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resumao

Foram avaliados diversos atributos elasticos indi-
cadores diretos de hidrocarbonetos (DHI) nas diferen-
tes escalas envolvidas na interpretagao geofisica: rocha,
perfil e sismica. No enfoque da rocha, foram utilizadas
medicdes das velocidades compressional e cisalhante
(Vp, Vs) em laboratdrio, referentes a algumas centenas
de amostras de reservatorios (offshore) brasileiros sili-
ciclasticos terciarios e cretaceos. Foco especial foi dado
a proposta de Russell et al. (2003), que define o atri-
buto DHI dado por (Ip? — C.Is?), funcdo das impedan-
cias compressionais e cisalhantes, Ip e Is, e de um fa-
tor C obtido por calibracdo local. A analise realizada
no enfoque rocha mostrou que: (1) em reservatorios
pouco consolidados, como a sensibilidade a fluidos é
muito boa, mesmo os atributos simplesmente acusti-
cos sao suficientes para a correta discriminacao de flui-
dos, e (2) em reservatorios bem consolidados, comuns
em seqliéncias mais antigas, a combinacao de atribu-
tos elasticos, e ndo apenas acusticos, associada a um
processo de calibracao local, torna-se imprescindivel a
deteccao de fluidos. Nesta escala, observa-se que o in-
dicador sugerido por Russell, quando utilizado com o
valor de C corretamente calibrado, pode ser significa-

tivamente mais eficaz do que os demais atributos.
No entanto, na escala sismica, este mesmo atributo ndo
apresenta bom desempenho devido a deterioracao da
relacao sinal/ruido inerente as operacdes envolvidas na
sua computacdo. Neste contexto, foi analisado o atri-
buto DHI definido pela diferenca Ip — Is sugerido por
Thedy et al. (2003), que pode ser considerado um caso
especial (C = 1) do atributo definido por Ip — C.Is e cons-
titui uma alternativa muito boa na escala sismica.

(originais recebidos em 18.03.2004)
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abstract

In this study we examine the performance of several
attributes of Direct Hydrocarbon Indicators (DHI) in the
different scales involved in exploration geophysics, from
rock to seismic. The compressional and shear wave
velocities (Vp, V/s) of hundreds of rock samples from
Tertiary and Cretaceous siliciclastic Brazilian offshore
reservoirs were measured in the laboratory. Special
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attention was given to the proposal of Russell et al.
(2003), which defined an attribute (Jo*— C.Is?) based on
the p and s impedances (lo and Is) and a C factor,
defined by local calibration. The rock scale observation
showed that for younger; poorly consolidated reservoirs,
the sensitivity to fluids is very good, even the simple
acoustic attributes, such as the acoustic impedance,
are sufficient for good fluid discrimination. However,
for more consolidated reservoirs, common in older
sequences, the combination of elastic attributes, asso-
ciated with the correct local calibration becomes
essential for the optimization of fluid detection. It can
be observed that the indicator suggested by Russell et
al. when used with the properly calibrated C value,
may be much more efficient than the other attributes.
However, on the seismic scale the Russell attribute
does not show a performance similar to that forecast
on the plug scale, due to the deterioration of the sig-
nal-to-noise ratio inherent to the operations involved
in its calculation. In this context, we also show that the
DHI attribute given by the difference Ip — Is, as pro-
posed by Thedy et al. (2003), which is a special case (C
= 1) of a generically Ip — C.Is attribute, is, in fact, a very
good option for the seismic scale.

(expanded abstract available at the end of the paper)

Keywords: DHI (Direct Hydrocarbons Indicators | rock physics |
AVO (Amplitude Versus Offset) | seismic petrophysics

introducao

Nos ultimos anos, diversas analises tém sido pu-
blicadas na literatura especializada sobre a utiliza-
cao e desempenho de atributos sismicos distintos,
derivados a partir de volumes sismicos parcialmen-
te empilhados, enquanto Indicadores Diretos de
Hidrocarbonetos (DHI). Como a resposta sismica é
funcdo das respostas elasticas do arcabouco ro-
choso em combinacao com a do fluido intraporos,
a idéia basica por tras destas analises constitui em
utilizar combinacdes de atributos sismicos elasticos
de forma a minimizar o efeito do arcabouco e res-
saltar o efeito do fluido contido no espaco poroso.
Desta maneira, a combinacado de atributos sismi-
cos elasticos torna a predicdo do tipo de fluido
através da sismica mais confidvel. Neste enfoque,
pode-se citar, por exemplo, a utilizacdo de atribu-
tos resultantes da combinacdo das Impedancias
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Acusticas (Ip), que “respondem” tanto ao fluido
quanto a rocha, com as Cisalhantes (Is), que sdo
mais sensiveis apenas a rocha.

Bons exemplos de trabalhos publicados bus-
cando indicadores mais eficientes de fluido com-
preendem o artigo de Batzle et al. (2001), que
trata da utilizacdo do atributo K - G, onde K e G
representam, respectivamente, o médulo volumé-
trico (também chamado de médulo de imcompres-
sibilidade ou moédulo Bulk) e o médulo de Cisalha-
mento, além das varias publicacdes de Goodway
e equipe que, desde 1997, tém sistematicamente
apresentado as vicissitudes do parametro lamb-
da.rho (Ap, parametro de Lamé: lambda (A) multi-
plicado pela densidade (p)), como excelente indi-
cador de fluidos.

Mais recentemente, no tutorial de Russell et al.
(2003) foi apresentado o atributo Ip? — C.Is?, onde
o parametro C é definido pela razao (Vp/ Vs)%eo
local, sendo que Vp e Vs sao as velocidades com-
pressionais (P) e cisalhantes (S) do arcabouco ro-
choso na condicao “seca”, ou seja, sem fluido in-
traporos. Como discutido por Russell, as propostas
de Goodway (1997) e de Hedlin (2002) podem ser
consideradas como casos particulares do atributo
Ip? — C.Is?. Avalia-se, aqui, ainda, o atributo DHI
definido pela diferenca Ip — Is, sugerido por Thedy
et al. (2003), gue se mostrou bastante eficiente na
discriminacao de fluidos, e vem sendo aplicado
com sucesso também em locagdes exploratorias.

Vale ressaltar que, previamente a qualquer
processo de inversao para extracdo de atributos
sismicos elasticos, seja como indicadores de flui-
dos ou litologias, estudos de viabilidade técnica
sao fortemente recomendaveis (Dillon e Pinheiro,
2000). E através deste tipo de andlise prévia que:
(a) avalia-se se a informacéao elastica vai realmente
trazer uma melhoria significativa ao processo de
caracterizacao de reservatorio ou a interpretacao
exploratéria e, (b) calibra-se a interpretacao final
do dado invertido.

Estudos de viabilidade técnica devem ser reali-
zados a luz dos conceitos de Fisica de Rochas no
que se refere ao seu conhecimento acumulado tan-
to em termos experimentais (analises de amostras
e perfis) como tedricos (geracao de atributos com
base em modelos). Vale ressaltar que os perfis a
serem utilizados como referéncia nestes estudos



devem ser previamente analisados e, eventual-
mente, corrigidos (vide Vasquez et al. 2004).

Neste contexto, este estudo focalizou uma ava-
liacdo sistematica de pelo menos oito atributos sis-
micos distintos, indicadores de fluidos que tém sido
apresentados e discutidos na literatura. Para isto,
na escala da rocha, utilizou-se a andlise referente
a resposta elastica para algumas centenas de plu-
gues extraidos de testemunhos de reservatorios
siliciclasticos cretaceos e terciarios de campos off-
shore brasileiros.

