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CURSO DE GRADUAÇÃO EM GEOFÍSICA
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2 Área de estudo 3

2.1 Localização da Bacia de Taranaki . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 3

2.2 Embasamento e estrutura da Bacia de Taranaki . . . . . . . . . . . . . 5

2.3 Evolução tectono-sedimentar . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 7

2.4 Sitema petrolı́fero . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 11

2.5 Caracterı́sticas do Campo de Maui . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 13

3 Perfis geofı́sicos 15

3.1 Ambiente de perfilagem . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 15

3.2 Perfil de raios gama . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 16
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19 Interpretação das zonas de óleo e gás no Poço Maui-5. . . . . . . . . . 40
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a, m e n são 1, 2 e 2, respectivamente. . . . . . . . . . . . . . . . . . . 47

26 Pickett Plot usado na determinação do Rw no Poço Maui-2. A linha
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ESTIMATIVA E ANÁLISE DE PROPRIEDADES DOS RESERVATÓRIOS
DO CAMPO DE MAUI NA BACIA DE TARANAKI, NOVA ZELÂNDIA

Resumo

A estimativa e a análise das propriedades petrofı́sicas de reservatórios são es-

senciais para a avaliação do potencial econômico de um campo petrolı́fero. Este es-

tudo foi realizado em reservatórios siliciclásticos de origem Eocenica/Paleocenica das

Formações Mangahewa, Kaimiro e Farewell, no Campo de Maui, Bacia de Taranaki,

Nova Zelândia. Foram selecionados cinco poços (Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e

MB-P(8)) tendo os seguintes dados de perfis utilizados: raios gama, nêutron, densi-

dade, sônico e resistividade. A metodologia consistiu na identificação das zonas de

reservatórios, estimativa de porosidade e saturação de água, cálculo do net-pay e

correlação dos poços. A porosidade foi calculada utilizando equações mais robustas,

seguindo um fluxo no qual a densidade da matriz estimada é utilizada como controle

de qualidade dos resultados. No cálculo da saturação de água, os parâmetros de

resistividade da água e da argila foram obtidos manualmente através de crossplots.

O modelo empı́rico de Larionov se mostrou o mais coerente para o cálculo do vo-

lume de argila, através da análise das curvas de porosidade e saturação de água. A

equação de Simandoux superestimou a saturação de óleo nas zonas de reservatórios

e de não-reservatórios, tornando a equação de Archie a mais apropriada para ser

utilizada no cálculo do net-pay. A comparação dos resultados deste trabalho com o

relatório dos perfis compostos, como controle de qualidade, mostrou maior coerência

no Poço Maui-2 e algumas discrepâncias ocorreram nas interpretações das zonas no

Poço Maui-7 e MB-P(8) e no valor do net-pay.

Palavras chave: perfis geofı́sicos, 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 Introdução

Um dos objetivos da interpretação de perfis na exploração é avaliar e caracteri-

zar os hidrocarbonetos presentes nas formações geológicas, para determinar se o

recurso é economicamente viável para que se proceda a completação e a produção

do poço. Com a interpretação de perfis é possı́vel estimar parâmetros de porosidade,

argilosidade, saturação de fluidos e extensão vertical de uma zona produtiva de hidro-

carbonetos, ou net pay.

A maioria das ferramentas utilizadas para avaliação de formação são baseadas

em medidas elétricas, nucleares ou acústicas. Nenhuma das ferramentas mede dire-

tamente as propriedades petrofı́sicas intrı́secas das rochas. Tais informações só po-

dem ser derivadas, usando uma série de suposições, a partir de propriedades fı́sicas

das formações, como a densidade eletrônica, taxa de absorção de nêutrons, vagaro-

sidade, resistividade, entre outras. Assim, a análise dos perfis, em conjunto com os

dados de laboratório, é necessária para calibrar os dados (ELLIS; SINGER, 2008).

A área para a avaliação dos perfis geofı́sicos escolhida foi o Campo de Maui,

localizado na Bacia de Taranaki, Nova Zelândia. O campo é o principal produtor de hi-

drocarbonetos desde 1979 e o único a possuir óleo e gás em seus reservatórios nesta

bacia (New Zealand Petroleum Basins, 2014). O campo possui três reservatórios de idade

eocênica/paleocênica, denominados de arenitos C, D e F formados em um planı́cie

costeira estreita ao longo de uma linha de praia oscilante de tendência nordeste (KING;

THRASHER, 1996).

