos em areia e lama são compostos por fácies de arenitos finos a 

muito finos, mal selecionados e contém de 3- 20 % de silte e 1-6 % de argila. Esses 

depósitos apresentam de 2 a 20 m de espessura, de 1 a 20 km de largura e de 2 a 

20 km de comprimento. As porosidades e permeabilidades mostram uma grande 

faixa de variação com valores de 2- 32 % e 0.1- 1600 mD, respectivamente. 
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MORAES et.al (2006) propôs classificar os reservatórios turbidíticos segundo três 

tipos básicos de arquitetura: 1) complexo de canais discretos, 2) complexo de canais 

amalgamados e 3) complexo de canais distributários e lobos (Figura 1). O primeiro 

tipo representa o caso em que o elemento canal ou, mais especificamente, os 

corpos de preenchimento de canal, aparecem espacialmente segregados, ocorrendo 

principalmente nas situações em que os canais se empilham vertical ou 

obliquamente. Nesse caso, os parâmetros de dimensão, extensão, sinuosidade, 

assim como o padrão de empilhamento dos canais são os mais críticos para o 

controle da distribuição espacial das heterogeneidades e, consequentemente, do 

escoamento de fluidos em seu interior. Uma vez que o movimento dos fluidos no 

reservatório é controlado pela posição e orientação dos eixos dos canais, é 

extremamente importante que a estrutura espacial dos corpos seja muito bem 

caracterizada. 

O complexo de canais amalgamados é dominado por canais relativamente 

rasos que apresentam, comumente, migração lateral. Nos canais amalgamados o 

componente de empilhamento vertical ou oblíquo é muito menor do que o de 

justaposição lateral. Esse tipo de reservatório é formado por extensos corpos de 

arenito com geometria externa lobada ou tabular, porém internamente canalizados. 

Lobos de extravasamento lateral (spill lobes) podem ocorrer associados às margens 

dos corpos de preenchimento de canal (JOSEPH et.al, 2000). A conectividade no 

interior dos complexos de canais amalgamados tende a ser alta devido à 

amalgamação dos corpos arenosos. Assim, a proporção e a extensão das barreiras 

de permeabilidade são o aspecto mais relevante no controle do movimento de 

fluidos no interior do reservatório. A distribuição das barreiras de permeabilidade 

controla principalmente a conectividade vertical (JOSEPH e LOMAS, 2004). A 

orientação dos canais é um importante parâmetro nesse tipo de reservatório, pois 

introduz uma considerável anisotropia no sistema, isso porque as bordas dos canais, 

ainda que muito arenosas, são regiões de contraste de fácies (MORAES et.al, 

2006). 

Os complexos de canais distributários e lobos ocorrem na região onde se dá a 

transição canal-lobo, sendo caracterizados por um sistema proximal de canais 

distributários rasos, aos quais comumente aparecem associados lobos de 

extravasamento lateral (spill lobes) que, por sua vez, alimentam lobos frontais com 

pequena espessura e grande extensão lateral. As barreiras de permeabilidade, 
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semelhantemente ao caso anterior, representam as principais heterogeneidades que 

controlam o comportamento do reservatório. Para os lobos, a conectividade lateral é 

alta, porém à medida que predominam os lobos frontais a permeabilidade tende a 

diminuir (MORAES et.al, 2006). 

 

  

 

 

Figura 1- Padrões básicos de arquitetura observados nos sistemas turbidíticos, de 

acordo com MORAES et.al (2000,2006). 
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Os depósitos de lobos se diferenciam dos depósitos de canais amalgamados 

por apresentarem menores espessuras e granulometria mais fina, e pela maior 

preservação de intercalações de sedimentos finos que, nesse caso, se tratam de 

depósitos hemipelágicos (folhelhos, margas e calcilutitos), e não de depósitos de 

overbanks (MORAES et.al, 2006). 