Uma anélise similar foi também realizada na
escala sismica. O dado 3D analisado refere-se a
uma area offshore brasileira com reservatorios si-
liciclasticos, portadores de 6leo, tanto em inter-
valos terciarios quanto cretaceos. Em especial,
nesta area, os reservatérios cretaceos sdo adja-
centes a rochas vulcanicas de muito alta impe-
dancia, representando um desafio ainda maior
no processo de identificacdo de fluidos (fig. 1).

Conforme detalhamento no Apéndice A, a utili-
zacao de atributos indicadores de fluidos derivados
da analise de Amplitude versus Afastamento Fon-
te/Receptor (offset), ou seja, derivados a partir da ana-
lise de AVO tradicional, ndo sao adequados em si-
tuacoes onde as seqiiéncias litolégicas investigadas
apresentam alto contraste de impedancias elasticas.

Desta forma, procurando-se evitar os pitfalls
inerentes a presenca de efeito tunning, esta ana-
lise foi focada principalmente em atributos elas-
ticos derivados do dado ja invertido, em especial,
via impedancias (Ip e Is) geradas a partir do pro-
cesso de inversao elastica simultanea (fig. 2).
Os resultados obtidos na escala sismica estao
exemplificados por atributos gerados no contex-
to de uma secao 2D arbitraria, contendo trés po-
Cos que atravessam tanto os reservatorios tercia-
rios quanto os cretaceos.

aspectos feoricos
foco na rocha

medi¢des de velocidades P e S (plugues) em
laboratdrio e simulagdes do efeito de fluido

As velocidades elasticas das rochas podem ser
obtidas através de andlises laboratoriais. Em par-

ticular, para este estudo, centenas de plugues de
rochas, amostrados em subsuperficie, tiveram suas
propriedades elasticas medidas pelo método di-
namico no Laboratorio de Fisica de Rochas do Cen-
pes (Petrobras). Foram realizadas medicdes de ve-
locidades de onda Vp (compressional) e Vs (cisa-
lhante), porosidade (¢) e densidade (p), sob con-
dicoes reais de pressao efetiva e temperatura de
subsuperficie.

Os efeitos de dispersao de velocidades relacio-
nados as distintas faixas de freqtiéncia envolvidas
nos ensaios ultra-sénicos de laboratoério (200 KHz
a 1 GHz), quando comparadas aquelas tipicas dos
levantamentos sismicos (8 a 60 Hz), sdo tao mais
relevantes quanto mais viscoso for o fluido intra-
poros (Mavko e Jizba, 1991). Para evitar efeitos
de dispersao, que fazem com que as velocidades
obtidas a altas frequéncias sejam maiores do que
as de baixas frequéncias, e para se ter uma melhor
estimativa das velocidades elasticas das rochas na
faixa de fregténcias da sismica, obtém-se os mo-
dulos elésticos das rochas nao saturadas (a seco)
via ensaios de laboratério em plugues, e simula-se
o efeito de saturacao com fluidos posteriormente,
através de modelos tedricos.

Supondo-se que a rocha investigada é um meio
homogéneo e isotrépico, em relacdo aos compri-
mentos de onda envolvidos, as equacdes da teoria
da elasticidade geral tornam-se aplicaveis. Desta
forma, é possivel a obtencdo do médulo volumé-
trico Kz (incompressibilidade) e do modulo de cisa-
lhamento Gr a partir das velocidades de onda
compressional Vpr, velocidade de onda cisalhante
Vsz e da densidade pr medidas para a rocha seca.
Conforme indicado nas equacdes (1), o médulo de
cisalhamento é, teoricamente, considerado insen-
sivel a presenca de fluidos.

Kq +2G G
Vp _ RT3-R e Vs, = R
" J Pr " Pr

equacao 1

Para o caso especifico de siliciclasticos com
baixo teor argiloso e porosidades médias a altas, o
modelo mundialmente consagrado para a simu-
lacdo do efeito de fluidos é aquele desenvolvido
por Gassmann (1951). Neste modelo, a velocidade
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da onda compressional Vp para a rocha saturada
pode ser expressa em termos das propriedades da
rocha seca e do fluido, conforme a equacao (2):

[+
Vp’- 1 3KR[]UR]+ 1 Ko

Pz 1+ 0 K, 1 1
I Y L
A rara

m m

equacao 2

Onde Kz, Kwn e Kr sdo, respectivamente, o mo-
dulo volumétrico da rocha seca, do mineral (por
exemplo, Kn = 37 GPa para o quartzo, no caso de
arenitos limpos), e do fluido intraporos. ox é o coe-
ficiente de Poisson da rocha seca, que pode tam-
bém ser explicitado em termos de Vpr e Vs (velo-
cidades elasticas: compressional e cisalhante da
rocha seca) como indica a equacao (3):

_ (Vo2 -2vs3)
2 (Vp; -Vs})

R
equacao 3

A densidade volumétrica da rocha (saturada com
fluido) ps , pode ser explicitada pela equacao (4):

Pg =Ppe + (1 _q})pm

equacao 4

sendo ¢ a porosidade, e pr e pm as densidades do
fluido e da parte sélida da rocha, respectivamente.

As propriedades acusticas dos fluidos sao fun-
cdo de suas saturacdes parciais, pressao estatica,
temperatura, tipo de 6leo (grau APl e razéo gas-
6leo, RGO), salinidade da agua e gravidade es-
pecifica do gas. Batzle e Wang (1992) compilaram
diversos algoritmos necessarios para a estimativa
das propriedades sismicas dos fluidos, que foram
testados por Vasquez e Dillon (1993) através da
comparacao com resultados laboratoriais, mostran-
do excelente desempenho. Desta forma, as pro-
priedades elasticas dos fluidos (médulo volumétrico
Kr, velocidade compressional Vpr e densidade pr)
podem ser diretamente obtidas através destes al-
goritmos com excelente precisao.

Diferentemente dos fluidos, as rochas sao sis-
temas mecanicos extremamente complexos, sen-
do gue nao existem ainda modelos tedricos para
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a simulacao dos seus médulos elasticos com pre-
cisdes satisfatorias, reforcando-se, desta forma, a
importancia das medicdes experimentais para ob-
tencao dos modulos elasticos do arcabouco rocho-
so, Kr e or. Na auséncia de testemunhos, os valo-
res de Kz e or podem ser estimados via perfis, uma
vez conhecidas as propriedades acUsticas dos flui-
dos in situ e a descricao detalhada (em termos petro-
graficos) da seqUéncia litolégica atravessada pelo
poco, embora os resultados nao sejam tao precisos.
Cabe ressaltar que a variacao de propriedades
fisicas do fluido intraporos do reservatério tais co-
mo: pressao estatica, temperatura e tipo de satura-
cao interferem diretamente no Kr (mddulo volumé-
trico do fluido). No gue se refere ao tipo de satura-
¢ao, em termos gerais, 0 Kr da agua é bem maior
(fluido menos compressivel) do que o K do 6leo
que, por sua vez, é bem maior do que o Kr do gas
(mais compressivel que o 6leo e a dgua). Desta for-
ma, ao substituir-se dgua (salmoura) por 6leo ou por
gas, em geral, (@ depender do grau de dureza do
arcabouco rochoso), o contraste sismico sera cres-
centemente maior em relacao a condicao inicial.

andlise de AVO (Amplitude Versus Offsef)

Quando uma onda compressional incide em
uma interface formando um certo angulo obli-
quo, sao geradas uma onda compressional refle-
tida e uma transmitida, além de ondas cisalhan-
tes refletida e transmitida. Devido a este fené-
meno de particdo de energia na interface, o coe-
ficiente de reflexdo da onda compressional de-
pende também da velocidade da onda cisalhan-
te dos meios que definem a interface, além de
suas velocidades compressionais e densidades. O
coeficiente de reflexdo P dada uma incidéncia P,
segundo um determinado angulo 6, explicitado
por R (6), pode ser obtido, por exemplo, segun-
do a linearizacdo proposta por Aki e Richards
(1980), explicitada na equacao 5:

Rqp(0)= A+ Bsin?0+C (sin*0.tan?0) equacio s
2
Ak

A=— + — —| 2
2V Vel Vs

2\ V.

onde: ‘I(AVP Ap) 5. 1AV,

1AV, 7 _1
e C=5 VP sendo que V, =E[(\/p)f.1+(vp)i]’

P

AV N Ap

P

|
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i+1 referem-se as camadas, havendo férmulas
analogas para as variaveis Vs e p.

