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ESTIMATIVA E ANALISE DE PROPRIEDADES DOS RESERVATORIOS
DO CAMPO DE MAUI NA BACIA DE TARANAKI, NOVA ZELANDIA

Resumo

A estimativa e a analise das propriedades petrofisicas de reservatérios sao es-
senciais para a avaliacao do potencial econémico de um campo petrolifero. Este es-
tudo foi realizado em reservatérios siliciclasticos de origem Eocenica/Paleocenica das
Formacdes Mangahewa, Kaimiro e Farewell, no Campo de Maui, Bacia de Taranaki,
Nova Zelandia. Foram selecionados cinco pogos (Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e
MB-P(8)) tendo os seguintes dados de perfis utilizados: raios gama, néutron, densi-
dade, soOnico e resistividade. A metodologia consistiu na identificagao das zonas de
reservatorios, estimativa de porosidade e saturacdo de agua, calculo do net-pay e
correlagao dos pogos. A porosidade foi calculada utilizando equag6es mais robustas,
seguindo um fluxo no qual a densidade da matriz estimada é utilizada como controle
de qualidade dos resultados. No calculo da saturacao de agua, os parametros de
resistividade da agua e da argila foram obtidos manualmente através de crossplots.
O modelo empirico de Larionov se mostrou o mais coerente para o calculo do vo-
lume de argila, através da analise das curvas de porosidade e saturagao de agua. A
equacgao de Simandoux superestimou a saturagao de éleo nas zonas de reservatérios
e de nao-reservatoérios, tornando a equacao de Archie a mais apropriada para ser
utilizada no calculo do net-pay. A comparagao dos resultados deste trabalho com o
relatorio dos perfis compostos, como controle de qualidade, mostrou maior coeréncia
no Poco Maui-2 e algumas discrepancias ocorreram nas interpretacoes das zonas no
Poco Maui-7 e MB-P(8) e no valor do net-pay.

Palavras chave: perfis geofisicos, Bacia de Taranaki, net-pay, Campo de Maui,
volume de argila.
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RESERVOIR PROPERTIES ESTIMATION AND ANALYSIS AT MAUI FIELD, TA-
RANAKI BASIN, NEW ZEALAND

Abstract

Petrophysical properties estimation and analysis of reservoirs rocks are essential
for the evaluation of the economic potential of an oil field. This study was carried out
in siliciclastic reservoirs of Eocene/Paleocene age of the Mangahewa, Kaimiro and Fa-
rewell Formations, in the Maui Field, Taranaki Basin, New Zealand. Five wells (Maui-2,
Maui-5, Maui-6, Maui-7 and MB-P (8)) were selected with gamma, neutron, density,
sonic and resistivity logs. The methodology consisted in the reservoir zones identifica-
tion, porosity and water saturation estimation, net-pay calculation and well correlation.
The porosity was calculated using more complex equations and followed a flowchart in
which the estimated matrix density was used as quality control of the results. In the cal-
culation of water saturation, the water and clay resistivities parameters were manually
obtained from crossplots. The Larionov empirical model was the most consistent in the
clay volume calculation from the analysis of porosity and water saturation curves. The
Simandoux equation overestimated the oil saturation in the reservoir and non-reservoir
zones, making the Archie equation the most appropriate for the net-pay calculation.
A comparison of the results with the composite log report, as quality control, showed
greater coherence in the well Maui-2 and some discrepancies occurred in the net-pay
and zone interpretations of the wells Maui-7 and MB-P (8).

Keywords: well logs, Taranaki Basin, net-pay, Maui Field, clay volume.
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1 Introducao

Um dos objetivos da interpretacao de perfis na exploracao é avaliar e caracteri-
zar os hidrocarbonetos presentes nas formagdes geoldgicas, para determinar se o
recurso € economicamente viavel para que se proceda a completacao e a producao
do poco. Com a interpretacao de perfis é possivel estimar parametros de porosidade,
argilosidade, saturagao de fluidos e extensao vertical de uma zona produtiva de hidro-
carbonetos, ou net pay.

A maioria das ferramentas utilizadas para avaliagcao de formacao sao baseadas
em medidas elétricas, nucleares ou acusticas. Nenhuma das ferramentas mede dire-
tamente as propriedades petrofisicas intrisecas das rochas. Tais informagoes s6 po-
dem ser derivadas, usando uma série de suposicoes, a partir de propriedades fisicas
das formacoes, como a densidade eletronica, taxa de absorcao de néutrons, vagaro-
sidade, resistividade, entre outras. Assim, a analise dos perfis, em conjunto com os
dados de laboratorio, € necessaria para calibrar os dados (ELLIS; SINGER, 2008).

A area para a avaliagao dos perfis geofisicos escolhida foi o Campo de Maui,
localizado na Bacia de Taranaki, Nova Zelandia. O campo é o principal produtor de hi-
drocarbonetos desde 1979 e o Unico a possuir 6leo e gas em seus reservatdrios nesta
bacia (New Zealand Petroleum Basins, 2014). O campo possui trés reservatoérios de idade
eocénica/paleocénica, denominados de arenitos C, D e F formados em um planicie
costeira estreita ao longo de uma linha de praia oscilante de tendéncia nordeste (KING;
THRASHER, 1996).

Para o desenvolvimento desta pesquisa foram utilizados cinco pog¢os do Campo
de Maui. O objetivo principal foi identificar o topo e a base dos arenitos C, D e F
do Campo de Maui. Também foram criadas as zonas de analise usando os perfis de
raio gama, caliper, densidade, néutron e resistividade, visando identificar o gas nos
arenitos C e D e o0 6leo em todos os trés reservatorios. Em seguida, as propriedades
desses reservatdrios como porosidade, volume de argila e saturagao foram estimadas,
bem como o net-pay. Por ultimo, foi feita uma analise do perfil de raios gama para



correlacionar os pogos e compreender melhor o sistema deposicional da bacia.



2 Area de estudo

2.1 Localizacao da Bacia de Taranaki

A Bacia de Taranaki esta localizada ao longo da costa oeste da ilha norte da Nova
Zelandia, cobrindo uma area de 330.000kmz2. Ela é atualmente a Unica bacia produtora
de hidrocarbonetos na Nova Zelandia, possuindo mais de 400 pocos de exploracao e
producao, onshore e offshore. Ainda é considerada uma bacia subexplorada se com-
parada a outras bacias riftes de mesma extensao, existindo assim, um potencial con-
sideravel para novas descobertas. Esta bacia €, principalmente, uma feicao submersa
situada sob a plataforma continental, mas também engloba a Peninsula Taranaki (Fi-
gura 1). A area terrestre da Nova Zelandia se encaixa no limite ativo das placas
Pacifica e Australiana e esta acima do nivel do mar, sobretudo, devido a deformacao
e soerguimento nos ultimos 20 milhdes de anos. A ilha norte faz parte da placa Aus-
traliana e a sul pertence, quase totalmente, a Placa do Pacifico. E considerada uma
bacia rifte do Cretaceo, formada durante a quebra do continente Gondwana (Figura 4).
Ela se desenvolveu, mais tarde, em uma bacia de retroarco, devido a subducc¢ao da
placa do pacifico sob a placa australiana na ilha-norte em um sistema de subducgao
denominado Hikurangi (KROEGER et al., 2013).

A complexa histéria tectonica e sedimentar da Nova Zelandia levou a uma varie-
dade de plays bem-sucedidos na Bacia de Taranaki. Dos 20 campos de hidrocarbone-
tos em producao atualmente, o Campo de Maui ainda contém a maioria das reservas
provadas, apesar de ser considerado um campo maduro. Dois outros campos que se
destacam sao Maari e Pohokura (Figura 2), contendo cerca de 56% das reservas de
6leo e condensado, com Pohokura também representando 38% das reservas de gas
(New Zealand Petroleum Basins, 2014).



* Winlaiy, King Couniry & Whangans hasing :

Figura 1: Mapa de localizacao das bacias sedimentares da Nova Zelandia. Modificado
de Strogen et al. (2012).
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Figura 2: Porcao oeste da ilha norte da Nova Zelandia, abrangendo os principais
campos de hidrocarbonetos da Bacia de Taranaki. Os campos de Maui, Maari e Poho-
kura estdo indicados pelas setas vermelhas. Areas marrons e verdes representam
acumulagdes de 6leo e gas, respectivamente. Na parte superior direita € mostrada a
regiao do Campo de Maui com mais detalhe, incluindo a localizacao dos pogos estu-
dados neste trabalho.

2.2 Embasamento e estrutura da Bacia de Taranaki

A regiao da Nova Zelandia compreendia parte da margem ativa do superconti-
nente Gondwana e era um sitio de subduccao e acrecao a partir do Devoniano até o
Cretaceo médio. Seguido a orogenia Rangitata, a qual forneceu uma cunha acreciona-
ria a margem do Gondwana, uma peneplaniza¢ao generalizada tomou conta da regiao
durante o Cretaceo Médio ao Superior (KNOX, 1982). Segundo Muir et al. (2000), a
direcao das falhas do embasamento entre NE e NNE, geradas durante a acrecao ao
longo da margem do gondwana, influenciou fortemente o desenvolvimento da Bacia de
Taranaki. Muir et al. (2000) também classificaram o embasamento da Nova Zelandia
em trés provincias (Figura 3):



 Provincia Oeste: € um fragmento continental do Gondwana e € formado princi-
palmente por rochas metassedimentares paleozoicas intrudidas por granitoides
cretacicos, carboniferos e devonianos.

* Provincia Leste: consiste de rochas de arco vulcanico, sequéncias sedimentares
derivadas de arcos e complexos acrecionarios de idade permiana e mesozoica.

« Zona Tectonica Mediana: € um estreito cinturao de rochas pluténicas do Paleo-
zoico Superior e Mesozoico com unidades vulcanicas e sedimentares menores.
Recentemente, essa zona foi reconhecida como sendo o remanescente de um
arco magmatico da margem continental ativa do Gondwana, entre o Jurassico e
o Cretaceo.

De acordo com Kroeger et al. (2013), a heterogeneidade consideravel entre essas
provincias reflete a amalgamacao entre o craton com terrenos acrescidos e plutdes.
As principais falhas delimitadoras da Bacia de Taranaki, Zona de Falha Cape Egmont
e a Falha Taranaki, correspondem aos limites da Zona Tecténica Mediana (Figura 3).
A Zona de Falha de Cape Egmont representa o limite mais ocidental da deformacao
ativa associada com a presenca do sistema de subducgao abaixo da ilha norte (MUIR
et al., 2000).

Knox (1982) propds a divisdo da bacia em trés unidades estruturais, consequen-
tes dos eventos tectOnicos regionais que atuaram em tempos distintos: Norte, Sul e
Oeste. A unidade Sul é caracterizada, principalmente, por falhamento reverso e in-
versao tectonica. A norte, por falhamento normal e extensao, formada por uma area
de continua subsidéncia. A unidade Oeste deixou de ser perturbada a partir do Eo-
ceno Superior, tornando-se quiescente até entdao. Essas trés unidades sao separadas
por lineamentos tectonicos, mencionados como Falhas de Contorno Taranaki, Zona
de Falha Cape Egmont e lineamento Cook-Turi.
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Figura 3: Distribuicao das rochas do embasamento pre-cenozoicas na Nova Zelandia.
Secao esquematizada A-B ilustrando as principais falhas que limitam a Bacia de Tara-
naki. Fonte: Muir et al. (2000).

2.3 Evolucao tectono-sedimentar

O rompimento do Gondwana na regiao da Australia e Nova Zelandia (95Ma-90Ma)
marcou o inicio de uma tecténica extensional responsavel pela criagao de bacias rift
como a Bacia de Taranaki. Durante o Jurassico Superior iniciou a separacao da
Australia com a Antartida, gerando a Bacia de Gippsland (Figura 4), a qual é analoga
a Bacia de Taranaki. Nao ha evidéncias de tecténica extensional na Nova Zelandia



nesta fase e ainda nao existe registro sedimentar na Bacia de Taranaki relacionado a
esta época (URUSKI et al., 2003).

Segundo Norvick et al. (2001), uma mudanga na tecténica regional e, portanto, a
culminancia de uma extensao crustal, por volta de 80Ma, resultou na separacao da
Australia com o continente da Nova Zelandia e na formagao do Mar da Tasmania (Fi-
gura 4). Na Bacia de Taranaki, os sedimentos sin-rifte representados pelas Formacoes
Rakopi e North Cape (figura 5) foram depositados em uma série de sub-bacias e hemi-
grabens controlados por falhas de direcao norte e nordeste (KING; THRASHER, 1996).
A Formacao Rakopi é dominada por deposicao nao-marinha consistindo de coal me-
asure terrestre, formado predominantemente por arenitos intercalados por siltito e la-
mito. Ja a Formacao North Cape possui componentes deposicionais marinha-rasas,
paralicas e terrestres representadas por siltitos e arenitos costeiros (KING; THRASHER,
1996).

Esse cenario durou até o final do Cretaceo, quando a bacia subsidiu em um regime
tectonico de margem passiva até o Eoceno, sofrendo transgressao marinha (BAUR et
al., 2014). A regiao se tornou um largo embaiamento aberto ao mar a noroeste na
fase pos-rifte/drifte. As Formacoes Farewell, Kaimiro e Mangahewa (Figura 5) foram
depositadas numa estreita planicie costeira ao longo da linha de praia, no limite sul
do embaiamento. A Formagao Farewell foi depositada em ambientes paralicos e cos-
teiros enquanto que na Formacgao Kaimiro por ambiente fluvial-estuarino. No Eoceno
Médio/Superior, a Formagao Mangahewa foi formada em ambientes de baixa linha
de costa e marinho epicontinental. Segundo King e Thrasher (1996), a sucessiva
subsidéncia no Eoceno Superior resultou na expansao do embaiamento, caracteri-
zando um onlap costeiro, e intermitente transgressao dos depositos marinhos rasos
da Formacao Turi (Figura 5).