Segundo MORAES et.al (2006) as heterogeidades de reservatório podem 

ocorrer em diferentes escalas e a compreensão delas é de suma importantância nos 

processos de modelagem e caracterização. O estudo de sistemas análogos permitiu 

estabelecer três principais ordens de organização hierarquica podem ser aplicadas 

aos elementos de arquitetura e são mostradas na Figura 2, para o caso de canais 

discretos. A primeira ordem representa os elementos individuais, de menor porte, 

que neste exemplo representa os elementos que se enquadram na definição de 

canal. São definidos como elementos de arquitetura feições que tenham expressão 

fisiográfica definida e podem ser reconhecidas por exemplo, na sísmica . Os canais 

individuais apresentam tipicamente larguras da ordem de 50 m a 300 m, e 

espessuras da ordem de 10 m a 20 m. 

 A segunda ordem na hierarquia de elementos de arquitetura diz respeito aos 

elementos compostos, resultantes do empilhamento de vários elementos individuais. 

Essa feição é comum nos complexos de canais discretos, como mostra a Figura 2. 

Para este caso ocorre o empilhamento oblíquo de três canais individuais que resulta 

em um corpo maior, denominado canal composto, o qual também apresenta 

geometria externa típica de canal. Os canais compostos apresentam larguras típicas 

da ordem de 300 m a 900 m, e espessuras de algumas dezenas de metros e são 

mais facilmente detectáveis na sísmica. 

 A terceira ordem diz respeito ao conjunto de canais compostos ou individuais 

chamados de complexo. Os limites dos complexos e dos conjuntos de complexos, 

condutos, podem representar superfícies erosivas, principalmente nas regiões mais 

proximais (canions ou calhas), ou regiões topograficamente mais baixas, onde se 

concentrou sedimentos arenosos. Para os complexos de canais amalgamados e 

lobos os elementos compostos são mais difíceis de detectar, devido à grande 

amalgamação dos corpos individuais, no entanto nesses casos a continuidade das 

barreiras de permeabilidade é controlada pelos limites dos complexos. 
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Figura 2- Hierarquia de elementos de arquitetura observada em reservatórios 

turbidíticos, com exemplos dos complexos de canais discretos, segundo MORAES, 

2006. 
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2.2 A ÁREA DE ESTUDO 

 

A Bacia de Campos localiza-se no litoral norte do Estado do Rio de Janeiro e 

ao sul do Estado do Espírito Santo. Possui uma área de 100.000 km², 

aproximadamente. Limitada ao norte pelo arco de Vitória e ao sul pelo arco de Cabo 

Frio, a Bacia de Campos tem, aproximadamente, 2000 poços perfurados ao longo 

de mais de três décadas de exploração petrolífera. A origem da Bacia de Campos, 

semelhante a outras bacias da costa brasileira, está relacionada com a partição do 

Gondwana (WINTER et.al,2007). 

A Bacia é marcada por dois principais estilos estruturais: 1) falhas intra-

blocos, relacionadas principalmente com o rifteamento inicial entre os continentes 

Sul Americano e Africano e 2) falhas lístricas relacionadas com a tectônica do sal 

(GUARDADO et al., 1990). Segundo DIAS et.al (1990) três principais 

megassequências subdividem a Bacia de Campos: a) megassequência continental, 

fase rifte b) megassequência transicional, início da fase drifte, c) megassequência 

marinha pós-rifte, ligada a fase de margem passiva, ou seja, a fase marinha aberta. 

Cada uma dessas megassequências está relacionada à um ambiente 

deposicional associado com o desenvolvimento da bacia e podem ser subdivididos 

em sequências menores. O arcabouço estratigráfico da Bacia de Campos é 

composto por rochas do embasamento cristalino, ígneas e sedimentares. As 

seqüências da fase rifte da Bacia incluem os basaltos da Formação Cabiúnas e a 

porção inferior da Formação Lagoa Feia, que é constituída por conglomerados, 

coquinas e pelitos flúvio-lacustres. As seqüências de margem passiva, proto-

oceânica e marinha, abrangem a Formação Macaé (Albiano) e o Grupo Campos 

(Turoniano-Coniaciano). O Grupo Campos é subdividido nas Formações Ubatuba, 

Carapebus e Emborê (RANGEL et al., 1994). 