Note-se que se os contrastes de velocidades
AVp e angulos forem pequenos, o terceiro termo
da equacao 5 pode ser desprezado e a equacao
reescrita como:

Roe(0)= A + Bsin?0

Vel 1

evPJ 2

equacao 6

ou seja, uma relacao linear entre Re(0) e sin? (6).
Neste contexto, toda a pratica usual da analise
de AVO, que se baseia nos graficos de Gradiente
(B) e Intercept (A), tem como base esta aproxi-
macao, que pode ser chamada de AVO linear.
O que aconteceria, no entanto, para uma situa-
cao real de interfaces encaixante/reservatorio em
condicoes de altos contrastes elasticos, e com off-

Figura 1

Segao sismica empilhada
(secdo superior) e se¢do
de impedancia P (se¢do
inferior). A rocha ignea
aparece como o evento
em preto, representativo
de muito alta impedan-
cia, no meio da se¢do de
impedancia P.

Figure 1

Full Stack Time Section
(upper plot) and P
Impedance section
(lower plot). Note that
the igneous rock with
very high impedance is
the black event in the
middle of P Impedance
section.
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Secao arbitraria do
atributo Ip - Is contendo
trés pogos que atraves-
sam os reservatoérios
terciarios e cretaceos.
As impedancias Ip e Is
foram geradas a partir
do processo de inversao
elastica simultanea.

Figure 2

Arbitrary 2D section of Ip
- Is attribute containing
three wells that crosses
both the Tertiary and
Cretaceous reservoirs.
The impedances Ip and
Is were derived from a
simultaneous elastic
inversion process

sets relativos a angulos maiores que 30°? A seguir
estes casos sao analisados brevemente.

No intuito de exemplificar estas situacoes, foi
construido um modelo utilizando valores reais ba-
seados nas caracteristicas elasticas de calcilutitos
(marco geoldgico regional) e areias de reservatérios
oligocénicos da Bacia de Campos, saturadas com
salmoura, representado na figura 3. A curva ver-
melha no grafico desta figura ilustra o coeficien-
te de reflexdo exato da interface em funcao do
angulo, enquanto as retas lilas, azul e verde ilus-
tram as aproximacoes obtidas com a suposicao de
AVO linear e utilizacao de empilhamentos parciais
de 5° e 30°, 5° e 40° e 5° e 45°, respectivamente.

E visivel, neste exemplo, que o efeito de AVO n&o-
linear pode ser percebido efetivamente a partir de
30°. Observa-se, ainda, uma inversao do compor-
tamento do Gradiente de Rw (8) em funcdo do
angulo, gerando uma falsa anomalia de AVO do
tipo 3 (Intercept e Gradiente negativos) para an-
gulos maiores que 30°.

Zonas de alto contraste, quando associadas a
camadas delgadas, podem gerar falsas anoma-
lias de AVO devido ao efeito tunning (fenéme-
no que se caracteriza pela interferéncia de ondas),
podendo ou ndo estar, também, associados ao efei-
to do AVO nao-linear. Utilizando o mesmo exemplo
da figura 3 (mesma interface geoldgica, calciluti-
tos e areias), pode-se visualizar, na figura 4, que

Ip-Is

~Wellb

F_gv

WeII c

-‘f‘!\ lm

water

=

-

‘\L "a.q-:"_"

5.‘1,«

e

- W ater 5

S UE [T

- b

‘:

- e, D O e

TN ‘(((«\&i(
N

*\-\\}S{\{g

f‘\\ nﬂ"\.* n:‘ y

\ii\

-y, ‘

A%w

RS

“.L
f‘u

f‘l'
Ill
e L “' aVuera o ‘k\

154 |

Atributos DHI obtidos a partir do dado sismico pré-empilhamento — Dillon ef al.



0,20

angle (degrees)

Vp = 3060 m/s
Vs = 1140 m/s
0.23 1 p=2.50g9/cm3
4+ —
=
o
& 0,26 1
Y
Q
(o)
Q
.5 e — Exact rc
S
9 —8-5°-30°
5032 ——5° - 40°
= oo Vp = 2250 m/s
—-5"-45 Vs =930 m/s
-0'35 T T T T T T T T P = 212 g/cm:g
0 5 10 15 20 25 30 33 40 45

o efeito tunning também pode gerar falsas ano-
malias de AVO, como indicado na modelagem
1D para Fator de Fluido.

E importante notar que, seja no caso do calci-
lutito sotoposto ou sobreposto ao arenito delga-
do saturado com salmoura, pode-se gerar ano-
malias de fator de fluido maiores do que aquelas
obtidas se a mesma areia estivesse saturada por
6leo, ou seja, um pitfall de AVO extremamente
perigoso. Todavia, como também é observavel na
mesma modelagem da figura 4, em ambos os ca-
sos do efeito tunning gerado pela presenca dos
calcilutitos, acima ou abaixo do reservatoério, ocor-
rem fortes picos de Fator de Fluido de sinal posi-
tivo (acima da reta de tendéncia de fundo ou back-
ground) contiguos aqueles gerados falsamente nas
areias (com agua), de sinal negativo (abaixo
da reta de tendéncia de fundo ou background)
gue poderiam, portanto, ser confundidos com ver-
dadeiros DHI(s). Ou seja, em geral:

1) camadas delgadas de reservatorio vizinhas a ca-
madas de muito alta impedancia podem gerar fal-
sas anomalias de AVO devido ao efeito tunning
e/ou a nao-linearidade do gradiente de ampli-
tudes com o afastamento fonte/receptor (offset);

2) é sempre importante uma analise mais detalha-
da e cuidadosa quando, contiguo ao pico de Des-
vio Ortogonal negativo (possivel anomalia DHI),
aparecer outro pico também de forte intensidade
em sentido oposto (pico positivo). Neste caso, a
presenca de anomalias indicadoras de hidrocarbo-
netos pode ser falsa, causadas apenas pelo efeito
tunning.

inversdo eldstica simultdnea

O emprego de metodologias para a inversao
do dado sismico, tanto no contexto da interpre-
tacdo geofisica exploratéria quanto explotatéria,
tem apresentado importancia crescente devido
ao fato de: a) ser uma base mais confiavel para
o mapeamento de fluidos e litologias uma vez
que, em relacao a andlise tradicional via amplitu-
des sismicas, tem-se a vantagem da reducao de
problemas de tunning e interferéncia das encai-
xantes; b) em geral apresentar boa correlacao
com porosidade e/ou com litologia; c) represen-
tar, diretamente, uma propriedade fisica das ro-
chas e ndo da interface; e d) em funcdo da cres-
cente melhoria da qualidade dos dados sismicos
de reflexao, estar associada a disponibilizacdo de
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Figura 3

Variacao do coeficiente
de reflexdo com o &ngulo
para uma situagao de
alto contraste elastico.