[A) Cretdceo Inferior - Aptiano - 120 Ma

(B) Cretdceo Superior - Santoniano - B85 Ma  (C) Palecceno Superior - 57 Ma

{D) Mioceno Inferior - 22 Ma

NONNN
N

Figura 4: Evolugao geografica da regiao da Nova Zelandia a partir do Cretaceo Infe-
rior até o presente. A - Regidao de subduccao da margem ativa do supercontinente
Gondwana. B- Separacdo do Gondwana e formagao da Bacia de Taranaki acom-
panhada pela separagdao do Mar da Tasmania. C - Estagio avancado de espalha-
mento oceanico, acompanhado por intensa subsidéncia durante o estagio de mar-
gem passiva. D - Regidao da Nova Zelandia quase totalmente submersa, seguida pela
instalacao do limite das Placas Pacifica e Australiana. E - Regiao soerguida em res-
posta a tectonica convergente e intensa sedimentacao Nedgena até os dias atuais.
Modificado de New Zealand Petroleum Basins (2014).
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No Oligoceno, a base no registro sedimentar € marcada por uma paraconformi-
dade, separando sedimentos continentais e marinho rasos eocenicos dos carbonatos
e lamas distais provenientes do Oligoceno. A diferengca nos ambientes deposicio-
nais sugere uma rapida subsidéncia de plataforma e inundagao marinha em um curto
periodo de tempo (10Ma), onde a deposicao de carbonatos do grupo Ngatoro pre-
valeceu em algumas regidoes (KROEGER et al., 2013; KING; THRASHER, 1996). A partir
dai, a Bacia de Taranaki transita de um regime distensivo de margem passiva para
uma tectbnica contracional associada a convergéncia das Placas do Pacifico e Aus-
traliana. Segundo King (2000), o desenvolvimento deste proto-limite de placas se
deu ha 45 Ma, envidenciado pelo espalhamento da Bacia Esmerald e subduccéao do
Norfolk Ridge. Empurrao ao longo do sistema de falha de Taranaki transformou a Ba-
cia de Taranaki em uma bacia retro-arc/foreland??, e que experimentou subsidencia
e deposicao no Oligoceno Superior/Mioceno (HOLT; STERN, 1994). Na porcao leste
proximal da bacia, a Formacao Taimana representa o primeiro influxo terrigeno asso-
ciado ao overthrusting?? da Falha Taranaki e soerguimento da hinterland?? da bacia.
Apos isso, a regressao se iniciou forte, quando a taxa de suprimento dos sedimentos
ultrapassou a subsidéncia nos depocentros nas porgoes sul e sudeste da bacia, depo-
sitando sequéncias de turbiditos, dominados por arenitos da Formagao Moki (Figura
5).

No Mioceno Inferior/Médio, a area onde a Placa do Pacifico atingiu a profundidade
suficiente para gerar magma comegou a propagar mais ao sul, como indicado no vul-
canismo de 18Ma ao norte da bacia (BERGMANN et al., 1992). Kroeger et al. (2013)
consideraram que durante esse tempo, a porcao nordeste da bacia se tornou efeti-
vamente uma bacia intra-arco. A partir dai, encurtamento e extensao ocorreram con-
temporaneamente, porém, em diferentes localidades. Para Giba et al. (2010), o inicio
da extensao e afinamento crustal estava associado a rotacao horaria da ilha norte € é
atribuida ao retrocesso da placa subductora do pacifico e/ou a colisao continental na
extremidade sul da margem Hikurangi. Vulcanismo associado a essa tectdnica data
de 16Ma e se estende até hoje no Monte Taranaki.
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Figura 5: Carta estratigrafica da Bacia de Taranaki, mostrando intervalos com 6leo e
gas. Fonte: (New Zealand Petroleum Basins, 2014).

2.4 Sitema petrolifero

A acumulagao de petréleo € criticamente dependente de fatores geoldgicos cha-
ves, tais como, deposicao e preservacao de rochas geradoras, maturacao, geracao
e expulsao dos hidrocarbonetos, seguido por migracao em reservatérios de rochas
porosas e permeaveis em trapas estruturais ou estratigraficas, limitadas por selos.

A maioria das acumulagdes de 6leo e gas conhecidas da Bacia de Taranaki sao
geoquimicamente caracterizadas como lamitos carbonosos escuros do Cretaceo Su-
perior e Paledgeno, como os lamitos carbonosos da Formagao Taniwha e os carvoes
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da Formacao Rakopi (Figura 6). Sao facies oriundas da fase sin-rifte, formadas por
planicies aluviais e costeiras sob influéncia marinha. A formagao de carvao € princi-
palmente derivada de gymnospermas, resultando em um conteudo de vitrinita rico em
hidrogénio, com quantidades variaveis de liptinita. Os carvdes e lamitos carbonosos
possuem valores de COT residual entre 2 a 75% e indice de hidrogénio entre 200 a
400 mg HC/g COT residual, indicando querogénio propenso a gas e 6leo e querogénio
propenso a 6leo New Zealand Petroleum Basins (2014).

A profundidade de soterramento necessaria para gerar e expelir éleo e gas é
variavel, principalmente devido a diferencas no historico do fluxo de calor e nas propri-
edades das rochas geradoras. Na Bacia de Taranaki, as geradoras atuais de hidrocar-
bonetos estao essencialmente confinadas a areas onde houve significante deposigao
Neogena. Nesse periodo, a taxa de convergéncia entre a Placa do Pacifico e Australi-
ana foi acelerada, gerando um rapido soerguimento com erosao dos vulcoées do norte
e as cadeias de montanhas elevadas dos Alpes do Sul. O suprimento de vastas quan-
tidades de sedimentos resultou em um preenchimento progressivo de depocentros
marinhos, aumentando a maturidade das rochas cretaceas e paledgenas subjacentes
a niveis suficientes para geracao de hidrocarbonetos. A migracao a partir da rocha
geradora nao é bem compreendida. Onde ha deformacao expressiva, as falhas sao
consideradas como vias de migracao, selos para armadilhas, ou vias de vazamen-
tos que comprometem a integridade dos selos superiores. Na Bacia de Taranaki, o
momento responsavel por tais eventos se deu no Mioceno Superior/Plioceno.

As melhores rochas reservatérios da Bacia de Taranaki vém de sistemas de linhas
de praia transgressivos, vistos nos campos de Kupe, Maui e Pohokura. Calcarios
do Oligoceno/Mioceno Inferior altamente fraturados sao as rochas reservatorios do
Campo Waihapa. Hidrocarbonetos sao também armazenados em arenitos turbiditicos
de agua profunda nos Campos de Maari, Kaimiro e Ngatoro. Rochas selantes na Bacia
de Taranaki sdo, em sua maioria, lamitos marinhos depositados durante o estagio de
margem passiva transgressiva e também na fase convergente marinha regressiva.
A Figura 6 resume o historico dos sistemas petroliferos, também conhecida como
carta de eventos, na qual podem ser visualizados os componentes essenciais destes
sistemas.

A maioria das acumulacgdes de hidrocarbonetos na Bacia de Taranaki estao asso-
ciadas a trapas estruturais formadas no Ne6geno por movimento reverso das zonas de
falhas Taranaki, Manaia e Cape Egmont. Na bacia, em geral, as trapas incluem fecha-
mentos quaquaversais, fechamento em trés diregdes e por falha em outra, fechamento
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por falhas, empurroes e cavalgamentos.

TARANAKI BASIN PETROLEUM SYSTEMS

1FD I 1 mID I 1 1 I SP 1 1 I 1 Age
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Figura 6: Carta de eventos dos sistemas petroliferos da Bacia de Taranaki. Trapas e
expulsao de hidrocarbonetos estao indicadas por processos estruturais ao longo da
evolucao da Bacia. Fonte: (New Zealand Petroleum Basins, 2014).

2.5 Caracteristicas do Campo de Maui

O Campo de 6leo e gas condensado de Maui esta localizado a 30km da costa
oeste da ilha norte da Nova Zelandia, contendo aproximadamente 150km2 de ex-
tensao. Este campo possui uma estrutura composta, compreendendo duas amplas
armadilhas anticlinais, referidos como Maui-A e Maui-B, (Figura 7) formados pela com-
pressao miocénica, estruturalmente realgada por falhas normais Plio-plestocénicas
(FUNNELL et al., 2001). O campo ¢é limitado pela Falha Whitiki a oeste e pela Cape
Egmont a leste, as quais sofreram reversao no movimento e foram criticamente im-
portantes para a formacado desse play. A estrutura de Maui € interpretada como
uma estrutura de inversao formada por dobra associada a falha de empurrao durante
reativacao compressional da Falha Whitiki. Segundo dados da New Zealand Petro-
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leum Basins (2014), as reservas recuperaveis deste campo sao estimadas em 3.8
TCF gas e 200MMbbl éleo e gas condensado.

De acordo com Funnell et al. (2001) a geracao dos hidrocarbonetos é incerta no
Campo de Maui. Existem varias possiveis rotas de migracao de 6leo e gas vindas de
potenciais areas geradoras. Analises geoquimicas de estudos prévios como Killops et
al. (1994) indicam os coaly measures da Formacao Rakopi (Cretaceo Superior) como
sendo as rochas geradoras mais provaveis, com grande presenca da flora gymons-
perma nos sedimentos.

Os hidrocarbonetos sao armazenados em reservatorios arenosos depositados em
ambiente costeiro-transicional de idade paleocénica/eocénica nomeados de arenitos
F, D e C. Toda a sucessao representa deposi¢cao ao longo da planicie costeira e da
faixa de praia, que deslocaram em respostas as mudancas do nivel do mar no regime
de subsidéncia tectonica de margem passiva (KING; THRASHER, 1996).

Os arenitos F, D e C (Figura 7) sao representados pelas Formacgdes Farewell, Kai-
miro e Mangahewa, respectivamente. Os selos sao compostos por siltitos ou folhelhos
das Formacoes Turi, Lower Turi, Shale Mangahewa e Shale Farewell. As trapas estao
associadas a reversao de falhas em resposta a compressao Nedgena (FUNNELL et al.,
2001).
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Figura 7: Corte transversal do Campo de Maui mostrando a distribuicao das
acumulagdes de hidrocarbonetos. Oleo € representado pela cor verde e o gas pela
cor vermelha. C-Shale, C Sands, D Sands, F-Shale, F Sands, sao respectivamente,
as Formacoes Turi, Mangahewa, Kaimiro, Shale Farewell e Farewell. Fonte: Funnell et
al. (2001).
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3 Perfis geofisicos

Este capitulo contém uma breve descricao dos principios de funcionamentos dos
perfis geofisicos, as propriedades das rochas que podem ser estimadas e os fatores
gue influenciam suas leituras.

3.1 Ambiente de perfilagem

Neste capitulo serao utilizados alguns termos especificos na descricao das ferra-
mentas geofisicas no que diz respeito ao ambiente de perfilagem. Durante a invasao,
ou seja, no escoamento da lama de perfuragao para o interior de uma rocha porosa
e permeavel, ha o acumulo de particulas sélidas de lama na parte interna da parede
do poco, formando o que se chama de mud cake. A parte liquida que penetra na
formacao, conhecida como lama filtrada, expulsa os fluidos dos reservatérios para o
interior da formacao. A zona na qual a lama filtrada substitui completamente os flui-
dos do reservatorio € denominada de zona lavada e a zona adjacente a esta onde a
substituicdo é incompleta, é denominada de zona de transi¢cdo. A zona nao invadida,
e portanto, a mais afastada é denominada de zona virgem.
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Figura 8: Classificagao das zonas de invasao em um ambiente de perfilagem. Modifi-
cado de Glover (2014)

3.2 Perfil de raios gama

O perfil de raios gama mede a radioatividade natural das rochas, proveniente de
trés elementos naturais instaveis: potassio, uranio e tério. O perfil de raio gama sim-
ples fornece a radioatividade total combinada desses trés elementos, enquanto que
0 raio gama espectral mostra a radioatividade individual de cada componente. As
principais ferramentas desses perfis consistem basicamente de um cintildometro e um
fotomultiplicador. Este ultimo coleta e armazena na forma de pulsos elétricos, os flashs
produzidos pela passagem dos raios gama através do cristal do cintilometro. A ampli-
tude desse pulso de saida pode ser relacionada a energia total depositada no cristal
(ELLIS; SINGER, 2008).

Uma das caracteristicas dos raios gama € a absorgao progressiva de sua ener-
gia, durante sua passagem através de um material - fenbmeno conhecido como efeito
Compton. Na perfilagem de pocos, quando as radiacées sao observadas pela fer-
ramenta, elas ja teriam atravessado a formacao e a lama de perfuragao sofrendo tal
efeito. Estima-se que, em condi¢gdes normais, a profundidade média de investigacao
da ferramenta seja de 20cm no eixo vertical e 10cm radial (RIDER, 1996). Normal-
mente, esse perfil € medido em graus AP| (American Petroleum Institute), que consiste
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em uma normalizagao para as medicoes dos niveis radioativos de unidades contendo
elementos radioativos.

A caracteristica basica do perfil de raios gama é a resposta associada a presenca
de argila na formacgao. As argilas possuem a facilidade em reter minerais radioativos
em sua estrutura, gerando uma alta leitura do perfil de raios gama de acordo com
a sua concentracdo. Assim, o perfil de raios gama € usado quantitativamente para
determinar o volume de argila na formacao e qualitativamente para identificar facies,
zonas de reservatorios e sequéncias sedimentares.

Para se obter o volume de argila € necessario calcular o indice de raios gama
(IGR), que é dado pela equacéo 3.1:

GRlido - GRmm
GRmd:E - G-anin7
no qual GR,,;, € a média do valor minimo lido pelo perfil de raios gama, considerando-

IGR = (3.1)

se como 0% argila; GR,,;, a média do valor maximo lido pelo perfil, considerando
como 100% argila; G Ry;4, 0 valor lido pelo perfil na profundidade de investigacao. Em
alguns casos, utiliza-se 0 modelo linear para a estimativa do volume de argila, ou seja,
(Vaay) € igual ao indice de raio gama (/GR). Existem outros modelos empiricos para
a estimativa de V,, a partir do I/GR, tais como, os modelos empiricos de Larionov,
Clavier, Stieber e o curvado. A Figura 9 mostra a relacao entre o indice de raio gama
e o volume de argila por tais métodos.
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Figura 9: Grafico do indice de raio gama versus volume de argila obtidos pelos
métodos linear, Clavier, Larionov para rochas recentes, Larionov para rochas anti-
gas, Steiber e curvado. O método de Larionov considera rochas recentes desde o
Holoceno até o Paleoceno.

Embora o perfil de raios gama seja um bom indicador de argila, a radioatividade
proveniente de outras litologias também devem ser consideradas, a fim de evitar erros
de interpretacao. Como exemplo disto, pode-se citar os arenitos marinhos contendo
glauconita ou arcésia, os carbonatos argilosos e evaporitos ricos em potassio. A leitura
deste perfil também é afetada pelas grandes irregularidades no diametro do poco, pois
ha um acréscimo no volume da lama de perfuragao entre a formacao e o detector, o
gue causa mais espalhamento por efeito Compton. Outro efeito que deve ser levado
em consideracao € causado pelo uso de lama radioativa, composta por cloreto de
potassio (KCI), onde é detectado um aumento no valor absoluto de radioatividade do
poco quando se utiliza este tipo de lama. (RIDER, 1996).