Para o desenvolvimento desta pesquisa foram utilizados cinco poços 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 análise usando os perfis de

raio gama, caliper, densidade, nêutron e resistividade, visando identificar o gás nos

arenitos C e D e o óleo em todos os três reservatórios. Em seguida, as propriedades

desses reservatórios como porosidade, volume de argila e saturação foram estimadas,

bem como o net-pay. Por último, foi feita uma análise do perfil de raios gama para
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correlacionar os poços e compreender melhor o sistema deposicional da bacia.
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2 Área de estudo

2.1 Localização da Bacia de Taranaki

A Bacia de Taranaki está localizada ao longo da costa oeste da ilha norte da Nova

Zelândia, cobrindo uma área de 330.000km². Ela é atualmente a única bacia produtora

de hidrocarbonetos na Nova Zelândia, possuindo mais de 400 poços de exploração e

produção, onshore e offshore. Ainda é considerada uma bacia subexplorada se com-

parada à outras bacias riftes de mesma extensão, existindo assim, um potencial con-

siderável para novas descobertas. Esta bacia é, principalmente, uma feição submersa

situada sob a plataforma continental, mas também engloba a Penı́nsula Taranaki (Fi-

gura 1). A área terrestre da Nova Zelândia se encaixa no limite ativo das placas

Pacı́fica e Australiana e está acima do nı́vel do mar, sobretudo, devido à deformação

e soerguimento nos últimos 20 milhões de anos. A ilha norte faz parte da placa Aus-

traliana e a sul pertence, quase totalmente, à Placa do Pacı́fico. É considerada uma

bacia rifte do Cretáceo, formada durante a quebra do continente Gondwana (Figura 4).

Ela se desenvolveu, mais tarde, em uma bacia de retroarco, devido a subducção da

placa do pacı́fico sob a placa australiana na ilha-norte em um sistema de subducção

denominado Hikurangi (KROEGER et al., 2013).

A complexa história tectônica 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 produção 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 são Maari e Pohokura (Figura 2), contendo cerca de 56% das reservas de

óleo e condensado, com Pohokura também representando 38% das reservas de gás

(New Zealand Petroleum Basins, 2014).
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Figura 1: Mapa de localização das bacias sedimentares da Nova Zelândia. Modificado

de Strogen et al. (2012).
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Figura 2: Porção oeste da ilha norte da Nova Zelândia, abrangendo os principais

campos de hidrocarbonetos da Bacia de Taranaki. Os campos de Maui, Maari e Poho-

kura estão indicados pelas setas vermelhas. Áreas marrons e verdes representam

acumulações de óleo e gás, respectivamente. Na parte superior direita é mostrada a

região do Campo de Maui com mais detalhe, incluindo a localização dos poços estu-

dados neste trabalho.

2.2 Embasamento e estrutura da Bacia de Taranaki

A região da Nova Zelândia compreendia parte da margem ativa do superconti-

nente Gondwana e era um sı́tio de subducção e acreção a partir do Devoniano até o

Cretáceo médio. Seguido à orogenia Rangitata, a qual forneceu uma cunha acreciona-

ria à margem do Gondwana, uma peneplanização generalizada tomou conta da região

durante o Cretáceo Médio ao Superior (KNOX, 1982). Segundo Muir et al. (2000), a

direção das falhas do embasamento entre NE e NNE, geradas durante a acreção ao

longo da margem do gondwana, influenciou fortemente o desenvolvimento da Bacia de

Taranaki. Muir et al. (2000) também classificaram o embasamento da Nova Zelândia

em três provı́ncias (Figura 3):
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• Provı́ncia Oeste: é um fragmento continental do Gondwana e é formado princi-

palmente por rochas metassedimentares paleozoicas intrudidas por granitoides

cretácicos, carbonı́feros e devonianos.

• Provı́ncia Leste: consiste de rochas de arco vulcânico, sequências sedimentares

derivadas de arcos e complexos acrecionários de idade permiana e mesozóica.