O efeito de AVO
ndo-linear pode ser
observado para angulos
maiores do que 30°.

Figure 3

Relationship between the
reflection coefficient and
angle in a high contrast
situation. The non-linear
AVO effect can be
observed for angles
greater than 30°.
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Modelagens 1D para
fator de fluido
comparando cenarios
distintos onde a resposta
obtida para o mesmo
arenito (tanto para o
caso da saturacdo com
6leo quanto com agua)
é analisada no caso
deste estar vizinho ou
ndo a litologias de alto
contraste elastico.

Figure 4

1D forward modeling for
the Fluid Factor related
to the same sandstone
(for both oil and water
saturations) related to
the cases when the
sandstone is adjacent

or not to a high elastic
contrast lithology.

water SS
(CLU above)

water SS
(CLU bellow)

Fluid Factor
-4 8

algoritmos de inversao sismica mais robustos.
No entanto, os atributos sismicos sempre se
encontram influenciados por mais de uma proprie-
dade petrofisica de rocha simultaneamente. Desta
forma, em varias situacoes, a utilizacdo isolada da
impedancia acustica nao é suficiente para a solucao
de todo o espectro de problemas encontrados no
processo de interpretacao sismica. Nestas ocasioes,
a combinacdo de atributos ndo sé acusticos, mas
também elasticos, é sempre fortemente indicada.
Destaca-se, historicamente, a introducdo do
conceito de “impedancia elastica” (Connolly,
1999), que possibilitou a utilizacao de cubos de
dados sismicos parcialmente empilhados, com
controle de angulo de reflexao (“angle stacks"),
para obtencao de informacoes elasticas. A van-
tagem desta metodologia é a possibilidade de
utilizacdo de ferramentas tradicionais de inver-
sa0 acUstica de dados empilhados, para inversao
de cada volume de empilhamento parcial
("angle stacks") individualmente (Dillon et al.
2002). Mais recentemente, esta idéia de utiliza-
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cao de “angle stacks” evoluiu para a aplicacao
de processos que invertem simultaneamente
diversos cubos, referentes a diferentes angulos,
para a obtencao direta de impedancias de ondas
P e de ondas S, tomando-se por base as
equacdes de Zoeppritz ou a linearizacdo de Aki
e Richards, como explicitado na equacao 5. Este
novo procedimento vem sendo denominado
pela indUstria como “Inversao Simultanea”. Vale
ressaltar que a Inversao Simultanea é um proces-
so muito mais efetivo para a correta iden-
tificacao de fluidos e litologias do que a Inversao
Elastica tradicional.

A partir da equacao de Gassmann, e das me-
dicbes laboratoriais a seco de Vpr, Vsk € pr, sob
condicoes de pressao efetivas reais de subsuper-
ficie, estudou-se a resposta elastica das amostras
segundo dois cenarios de saturacao: (a) 100%



salmoura e (b) 80% de 6leo e 20% de salmoura.

Foram analisados os atributos: Ip - Is, Ap, ra-
zao de Poisson, (Vp/Vs), K - G, Ip, Fator de Fluido
e Ip? — C.Is? calculado para cinco valores de C dis-
tintos. Estas analises foram realizadas separada-
mente para os dois cenarios distintos de satura-
cao (a e b) acima mencionados, e aplicadas a ca-
da um dos dois grupos de amostras considera-
dos: Arenitos Cretaceos e Terciarios.

Nas tabelas l.a e I.b e no grafico da figura 6
sao resumidos os resultados obtidos. Nelas estdo
listados, para cada cenario considerado, os valores
médios e o desvio-padrao obtido para cada atribu-
to, bem como um “Coeficiente Indicador de Flui-
do”. Este Coeficiente diagnostica a sensibilidade do
atributo na discriminacéo de fluidos, e foi defini-
do como a diferenca entre os valores médios obti-
dos para cada cenario de saturacao considerado
(@ e b), dividida pelo desvio-padrao do atributo
para a referéncia da saturacao de 6leo. Esta for-
ma de analise tem a vantagem de considerar o
espalhamento intrinseco do valor do atributo no
universo de amostras considerado.

O parametro C é expresso por (Vp/Vs)seo €
pode ser, conforme demonstrado por Russell et
al. (2003), obtido a partir das medicoes de Vp e
Vs em laboratério. Desta forma, conforme indi-
cado nas tabelas l.a e I.b, com base nos valores
obtidos para o “Coeficiente Indicador de
Fluido”, calibrou-se o melhor C para os reser-

vatorios do Terciario e do Cretaceo e, ao mesmo
tempo, para a média global dos dois reser-
vatérios, como pode ser observado na figura 5.
Procurou-se, em especial, realizar uma analise
aprofundada em todas as escalas (rocha, perfil e
sismica), referente ao desempenho do atributo
calculado pela diferenca entre as impedancias Ip
e Is. E interessante ressaltar que, na faixa de im-
pedancias Ip e Is normalmente encontradas, o
atributo (Ip - Is) é quase linearmente correlaciona-
do com o parametro Ap (matematicamente, (Ip -
Is) = a(Ap) + b). No contexto dos dados aqui anali-
sados exemplifica-se, no grafico da figura 7, esta
guase-linearidade na escala de rocha (amostras).
Os perfis de velocidades e densidades dos trés
pocos analisados, contidos na secao sismica arbi-
traria considerada, foram invertidos a partir da
equacao de Gassmann e dos Kr e pr locais (res-
pectivamente, modulo volumétrico e densidade
do fluido gerado a partir das equacdes de Batzle
e Wang), de forma a se obter perfis referentes
aos (Vp/Vs)seo dos reservatoérios analisados. Os
valores assim calculados para o parametro C (C =
(Vp/Vs)%eo), Na escala do perfil, foram: (a) (C~2.5)
para o Cretaceo e b) (C~2.8) para o Terciario.
Desta forma, os resultados obtidos para o
parametro C, calibrados na escala do perfil para
0s reservatorios terciarios e cretaceos, foram tam-
bém utilizados na escala sismica aplicados a secao
arbitraria escolhida, no calculo do atributo Ip? —

Tabela L.

Andlises de atributos
sismicos elasticos
Indicadores Diretos de
Hidrocarbonetos

(DHI: Ip - Is, Ap, razdo de
Poisson, (Vp/Vs), K - G, Ip,
Fator de Fluido e

Ip? — C.Is? calculado

para cinco valores de C
distintos, a partir de
centenas de amostras
de arenitos terciarios e
cretaceos, segundo dois
cenarios de saturagdo:
(a) 100% salmoura e

(b) 80% de 6leo e 20%
de salmoura.

Table L.

DHI Attributes Analyses
for Tertiary and
Cretaceous sandstone
(rock samples), according
to two scenarios:

(a) 100% brine and

(b) 80% oil and 20%
brine.