3.3 Perfil sénico (DT)

O perfil sénico (DT) mede o intervalo de tempo de transito, ou vagarosidade, das
ondas compressionais no material, ajudando a determinar parametros petrofisicos e
litol6gicos das rochas. A técnica consiste em um conjunto de transmissores e re-
ceptores acusticos capazes de emitir e registrar os tempos de chegada da onda na
formacao.

Como ilustrado na Figura 10-A, o transdutor E transmite uma série de pulsos conti-
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nuos. O sinal é entao recebido pelos dois receptores R, e R,. A premissa basica é
gue o sinal chega aos receptores numa trajetoria de raio, refratada pela formacao em
volta do pogo. O caminho percorrido na formagao (entre os pontos A e B) éigual a L,
distancia entre os receptores. A vagarosidade no intervalo A-B é dado por At/L, no
qual At é a diferenca entre os tempos de chegada em R, € R,.

A Figura 10-B mostra uma técnica mais avangada capaz de eliminar efeitos inde-
sejaveis do poco e da ferramenta. Os dois transmissores, F; e E,, pulsam alternati-
vamente. Receptores R, e Rz recebem o sinal de F, enquanto os receptores R, € R,
recebem o sinal de E;. A vagarosidade é calculada por:

(Th = T3) + (Ty = T3)

o . (3.2)

Ferramentas ainda mais modernas utilizadas na perfilagem sénica, registram nao s6
as ondas compressionais, mas também as ondas cisalhantes, Stoneley e Rayleigh,
permitindo uma melhor avaliagao da formagao.
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Figura 10: A- Diagrama esquematico ilustrando o principio da medicao sénica no pogo.
B - llustracao de uma técnica mais avancgada, realizada pelo dispositivo Borehole Com-
pensated (BHC). Fonte: Al-Chalabi (2014).

Os transdutores sonicos sao tipicamente piezoelétricos e transformam um sinal
elétrico em vibragcao ultrasénica com frequéncias que variam de 10 a 40kHz. Re-
ceptores convertem a pressao da onda em sinais eletromagnéticos amplificados. A
penetragao da onda compressional na formacao nao depende da separacao dos re-
ceptores, mas sim do comprimento de onda do sinal. Valores tipicos de penetragcao
variam de 2,5cm a 25cm em relagao a parede do poco (RIDER, 1996).

O perfil DT pode ser utilizado para estimar a porosidade. Qualitativamente, este
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perfil também pode auxiliar na identificacao de litologias, compactagao e sobrepressao.

Wyllie et al. (1956) propuseram uma equagao empirica que relaciona o intervalo
de tempo de transito com a porosidade da formagao:

b A=At
sonica Atf _ Atma7

de modo que At € o intervalo de transito medido, ¢s.icc @ porosidade calculada da

(3.3)

formacdo, At; o intervalo de tempo do fluido, At,,,0 intervalo de tempo da matriz.

Para formagdes mal consolidadas, a equacao de Wyllie superestima a porosidade.
Algumas companhias desenvolveram alguns coeficientes de correcao para corrigir
isto, baseados em crossplot da porosidade sdnica com as porosidades estimadas
pelos perfis néutron e/ou densidade. Entretanto, segundo Sarmiento (1961), o melhor
€ evitar o uso do perfil sénico para o calculo de porosidade em formacgoes inconsoli-
dadas.

Outro problema € o erro de leitura associado com a presenca de gas na zona de
investigacao. Mesmo em pouca quantidade, o gas € responsavel por diminuir muito a
velocidade compressional, o que gera uma porosidade aparente maior. Neste caso,
para estimar a porosidade real, deve-se multiplicar os valores da ¢, por valor es-
calar que varia de 0,7 a 0,8. Na presenca de argila, também ocorre uma diminuicao
da velocidade compressional devido a maior quantidade de agua intersticial, quando
comparado com as rochas sem presenca de argila. Para calcular a porosidade nesse
caso, os valores devem ser corrigidos usando o volume de argila calculado a partir de
outros perfis.

3.4 Perfil de densidade (RHOB)

O perfil de densidade mede a densidade eletrénica da formagao, no qual € propor-
cional a densidade da formagao. A densidade de formagao é composta pelas densi-
dades da matriz soélida da rocha e do fluido presente nos poros. Enquanto o perfil de
raios gama registra a emissao radioativa natural das rochas do poc¢o, o perfil de den-
sidade registra a atenuacao dos raios gama gerados pelo bombardeio de uma fonte
radioativa controlada. Essa atenuacgao, causada pelo espalhamento Compton, € uma
funcao do numero de elétrons contido na formacao, que possui uma relacao muito
proxima com a densidade do material (ELLIS; SINGER, 2008). Assim, a atenuagao por
espalhamento Compton é maior para formacdes mais densas e vice-versa. Segundo
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Rider (1996), a profundidade de investigacao da ferramenta de densidade é rasa, em
torno de 10-13(cm).

Quantitativamente, o perfil de densidade € utilizado para calcular a porosidade da
formacao e, qualitativamente, para identificar litologias, avaliar conteudo de matéria
organica e identificar zonas de sobrepressao.

Para a obtencao da porosidade a partir do perfil de densidade é preciso conhecer
os valores da densidade da matriz solida (p,,,) € da densidade do fluido nos poros
(ps). A equagdo é dada por:

¢den = Ma (34)
Pma — Pf

no qual ¢4, € a porosidade calculada a partir do perfil de densidade e p, a densidade
medida pelo perfil.

A profundidade rasa de investigacao torna o perfil densidade bastante suscetivel
as condigdes do poco, tornando estritamente necessario o uso do perfil caliper em
conjunto na avaliagdo. Nas areas de desmoronamento do pogo, a densidade medida
pelo perfil sera aproximadamente a densidade da lama de perfuracdo. A presenca
de gas na zona lavada também é um fator que gera erros de leitura, pois diminui a
densidade absoluta e, consequentemente, aumenta a porosidade calculada.

3.5 Perfil neutronico

O perfil neutrdnico registra o comportamento da formagao ao bombardeamento de
néutrons de alta energia. Algumas interacées podem ocorrer entre 0s néutrons e 0s
atomos do nucleo da rocha como, por exemplo, a colisdao elastica, responsavel por
diminuir a velocidade das particulas. A mecanica das colisdes elasticas prediz que
a maxima energia perdida por interagao, ocorre quando o nucleo do material possui
uma massa atémica igual a do néutron incidente. Assim, a diminuigao da velocidade
neutrénica é mais afetada por atomos de hidrogénio, por possuirem uma massa muito
proxima do néutron (nucleo contendo um préton).

A ferramenta neutrénica consiste de uma fonte rapida de néutron, composta prin-
cipalmente por pluténio-berilio (PuBe) e de dois detectores, que realizam processos
de contagem de energia. Os valores medidos pela ferramenta sao dados pela razao
da contagem do detector mais préximo em relagao ao detector mais distante, elimi-
nando assim, efeitos do poco. Isso é possivel, pois a leitura do detector distante, que
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contém ambos efeitos do pogo e da formacao, é corrigida pela leitura do detector mais
proximo, que contém somente informacodes do poco. A profundidade de investigacao
da ferramenta € geralmente pequena e aumenta em rochas pouco porosas (RIDER,
1996).

No contexto geolégico, os atomos de hidrogénio previamente mencionados, estao
associados ao contetudo de agua (H,0O) presente, tanto no espago poroso quanto
em substancias cristalizadas. Entao, o perfil neutrénico € utilizado para calcular a
porosidade da formacgao e, qualitativamente, para discriminar zonas de gas, 6leo e
agua, identificar evaporitos, minerais hidratados, rochas vulcanicas e outras litologias
Rider (1996).

A porosidade efetiva (¢.) calculada a partir do perfil neutrénico, é:

¢n - ¢e Smo ¢nw + ¢e (1 — Szo) ¢nh + ‘/sh ¢nsh + (]- — ‘/sh — Qse) Z ‘/z ¢m; (35)

no qual ¢,, € a leitura do perfil em 100% saturada com hidrocarboneto, ¢, a leitura
em uma zona 100% folhelho, ¢, a leitura em 100% agua, ¢, a leitura do perfil, S,, a
saturacao da agua na zona lavada, V; o volume da i-ésima componente da matriz da
rocha, ¢,; a leitura em 100% do i-ésimo componente da matriz da rocha, V,;, o volume
de argila.

A maioria dos perfis neutrbnicos sao plotados em uma escala padronizada, que
representa unidades de porosidade de néutrons. Normalmente, os perfis neutrénicos
sao calibrados para calcarios. Com isto, sob condicdes ideais e possuindo porosidade
0%, a leitura da porosidade sera zero.

A porosidade efetiva e a porosidade lida pela ferramenta sem presenca de argila,
sao iguais somente na presenca de agua nos poros da rocha. Ja o 6leo e gas possuem
um indice menor de hidrogénio e sua presenca esta associada com uma redugao na
porosidade neutrdnica. Um efeito contrario ocorre na presenca de argila, devido a
presenca da agua intersticial contida em sua molécula.

A combinacao dos perfis neutronico e densidade permite uma melhor interpretacao
qualitativa da litologia e diferenciacao do fluido presente. Analisando a superposicao
dos dois perfis sob uma mesma escala de unidade de porosidade, observa-se valores
idénticos de porosidade para calcario limpo preenchido por agua. Ja no arenito limpo,
0s valores sao um pouco discrepantes, devido a diferenca nos valores de densidade
utilizados em ambos os perfis (RIDER, 1996).
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Na presenca de argila, a leitura do perfil néutron é alta em comparagao a leitura do
perfil densidade. Com isto, no folhelho ha uma grande separacao nas medidas destes
perfis causada pelo alto indice de hidrogénio. Um efeito contrario ocorre na presenca
de gas, pois o perfil neutrénico subestima a porosidade (baixo indice de hidrogénio)
enquanto o perfil de densidade superestima a porosidade (baixa densidade aparente
da formacao).

A estimativa para a porosidade néutron-densidade ¢, , € obtida pela seguinte

relagdo (MUSTAFA, 2012):
2+ 2
Dnd = \/—% 5 i} (3.6)

no qual ¢,, € a porosidade neutronica e ¢, a porosidade de densidade.

3.6 Perfil de resistividade

O perfil de resistividade mede a resistividade dos materiais a passagem de uma
corrente elétrica. A ferramenta mais simples de medicao de resistividade consiste de
dois eletrodos que mede a queda no potencial elétrico, relativa a passagem de uma
corrente elétrica. Ferramentas modernas sdo mais complexas, pois emitem corren-
tes focadas e direcionadas a locais especificos da formacgao, estando menos sujeitas
as condicdes do poco. As ferramentas laterologs tém uma maior profundidade de
investigacao da formacao, fornecendo a resistividade da zona virgem (R;) (Figura 11).
Em profundidades um pouco mais rasas, resistividades da zona invadida (R;) sao me-
didas por laterolog rasos e pelo perfil esférico focado (SFL). Em regides bem rasas,
o perfil micro-esférico focado (MSFL) € o mais utilizado na determinacao da resisti-
vidade (R,,) da zona lavada. Essas ferramentas s6 podem ser utilizadas em lama a
base de agua.

As ferramentas de inducao sao bastante utilizadas quando a lama de perfuracao
€ a base de dleo. O fundamento basico dessas ferramentas consiste em uma bobina
emissora e outra receptora, separadas por uma secao elétricamente isolada. Uma
corrente senoidal é aplicada a bobina transmissora, criando um campo magnético em
volta da ferramenta e, posteriormente, induzindo correntes de focault na formacao.
Essa corrente, por sua vez, cria seu préprio campo magnético, induzindo uma corrente
alternada na bobina receptora. A corrente recebida esta fora de fase com as demais,
permitindo a extragao de informagdes provenientes somente das rochas e dos fluidos.
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A profundidade média de investigacao pelas ferramentas modernas de inducao € de
80cm, variando dependendo do tipo de formagao e da condutividade da lama (RIDER,
1996).

Zona virgem Zona invadida Zona lavada E -é
ML ]
|LLd||LL||LLs|
MILL
| ILd | | ILm | SEL |

distincia

Figura 11: Principais ferramentas resistividades e suas respectivas zonas de
investigagao. Fonte: modificado de Rider (1996).

O perfil de resistividade € usado para a identificagcao do tipo do fluido armazenado
na formacao, pois quando a formacgao investigada é porosa e contem agua salgada, a
resistividade total sera baixa, ao passo que na presenca de gas ou 0leo, a resistividade
sera maior. Quantitativamente, o perfil auxilia na determinacao da saturacao de agua
e, posteriormente, na estimativa dos volumes de 6leo e gas.

Uma forma comum para obter a saturacao de agua é o uso da férmula de Archie:

a R, "
Sw = (qﬁmRt> , (3.7)

no qual S, é a saturagao da agua, R, a resistividade da agua, R; a resistividade

profunda da formacao, a o fator de compactacao, m o fator de cimentagao, n o expo-
ente de saturagao e ¢ a porosidade da formacao. Os valores de m e n normalmente
utilizados para arenitos e carbonatos sdo mostrados na Tabela 1.

Tabela 1: Valores tipicos para arenitos limpos e carbonatos. Modificado de Kearey et
al. (2009)

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

O método de Archie para estimativa de saturagdo possui uma boa aplicabilidade
em arenitos e carbonatos limpos. A presenca de argila torna a aplicagao deste método
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inadequada, pois ha um aumento na quantidade de ions localizados na superficie dos
graos de argila, o que influencia nos valores estimados de saturagdo. Outra alternativa
é utilizar a equagao de Simandoux:

¢ ) ‘/clay 1
§n g Jda g = 3.8
<a Ryy(1 — Viay) Reiay R, (3.8)

no qual V., é o volume de argila e R, a resistividade da argila.

Vale ressaltar que os valores de resistividade R; devem ser corrigidos para efeitos
de invasao, tanto nos perfis de inducao quanto nos perfis de eletrodos, a fim de obter
valores mais precisos da resistividade de formacao.
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4 Metodologia

A metodologia para o desenvolvimento deste trabalho consistiu em selegao, carre-
gamento e controle dos dados de pocos, carregamento do perfil litoldgico interpretado,
identificacao das zonas de reservatorios, comparacao do calculo do volume de argila
com diferentes métodos, calculo do gradiente de temperatura, estimativa das porosi-
dades total e efetiva e saturacao, criacao do perfil litoloégico para os pogos que nao
existiam, céalculo do net-pay e correlacao dos pocgos. A Figura 12 sintetiza o fluxo-
grama utilizado na metodologia.

Carregamento e controle de qualidade dos
dados de pocos

Carregamento do perfil litolégico interpretado

!

Definigdo das zonas de reservatdrio

!

Gradiente de temperatura

!

Calculo do volume de argila

l

Estimativa de porosidades e da saturagdo

!