A Formação Macaé, com idades que vão do Albiano ao Cenomaniano, é 

representada pela presença de calcirruditos, calcarenitos e calcilutitos. A Formação 

Ubatuba é formada por espessas camadas de pelitos depositados até o Haloceno. É 

constituída por folhelhos, margas, calcilutitos e diamectitos. A Formação Carapebus, 

com idades que vão do turoniano ao halocêno, é formada por arenitos turbidíticos, 

arenitos finos a conglomeráticos, intercalados por pelitos da formação Ubatuba. A 

formação Emborê foi formada entre o Maastrichtiano e o Holoceno e se constitui de 

arenitos e carbonatos impuros (CHEVRON, 2006). 
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O reservat·rio alvo de estudo deste trabalho, denominado de campo ñCò 

(Figura 3), foi descoberto em 1984, está localizado na Bacia de Campos a cerca de 

80 km da costa em l©mina dô§gua variando entre 300 e 600 m. Formado na fase de 

margem passiva, suas areias turbiditicas pertencem à formação Carapebus com 

idades que vão do Turoniano ao Campaniano (Figura 4). Os reservatórios do campo 

C apresentam espessura máxima de 250 m e consistem predominantemente de 

arenitos arcosianos de granulometria média a grossa apresentando diversos corpos 

amalgamados com uma alta razão arenito-folhelho. Arenitos maciços médios a finos 

com estratificação plano-paralela e intercalações de folhelhos e siltitos bioturbados 

podem ocorrer. Os arenitos são pouco cimentados com calcita e apresentam 

excelentes valores de permoporosidade. A porosidade e a permeabilidade média 

são 27% e 1700 mD, respectivamente (STANK et.al, 1990).  

 

 

 

 

Figura 3- Localização da área de estudo, campo C, na Bacia de campos 

(SCARTON, 1993). 
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Figura 4- Coluna estratigráfica da Bacia de Campos com os reservatórios do Turoniano ao Campaniano, alvos deste estudo, 

destacados (STANK et.al, 1990). 
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Segundo ALBERTÃO (2010), a configuração geral estrutural da área é 

controlada por halocinese. Falhas normais e de crescimento se mostraram 

dominantes na direção NW-SE e mergulhando para SE. Essas falhas e seus efeitos 

foram resultados de uma combinação de processos extensivos, relacionados ao 

movimento do sal, e gravitacionais. Falhas antitéticas mergulhando para NW são 

também comuns. A Figura 5 ilustra, de maneira sucinta, a evolução tectônica 

sedimentar do campo C. Os principais elementos de controle da espessura do 

reservatório, especialmente das partes basais e intermediárias são as falhas 

normais perpendiculares ao cânion e o confinamento dentro dele. Os depósitos 

carbonáticos do Albiano foram afetados pelos movimentos de falhas relacionadas ao 

sal. Essa atividade continua no Turoniano, ao mesmo tempo em que ocorre a 

incisão do cânion, perpendicular à direção das falhas normais. A sequência 

Coniaciana ocupou os baixos topográficos gerados pelas falhas, preenchendo 

parcialmente o cânion formado anteriormente. No Santoniano a atividade das falhas 

diminuiu, mas ainda assim controlou a distribuição do reservatório nas regiões 

proximais. Sedimentos finos foram depositados a nordeste do cânion, após ele ter 

sido preenchido. A sequência Campaniana, foi depositada em uma periodo de 

relativa calmaria, no que diz respeito a atividade do sal. A topografia relacionada às 

falhas não foi relevante na distribuição dos reservatórios dessa idade. Como as 

calhas estruturais e o cânion foram praticamente preenchidos por completo por 

sequências Santonianas, os sedimentos Campanianos apresentam uma distribuição 

bastante difundida sobre o campo C. 
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Figura 5- Evolução tectônica sedimentar do campo C ilustrando os seus principais 

eventos (ALBERTÃO, 2010). 

 

 

 

2.3 MODELOS ANÁLOGO E CONCEITUAL 

 

 Os afloramentos análogos são fontes úteis de calibração de conhecimentos 

geológicos com imagens obtidas por métodos indiretos, como a arquitetura de 

corpos sedimentares e modelo de fácies, até mesmo para a sísmica de alta 

resolução. Isso porque a escala de informação fornecida por observação direta é 

geralmente maior que a resolução dos dados obtidos de forma indireta.  