IP-1IS Ap = IP?- 2187 Poisson’s ratio | (VPV/S) | K-G IP Fluid Factor
[m/s kg/m®1x10° | [(m/s.kg/m?)?]x1012 [] [ [GPa] | [m/s.kg/m® ]x10° [-]
mean value 423 35.0 0.265 1.822 36.9 9.4 0.006
Cretaceous | water
std. dev. 0.12 1.9 0.007 0.034 2.4 0.3 0.005
Sandstones
mean value 3.97 301 0.268 1.776 351 9.1 0.017
oil
std. dev. 0.12 1.6 0.006 0.017 25 0.4 0.004
Fluid Indicator Coefficient 22 3.0 2.8 2.7 0.7 0.8 2.8
mean value 3.26 21.0 0.368 2.183 16.9 6.0 0.008
Tertiary water
std. dev. 0.07 1.0 0.005 0.064 0.6 0.1 0.005
Sandstones
mean value 2.60 13.4 0.323 1.945 13.5 53 0.095
oil
std. dev. 0.10 1.0 0.007 0.061 0.7 0.2 0.014
Fluid Indicator Coefficient 6.4 7.4 6.4 3.9 4.8 4.2 6.2
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Tabela I.b

Analises de atributos
sismicos elasticos
Indicadores Diretos de
Hidrocarbonetos (DHI)
para amostras de arenitos
terciarios e cretaceos:
atributo definido por
Russel et al. (2003):

Ip? — C.Is? calculado para
cinco valores distintos
de C.

Table 1.b

DHI Attributes Analyses
for Tertiary and
Cretaceous sandstone
(rock samples): Russell

et al. attribute: Ip? - C.Is?
calculated for five distinct
C values.

IP2- C.IS2 [(m/s.kg/m3)2 ]x10"
C=26 c=27 c=28 CcC=29 CcC=30
mean value 191 16.4 13.8 111 85
Cretaceous water
std. dev. 1.2 1.1 1.2 1.3 1.4
Sandstones
mean value 14.4 11.8 9.1 6.5 3.9
oil
std. dev. 06 0.7 0.9 1.1 1.3
Fluid Indicator Coefficient E87 6.7 54 43 36
mean value 16.5 15.8 15.0 14.3 13.5
Tertiary water
std. dev. 0.9 0.9 0.8 0.8 0.8
Sandstones
mean value 9.0 8.2 7.5 6.8 6.0
oil
std. dev. 1.0 1.0 0.9 0.9 0.9
Fluid Indicator Coefficient 7.9 7.9 8.0 8.0 8.0
mean value 17.8 16.1 14.4 12.7 11.0
Tertiary + water
std. dev. 1.6 1.1 1.2 1.9 2.8
Cretaceous
mean value 11.7 10.0 8.3 6.6 5.0
Sandstones oil
std. dev. 2.8 2.0 1.2 1.0 1.5
Fluid Indicator Coefficient 22 31 5.0 6.0 39

C.Is?. Na figura 8 ilustram-se os resultados obti-
dos, ou seja: a) Ip? — C.Is> com C calibrado para
o Cretaceo (C~2.5) e b) Ip? — C.Is* com C calibra-
do para o Terciario (C~2.8). Os resultados obti-
dos para a) e b), aplicados a secao 2D considera-
da, foram também comparados com os resulta-
dos obtidos pelo cobmputo do atributo Ip — Is, na
mesma secao.

resultados
foco na rocha

Os resultados sumariados nas tabelas l.a e I.b
e figura 6 mostram que, no enfoque pontual das
analises de amostras de rocha, para os reserva-
torios terciarios, todos os atributos considerados
(inclusive a Impedancia Acustica, Ip) sao eficien-
tes indicadores de fluidos, porém, o atributo de-
finido por Russel et al. (2003), Ip? — C.Is?, apre-
senta um desempenho de destaque. No entan-
to, a utilizacao de um parametro C calibrado es-
pecificamente para o Terciario, no caso C~2.8,
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ndo gerou uma grande diferenca em relacao,
por exemplo, ao valor C = 2, que coincide com
o atributo Ap (Ap = Ip? — 2Is?) (fig. 5 e tabela I.b).
J& no caso das areias do Cretaceo, a sensibili-
dade a fluidos, em geral, é bastante reduzida e
da ordem de menos da metade daquela apre-
sentada pelos arenitos terciarios. Alguns atribu-
tos mostram-se bem superiores aos outros, com
forte destaque para o atributo Ip? — C.Is?, quan-
do se utiliza o C calibrado localmente: C = 2.6
(fig. 9). No caso das areias cretaceas, diferente-
mente do caso das areias terciarias, o indicador
puramente acustico (Ip), bem como o indicador
(K - G), ndo apresentaram bom desempenho
(fig. 9 e tabela I.a)

Um questionamento pertinente para este tipo
de andlise relaciona-se ao fato de que o efeito de
fluidos nas amostras foi simulado a partir das
equacoes de Gassmann, que também sao a base
das deducbes para o atributo de Russell et al.
(2003). Assim, poder-se-ia argumentar que é em
funcao deste motivo que, na escala da rocha, o
referido atributo tenha se mostrado tao eficente e
sensivel a uma calibracdo mais refinada. Este é um
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Figura 5

Relagdo entre o
Coeficiente Indicador
de Fluido e o fator C
(do atributo DHI de
Russel et al. (2003):

Ip? - C.Is?) obtida para

o conjunto de amostras.
Do gréfico obtém-se os
valores calibrados de C
para os reservatorios
terciario (C ~ 3.0) e
cretaceo (C ~ 2.6), e
para os dois reservatorios
juntos (C ~ 2.9).

Figure 5

Relationship between
Fluid Indicator Coefficient
and the C factor (from
the Russell et al. DHI
attribute: Ip? — C.Is?)
obtained for the rock
samples dataset. From
these curves, the best

C was estimated for the
Tertiary (C ~ 3.0) and
Cretaceous (C ~ 2.6)
reservoirs and
simultaneously for

both reservoirs (C ~ 2.9).

Figura 6

Representacao grafica
dos valores do
Coeficiente Indicador
de Fluido dos diversos
atributos elasticos
estudados (tabelas l.a
e |.b) para centenas de
amostras de rochas
oriundas de reservatorios
siliciclasticos cretaceos
e terciarios.

Figure 6

Graphic representation
of Fluid Indicator
Coefficient of various
elastic attributes (tables
l.a and I.b). Hundreds
of samples from Tertiary
and Cretaceous
siliciclastic reservoirs

of Brazilian offshore
fields were analyzed.
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Figura 7

Grafico de (Ip - Is) versus
Ap para amostras de
rocha. O atributo (Ip - Is)
é quase linearmente
correlacionado com o
parametro Ap na faixa
de impedancias Ip e

Is normalmente
encontradas.

Figure 7

(Ip - Is) versus hp
cross-plot for (a) rock
samples and (b) well log
data. Note that the
attribute (Ip - Is) is
almost linearly correlated
with parameter Ir in the
usually found Ip and

Is range.

Figura 8

Se¢6es de atributos
sismicos (em tempo):
Ip - Is (secdo superior),
Ip?- 2.51s? (C calibrado
para o reservatorio
cretdceo - secdo
intermediadria), Ip? - 2.8Is*
(C calibrado para o
reservatdrio terciario -
secdo inferior).

Figure 8

Seismic attribute sections
(in time): Ip - Is (top
section), Ip? - 2.51s?