Criagdo do perfil litolégico (Maui-5 e Maui-6)

Etapa inicial

Calculo

Correlagao dos pogos

Figura 12: Fluxograma adotado no trabalho.

a) Selecao, carregamento e controle dos dados de pocos

Os perfis dos pocos foram obtidos gratuitamente através dos sites da GNS Sci-
ence - Petroleum Basin Explorer e New Zealand Petroleum & Minerals - Exploration
Database. Os pocos selecionados foram Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e MB-P(8),
por conterem todos os perfis necessarios para a aplicacao da metodologia proposta.
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Trés pocos foram descartados (Maui-1, Maui-3 e Maui-4), devido a falta dos perfis ca-
liper, néutron e/ou resistividade. Os pogos Maui-5 e Maui-6 nao possuem os perfis
litol6gicos, tornando-se necessario uma interpretacdo mais cuidadosa nas etapas a
seguir. Estes dois pocos ainda passaram pelo processo de curve splicing, pois cada
perfil apresentava diferentes curvas relacionadas ao mesmo perfil, caracteristico de
corridas distintas. Neste processo foi feita a emenda das curvas das corridas mais
recentes e com menos valores espurios, gerando uma curva final. A Figura 13 mostra
os perfis de raios gama antes e apds a emenda das curvas para o po¢o Maui-5.

2000

2050

2100

Figura 13: Processo de curve splicing aplicado nas curvas de raios gama (Maui-5). As
curvas mais recentes foram emendadas (curva roxa na zona 1 e curva preta na zona
2).

b) Carregamento do perfil litologico interpretado

Os carregamentos e interpretacdes qualitativas dos pocos foram realizados com
base no perfil litologico interpretado, presente no perfil composto (Apéndice A) dos
pocos Maui-2, Maui-7 e MB-P(8). Ja os perfis litolégicos dos pogcos Maui-5 e Maui-6
foram criados ap0s os calculos dos volumes de argila, silte e areia, que serviram como
auxilio para a definicao das litologias. Os perfis litologicos dos outros pogos também
auxiliaram nesta analise.

c¢) Indentificacao das zonas dos reservatorios

Para a identificacao das zonas de reservatérios foi analisado o comportamento
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das curvas dos perfis de raios gama, densidade, néutron e resistividade rasa e pro-
funda. Essas zonas de interesse possuiam, predominantemente, baixos valores no
perfil de raios gama e outros intervalos com valores um pouco mais altos, sugerindo
arenitos limpos intercalados com arenitos mais argilosos. O perfil de resistividade
também auxiliou na identificagao dos topos dos reservatério, de modo que este se
mostrou sensivel em resposta a presenga de 0leo e gas. Utilizou-se o crossover entre
as curvas de densidade e néutron na identificacdo dos contatos gas-6leo, 6leo-agua
e gas-agua. Vale ressaltar que todos esses perfis foram interpretados de maneira
conjunta, a fim de se evitar equivocos nos resultados.

d) Volume de argila

O volume de argila foi calculado pelo perfil de raios gama utilizando os métodos
linear, de Larionov e de Clavier. Os resultados obtidos foram analisados e discutidos,
a fim de se escolher o0 método mais adequado para os calculos posteriores de porosi-
dade, saturacao e net-pay. O calculo do volume de argila pelo método linear é usando
a equacao 3.1. Ja o método de Larionov utiliza a seguinte equacao:

V;:layLarionov = 0.08336 (23.71GR - 1)7 (41)

no qual IGR é o indice de raios gama. E para o método de Clavier utiliza-se a seguinte
equacao:

VitayCiavier = 1.7 —1/3.38 — (IGR +0.7)2. (4.2)

f) Gradiente de temperatura

O gradiente de temperatura da regiao estudada foi estabelecido calculando a média
dos gradientes registrados na sonda nos cinco pocos. O gradiente de temperatura ob-
tido foi de 23.2 °C/km com uma variancia de 2.3 °C/km. Este valor encontrado difere-se
do valor estipulado por Funnell et al. (2001), que € de 33.3 °C/km.

g) Estimativa de porosidades e saturacao de agua

Para o calculo das porosidades utilizou o método néutron-densidade, tendo como
entrada os perfis de néutron, densidade, resistividade, temperatura de formacao e
volume de argila. A metodologia utilizada pelo software é ilustrada no fluxograma da
Figura 14.
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Entrada: Néutron,
Densidade, Vclay,
Sxo e Temp

v
Calcular porosidade
e densidade da
matriz

A 4

Sim A densidade estd .
Sair {artme dlas Nao Coloque a densidade da
limites? matriz no valor limite

A
Calcular porosidade
densidade e
porosidade néutron.
Resultado é o minimo

» Sair

Figura 14: Fluxograma para o calculo da porosidade utilizando os perfis de densidade
e néutron.

O software Interactive Petrophysics efetua o calculo da porosidade total através da
equacao 3.6. A partir disto, tem-se uma relacao linear entre porosidade e densidade,
no qual p = 1 para ¢ = 100% € p = pn. (densidade da matriz) para ¢ = 0%. Se o
novo valor de p,,, estiver dentro dos limites inferior e superior, o programa aceitara o
resultado de porosidade na profundidade medida. Caso contrario, o valor de p,,, sera
setado para o limite superior ou inferior pré-definido e é utilizado para o calculo das
porosidades obtidas do perfil densidade e do perfil néutron. Neste caso, a saida sera
o menor valor entre as duas porosidades.

As férmulas para obter as porosidades a partir dos perfis néutron e densidade
usadas neste trabalho sdo mais robustas que as equacdes 3.5 e 3.4, pois nelas in-
cluem algumas correcoes. A porosidade a partir do perfil densidade é obtida usando
a equacao:

Pma = Po — Velay(Pma — Pelay)
ba = Pma — Pf1 Szo — PryApp(1 — Szo)’ (43)
no qual p,, € a densidade da matriz, p, a leitura na ferramenta, p.,, a densidade
lida pelo perfil em uma regiao 100% de argila, py; a densidade do filtrado, pry.,, a
densidade aparente do hidrocarboneto, V., 0 volume de argila e S,, a saturagao de
agua na zona lavada. A densidade do filirado é obtida pelas equacoes:

pms = 1.0 + 7.Salinidade 10~" — (Temp — 80)* 107, (4.4)
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3.562 — log( Ry, 75 — 0.0123)
0.955

no qual Temp é a temperatura de formagao, Rm f75 a resistividade do filtrado conver-

Salinidade = Alog( ) (4.5)

tida para 75 °F. Para lama base 6leo, o valor de R,,; é substituido por R, (o calculo
deste parametro € mostrado no final desta secao). A densidade aparente do hidrocar-

boneto € obtida por:

—9 (10 - 2'5pHden)
PHyApp = pHden(16 — 2-5pHd ))

no qual pyq., € 0 valor de entrada para a densidade do hidrocarboneto. O parametro

(4.6)

S.. € obtido da mesma forma que a saturacao da agua usando os parametros relaci-
onados a zona de invasao:

1 o gbm S;lo + V;:lay Sxo
Rmo B aRmf Rmoclay
no qual R,,; é a resistividade do filtrado, R,, a leitura da resistividade pelo microla-

: (4.7)

terolog e R,..qy a leitura da resistividade pelo microlaterolog em uma regiao 100%
argila.

A porosidade a partir do perfil néutron é obtida usando a equagao:
an = ¢7Leu - ‘/clay Neuclay + EIfCLCt, (48)

no qual ¢,., € a leitura pela ferramenta néutron, V,;,, o volume da argila, Neuq, 0
valor lido pelo perfil néutron com 100% argila, Ezfact é o fator de escavacgao, que €
obtido pelas equacoes:

2
Exfact — ( e ) (2 S 6 + 0.046,) (1 — S, (4.9)
wa _ aneu + ‘/clay Neuclay’ (41 O)
G
e:
qba: = gbneu + V::lay Neuclay- (41 1)

Com isso, porosidade efetiva do método néutron-densidade € computada pela se-
guinte relacao:

(be = ¢t - ‘/clay-gbclaya (41 2)

no qual ¢; é a porosidade total e 0 ¢, € 0 valor da porosidade total em uma regiao
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100% com argila.

A saturagao de agua foi calculada pelos modelos de Archie e Simandoux (equagdes
3.7 e 3.8, respectivamente). A equacao de Archie que utiliza a porosidade total nao se
mostrou satisfatéria em nenhum dos casos neste trabalho, sendo descartada e subs-
tituida pela equagao de Archie usando a porosidade efetiva. Os inputs para o calculo
da saturacdo foram as resistividades da agua, da lama filtrada e da argila. Desses
parametros citados, somente a resistividade da lama filtrada foi retirada diretamente
das informacdes do poco. Para a definicao da resistividade da agua, empregou-se 0s
métodos conhecidos como Pickett Plott, e Archie.

A técnica de Pickett Plot considera uma zona saturada em agua, onde é gerado
um gréfico log-log de resistividade versus porosidade (Figura 15). Neste crossplot, os
pontos de saturacao de agua constante definem uma linha reta nos menores valores
plotados no grafico, a qual representa a linha de 100% saturado com agua. Neste
caso, como Sw=1, a intersecao entre a linha de agua e a linha de 100% porosidade
(¢ = 1), fornecer o valor de R, lido na posi¢ao correspodente no eixo da resistividade
(R;). A inclinacao negativa da linha de saturacao de agua corresponde ao expoente
de cimentacao (m) e o espalhamento entre as linhas de S,, fornece o expoente de
saturacao (n) (ELLIS; SINGER, 2008).

100: /
[ Ry =0.04
04 10F N

B Expoente de cimentagio (m) = % =2.0 o~ - o
R oo
- }.\ [ ]

1 I L1111l ] L1l 1 11l 1 111l ! L1111
.01 N 1 10 100 1000

Figura 15: Método de Pickett Plott utilizado na determinacao da resistividade da agua
(R,). O valor de R, € a projecao no eixo R; do ponto, onde a S,, = 100% € ¢,= 100%.
Fonte: modificado de Ellis e Singer (2008).

Pela lei de Archie (equacao 3.7), a resistividade da agua pode ser determinada,
considerando a=1, m=2 e n=2 como valores padroes para arenito, com a seguinte
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relacao:

R, = ¢*R, (4.13)

no qual ¢ e R; sao, respectivamente, os valores da porosidade e da resistividade, em
uma zona 100% saturada com agua e sem contetdo de argila.

Os valores de resistividade da argila foram estimados diretamente pelo perfil de
resistividade, em uma regido de folhelho. Graficamente, pode-se estimar este valor
através de um crossplot entre V., € R, no limite superior de resistividade profunda
em uma regiao com grande densidade de pontos préximos ao volume de argila igual
aum.

Os resultados entre os métodos de Archie e Simandoux foram comparados e dis-
cutidos para decidir qual deles seria usado para o calculo do net-pay.

h) Perfil litoldgico dos pocos Maui-5 e Maui-6

O calculo da porosidade e saturagao permite a criacao de um perfil litolégico, con-
tendo a porcentagem dos volumes de areia, silte e argila. Este procedimento foi util
na determinagao de intervalos de arenito, siltito e argilito para a construgao do perfil
litol6gico interpretado para os pogos Maui-5 e Maui-6. Os volumes de silte (V,;;;) e de
areia (V,.nq) S@0 obtidos pelas equacoes:

o
¢max

V:eilt =1~ ‘/clay? (414)

‘/sand =1~ (be - ‘/silt - ‘/clayv (41 5)

no qual ¢. é a porosidade efetiva e ¢,,., a porosidade maxima. A ¢,,.. € 0 maximo valor
esperado de porosidade para o arenito com 0% silte, considerando que um arenito sujo
seja composto por areia limpa com certa porosidade (¢,,..), Silte com porosidade nula
e argila.

i) Calculo de net-pay

A analise conjunta dos perfis de resistividade, porosidade, saturagao e volume de
argila permitiu a caracterizagao das zonas saturadas com gas, 6leo e agua. Essas
zonas foram comparadas aos indicios de 6leo e gas nos perfis compostos disponiveis
e, posteriormente, importados para o calculo do net-pay. O médulo Cutoff and Sum-
mation calcula o net pay e net reservoir nas zonas pré-definidas.

j) Correlacao de pocos
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Por ultimo, realizou-se a correlagao entre os pocgos para identificagao da conti-
nuidade lateral das rochas reservatério, servindo de base para a compreensao da
distribuicado das litologias na area de estudo.



34

5 Resultados e Discussoes

Neste capitulo sao apresentados os resultados e discussoes obtidos usando a
metodologia mostrada no capitulo 4 nos po¢os Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e MB-
P(8) no Campo de Maui, Bacia de Taranaki, Nova Zelandia.

5.1 Identificacao das zonas de reservatorios

As Figuras 16, 17, 18, 19 e 20 ilustram a interpretacao qualitativa dos pocos es-
tudados. Nesta figuras, para facilitar a interpretacao e visualizagao, os tracks foram
organizados da seguinte forma: (1) profundidade, (2) formagdes, (3) perfil litoldgico
interpretado, (4) zonas de gas, 6leo e agua, (5) perfis de raios gama (GR) e cali-
per (CALLI); perfil sénico (DT), (6) perfis densidade (RHOB) e néutron (NPHI) e (7)
perfil resistividade profunda (LLD). Nos pog¢os Maui-5 e Maui-6 seguiu-se a mesma
organizagao, porém os perfis compostos nao estavam disponiveis, com isto nao exis-
tiam os perfis litoldgicos interpretados, sendo construidos somente em uma etapa
posterior.

a) Poco Maui-7

No Poco Maui-7 (Figura 16) foi identificado trés ocorréncias de gas (profundidades
2714 m, 2766 m e 3010 m), devido aos altos valores no perfil de resistividade (acima
de 200 ohm.m). Uma incerteza surgiu durante a interpretacao do primeiro e do ter-
ceiro reservatério. Observou-se uma reducao nos perfis sonico e resistividade e uma
menor separagao no crossover entre os perfis néutron e densidade na zona de gas,
0 que sugere a presenca de 6leo subjacente. Porém, concluiu-se que este efeito fora
produzido pela influéncia da argilosidade, visto que tais perfis possuem valores altos
abaixo dessa zona, o que justificasse ainda a presenca de gas. Nas demais zonas
saturadas com agua e com alto teor de argila, apresentavam resistividades em torno
de 17 ohm.m, enquanto nos arenitos limpos a resistividade é aproximadamente de 1
ohm.m.