• Zona Tectônica Mediana: é um estreito cinturão de rochas plutônicas do Paleo-

zoico Superior e Mesozoico com unidades vulcânicas e sedimentares menores.

Recentemente, essa zona foi reconhecida como sendo o remanescente de um

arco magmático da margem continental ativa do Gondwana, entre o Jurássico e

o Cretáceo.

De acordo com Kroeger et al. (2013), a heterogeneidade considerável entre essas

provı́ncias reflete a amalgamação entre o cráton com terrenos acrescidos e plutões.

As principais falhas delimitadoras da Bacia de Taranaki, Zona de Falha Cape Egmont

e a Falha Taranaki, correspondem aos limites da Zona Tectônica Mediana (Figura 3).

A Zona de Falha de Cape Egmont representa o limite mais ocidental da deformação

ativa associada com a presença do sistema de subducção abaixo da ilha norte (MUIR

et al., 2000).

Knox (1982) propôs a divisão da bacia em três unidades estruturais, consequen-

tes dos eventos tectônicos regionais que atuaram em tempos distintos: Norte, Sul e

Oeste. A unidade Sul é caracterizada, principalmente, por falhamento reverso e in-

versão tectônica. A norte, por falhamento normal e extensão, formada por uma área

de contı́nua subsidência. A unidade Oeste deixou de ser perturbada a partir do Eo-

ceno Superior, tornando-se quiescente até então. Essas três unidades são separadas

por lineamentos tectônicos, mencionados como Falhas de Contorno Taranaki, Zona

de Falha Cape Egmont e lineamento Cook-Turi.
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Figura 3: Distribuição das rochas do embasamento pre-cenozóicas na Nova Zelândia.

Seção esquematizada A-B ilustrando as principais falhas que limitam a Bacia de Tara-

naki. Fonte: Muir et al. (2000).

2.3 Evolução tectono-sedimentar

O rompimento do Gondwana na região da Austrália e Nova Zelândia (95Ma-90Ma)

marcou o inı́cio de uma tectônica extensional responsável pela criação de bacias rift

como a Bacia de Taranaki. Durante o Jurássico Superior iniciou a separação da

Austrália com a Antártida, gerando a Bacia de Gippsland (Figura 4), a qual é análoga

a Bacia de Taranaki. Não há evidências de tectônica extensional na Nova Zelândia



8

nesta fase e ainda não existe registro sedimentar na Bacia de Taranaki relacionado a

esta época (URUSKI et al., 2003).

Segundo Norvick et al. (2001), uma mudança na tectônica regional e, portanto, a

culminância de uma extensão crustal, por volta de 80Ma, resultou na separação da

Austrália com o continente da Nova Zelândia e na formação do Mar da Tasmânia (Fi-

gura 4). Na Bacia de Taranaki, os sedimentos sin-rifte representados pelas Formações

Rakopi e North Cape (figura 5) foram depositados em uma série de sub-bacias e hemi-

grabens controlados por falhas de direção norte e nordeste (KING; THRASHER, 1996).

A Formação Rakopi é dominada por deposição não-marinha consistindo de coal me-

asure terrestre, formado predominantemente por arenitos intercalados por siltito e la-

mito. Já a Formação North Cape possui componentes deposicionais marinha-rasas,

parálicas e terrestres representadas por siltitos e arenitos costeiros (KING; THRASHER,

1996).

Esse cenário durou até o final do Cretáceo, quando a bacia subsidiu em um regime

tectônico de margem passiva até o Eoceno, sofrendo transgressão marinha (BAUR et

al., 2014). A região se tornou um largo embaiamento aberto ao mar à noroeste na

fase pos-rifte/drifte. As Formações Farewell, Kaimiro e Mangahewa (Figura 5) foram

depositadas numa estreita planı́cie costeira ao longo da linha de praia, no limite sul

do embaiamento. A Formação Farewell foi depositada em ambientes paralicos e cos-

teiros enquanto que na Formação Kaimiro por ambiente fluvial-estuarino. No Eoceno