(C calibrated for the
Cretaceous reservoir -
middle section), Ip? -
2.8Is? (C calibrated for
the Tertiary reservoir —
bottom section).
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tema ainda em aberto, e as discussdes estdo em an-
damento na literatura internacional especializada.
Como se pode observar na figura 10, a expe-
riéncia Petrobras em avaliacOes estatisticas de
Vp/NVs médios para conjunto de dados muito
maiores do que aquele aqui usado, aponta para
valores médios de C em torno de 3.0, o que cor-
responde a uma Razao de Poisson em torno de
0.25, diferente do valor médio de C~2.25 pro-
posto por Russell, que implica em uma razao de
Poisson em torno de 0.1. Esta diferenca vem,
provavelmente, do fato de o conjunto de dados
de amostras brasileiras analisadas, que compde o
Banco de Dados de Fisica de Rochas da Petrobras,
ser predominantemente de turbiditos offshore e,
portanto, menos consolidadas do que aquelas
consideradas no conjunto de dados de Russell.

foco na andlise integrada de perfil
e sismica

Focando-se a zona piloto analisada, realizou-
se um estudo de viabilidade técnica para analise
de atributos elasticos enquanto discriminadores
de fluidos e litologias a partir de todos os pocos
disponiveis com perfis de onda S adquiridos in
situ. Um controle de qualidade detalhado destes
perfis foi realizado, vide metodologia discutida
por Dillon e Pinheiro (2000). Especial atencao foi
dada a correcdo dos perfis de Vp e Vs para o
efeito de invasao por filtrado de lama, conforme
metodologia discutida em Vasquez et al. (2004).

Os estudos ralizados, na escala do perfil, con-
forme apresentado na figura 11a, mostram que o
atributo Ip — Is apresenta excelente capacidade para

Figura 9

Graficos (Ip? - 3.0 Is?)
versus Ip (esquerda), e
(Ip? - 2.6 Is?) versus Ip
(direita) para todas as
amostras analisadas.
Para as amostras do
reservatorio terciario
(esquerda) a sensibilidade
de fluidos é muito boa.
Para as amostras do
cretaceo (direita) a
combinagao de atributos
elasticos associados ao
processo de calibragao se
torna essencial para a
otimizagdo do processo
da detecgao de fluido.

Figure 9

(Ip? — 3.0 Is?) versus Ip
(left) and (Ip?> — 2.6 Is?)
versus Ip (right) cross-plot
correlations for all rock
samples analyzed. For the
Tertiary reservoir samples
(left) the sensitivity to
fluids is very good. For
the Cretaceous samples
(right), the combination
of elastic attributes
associated to a local
calibration process
becomes essential for

the optimization of the
fluid detection process.
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Figura 10

(a) Grafico de Ip versus
razdo de Poisson para um
conjunto de arenitos
brasileiros incluindo
centenas de amostras.

(b) Histograma do fator
C para o mesmo conjunto
de amostras brasileiras
considerado na figura (a).

Figure 10

(a) Ip versus Poisson’s
ratio cross-plot for a
dataset of based on
several hundreds of
Brazilian sandstone
samples. (b) C factor
histogram for the same
Brazilian sandstone
dataset as considered
in the cross-plot of
figure (a).
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discriminar fluidos, seja em reservatérios terciarios
ou cretaceos, apresentando um parametro de corte
(6leo/agua), aproxidamente valido, ao mesmo tem-
po, para os dois plays analisados. Observa-se, tam-
bém, que o parametro (Vs/\Vp)* € um pouco menos
eficiente na separacao das areias com 6leo do que
o parametro Ip — Is, ja que apresenta alguma super-
posicdo com as demais litologias. Para os reservaté-
rios cretaceos, assim como observado na escala da
rocha, a informacao puramente acustica (s6 Ip) nao é
tao eficiente na deteccéo direta de hidrocarbonetos
guanto a elastica (representado por Ip — Is), vide
figura 11b.

A seguir, nas figuras 12 a 15 exemplificam-se
as calibracoes e andlises detalhadas realizadas, tan-
to na escala do perfil quanto da sismica, varian-
do-se 0 parametro C (seja no atributo: Ip— C.Is ou,
Ip? — C.Is? ), com foco na atuacdo destes enquan-
to DHI (Indicadores Diretos de Hidrocarbonetos).

O que foi selecionado pelo poligono no grafico
referente ao dado sismico estd indicado pela sobre-
posicao da cor “rosa” também nas secdes sismicas.
Procurou-se selecionar no poligono os intervalos
referentes aos reservatérios quando saturados por
hidrocarboneto. Apenas duas escalas de cores fo-
ram utilizadas: uma fixada para atributos tipo: Ip —
C.Is e outra para aqueles tipo: Ip? — C.Is?, independen-
te dos diversos valores de C analisados em ambos
0S Casos.
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Ao se comparar os graficos (perfil e sismica),
observa-se a excelente calibracdo perfil-sismica
para o atributo Ip — C.Is, mas ja nao tao boa pa-
ra o atributo Ip? — C.Is* .

Por outro lado, fica também evidenciado que
a escolha correta do parametro C é fundamen-
tal. Por exemplo, visualizando-se o comporta-
mento das rochas igneas nos graficos (vide cor
mostarda nos graficos na escala dos perfis) é
observavel uma rotacao de seu posicionamento
em funcdo do parametro C. Ou seja, para o
atributo Ip —Is, (C = 1), os menores valores gera-
dos resultam na identificacdo correta do posi-
cionamento das rochas saturadas de hidrocar-
boneto e os maiores valores referem-se as ro-
chas igneas. Ja para o parametro Ip - 2Is (C = 2),
as rochas igneas apresentam os menores valores,
e 0s reservatorios saturados por hidrocarboneto
se apresentam com valores intermediarios,
superpostos a outras litologias e, portanto, de
dificil identificacéo.

No enfoque do dado sismico este tipo de efeito
é observavel de forma anéloga para os atributos
Ip? — C.Is%. Neste caso, com C = 2 (Ip? — 2Is?), os me-
nores valores indicam, de forma destacada, os reser-
vatorios com hidrocarboneto, e os maiores seriam
as igneas. Ja com C = 3 (Ip? — 3Is?), os menores va-
lores indicam as igneas e 0s reservatérios assumem
valores intermediarios de dificil identificacdo. Pode-



se visualizar, na figura 16, no contexto do atributo
Ip? — C.Is?, uma sequéncia de simulacdes geradas
para diversos parametros C(C=1,C=15,C=
2 e C =2.5), onde se observa claramente o carater
mais ruidoso dos resultados obtidos. Note-se que
o ruido é mais presente a medida que se aumenta
0 peso da onda S. Este fato é coerente ja que a
informacdo S advém, no processo de inversao si-
multanea, dos volumes parcialmente empilhados
relativos aos maiores angulos, sendo por tal mais
ruidosa e com menor contetido de freqUéncia.

Ressalte-se, ainda, que o parametro C, no
atributo Ip — C.Is, pode ser também estimado, de
forma similar aquela definida na anélise AVO,
através do conceito de Fator de Fluido. Como se in-
dica na figura 17, as anomalias devido a 6leo se
posicionam fora da reta de tendéncia de fundo
definida no grafico de lp versus Is. Assim, de
forma analoga ao AVO, pode-se imaginar que
guanto mais longe desta reta, melhor fica caracte-
rizada uma anomalia devido a presenca de hidro-

carboneto.

(VS/VP)
iy

fétz'jfi}xgy'?v

0.1

I
3000

I | . ® OIL SANDS (cretaceous)

I T
4000 000 &000

{ + SHALE

+ MARL
CALCILUTITE

IGNEOUS

o WATER SANDS

® OIL SANDS (tertiary)

Y 1 T T T Ty
2000 2250 2500 2750 2000 azs0

3500 3750 4000 4250 4500 4750 S000 £250 500 5750 €000
P - IS

1
7000

Figura 11 (a) - Grafico de (Ip - Is) versus (Vs/Vp)? para reservatoérios terciarios

(esquerda) e cretaceos (direita) (dados de perfil).