Scale : 1: 1200
DB matheusf - Copa (7)

Maui-7

DEPTH (2667M - 3142.95M)

o e

e e = . o o o e
® o> : ey = | - s el
Fm. Turi
2700 —
/ Bo Reservatorio
z \ 3
5 >
2
(,
-opo Reservatdrio
£ =
X
2800 L =
: {
5
[ g
; =
{ ¢
>
l i
2900 <
<
5 ?
{ =
{ Z
& <T
g &
— T =
3000 Fm. Lower Turi f;
‘ opo Reservatorio
5 i
5 =
‘ =)
Fm. Kaimiro :.* z
L =
3100 ¥
N >
| e
Legenda:
. Arenito/ Arenito - i
Arenito e
siltito argiloso Argilito Conglomerado
Arenito =
il . Carvao
Siltito . siltoso Embasamento

Figura 16: Interpretacao das zonas de 6leo e gas no Poco Maui-7.

35



36

b) Poco MB-P(8)

No Poco MB-P(8) foi identificado dois reservatérios de gas e um reservatorio de
6leo na Formagao Mangahewa. A analise conjunta dos perfis ndo mostrou evidéncias
de 6leo no primeiro reservatoério (Figura 17). Observou-se uma diminuicao dos perfis
sOnico e resistividade e uma separagao dos perfis néutron e densidade que acredita
estar associado com a presenca de argila. Também constatou-se que os valores do
perfil densidade ndo aumentaram suficientemente para justificar uma transicao entre
gés e Oleo. O aumento ocorreu somente quando o perfil de resistividade apresentava
valores em torno de 10 ohm.m, que sao valores tipicos para zonas saturadas com
agua.

No terceiro reservatério da Formagao Mangahewa, os perfis sénico (DT), néutron,
densidade e resistividade nao se mostraram coerentes para uma possivel distingao
entre as zonas de gas, 6leo e agua (Figura 17). O spike no perfil DT (90 ms/ft) na
profundidade de 2967 m foi descartado da interpretagao, pois ele indicava um arenito
extremamente denso e compacto. Em 2972 m, a ferramenta de resistividade indicaria
uma mudanga de gas para agua (200 ohm.m para 2 ohm.m). Entretanto, ndo houve
evidéncias desta mudanca pelos perfis de densidade e néutron, ja que a separagao en-
tre eles manteve-se relativamente constante. A pouca variagao dos perfis DT, néutron
e densidade mostrou maior confiabilidade na interpretacao de um contato 6leo e agua,
descartando, entao, a presenca de gas.

Na Formacao Kaimiro constatou a ocorréncia de trés reservatérios (um de gas e
dois de 6leo). O ultimo reservatorio possuia menor contetddo de argilosidade, tornando
mais facil a identificacdo do 6leo e do contato 6leo-agua, pelo perfil de resistividade.
De modo contrario, os dois primeiros reservatorios apresentaram respostas mais sutis
deste perfil. Foi possivel notar que a separacao dos perfis néutron e densidade é
maior no primeiro reservatorio. Isso permitiu classificar o primeiro reservatério de gas
e 0 segundo de 0leo, onde as resistividades possuem valores em torno de 95 ohm.m
e 65 ohm.m, respectivamente.

O reservatorio da Formagao Farewell apresentou resistividades tipicas das trés
zonas (Figura 17). Porém, neste intervalo a separacao entre os perfis de néutron e
densidade nao se alterou €, com isso, somente foi interpretado zonas com 6leo e agua.
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c) Poco Maui-2

No Poco Maui-2 foi identificado presenca de gas no topo da Formagao Mangahewa
(profundidade de 2785 m), devido o grande crossover entre os perfis néutron densi-
dade e pelos altos valores do perfil resistividade (Figura 18). O crossover foi maior
em relacdo as zonas de gas nos pogos analisados anteriormente. Tal fato pode ser
explicado pelo baixo teor de argila, observado no perfil de raios gama. Neste caso,
a densidade e o teor de hidrogénio sdo menores. Nao houve evidéncia de 6leo no
reservatorio, devido ao mesmo critério discutido no poco MB-P(8). No perfil de resis-
tividade, valores tipicos de 6leo foram identificados na Formagao Farewell (profundi-
dade de 3186 m). No entanto, a auséncia dos perfis néutron e densidade no intervalo
analisado, tornou-se os dados insuficientes para a classificagao das zonas (Figura 18).

d) Poco Maui-5

Conforme mencionado no capitulo anterior, os pogcos Maui-5 e Maui-6 nao dispo-
nibilizavam do perfil composto e, portanto, o perfil litologico destes foram construidos.
Vale ressaltar que com base na interpretacao dos outros pocos foi possivel reconhecer
adequadamente as profundidades das formacdes nestes pogos, por intermédio de al-
gumas caracteristicas similares, tais quais: valores baixos de densidade na Formacgao
Turi, abrupto aumento nos perfis densidade e s6nico e diminuigdo no perfil néutron
na passagem para a Formacao Shale Mangahewa; abrupta diminuicao no perfil raios
gama nos topos das Formagoes Mangahewa, Kaimiro e Farewell (Maui-6); alto cros-
sover entre os perfis néutron e densidade (cor verde) indicando as rochas selantes.

No Pogco Maui-5 (Figura 19) foi constatado um reservatério de éleo no topo da
Formacao Mangahewa (profundidade de 2808 m). A separacao entre os perfis néutron
e densidade sugere a presenca de gas, porém, os valores em torno de 24 ohm.m
de resistividade descartaram esta possibilidade. O contato de 6leo e agua é bem
marcado pela queda abrupta no perfil de resistividade.
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e) Poco Maui-6

No topo da Formagcao Mangahewa no Pogco Maui-6, os valores em torno de 26
ohm.m no perfil de resistividade constataram uma camada delgada de éleo (profun-
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didade de 2791 m) com apenas trés metros de espessura (Figura 20). O contato
6leo-agua foi marcado na diminuigao do perfil resistividade e pelo crossover dos perfis
néutron e densidade. Arenitos limpos sao identificados ao longo da Formagao Man-
gahewa, porém nao ha indicios de 6leo e gas nesses intervalos.

No topo da Formagao Kaimiro foi identificado um reservatorio de 6leo e gas (Figura
20). Nao ha mudangas significativas no perfil s6nico entre estas zonas. O perfil resis-
tividade nas zonas de gas e 6leo possui valores em torno de 250 ohm.m e 66 ohm.m,
respectivamente. O contato gas-6leo foi marcado na diminuigao do crossover nos per-
fis néutron e densidade, enquanto que o contato 6leo-agua foi marcado quando ocorre
uma diminuigao no perfil sénico e um aumento nos perfis de raios gama e densidade.
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5.2 Estimativa do volume de argila

A Figura 21 apresenta os perfil de raios gama (GR) e as estimativas de argilosidade
calculadas a partir dos métodos linear, de Larionov e de Clavier (equagdes 3.1, 4.1 e
4.2, respectivamente) do Pogo Maui-7. As linhas verticais verdes e vermelhas no frack
do perfil de raios gama representam, respectivamente, os GR,,.. € GR,,;, da equacao
(3.1). GR,,... € a média dos valores maximos do perfil de raios gama no intervalo do
folhelho, enquanto GR,,;, € a média dos valores minimos do perfil de raios gama no
arenito limpo.
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A avaliacao da argilosidade mostra que as curvas obtidas com os diferentes mo-
delos empiricos, apesar de apresentarem valores distintos, possuem uma mesma
tendéncia. A observagao conjuta dos volumes de argila estimados permite verificar
que estas curvas refletem a tendéncia apresentrada pelo perfil de raios gama. Tal com-
portamento é esperado, ja que as estimativas de argilosidade por meio dos modelos
empiricos utilizados dependem unicamente dos registros do perfil de raios gama. Nor-
malmente, o intérprete adota o menor valor de argilosidade estimado, que de acordo
com a analise grafica, corresponde ao modelo de Larionov para rochas recentes. Além
disso, neste trabalho também foi considerada a idade do sedimento como critério par-
cial para a escolha do modelo empirico. Desta forma, os arenitos estudados, que sao
de idade eocenica/paleocenica, corroboram com a escolha do método de Larionov.

5.3 Analise das estimativas das porosidades

Os valores das porosidades totais foram calculadas utilizando os trés perfis de
volume de argila obtidos na segao anterior: Viuyrinears VeiayLarionov © VelayClavier- A
analises dos perfis Grincars Prarionov € Pelavier fOram realizadas em conjunto com os perfis
de raios gama, caliper e resistividade. As diferencas analisadas no comportamento
dos perfis de porosidades para o Poco Maui-7 sao ilustradas na Figura 22.

Na profundidade de 2734.4 m 0s perfis Grincars Gciavier € Plarionov €Stimaram 2.1%,
16.2% e 17.8%, respectivamente. E importante notar que esta regido (asterisco preto)
€ composta por um arenito argiloso e que possui um baixo valor relativo de densi-
dade (boa porosidade). Abaixo desta camada, encontra-se um siltito com maior valor
de densidade e esta litologia na area de estudo possui baixos valores de porosidade.
Neste caso, o perfil ¢y,cqr €Stimou, de forma incoerente, a porosidade no arenito argi-
loso como sendo menor que no siltito.

Outra equivoco na porosidade estimada pelo modelo linear ocorreu na profundi-
dade de 2806.6 m (asterisco vermelho). Nao foi identificado uma razao plausivel para
um baixo valor na porosidade, visto que no perfil densidade os valores nao sofre-
ram grandes mudancas. A partir da profundidade 2808 m, a ¢;,e.r @aumentou em
20%, quando os valores do perfil de raios gama aumentou 19 °APIl. Essa grande
sensibilidade da porosidade apenas pelo teor de argila, tornou o modelo linear pouco
confiavel.

A Figura 23 é usada para analisar apenas as ¢iuriono € Peavier- Na profundidade
de 3038 M a Prarionow € 6% € a duavicr € 1.5%. Neste intervalo, percebe-se a mudanca
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de siltito para arenito argiloso com uma mudanca de 0.2 g/cc de densidade. Neste
caso, € esperado um aumento na porosidade o que acontece somente com a ¢;uionov
(asterisco preto).

De modo geral, o volume de argila pelo modelo linear se mostrou 0 menos satis-
fatério. A analise dos modelos empiricos através da porosidade total estimada mos-
trou uma maior confiabilidade no modelo de Larionov. Entretanto, em zonas de gas
ou 6leo, nao houve um critério plausivel que justificasse a escolha entre Larionov ou
Clavier. Uma outra discussao € realizada na secao 5.5 com a estimativa da saturacao.

5.4 Analise dos parametros de Sw

Para estimar a saturacao de agua usando os modelos de Archie e Larionov é
necessario ajustar os valores das resistividades da agua e da argila.

5.4.1 Resistividade da agua (R,,)

Com o auxilio das Figuras 24, 25, 26, 27 e 28 determinou-se a resistividade da
agua (R,). Observa-se na Figura 24, que a inclinagao das linhas de saturacdo de
agua mostra-se coerente para arenitos, no qual a=1, m=2 e n=2. A tendéncia dos
pontos em vermelhos (préximos a linha de saturacao de agua igual a 100%, relativos
a Formacao Farewell, permitiu determinar com mais facilidade a inclinagao da linha. A
densidade de pontos da Formacao Mangahewa (em verde-musgo) nao se mostrou su-
ficientes para justificar um R, menor que 0.042 ohm.m. Portanto, R,, foi determinado
na intersecao dos pontos da Formacao Mangahewa com a Formagao Kaimiro.

No Poco MB-P(8) (25), a linha de saturacao de agua igual a 100% foi determinada
pelas Formagoes Mangahewa e Farewell, pontos verde-musgo e amarelos, respecti-
vamente. A inclingao da linha para a=1, m=2 e n=2 enquadrou-se adequadamente a
tendéncia dos pontos nestas formagdes.

Na Figura 26, os pontos da Formag¢ao Mangahewa se comportaram com bastante
linearidade, visto que foi possivel demarcar com exatidao a linha de saturagao de
agua com 100%. Ainda foi possivel posicionar a inclinacao dessa linha para o padrao
de arenito. Observa-se que a resistividade da agua (R,,), obtida pela tendéncia dos
pontos da Formagao Kaimiro (verde escuro) é um pouco maior do que da Formagao
Mangahewa. Essa diferenca € também observada calculando a saturagdo de agua
pelo método de Archie. Por se tratar de um crossplot que utiliza a porosidade efetiva,
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MB-P(8)

Figura 25: Pickett Plot usado na determinacao do R, no Poco MB-P(8). A linha ver-
melha é a linha de saturacao de agua igual a 100%. Os valoresde a, mensao1,2e
2, respectivamente.
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Figura 26: Pickett Plot usado na determinacao do R,, no Pogco Maui-2. A linha verme-
lha é a linha de saturacao de agua igual a 100%. Os valores de a, nensao 1,2 e 2,
respectivamente.
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descarta-se a ideia da argilosidade como agente discriminante de tais resistividades.
Com isso, afirma-se com um certo grau de incerteza que esta mudanca esteja re-
lacionada a alguma propriedade intrinseca da agua conata, entre seus respectivos
reservatérios. Ainda que nao afete tanto os resultados finais, sera priorizado, neste
trabalho, um R,, com maior densidade de pontos e com inclinagao mais proxima para
arenitos.

No Poco Maui-5 (Figura 27), a linha de saturacao de agua igual a 100% foi ajus-
tada em uma regiao um pouco acima da esperada, onde a quantidade de pontos da
Formagao Mangahewa (cor rosa) era mais densa. Logo abaixo da regiao mencionada,
a linha de tendéncia sugere uma maior inclinacao da linha de saturacao de agua igual
a 100% (valores de a, m e n), o que resultaria em uma diferenca consideravel no re-
sultado do R, e da saturacado de agua. Nessa regidao, a densidade de pontos ainda
nao foi suficiente para ser anexada a linha de saturacao.

Na Figura 28 foi priorizada a regido com uma maior densidade de pontos da
Formacao Mangahewa (rosa). A regiao logo abaixo desta, teve também inclinacao
diferente das observadas anteriormente. Observa-se uma pequena diferenca entre a
linha de saturacao de agua igual a 100% entre as Formacoes Mangahewa e Farewell.
Tal fato deve ser explicado pela influéncia maior da argila na Formagao Farewell, pois
tratava-se de um crossplot utilizando a porosidade total.

Em termos de resultado, nao observou diferengas significativas na escolha do tipo
de porosidade (total ou efetiva). Com excecao do Pogo Maui-2, todos os outros pogcos
continham grandes intervalos de arenito limpo. Com isso, os pontos medidos nas
zonas saturadas com agua construiram uma linha com 100% saturacao de agua que
fornecesse um R, mais coerente. No caso do Poco Maui-2, os valores de R, eram
altos, devido a influencia da argilosidade. Com a utilizacdo da porosidade efetiva a
linha de 100% saturacao de agua foi deslocada para baixo (¢.< ¢;), corrigindo o valor
de R, obtido neste poco.