A Formação Brushy Canyon, usada como modelo análogo para este trabalho 

(Figura 6), foi exaustivamente estudada por GARDNER et.al (2000, 2003). Esta 

formação é composta por afloramentos que complementam estudos de sistemas 

turbidíticos no mundo todo, sendo representada por depósitos de águas profundas 

originados por fluxos gravitacionais, relacionados a um sistema turbidítico 

constituído por complexo de canais e lobos submarinos. Os canais são preenchidos, 

dominantemente, por arenitos maciços. As bases dos canais são compostas por 

sedimentos conglomeráticos e à medida que se aproxima do topo esses sedimentos 

tendem a afinar. Intercalações de arenitos com folhelhos não são incomuns. Cada 
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canal pode variar em espessura de 1 a 10 m e em largura de 100 a 500 m. 

Localizados nas montanhas Delaware, oeste do Texas, os afloramentos análogos 

pertencentes a esta formação são constituídos por arenitos turbiditos do alto 

Permiano ao longo de uma faixa de 80 km.  

O modelo conceitual do reservatório do Campo C, mostrado na Figura 7, foi 

proposto com base nos trabalhos de MORAES (2000, 2006), ALBERTÃO (2010), 

nos estudos da formação Brushy Canyon feitos por GARDNER (2000, 2003) e em 

discussões pessoais com geológos e geofísicos da PETROBRAS. 

O arcabouço estrutural da área tem formato de um cânion, o qual foi 

preenchido por depósitos de canais turbidíticos amalgamados, resultando em uma 

alta razão arenito-folhelho. O preenchimento do cânion se deu a partir de 

sedimentos provenientes de slides (deslizamento) e correntes de turbidez em 

ambiente altamente confinado. A Figura 8 mostra a seção sísmica do campo C com 

as feições de cânion em destaque. 

 O reservatório é dividido em duas zonas, 1 e 2, separadas por uma 

discordância de folhelhos. A seqüência de preenchimento segue um padrão 

característico, de acordo com o documentado por BRUHN (1993) e BRUHN e 

WALKER (1995). A seqüência inicia com depósitos extremamente confinados 

formando corpos espessos e intensamente amalgamados. Progressivamente, há 

uma redução do confinamento. No topo, o sistema se desenvolve de maneira não-

confinada e, nesse caso, é possível que, além dos canais amalgamados, ocorram 

também lobos. 

Assim, a zona 1 corresponde ao reservatório mais antigo composto por 

arenitos turbidíticos depositados em um complexo de canais amalgamados 

altamente confinados. Esses canais apresentam sedimentos com alto percentual de 

argila, mal selecionados e de granulometria grossa na porção basal com afinamento 

em direção ao topo. A zona 2 corresponde ao reservatório mais novo, composto por 

depósitos de canais turbidíticos não confinados de granulometria mais fina que 

apresentam uma geometria externa tabular ou lobada.  
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Figura 6 ï Fotografia da formação Brushy Canyon, com destaques em vermelho 

mostrando as feições de canais (GARDNER e BORER, 2000). 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 7 ï Modelo conceitual proposto para o campo C. As cores amarela e laranja estão 

relacionadas com a granulometria dos arenitos. O amarelo representa os arenitos mais 

limpos e finos, predominantes na zona 2 e no topo dos canais. A cor laranja representa os 

arenitos de granulometria mais grossa e mais sujos, que constituem as bases dos canais. 
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Figura 8- Seção sísmica do campo C com as estruturas de cânions em destaque. 

 

 

 

2.4 AS REGIÕES L E K DO RESERVATÓRIO 

  

 

Duas regiões do reservatório do Campo C foram definidas como alvos 

principais deste estudo, chamadas de L e K (Figura 9). A região L corresponde à 

região do cânion, preenchido por dépositos de canais amalgamados. Essa região é 

de extrema importância econômica, pois possui as maiores espessuras de 

reservatório do campo. 

A região K corresponde a uma área de baixos e altos topográficos provocados 

por falhas normais que, por sua vez, estão relacionadas à halocinese. Essa região é 

formada por canais turbidíticos confinados em calhas e depositos provenientes do 

extravasamento do cânion, apresentando geometria lobada e excelentes valores de 

porosidade e permeabilidade.  

 

 

 




































































































