Figure 11 (a) — (Ip - Is) versus (Vs/Vp)? cross-plot for Tertiary (left) and
Cretaceous (right) reservoirs (well log data).
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A distancia a esta reta (d), como visualizado
na figura 17 , é proporcional a lp — C.ls, (d a Ip
— C.ls), onde C é o coeficiente angular da reta,
tendéncia de fundo definida pela correlacao linear
estabelecida entre Ip e Is. Na figura 18, estao in-
dicados os valores dos coeficientes angulares ob-
tidos para as melhores retas geradas na corre-
lacdo da informacdo sismica referente as secoes
de Ip e Is, separadamente para os reservatérios
terciarios e cretaceos. Note-se que em ambos 0s
casos obteve-se um valor préximoa 1 (C =1.18

Atributos DHI obtidos a partir do dado sismico pré-empilhamento — Dillon ef al.

Figure 11 (b) - (Ip - Is) versus Ip cross-plot for Tertiary (left) and Cretaceous
(right) reservoirs (well log data).

para o Terciario e C = 1.17 para o Cretaceo).

Assim, se por um lado o atributo de Russell
(Ip? — C.Is? ) mostrou-se um excelente indicador
de hidrocarbonetos para os reservatoérios creta-
ceos, guando considerada a escala da rocha (plu-
gues), a situacdo nao é a mesma quando anali-
sada na escala sismica.

Na figura 8 ilustram-se os resultados do com-
puto dos atributos: a) Ip — Is e b) Ip? — C.Is? para
C=2.8eC=2.5. Note-se que os valores C = 2.8
e C = 2.5 sdo aqueles otimizados para o Terciario
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Graficos de (Ip - Is) versus
(Ip - 1.5Is) para dados de
perfil (inferior) e dados
sismicos (superior).

O poligono rosa no
grafico de dados sismicos
seleciona os dados
realcados em rosa nas
secbes dos atributos.
Estes dados correspon-
dem ao reservatorio
saturado com
hidrocarboneto.

Figure 12

(Ip - Is) versus (Ip - 1.5Is)
cross-plots for well log
data (bottom) and
seismic data (top). The
pink polygon in seismic
data cross-plot selects
the pink highlighted data
points in attribute
sections. These data
points correspond to an
oil-saturated reservoir.

Graficos de (Ip - Is) versus
(Ip - 2.0Is) para dados de
perfil (inferior) e dados
sismicos (superior). O
poligono rosa no grafico
de dados sismicos sele-
ciona os dados realcados
em rosa nas secoes dos
atributos. Estes dados
correspondem ao reser-
vatoério saturado com
hidrocarboneto.

Figure 13

(Ip - Is) versus (Ip - 2.0Is)
cross-plots for well log
data (bottom) and seis-
mic data (top). The pink
polygon in seismic data
cross-plot selects the pink
highlighted data points
in attribute sections.
These data points corre-
spond to an oil-saturated
reservoir.
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Russell’s Attribute Evaluation & Calibration
Seismic Scale

e o Cretaceo, respectivamente, obtidos através
da inversao dos perfis de Vp, Vs e p, para a obten-
cao de C = (Vp/Vs)io (referéncia: rocha seca).

Levando-se em consideracdo a saturacdo de
fluidos observada in situ para os trés pocos anali-
sados (fig. 2), observa-se que, na escala sismica,
o atributo Ip — Is torna-se um DHI mais efetivo do
que aquele proposto por Russell, ja que é visivel-
mente menos ruidoso e, ao mesmo tempo, man-
tém uma capacidade discriminatéria bastante efi-
ciente mesmo nos reservatoérios cretdceos menos
sensiveis a fluidos.

Na verdade, a relacdo sinal/ruido se deteriora
no resultado final de um calculo de atributo quan-
do este envolve muitas operacoes a partir dos vo-
lumes sismicos iniciais Ip e Is, sobretudo com o
cdlculo de quadrados, como é necessario no caso
do atributo de Russell. Como j& observado por
Gray (2002), o erro associado a obtencao, por
exemplo, do atributo Ap (C = 2) a partir das im-
pedancias Ip e Is é, pelo menos, quatro vezes o
erro inicial associado a estas impedancias. Assim,
a andlise deste tipo de atributo na escala sismica

mostra que: o que se pode ganhar, por um lado,
ao aumentar o poder discriminatério a fluidos,
perde-se facilmente devido a propagacao de erros
envolvida nos calculos (reducdo na relacao
sinal/ruido).

A andlise realizada em centenas de amos-
tras de rochas mostrou que: 1) em reservatorios
mais jovens, menos consolidados, como a sensi-
bilidade a fluidos é muito boa, mesmo os atribu-
tos puramente acusticos (por exemplo, a impe-
dancia acustica) ja sao suficientes para a correta
discriminacdo de fluidos e 2) em reservatérios
bem consolidados, comuns em seqléncias antigas,
gue no caso foram representadas por rochas do
Cretaceo, a combinacdo de atributos elasticos, e
nao-apenas acusticos, associada a um processo de
calibracado local, torna-se imprescindivel a otimi-
zacao do processo de deteccao de fluidos. Em es-
pecial, observa-se que o indicador sugerido por

Secdes sismicas do
atributo definido por
Russell et al. (2003)
(Ip? - C.Is?*) para quatro
valores diferentes de
C: 1.0, 1.5, 2.0, e 2.5.
Note-se que quanto
maior o peso na s,
maior a deterioracdo
da relacdo sinal/ruido.

Figure 16

Russell et al. attribute
sections (Ip? — C.Is?) for
four distinct C values: 1.0,
1.5, 2.0, e 2.5. Note that
greater weights applied
to Is leads to stronger
deterioration of the
signal to noise ratio.
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Figura 17

Graficodelpels

associado a estimativa

do parametro C a partir

do conceito de Fator

de Fluido.

Figure 17

Cross-plot of Ip and Is

associated to the C value

estimation using the
Fluid Factor concept.

Russell et al. (2003), Ip? — C.Is? , quando usado a
partir do valor de C corretamente calibrado pode ser
relevantemente mais eficaz que os demais atributos.

» Na escala sismica, no entanto, este mesmo
atributo nao apresenta um desempenho similar
aquele previsto na escala do plugue, devido a
deterioracdo da relacao sinal/ruido inerente as
operacdes envolvidas na sua computacao.

e Neste contexto, analisou-se o atributo DHI,
explicitado pela diferenca: Ip — Is. Este atributo
apresenta a vantagem de: a) ter aproximadamen-
te 0 mesmo poder discriminatério de Ap, onde
(Mp = Ip? = 2Is?), j& que estes dois parametros sao
quase linearmente relacionados e b) ser um atri-
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buto mais simples de ser calculado, envolvendo
menos operacdes, nao estando sujeito a uma de-
generacao da razao sinal/ruido tao forte como se
apresenta para o caso de Ap ou, genericamente,
lp? — C.Is* .

apéndice A

Observou-se, anteriormente, que camadas del-
gadas de reservatorio vizinhas a camadas de muito
alta impedancia podem gerar falsas anomalias de
AVO devido ao efeito tunning e/ou a nao-lineari-
dade do gradiente de amplitudes com offset.
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Dentro deste cenario, na figura 19 explicita-
se, para os reservatorios cretdceos analisados, o
resultado do AVO em termos de secdes de Fator
de Fluido obtidas tanto pela técnica de analise
de AVO tradicional como pela técnica de AVO
aplicada pés-inversao do dado, ou seja, a técni-
ca que associa a técnica de analise de AVO ao
conceito de impedancia elastica, conforme me-
todologia apresentada por Rosa et al. (1999),

Vale ressaltar que as cores utilizadas na figu-
ra obedecem ao codigo esquematico de colora-
cao dos quadrantes, conforme exposto no grafi-
co de gradiente e intercept também apresenta-
do na mesma figura. As cores sé sao exibidas, de

forma superposta a secao original, para situa-
cbes em que os valores pontuais de Fator de Flui-
do excedem a trés desvios-padroes, levando-se
em conta a populacdo de fatores de fluido de
toda a secdo analisada.