Entre todos os Pickett Plots anteriormente mostrados, observou-se que a Formacao
Mangahewa foi importante na determinagao do R, por possuir uma maior densidade
de pontos em arenitos limpos saturados com agua. Nao foi identificado o motivo
pelo qual a densidade de pontos da Formacdo Mangahewa, se situava abaixo da
tendéncia de pontos das Formagdes Kaimiro e Farewell no crossplot de alguns pogos.
Nesta circunstancia, o R, na Formacdo Mangahewa seria menor que nas demais.
Em condi¢gGes normais, este efeito teria sido oposto: R, diminuiria com o aumento da
profundidade, visto que ele é sensivel a temperatura de formacao.
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Figura 27: Pickett Plot usado na determinacao do R,, no Pogco Maui-5. A linha verme-
lha é a linha de saturacao de agua igual a 100%. Os valores de a, nensao 1,2 e 2,

respectivamente.

Figura 28: Pickett Plot usado na determinacao do R,, no Pogco Maui-6. A linha verme-
lha é a linha de saturacao de agua igual a 100%. Os valores de a, nensao 1,2 e 2,

respectivamente.
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Os valores de R, na temperatura de formacao, calculados através dos métodos
de Pickett Plot e Archie estao listados na tabela 2. A porosidade (¢) estimada utilizou
o volume de argila obtido com o método de Larionov.

Tabela 2: Tabela comparativa entre os valores de resistividade da agua calculada pela
equacao de Archie e pelo método Pickett Plot.

Poco | R,(ohm.m) - Archie | R, (ohm.m) - Pickett Plot
Maui-7 0.044 0.042
MB-P(8) 0.056 0.042
Maui-2 0.045 0.049
Maui-5 0.042 0.041
Maui-6 0.038 0.039

De modo geral, com excecao do Pogco Maui-6, os valores de R, obtidos pela
equacao de Archie mostram-se pouco maiores que pelo método Pickett Plot. No en-
tanto, € notada uma evidente coeréncia entre os dois métodos, quando compara-se
os valores nos cinco pogos: o Pogo Maui-6 obteve o menor valor de R,,, enquanto que
o Pogco Maui-2 possui um dos maiores valores, em ambos os métodos. Somente no
Poco MB-P(8), tais métodos tiveram razoavel discrepancia. A causa esta em um valor
muito alto de porosidade (¢) escolhido para a equacgao de Archie, visto que no Pickett
Plot, R,, € analisado estatisticamente. Por este fato, os valores de R, obtidos pelo
Pickett Plot foram utilizados para a estimativa da saturacao.

5.4.2 Resistividade da argila (R.,)

A resistividade da argila (R.,,) foi obtida analisando o perfil de resistividade em
uma zona 100% de folhelho e pelos crossplots dos perfis resistividade versus volume
de argila. Vale ressaltar que o critério para se obter a resistividade da argila nesse
crossplot era situar a linha vermelha (Figura 29) no limite superior da densidade de
pontos, cujos valores de V,,, eram proximos a um. Isto significa que quanto mais
préximo de uma regidao onde V,, é 100%, maior serd a chance de R; = R, NO
perfil de resistividade. No cossplot da Figura 29, observou-se uma discrepancia no
R.q, entre a Formagao Turi para as demais. A resistividade da argila se mostrou
coerente entre as Formagoes Shale Mangahewa, Lower Turi e Shale Farewell (R4,
> 5.0 ohm.m), enquanto que na Formagao Turi R.,, nao passou de 3.5 onm.m. Este
padrao se mostrou similar na maioria dos crossplots visto nos demais pogos (Figuras
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30 e 31).

Figura 29: Crossplot entre os perfis de resistividade e V., usados para determinagao
do R, (linha vermelha) no Pogo Maui-6. Os pontos relativos a Formagdo Turi estao
representados pela cor azul.

=
A) Maui7 o

oy : 334866

B) MB-P(8)

Figura 30: A) Crossplot entre os perfis de resistividade e V,,, usados para
determinagao do R, (linha vermelha) no Pogo Maui-7. B) Crossplot entre os perfis
de resistividade e V,;,, usados para determinagao de R, (linha vermelha) no Pogo
MB-P(8).
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Figura 31: A) Crossplot entre os perfis de resistividade e V,,, usados para
determinagao de R, (linha vermelha) no Pogo Maui-2. B) Crossplot entre os perfis
de resistividade e V,;,, usados para determinagao de R, (linha vermelha) no Pogo
Maui-5.

Uma questao surgiu na escolha da formagao utilizada para determinar o R,,. Mas
com a analise dos perfis litoldgicos dos pocos, percebeu-se que a Formacao Turi era
composta essencialmente por argilito, enquanto que nas outras formagoes, as rochas
selantes eram compostas por intercalacoes de siltitos e argilitos. Isso permitiu que a
Formacao Turi fosse usada para a determinacao da resistividade da argila. Sugere-se
com certo grau de incerteza, que as altas resistividades nas demais rochas selantes
estao associadas com a presencga do silte.

A tabela 3 mostra os valores dos parametros obtidos pela andlise desta segao,
necessarios para o calculo da saturagao da agua.
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Tabela 3: Tabela com os valores utilizados para o célculo da saturacao de agua nos

cinco pogos. Unidades: R,,, Ruqy € R, - Ohm.m.

Poco Ry | Raay | Ry |a | m | n
Maui-7 | 0.042 | 3.34 | 013 |1 | 2 | 2
MB-P(8) | 0.042 | 3.51 |0.12 |1 | 2 |2
Maui-2 | 0.049 | 3.07 | 158 |1| 2 |2
Maui-5 | 0.041 | 319|013 1| 2 |2
Maui-6 | 0.039 | 3.07 |{0.18 1| 2 |2

5.5 Analise das saturacoes obtidas

As Figuras 32 e 33 mostram a comparagcao entre a saturagao de agua calcu-

lada usando os volumes de argila estimados pelos métodos de Larionov e Clavier

(SWLarionos € SWciavier) NO Pogo Maui-7. Os perfis das formagoes, litolologico interpre-

tado, das zonas, GR, caliper, resistividade, néutron e densidade também sdo mostra-

dos nestas figuras. Nao importou a escolha do tipo de equacao utilizada (Archie ou

Simandoux) nesta analise. A comparacao foi realizada usando o método de Archie.

Na Figura 32, nota-se que no primeiro reservatorio de gas, Sweiaier = 1 para regides

com resistividades em torno de 60 ohm.m (ponto 1). A mesma situagao ocorre no

segundo reservatorio: Sweiwier < 1 @ partir de 58.2 ohm.m, enquanto que Swrarionov

< 1 a partir de 79.3 ohm.m (ponto 2).
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Figura 32: Analise do comportamento dos perfis de saturacdo de agua estimados
usando os perfis de volume de argila obtidos com os modelos empiricos de Lario-
nov (curva preta) e Clavier (curva vermelha). Os pontos 1 e 2 mostram intervalos

especificos nos quais Swoigier= 1 € SWrarionov< 1

Na Figura 33, no terceiro reservatorio de gas (ponto 1) do poco Maui-7, ha uma
leve diminuicao no perfil de densidade (RHOB) a partir da profundidade 3025 m e no
perfil de néutron a partir da profundidade de 3027 m. Em ambas as situagdes, o perfil
de resistividade aumentou em aproximadamente 40 ohm.m. A partir da profundidade
de 3025 m, somente a Swrarioney CONStatou a presenca de gas (Swrarionos < 1) , €N-
quanto que Sweiwier = 1 até a profundidade 3027 m. Isto ocorreu porgque o volume de
argila estimado pelo método de Clavier € maior do que pelo método de Larionov.
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Figura 33: Anadlise do comportamento dos perfis de saturacdo de agua estimados
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usando os perfis de volume de argila obtidos com os modelos empiricos de Larionov
(curva preta) e Clavier (curva vermelha). O ponto 1 indica um intervalo no qual ha
muita discrepancia entre os valores de Swrarionow € SWciavier-

Com esses resultados, conclui-se que Swiqriones €Stima um maior volume de éleo
e gas do que Swciaier- Outra caracteristica & que Swrarione, © Mais sensivel a Ry,
marcando melhor o topo dos reservatorios, enquanto que Sweiqvier descarta possiveis
zonas de 6leo e gas com resistividade moderada. Devido a isto, o calculo do net-pay
foi realizado através do volume de argila estimado pelo método de Larionov.

Cabe agora discutir as curvas de saturacao de agua calculadas através dos métodos
de Archie e Simandoux. Conforme mostra a Figura 34, a equacao de Simandoux su-
perestimou a saturagao de 6leo e gas em regides de reservatdrio e nao reservatorio.
Percebeu-se que ha uma maior sensibilidade ao perfil de resistividade de Swsimandous
pois como visto na camada de siltito (profundidade de 2760 m), valores em torno de
17 ohm.m, foi suficiente para fornecer 70% de saturacoes de 06leo e gas.
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Figura 34: Analise do comportamento dos perfis de saturagcdo de agua estimados
usando os perfis de volume de argila obtidos com os modelos empiricos de Lario-
nov (curva preta) e Clavier (curva vermelha). Percebe-se uma superestimacao da
saturacao de 6leo e gas em regides de nao reservatorio pela Sws;mandouz-

A equagao de Archie se mostrou mais coerente nas estimativas de saturagao e
também no reconhecimento da base do reservatério de gas. Tal fato, pode ser ob-
servado na diminuicao da Swa,ie justamente onde houve o crossover dos perfis
néutron e densidade, em ambos os reservatoérios (Figura 34). Devido a estes critérios,
o calculo do net-pay foi realizado usando a Sw 4,chie-

5.6 Criacao dos perfis litolégicos dos pocos Maui-5 e
Maui-6

Apbs escolher o modelo de V4 Larionoy COMO sendo 0 mais adequado na determinacao
das porosidades total e efetiva, foi realizada a criagao de um perfil litolégico para os
pocos Maui-5 e Maui-6 utilizando as estimativas dos Viuna, Vsir € Veay COMO suporte
para esta interpretacao.

As estimativas de Viuna, Vs € Vaay foram analisadas primeiramente nos pogos que
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continham os perfis litologicos interpretados (Maui-7, MB-P(8) e Maui-2). Com isso,
determinou-se as litologias dos pogos seguindo os seguintes critérios:

Vmatriz: ‘/sand + ‘/silt + ‘/clzzy =1

Arenito: V0 > 0.5 e V;;,<0.3 e V4,,<0.3

Arenito siltoso: 0.45<V,,,,4<0.55 e 0.4<V;;;<0.55

Arenito argiloso: 0.45<V,,,4<0.55 e 0.4<V,,,<0.55

Siltito: V,4,4<0.45 e V;;,>0.4 e V,,<0.4

Argilito: V;,,4<0.45 e V,;,<0.4 e V4,,>0.4

Esta relagcao foi uma tentativa de minimizar ao maximo as incoeréncias entre o pseudo-
modelo litologico e o perfil litologico interpretado (Apéndice A). Segundo o manual
do Software IP, em geral, as equacoes 4.14 e 4.15 nao fornecem V,;;; € V,,,q COM
precisao. Elas servem mais para se ter uma representacao qualitativa desses volumes
nos pocgos. Os resultados das criagoes dos pseudo-perfis litolégicos sao ilustrados nas
Figuras 35, 36, 37 e 38.



Figura 35: Construcao do perfil litologico no Pogo Maui-5 (nas profundidades 2725 m

até 2999 m).
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Figura 36: Construcao do perfil litologico no Pogo Maui-5 (nas profundidades 2999 m
até 3229 m).
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Figura 37: Construcao do perfil litologico no Pogo Maui-6 (nas profundidades 2732 m

até 2943 m).
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Figura 38: Construcao do perfil litologico no Pogo Maui-6 (nas profundidades 2943 m
até 3227 m).
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5.7 Calculo do net-pay

O calculo do net-pay foi realizado utilizando os seguintes critérios: zonas de gas
e 0leo com porosidade maior que 10%, saturacao de agua menor que 50% e volume
de argila menor que 25%. Com isso, diversas zonas menos produtivas foram descar-
tadas nas zonas de reservatdrio, como pode ser visto no Pogo MB-P(8) (Figura 39).
Observa-se que ambos os reservatorios de gas, continham porosidades menores que
10% em sua maior parte. Ja o reservatério de dleo foi considerado mais produtivo. A
seguir, sao ilustrados os resultados dos net-pays nos cinco pogos (Figuras 40, 41, 42,
43e 44).
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Figura 39: Exemplo do processo de cutoff e summation utilizado para calcular o net-
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= siltito
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pay nos primeiros reservatérios do Poco MB-P(8). As linhas verticais em verde indi-
cam os limites (cutoffs) para os valores de ¢, S,, € V4. Os intervalos com net-pay e
net-reservoir estao representados pelos blocos vermelhos e verdes, respectivamente.
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Figura 40: Cutoff e summation no Pogo Maui-7. As médias de ¢., S,, € V., das zonas
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produtivas sao, respectivamente, 15.1%, 18.9% e 4.6%.
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Figura 41: Cutoff e summation no Poco MB-P(8). As médias de ¢., S, e V., das
zonas produtivas sao, respectivamente, 17.2%, 17.3% € 5.7%.
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Figura 42: Cutoff e summation no Poco Maui-2. As médias de ¢., S, € V., da zona
produtiva sao, respectivamente, 16.3%, 13.6% e 7.3%.
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Figura 43: Cutoff e summation no Poco Maui-5. As médias de ¢., S, € V., da zona
produtiva sao, respectivamente, 18.4%, 30.7% e 0.8%.
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Na tabela 4 é mostrado os valores do net, gross, net/gross ratio, ¢*h € ¢*So*h.
Nota-se que o Pogco Maui-7 possui a menor razao net/gross, devido a baixa porosi-
dade média nas zonas 1, 2 e 3 com relagao aos outros pocos (Figura 40). Por outro
lado, os Pogos Maui-2 e Maui-5 possuem razao net/gross acima de 80%, o que in-
dica que boa parte de suas zonas de 6leo e gas foi incluida no calculo do net-pay.
Apesar disto, o Poco MB-P(8), que possui 39,5% de N/G € o maior em net-pay em
seus reservatorios. Este poco € caracterizado por uma média de porosidade (17,2%),
saturacao de agua (17,3%) e volume de argila (5,7%). Maui-2 é o segundo pogo com
maior coluna de producao, possuindo boas caracteristicas de porosidade, saturacao e

volume de argila.