Médio/Superior, a Formação Mangahewa foi formada em ambientes de baixa linha

de costa e marinho epicontinental. Segundo King e Thrasher (1996), a sucessiva

subsidência no Eoceno Superior resultou na expansão do embaiamento, caracteri-

zando um onlap costeiro, e intermitente transgressão dos depósitos marinhos rasos

da Formação Turi (Figura 5).
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Figura 4: Evolução geográfica da região da Nova Zelândia a partir do Cretáceo Infe-

rior até o presente. A - Região de subducção da margem ativa do supercontinente

Gondwana. B- Separação do Gondwana e formação da Bacia de Taranaki acom-

panhada pela separação do Mar da Tasmânia. C - Estágio avançado de espalha-

mento oceânico, acompanhado por intensa subsidência durante o estágio de mar-

gem passiva. D - Região da Nova Zelândia quase totalmente submersa, seguida pela

instalação do limite das Placas Pacı́fica e Australiana. E - Região soerguida em res-

posta à tectônica convergente e intensa sedimentação Neógena até os dias atuais.

Modificado de New Zealand Petroleum Basins (2014).
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No Oligoceno, a base no registro sedimentar é marcada por uma paraconformi-

dade, separando sedimentos continentais e marinho rasos eocenicos dos carbonatos

e lamas distais provenientes do Oligoceno. A diferença nos ambientes deposicio-

nais sugere uma rápida subsidência de plataforma e inundação marinha em um curto

perı́odo de tempo (10Ma), onde a deposição de carbonatos do grupo Ngatoro pre-

valeceu em algumas regiões (KROEGER et al., 2013; KING; THRASHER, 1996). A partir

daı́, a Bacia de Taranaki transita de um regime distensivo de margem passiva para

uma tectônica contracional associada à convergência das Placas do Pacı́fico e Aus-

traliana. Segundo King (2000), o desenvolvimento deste proto-limite de placas se

deu há 45 Ma, envidenciado pelo espalhamento da Bacia Esmerald e subducção do

Norfolk Ridge. Empurrão 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 deposição no Oligoceno Superior/Mioceno (HOLT; STERN, 1994). Na porção leste

proximal da bacia, a Formação Taimana representa o primeiro influxo terrı́geno asso-

ciado ao overthrusting?? da Falha Taranaki e soerguimento da hinterland?? da bacia.

Após isso, a regressão se iniciou forte, quando a taxa de suprimento dos sedimentos

ultrapassou a subsidência nos depocentros nas porções sul e sudeste da bacia, depo-

sitando sequências de turbiditos, dominados por arenitos da Formação Moki (Figura

5).

No Mioceno Inferior/Médio, a área onde a Placa do Pacı́fico atingiu a profundidade

suficiente para gerar magma começou 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 porção nordeste da bacia se tornou efeti-

vamente uma bacia intra-arco. A partir daı́, encurtamento e extensão ocorreram con-

temporaneamente, porém, em diferentes localidades. Para Giba et al. (2010), o inı́cio

da extensão e afinamento crustal estava associado a rotação horária da ilha norte e é

atribuı́da ao retrocesso da placa subductora do pacifico e/ou a colisão continental na

extremidade sul da margem Hikurangi. Vulcanismo associado a essa tectônica data

de 16Ma e se estende até hoje no Monte Taranaki.
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Figura 5: Carta estratigráfica da Bacia de Taranaki, mostrando intervalos com óleo e

gás. Fonte: (New Zealand Petroleum Basins, 2014).

2.4 Sitema petrolı́fero

A acumulação de petróleo é crı́ticamente dependente de fatores geológicos cha-

ves, tais como, deposição e preservação de rochas geradoras, maturação, geração

e expulsão dos hidrocarbonetos, seguido por migração em reservatórios de rochas

porosas e permeáveis em trapas estruturais ou estratigráficas, limitadas por selos.