Note-se que, para o exemplo considerado, a
andlise de AVO tradicional implicaria, provavel-
mente, em uma avaliacdo bastante errénea em
termos da correta identificacdo da ocorréncia de
hidrocarboneto. No entanto, para o caso da téc-
nica de analise de AVO, aplicada a dados previa-
mente invertidos, o resultado final ja é contun-
dentemente diferente, bem mais préximo ao que
seria um resultado adequado em termos de DHI,

Figura 18

Graficos de Is versus Ip,
na escala da sismica, para
os intervalos terciario
(superior) e cretaceo
(inferior).

Figure 18

Is versus Ip seismic
reference cross-plots for
Tertiary interval (top)
and Cretaceous interval
(bottom).
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Figura 19

Segdes de Fator de Fluido
relativas a metodologia
de AVO aplicada ao dado
normal e também ao

mesmo dado apds proces-

so de inversdo. Se¢do de
Ip —Is e graficos de AVO
com a codificacdo de
cores utilizada nas se¢des
de fator de fluido.

Figure 19

Fluid Factor sections
related to AVO analysis
applied to normal and
pre-inverted data. Ip - Is
attribute section. AVO
cross-plots showing the
color code used for the
Fluid Factor sections.

Traditional AVO - Original Data
(colored for more than 30)

Petroras Methodology - AVO
after Elastic Inversion (colored
for more than 3c)

et
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SIMULTANEOUS ELASTIC N
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a exemplo do obtido pelo atributo Ip - Is, con-
forme secao exposta na mesma figura 19.
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In this study we examine the performance of sever-
al DHI attributes on the various scales involved in explo-
ration geophysics, from rock samples to seismic data.

Hundreds of rock samples from Tertiary and
Cretaceous siliciclastic reservoirs of Brazilian offshore
fields were analyzed. The 3D seismic dataset used in
this study also included siliciclastic oil-bearing Tertiary
and Cretaceous zones from offshore Brazil. The
Cretaceous reservoirs are situated adjacent to
igneous rocks with very high impedance properties,
creating a greater challenge to fluid identification
(fig. 1). Similarly, because of these high contrast
zones, the use of Fluid Indicator Attributes derived
from the usual AVO is not appropriate. In order to
prevent the pitfalls due to wavelet effects, the seismic
attribute analysis was mainly based on the attributes
generated from the inverted data, particularly from
the impedances (Ip and Is) that were derived from a
simultaneous elastic inversion process (fig. 2). An
arbitrary 2D section containing three wells that cross-
es both the Tertiary and Cretaceous reservoirs was
chosen to illustrate the attributes analysis on the seis-
mic scale

From the Gassmann equation and the laboratory
measurements of Vp, Vs and p on dry rock samples,
under real subsurface effective pressure, the elastic
behaviour of the samples was calculated according to
two scenarios: (@) 100% brine and (b) 80% oil and 20%
brine. Tables .a and I.b summarize the results obtained
for each attribute analyzed, including lp — Is, Ap, Poisson’s
ratio, (Vp/Vs), K — G (respectively, Bulk Modulus and
Shear Modulus), Ip, Fluid Factor and Ip? — C.Is? calculated
for four distinct C values. We have also separated the
attributes evaluations for two distinct sample groups:
Cretaceous and Tertiary sandstone.

These tables show the mean and standard devia-
tion of the attributes values related to each scenario
analyzed, as well as to a Fluid Indicator Coefficient.
This Coefficient diagnoses the sensitivity to fluid dis-
crimination.

The sample data set was also used to estimate the
effect of the local calibration of the C parameter, as
defined by Russell et al. (2003). This parameter is
expressed in terms of (Vp/Vs)ay and therefore can be
obtained from laboratory measurements of Vp and
V. As shown in figure 5, based on the values of the
Fluid Indicator Coefficient, the best C was estimated
for the Tertiary and Cretaceous reservoirs and simulta-
neously for the full dataset of the two reservoirs. The
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performance of a DHI, defined as the difference
between Ip and Is, was also analyzed at all scales:
rock, well log and seismic. This attribute shows excel-
lent results especially in the seismic scale. Note that
the attribute (Ip — Is) is almost linearly correlated with
parameter (\hp) in the usually found Ip and Is range.
This linearity can be observed in the rock samples in
the cross-plot in figure 7.

Two different C values were then used to calculate
the seismic scale Ip? — C.Is? attributes: a) calibrated for
the Cretaceous (C~2.5), and b) calibrated for the
Tertiary (C~2.8). The values of the Fluid Indicator
Attributes generated thereby could be compared with
the results obtained for the attribute Ip — Is (fig. 8).

On the rock samples scale, as shown in tables |.a
and I.b for the Tertiary reservoirs, all attributes con-
sidered (including Ip) are efficient fluid indicators.
However, as also noted the attribute defined by
Russel et al. (Io> — C.Is?) is a little bit better than the
others. Besides, it is important to mention that the
use of a C specifically calibrated for the Tertiary, which
in this case was C~3.0 (figs. 5 and 9), did not gener-
ate a great difference, for example, when compared
to the value C = 2.

However, for the Cretaceous sands, the sensitive-
ness to fluids is sufficiently reduced, as expected, and
about less than half of the one presented by Tertiary
sandstone. Some attributes become much better than
others, with emphasis on the attribute Ip? — C.Is?,
when the locally calibrated C is used: C = 2.6 (tables
l.a and I.b and figure 9). The purely acoustic indicator
(In), the Vp/Vs ratio as well as the Batzle (2001) indi-
cator (K - G), did not show satisfactory results (fig. 6),
especially in the case of Cretaceous sands.

Nevertheless, while on the rock sample scale the
effects of the calibration for the Cretaceous reservoirs
seem to be quite relevant, the situation changes in
the seismic scale, and a different result is obtained.
The signal-to-noise ratio is markedly deteriorated in
the final result, when many operations from the ini-
tial seismic volumes Ip and Is are involved, especially
when dealing with the calculation of squares, as
required in the case of Russell’s attribute, Ip> — C.Is2.
As already observed by Gray (2002), the error associ-
ated to the estimation of Ap (C = 2) from the P and S
impedances is at least four times the initial error asso-
ciated to such impedances. That is, what is gained on
one hand by increasing the discriminating power to
fluids, is easily lost on the other, due to the propaga-
tion of errors involved in the calculations, which
implies a strong reduction in the signal-to-noise ratio.



Observing the attribute sections of figure 8 (Ip — Is
and Ip? — C.Is> with C = 2.8 and C = 2.5, (calibrated
for the Tertiary and Cretaceous respectively) and con-
sidering the pay intervals of the 3 wells (fig. 2), it is
clear that the attribute Ip — Is becomes more effective
than the one proposed by Russell, since it is evident-
ly less noisy and at the same time, maintains a quite
efficient discriminatory power, even in reservoirs less
sensitive to fluids.
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