Tabela 4: Tabela com os resultados de net-pay calculado para 0s cinco pogos

Maui-7 Mangahewa 2715.31 2728.26 12.95 0.218
Mangahewa 2 2765.15 2790.75 25.60 0.30 0.012 0.03 0.02
Kaimiro 3 3009.29 3030.93 21.64 442 0.204 0.71 0.58
Total 1-2-3 = = 60.20 7.54 0.125 1.14 0.93
- e
MB-P(8) Mangahewa 1 2876.14 2885.74 9.60 0.30 0.031 0.04 0.03
Mangahewa 2 2931.04 2971.69 40.65 7.72 0.190 131 1.10
Kaimiro 3 3190.24 3202.99 12.75 9.52 0.747 1.64 1.40
Kaimiro 4 3230.29 3237.49 7.20 412 0.573 0.63 0.50
Kaimiro 5 3320.14 3330.94 10.80 5.18 0.479 0.97 0.77
Farewell 6 3478.39 3488.74 10.35 9.22 0.891 1.62 1.33
Total 1-2-3-4-5-6 - - 91.35 36.07 0.395 6.21 5.13

Maui-2 Mangahewa 1 2786.02 2810.41 24.38 20.88 0.856 3.40 2,94
Total 1 2786.02 2810.41 24.38 20.88 0.856 3.40 2,94

Maui-5 Mangahewa 1 2807.97 2812.54 4,57 3.81 0.833 0.70 0.49
Total 1 = = 4,57 3.81 0.833 0.70 0.49

Maui-6 Mangahewa 1 2788.46 2792.73 4.27 2.59 0.607 0.36 0.25
Kaimiro 2 3061.56 3075.74 14.17 3.73 0.263 0.55 0.40
Total 1-2 = = 18.44 6.32 0.343 091 0.64

5.8 Correlacao de pocos

Na Figura 45 a correlacao dos pocos se iniciou com o po¢co mais proximo da linha
de costa (Maui-6) e terminou com o pogo mais distante (MB-P(8)). Observou que
as camadas das Formacdes tiveram uma tendéncia de afundamento em dire¢ao ao
oceano profundo. A Unica excec¢ao foi na regido do Poco Maui-7, onde se percebeu
uma elevagao das camadas em aproximadamente 100m com relagao ao pogo vizinho
Maui-5. Houve um grande espessamento das Formagoes Mangahewa e Kaimiro e um
afinamento da Formacao Lower Turi entre os Pogos Maui-6 e Maui-2.
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Figura 45: Correlagao dos cinco pogos indicando a continuidade lateral das Formagoes Turi, Shale Mangahewa, Mangahewa, Lower
Turi, Kaimiro, Shale Farewell e Farewell.
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6 Conclusoes

No presente trabalho, os perfis dos Pogos Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e MP-
P(8) do Campo de Maui na Bacia de Taranaki, Nova Zelandia, foram utilizados para
determinar as propriedades dos reservatorios das Formacées Mangahewa, Kaimiro
e Farewell. Os reservatorios dessas formagcdes sdo formados por arenitos limpos,
arenitos argilosos e arenitos siltosos. Os principais objetivos foram a definicdo das
zonas de reservatorios, estimativa do volume de argila, porosidade e saturagao de
agua, calculo de net-pay e correlacao dos pogos.

A definicao das zonas de reservatérios dos Pogos Maui-2, Maui-7 e MB-P(8) foi
realizada utilizando os perfis de raios gama, caliper, resistividade, sonico, néutron
e densidade, tendo o perfil litologico do Apéndice A como controle de qualidade. Os
Pocos Maui-5 e Maui-6 foram interpretados com base nos pogos anteriormente citados
e seus perfis litologicos foram construidos com auxilio dos volume de areia, silte e
argila.

No Pogo Maui-7 foram identificados dois reservatérios de gas na Formacao Man-
gahewa e um reservatério de gas na Formacao Kaimiro. No perfil composto inter-
pretado (Apéndice A), o primeiro contato gas-6leo da Formacao Mangahewa nao foi
reconhecido e, com isso, foi considerado somente um reservatorio nesta formagao,
onde a zona de gas se estendia de 2715 m até 2790 m. Além disso, as duas pe-
guenas zonas de 6leo (2796 m e 3032 m) interpretadas no perfil composto nao foram
consideradas pela andlise conjunta dos perfis neste trabalho.

No Poco MB-P(8) foram reconhecidos sete zonas produtoras. A maior coeréncia
desta interpretacao com o perfil composto interpretado esta na segunda e terceira zo-
nas produtoras, onde foi identificada uma zona de gas e uma de 6leo. No perfil com-
posto interpretado, os reservatorios de gas nos topos das Formacdes Mangahewa e
Kaimiro nao foram constatados e os reservatorios de 6leo nas Formacoes Kaimiro e
Farewell foram interpretados como sendo 6leo residual. O reservatério de gas interpre-
tado no Pogo Maui-2 também foi bem identificado pelo perfil composto interpretado.
No Poco Maui-5 foi identificada uma pequena zona de 6leo, enquanto que no Pogo
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Maui-6 foram identificadas duas zonas de 6leo e uma de gas.

O calculo do net-pay indicou os Pogos MB-P(8) e Maui-2 como sendo os mais pro-
dutivos e o Poco MB-P(8) foi o Unico a mostrar indicio de 6leo na Formagao Farewell.
Um baixo valor na razao net/gross foi observado no Pogo Maui-7, por se tratar de re-
servatérios com baixas porosidades. A maior diferenca entre os valores de net-pay
neste trabalho e no perfil composto interpretado foi neste pogo. Os pocos Maui-5 e
Maui-6 também apresentaram pouco net-pay.

De acordo com as analises graficas, 0 modelo empirico de Larionov se mostrou
0 mais coerente para a estimativa do volume de argila e a equacao de Archie a mais
adequada para o calculo da saturacao de agua. No entanto, houve uma diferenca con-
sideravel na média das porosidades das zonas produtivas neste trabalho com relagao
ao perfil composto interpretado. A razao para baixos valores nas porosidades total e
efetiva com relagao ao perfil composto, pode estar associada aos parametros pmyapp,
pp, Exfact e p,,, que sdo corregoes aplicadas aos efeitos da matriz, dos fluidos e da
parede do poco. Tal justificativa surgiu pois os valores de porosidades do perfil com-
posto interpretado se aproximam das porosidades calculadas por equagdes simples
que nao utilizam tais corregoes.

Como trabalhos futuros sao sugeridos:

* A realizacao do célculo de 6leo recuperavel (¢*So*h) utilizando a equacao de
Simandoux. Utilizar também o volume de argila pelos modelos linear e Clavier
para calcular o volume de 6leo recuperavel.

« Comparacao quantitativa entre os resultados de net-pay utilizando os diferentes
modelos de volume de argila com os dados de testemunhos, permitindo inferir
qgual modelo seria mais ideal para a regiao a qual foi estudada neste trabalho.

« Testar melhor a eficacia da utilizacao da densidade de matriz variavel como me-
todologia para o calculo da porosidade neutron-densidade.
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WELL: MAUI-7

Technical summary

Maui-7 (PML 381012) was the final well in a three well programme designed to give a better definition of the Mai [— NEwPLMCL
field's Il drilled on the ‘B" I ti d designed to tructural
Country: New Zealand Total Depth: 3139 m brt control on he -C'ana. D' sands and to assess .n.%h:bmﬁaaﬂgmoﬁ"é:aﬂ:}. B area. f%ﬁ: v
objective was to determine the production potential and fluid properties of ‘C' and ‘D' sand hydrocarbons. Th Takapou-16-
R . R tested zones yielded pemieablllty and pmeum»en potential comparable to similar intervals in the Maui A wells, with
Basin: Offshore Taranaki Ground Level Elevation: 112.2 m bms| the Pateke25, amokura-1
Kivi-1 S Tuie1
Latitude: 39°38'12.68"S Longitude: 173° 19' 14.29" E Rotary Table Elevation:  26.8 m ams| # Maui3
<+ MMMP’(J;HR
NZ Transverse Mercator: 1 627 531.6 mE; 5612692.3mN Status: Plugged and abandoned Diilling Data = . Logging Suite 5 N Meu-1" " some-0z7 <
ni
Soud Date: . Oiland Top Depth m 2025 472 rsoiors s S %
pud Date: 16 August 1986 Hydrocarbon Shows: Oil and gas Base Depth m 79 2 —y!
Casing driller m 2025 2 vz 28 Moki-2A
. " . . : Casing logger m 2025 2 - Viaui-4 <&
Directional Data: Near vertical well Edited by: GNS Science Bit size in % P
May 2012 Mud Type Viscous Gel | Seawater Polymer | KCL-Polymer < North Taaman-1
. i g i i i Rm [ohm.m 1.02 0.189 0.158
Operator: Shell BP Todd Oil Services Ltd Roncaglia, Griffin, Tamin, = = (K e EX
Boyes Rmf ohm.m 0.992 0.155 0127
. . Temp Rmf. Ee 155 12 13
Petroleum Report: 1218 Version: 06.08.2012 Fonom— Shram e 597 GRER
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Notes from Petroleum Report 1218: Carbonate resenvoir o Pebbly General Information:
Clastic reservoir P G " NZ Transverse Mercator coordinates quoted in the header are referenced to New Zealand Geodetic Datum 2000
auconite (NZGD2000). All depths mentioned herein are measured depth below rotary table (MD brt). Wireline logs are the
Cores: Conglomeral original, spliced logs with no corrections applied.
Eleven conventional cores were acquired in the interval 2710.2-3078 m. Ninety sidewall cores were shot, over two runs (Run 1: onglomerate Q Quartzite Wihen avalable, the corrected checkshots and fme-to-depth curve are rom GNS Seience Dt Serics 200
2142-3124 m, Run 2: 2815-3051 m). Some depths were not recovered in Run 1, so were reshot with some success during Run 2. Conglomeratalsandston Othanvian, e stiiar chackahors fom the well compiohion repors re dlopiayed. Twenty sslamic races o a
. = Carbonaceous selected 2D line (GNS Science Data Series 3) intersecting or very close to the well are shown. Line name
oWSs: (survey+line+petroleum report no.) and well projection distance (in m) are given in the log header. The stacked trace is
Moderate to weak fluorescence was observed in cores and cuttings throughout the C sands, beneath the level of the oil-water contact. Sandstone I Calcareous calculated from the 20 traces
Sidewall samples in the lower part of the C sands also exhibited weak to strong fluorescence. Cores through the gas-bearing part of et ey of the Taranak 5. |t st the formation picke i i .
I order to improve consistency of the Taranaki Basin well data set, the formation picks i this document have been
the C sands exhibited only weak residue fluorescence. Sandstone/minor clay v Tuffaceous revised from those that appear in the well completion report. Formation tops in this document are based on published
andlor revised GNS Science data as from 2011. Lithology descriptions are summarised from mudiog, well composite
Within the D sands, cores through the gas-bearing interval exhibited only weak residue fluorescence whilst the oil zone and underlying Sandstonelsiltstone interbed 1og and wireline log dath, Origingl siafigrashy i taken barm the ‘well compltion report
water sands exhibited variable weak to strong fluorescence. Weak cuttings fluorescence was observed to TD, whilst sidewall samples 3 Py Pyrite 0 e “ craeny " e

in the deep D sands confirmed variable very weak to strong fluorescence. Up to 4% total gas was observed whilst drilling the D sands Revised datings and are based on new data and of

(trace C4 only) e Siltstone ° Mudstone clast existing data carried out by GNS (2011). The depth of the samples studied is indicated in the bio-sample depth
column. In this column, the indicators are coloured as follows: red for conventional core and sidewall core samples,

black for cuttings samples (depth is bottom depth of the cuttings interval). The paleowater depth in th

paleobathymetry column is based on interpretation of individual samples. By defaul, the bathymetric interpretation of a

sample is extrapolated upwards to the next sample above.

Petrophysical Evaluation
A preliminary log evaluation indicated that the C1 sand contained 60 m of net gas sand with porosities ranging between18-26%, and a
gas saturation of 60-95%. The gas column extends from the top of the C1 sand (2713 m) to a GDT level of 2791 m at the top of the

Claystone 6 Bioclastic debris

Claystone/minor sand <« Casing
C2"Shale" Shows, fluorescence and cut are summarised from data in the well completion report. Total gas and chromatograph
Coal data are given in units and ppm respectively. Note: gas data are provided only where listed in the well completion
The C2 "Shale” contains a further 2.5 m of net gas sand between 2793-2795.5 m. A gas-oil contact is interpreted at 2795.8 m from < swc report (generally peak readings only) or where digital logs exist
RFT pressures. The C2 sand is interpreted to be oil bearing from 2796.8 m to the oil-water contact at 2808 m. There is a total of 11.2
m net oil sand with 13-20% porosity and oil saturations of 23-80%. Limestone/dolomite SWC no retum Paleoclevation interpretations used

Lower bathyal = -2000 to 1000 m; Mid bathyal = -1000 to -600 m; Upper bathyal = -600 to -200 m; Uppermost
—_— bathyal = 400 to -200 m; Outer shelf = -200 to -100 m; Mid shelf =-100 to-50 m; Inner shelf = -50 to 10 m;
The D sand is interpreted to contain 21 m of net gas sand from the interval between the top of the D sand (3009.5 m) and a GDT level _—_ Mard Rl Gas shows Marginal marine = 0 to -10 m; Non marine taken as 0 to +50 m.

of 3030.5 m. This interval has 22% porosity and gas saturations of 75-95%. Beneath the gas zone, a 2.5 m interval between 3032 m
and 3034.5 m was evaluated to contain 2 m of net oil sand, with 18% porosity and 58% oil saturation. A thin shale be

Chert Fluorescence and cut quantifications:

(3034.5-3037.5 m) is underiain by 6.5 m of sand with 18-20% porosity and 44-50% oil saturations. This interval exhibited strong core © | Cizhows 0.5 = trace, 1= minor, 2 = moderate-strong
fluorescence. An initial RFT sample recovered only mud , though a d-hole RFT sample recovered oil Volcanicsuff O and Gas sh
Beneath 3044 m, the sands are interpreted to be water-bearing. land Gas shows
RFT testing: L intrusive
RFT pressures and samples were taken throughout the "C" and "D" sands (2715.8-3063 m) to establish pressure depletions due to + .+
production in the A area, and to establish fluid gradients and confirm fluid contents of the various zones. Formation pressures ranged "+ 7+ Granite Abbreviations and acronyms:
from 3918.0-4300 psia (27021-29659 kPa), while hydrostatic pressures ranged from 4420-4988 psia (30483-34400 kPa). More details 3 yms:
can be found on page 68 in PR1218. $ < Basement - other DST = drill stem test RM = resistivity mud
e. = early RMF = resistivity mud filtrate

Production testing
Production tests were carried out in four zones: 3010-3015 m, 2800-2803 m, 2770-2775 m, and 2715-2723 m. More information

formation integrity test RMC
luorescence ROP

1 SWC = sidewall core
about the production testing can be found on pages 38-39 and 73-74 in PR 1218 Yo lower D= total depth
MDT = modular formation dynamics tester upp. = upper

RFT = repeat formation test
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.
WELL: MB-P(8)
Technical summary ) 50 KM
MB-P(8) was the tenth and final well drilled in the first phase of the Maui-B Development Drilling Programme. — .
MB-8 was drilled as a multi-purpose well, to provide potential 'C' Sand oil-rim and ‘D' Sand oil locations, to
Country: New Zealand Total Depth: 3709 m bdf continue appraisal of the 'F' Sand, to test the deep ‘G' Sand, and o obtain core over the ‘C' Sand oil-rim and entire
'D' Sand intervals. The interval 2958-2976 m was cored to capture the oil-fim at the base of the 'C' Sand gas Takapou-1.
. . column. The D, E, _Fand G shale/sand intervals were pqnsvated down to 3621 m. The well reached a total depth
Basin: Offshore Taranaki Ground Level Elevation: 108 m bmsl| of 3709 m on 5 April 1994, and was brought nto production on 25 October 1996. Pateke 25 pmokurat
K<t S5 Tui1
Latitude: 39°38'49.08"S Longitude: 173° 18'56.37"E Rotary Table Elevation: 39.4 m ams| o b
P P ’;‘S:IJ # Maui-2
NZ Transverse Mercator: 1627 100.5mE; 5611 571.9mN Status: Suspended Drilling Data : ing Suite ~ N M %
. Top Depth m 2181 n/a keat %
Spud Date: 23 February 1994 Hydrocarbon Shows: Oil Base Depth m 3133 3708 Pukeko-1<- M“nv'*mk»l
Casing driller m 21805 3 31335 N Maari 285 Moki-24
N ) i . Casing logger m 2181 n/a Te Whatu-2 Maui-4 &
Directional Data: Well deviated up to 30° Edited by: GNS Science Bit Size in 1225 8 85
May 2012 Mud Type CVEZ Mud | _KCVEZ Mud KCUBrine <-North Tasman-1
’ i P H e N Rm 0144 0.151 n/a
Operator: Shell Todd Oil Services Limited Roncaglia, Griffin, Tamin, TempRom 57 o7
Boyes Rmf 0125 0.154 n/a
. . Temp Rmf 20 n/a
Petroleum Report: 2018 Version: 06.08.2012 Rmc. 0218 0216 n/a
Temp Rmc 20 n/a
.1 Mud Wei 12 115 n/a
Scale: 1:2500 22 L na
Fluid Loss [em3 55 62 )
Depth CALl MSFL ot NP § 80ma-104-2308 2 - Revised 2012 = SHIEPY | 5ot
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. Carbonate reservoir General Information:
Notes from Petroleum Report 2018: o Pebbly
Jastic reservoir NZ Transverse Mercator coordinates quoted in the header are referenced to New Zealand Geodetic Datum 2000
Clastic reservoi ol | Glauconit
! lauconite (NZGD2000). All depths mentioned herein are measured depth below rotary table (MD brt). Wireline logs are the
Logging: =0} original, spliced logs with no corrections applied.
Wireline logging runs started at 2181 m (Gamma Ray, SP and Caliper). Other wireline logs were run from 2820 m to TD. Wireline logs B conglomerate Q  Quartzite e s, e o racetet 0 e -0ph ey ONS SOt a2
Wwere merged at 3136 m. No comections were applied. 5 Conglomerate/sandstone . e original chckshets fom the wellcompleon eportae isplayed. Twenty seismc race fom a
SO - Carbonaceous selecled zn line (GNS Science Data Series 3) intersecting or very close to the well are shown. Line nar
Cores: (survey+line+petroleum report no.) and well projection distance (in m) are given in the log header. The lacked trace is
Two intervals of interest were cored in the well. The first cored interval (2058-2796 m) was cut to investigate the oil-rim which was Sandstone T | Calcarecus calculated from the 20 traces.
known o be present at the base of the "C" Sand gas column, and the second cored interval (Cores 2-9 inclusive; 3179-3387 m) aimed erdert ey of e Toranek Basi el data st the frmation sk n 1 corument have b
D" dgraph n order to improve consistency of the Taranaki Basin well data set, the formation picks in ths document have been
tofully core the "D" Sand stratigraphic interval. Sandstone/minor clay v Tuffaceous revised from hose that appear n the el compltion report. Formaion (s i thisdocumen are based on published
N . andlor revised GNS Science data as from 2011. Lithology de from mudiog,
Individual cored intervals for the nine cores are as follows: 2058-2076 m (Core 1), 3179-3197 m (Core 2), 3197-3224 m (Core 3), " ; pef e g gl A ot e b e
3224-3251.8 m (Core 4), 3251.8-3279 m (Core 5), 3279-3306 m (Core 6), 3306-3333 m (Core 7), 3333-3360 m (Core 8), and - Sandsiistone interbedded Py Pyrite g 9 9 orpty ” port.
3360-3387 m (Core 9) Revised datings and
Siltstone ° Mudstone clast existing data carried out by GNS (2011). The uapm ev Ihe samples smmaa s indicated m Ihe b»-samm daplh
Thirty sidewall cores were also shot in the well. The sidewall cores were shot over the interval 3394.5-3683 m, over the “F" Shale, column. In this column, ¢
A N black for cuttings. samuez, (dept.h is botiom depth o me oumngz. mervan The paleowater deplh in the
and °G" Shale and older stratigraphic units for lithological Claystone 6 Bioclastic debris palecbathymetry column is based on interpretation of individual samples. By default, the bathymetric interpretation of a
sample is extrapolated upwards o the next sample abov
Shows: Claystone/minor sand <« Ccasing
In the Kapuni Group, gas shows were seen in the "C1L3" unit (2029.5-2056 m), and oil shows in the "C2.2" unit (2966-2973.5 m). Shows, fluorescence and cut are summarised from data in the well completion report. Total gas and chromatograph
Residual oil was seen in the interval 2073.5-3084.5 m ("C2.2" to "C2.4 units). Very weak to good oil shows were seen in the "D" I - data are given in units and pp respeciively. Note: gas data are provided only whers listed In the well completion
Sand sequence (3160.5-3390 m) of the Kapuni Group. The "E" sequence (3390-3428 m) had no oil or gas shows, and had very poor < | swe report (generally peak readings only) or where digital ogs exist.
reservoir quality overall. The "F" sequence (3428-3571.5 m) had very weak to weak ol shows below 3510.5 m. Wireline logs suggest
that this interval is largely water-bearing, hence the shows most likely indicate residual oil. No shows were encountered in the °G' I Limestoneldolomite —  SWCnoretum f:‘::fl‘f!‘(:;‘:{‘_"ﬁ';égg::‘ﬁg;‘;“'M 6 bathyal = 1000 0600 m; Upper bathyal = 00 0200 m; Uppermost
sequence (3571.5-3621 m), and the sandstones are considered to have poor reservoir qualiy. ~ = wr bathyal =400 fo -200 m. Outer shelf =-300'10-100 m: Mid sheff =100 o 50 m; nner shelf = -50 to 10 m:
——_ Mai ¥ Gasshows Marginal marine = 0 to -10 m; Non marine taken a5 0 to 50 m
Well Testing v
The MDT programme concentrated on taking pressure tests of the various hydrocarbon-bearing intervals, in order to establish fluid M Chert ° Oil shows Fluorescence and cut quantifioations:
contacts, different fluid gradients and obtain oil samples for full PVT analysis in the "C" and "D" sands (2878.07-3067 m and - 0.5 = trace, 1 = minor, 2 = moderate-strong
3156.53-3486.05 m respectively). VvV V. Voleanicshuff % Oiland Gas shows

MDT pressure analysis confirmed that "stacked” hydrocarbon accumulations with different fluid contact types were present. Pressure
test results can be found on pages 54-55 in the PR. Results also indicated that there was an aquifer pressure gradient of 9.84 kPa/m,
and an oil gradient of 6.0 kPa/m over an interval from the "C* Sands to the Upper "D" Sand il accumulations. The "C" Sands had a
gas gradient of 2.1 kPa/m, while the Upper "D" Sands had a gas gradient of 2.35 kPa/m.

+ + + . Intrusive
+4 T4 Granite

$ ¢ Basement-other

Abbreviations and acronyms:

DST = drill stem test RM = resistivity mud
e =ea RMF = resistivity mud fitrate:
rmg:gnlemy test RMC = resistivity mud cake

ROP = rate of penetration
SWC = sidewall core

TD = total depth

upp. = upper

MDT = modular formation dynamics tester
RFT = repeat formation test
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WELL: MAUI-2

Technical summary

50 KM
Maui-2 was spudded on the 5th of October 1969. The objective of Maui-2 was the Lower Tertiary sands below
. 2712.7 m bdf which are hydrocarbon-bearing in Maui-1. The Kapuni Formati uivalent was encountered
Country: New Zealand Total Depth: 3566 m bdf between 2709.6-3450.3 m ba. Hydrocarbon-bearing intervals are as follows: 2786.4-2807.8 m. 21 m net
gas-condensate; and 2808.8-2809.0 m, 1.2 m net oil (?). The well was production tested between 2793.4-2804.1 Takapou1.6
. . m. Maui-2 reached TD at 3566 m. Maui-2 is currently suspended.
Basin: Offshore Taranaki Ground Level Elevation: 113 m bmsl g
Pateke-2 Amokura-1
Kiwi-t 2 Ty
Latitude: 39°36'46.00"S Longitude: 173° 26' 57.98" E Rotary Table Elevation: 32.5 m amsl g JEMRS
&5 Maui7 g A 142
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Notes from Petroleum Report 541

The interval 2096.4-2098.2 m in a tight sand from 2096.4-2131.1 m has 1.8 m of gas/condensate. It is almost certainly of very limited
extend and is not considered significant. The hydrocarbon-bearing Mangahewa C sands have the same accumulation conditions in
Mai-1, 2 and 3, with a thin oil column of 2 fow meres between the gas/oil contact at around 2778.6 m sub sea level and the
oiliwater contact at 2774.8 m sub sea level. Owing 1o its downdip position, only the Csandis gin
Maui-2, with a net thickness of 21 m of gas/condensate and 1.2 m of oil.

Cores:
No conventional core was cut in the well. Sixty (60) sidewall samples were shot, and 39 were recovered. All the sidewall samples
taken in sands were tested for hydrocarbon indications.

Shows
Strong petraliferous odours were identified in nine of the ten samples tested for hydrocarbon indications in Maui-2. These nine
samples were taken from sidewall cores. Fluorescence in the samples ranged from very weak to weak.

The Kaimiro D sands, which gave hydrocarbon indications, are interpreted from logs as being water-bearing. The mud log showed
significant hydrocarbon indications in the interval 2779.7-2868.1 m, and minor indications at 3093.7-3108.9 m. However, only the
interval 2786.4-2809.0 m is hydrocarbon-bearing. The interval 2791.3-2807.8 m has 24-26% porosity and is fairly clean, with a
Saloulted water saturation of around 5% The pemeabiltyof the itervl wes therefre expected o be e high, possiby in the
Darcy rang

Production testing:
A production test was conducted at 2793.4-2804.16 m (9165-9200 ft). Results were:

Gas Rate (MMcf/d)  Condensate Rate (b/d) Cond/Gas (b/MMcf)
36.9 1110 30.1

28.1 870 31.0
16.6 515 30.9
85 242 285

Permeabilty proved to be less than 1 Darcy

Wireline Formation testing
A wireline formation test (FIT) was run at 2097.02 m (6880 ft). The test recovered 300 oc condensate, 66.9 cu.ft. gas, and 6500 cc of
water. Oil gravity was 52 °API. Pressure details can be found on page 32 in PR 541

Carbonate reservoir

Clastic reservoir

’Cz{—*\;:\ | Conglomerate

# .
;_45}3&44 Conglomerate/sandstone

Sandstone

Sandstone/minor clay

*.*.°,*. Sand-/siltstone interbedded

Siltstone

Claystone
Claystone/minor sand
Coal
Limestone/dolomite
Marl

Chert

Vv Volcanicshuff
+ + +  Intrusive
+ T4 Granite

Basement - other

Pebbly
Glauconite
Quartzite
Carbonaceous
Calcareous
Tuffaceous
Pyrite
Mudstone clast
Bioclastic debris
Casing

swe

SWC no return
Gas shows

Qil shows

Oil and Gas shows

General Information:

NZ Transverse Mercator coordinates quoted in the header are referenced to New Zealand Geodetic Datum 2000
(NZGD2000). All depths mentioned herein are measured depth below rotary table (MD brt). Wireline logs are the
original, spliced logs with no corrections applied.

Wren avallble, the comected checkshats and tme-to.depth ourv aro from GNS Sclence Dat

2 the ariginal checkshots from the well completion ropot are displayed. Twenty selsi
coleae 3D e (NS Stonce Data Sptoe 3 interateting o very dose 1o e well 6 Sown. |
{Surveyine pelioleu r2port o) and wall pojection istancs (i ae given n the og neader. The stacked trace is
calculated from the 20 traces.

In order to improve consistency of the Taranaki Basin el data set, the formation picks in this document have been
revised from those that appear in the well completion report. Formation tops in this document are based on published
and/or revised GNS Science data s from 2011. Lithology descriptions are summarised from mudiog, well composite
log and wireline log data. Original stratigraphy is taken from the well completion report

Revised datings and are based on new
exiting data Gariod out by GNS (2011 The dopi ofthe sampies Stuciod s IXHGALod n he bi-sample deph
column. In this column, the indicators are coloured as follows: red for conventional core and sidewall core samples,
black for cuttings samples (depth is botiom depth of the cuttings interval). The paleowater depth in th

column is based on of individual samples. By default, the bathymetric interpretation of a
sample is extrapolated upwards to the next sample above.

Shows, fluorescence and cut are summarised from data in the well completion report. Total gas and chromatograph
data are given in units and ppm respectively. Note: gas data are provided only where listed in the well completion
report (generally peak readings only) or where digital logs exist.

Paleoclevalon ntrprolations used

Lower bathyal -1000 m; Mid baihyal - 1000 0 600 m; Uppor bihyal - 600 10 200 m Uppormst
bathyal = -400 to 200 1 Outor ahell - 20010 100 m; hid et hel o
Marginal marine = 0 to -10 m; Non marine taken as 0 to +50 m.

Fluorescence and cut quantfications:
0.5 = trace, 1 = minor, 2 = moderate-sirong

Abbreviations and acronyms:

DST = il stemtest RM = resistivity mud

e RMF = resistivity mud filtrate
Bit Siomaton integrity test esistivity mud cake
1= fluorescence

MDT = modular formation dynamics tester
RFT = repeat formation test
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