A maioria das acumulações de óleo e gás conhecidas da Bacia de Taranaki são

geoquimicamente caracterizadas como lamitos carbonosos escuros do Cretáceo Su-

perior e Paleógeno, como os lamitos carbonosos da Formação Taniwha e os carvões
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da Formação Rakopi (Figura 6). São fácies oriundas da fase sin-rifte, formadas por

planı́cies aluviais e costeiras sob influência marinha. A formação de carvão é princi-

palmente derivada de gymnospermas, resultando em um conteúdo de vitrinita rico em

hidrogênio, com quantidades variáveis de liptinita. Os carvões e lamitos carbonosos

possuem valores de COT residual entre 2 a 75% e ı́ndice de hidrogênio entre 200 a

400 mg HC/g COT residual, indicando querogênio propenso a gás e óleo e querogênio

propenso a óleo New Zealand Petroleum Basins (2014).

A profundidade de soterramento necessária para gerar e expelir óleo e gás é

variável, principalmente devido à diferenças no histórico do fluxo de calor e nas propri-

edades das rochas geradoras. Na Bacia de Taranaki, as geradoras atuais de hidrocar-

bonetos estão essencialmente confinadas à áreas onde houve significante deposição

Neógena. Nesse perı́odo, a taxa de convergência entre a Placa do Pacı́fico e Australi-

ana foi acelerada, gerando um rápido soerguimento com erosão dos vulcões 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 cretáceas e paleógenas subjacentes

a niveis suficientes para geração de hidrocarbonetos. A migração a partir da rocha

geradora não é bem compreendida. Onde há deformação expressiva, as falhas são

consideradas como vias de migração, selos para armadilhas, ou vias de vazamen-

tos que comprometem a integridade dos selos superiores. Na Bacia de Taranaki, o

momento responsável por tais eventos se deu no Mioceno Superior/Plioceno.

As melhores rochas reservatórios da Bacia de Taranaki vêm de sistemas de linhas

de praia transgressivos, vistos nos campos de Kupe, Maui e Pohokura. Calcários

do Oligoceno/Mioceno Inferior altamente fraturados são as rochas reservatórios do

Campo Waihapa. Hidrocarbonetos são também armazenados em arenitos turbidı́ticos

de água profunda nos Campos de Maari, Kaimiro e Ngatoro. Rochas selantes na Bacia

de Taranaki são, em sua maioria, lamitos marinhos depositados durante o estágio de

margem passiva transgressiva e também na fase convergente marinha regressiva.

A Figura 6 resume o histórico dos sistemas petrolı́feros, também conhecida como

carta de eventos, na qual podem ser visualizados os componentes essenciais destes

sistemas.

A maioria das acumulações de hidrocarbonetos na Bacia de Taranaki estão asso-

ciadas a trapas estruturais formadas no Neógeno por movimento reverso das zonas de

falhas Taranaki, Manaia e Cape Egmont. Na bacia, em geral, as trapas incluem fecha-

mentos quaquaversais, fechamento em três direções e por falha em outra, fechamento
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por falhas, empurrões e cavalgamentos.

Figura 6: Carta de eventos dos sistemas petrolı́feros da Bacia de Taranaki. Trapas e

expulsão de hidrocarbonetos estão indicadas por processos estruturais ao longo da

evolução da Bacia. Fonte: (New Zealand Petroleum Basins, 2014).

2.5 Caracterı́sticas do Campo de Maui

O Campo de óleo e gás condensado de Maui está localizado a 30km da costa

oeste da ilha norte da Nova Zelândia, contendo aproximadamente 150km² de ex-

tensão. Este campo possui uma estrutura composta, compreendendo duas amplas

armadilhas anticlinais, referidos como Maui-A e Maui-B, (Figura 7) formados pela com-

pressão miocênica, estruturalmente realçada por falhas normais Plio-plestocênicas

(FUNNELL et al., 2001). O campo é limitado pela Falha Whitiki a oeste e pela Cape

Egmont a leste, as quais sofreram reversão no movimento e foram criticamente im-

portantes para a formação desse play. A estrutura de Maui é interpretada como

uma estrutura de inversão formada por dobra associada à falha de empurrão durante

reativação compressional da Falha Whitiki. Segundo dados da New Zealand Petro-
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leum Basins (2014), as reservas recuperáveis deste campo são estimadas em 3.8

TCF gás e 200MMbbl óleo e gás condensado.

De acordo com Funnell et al. (2001) a geração dos hidrocarbonetos é incerta no

Campo de Maui. Existem várias possı́veis rotas de migração de óleo e gás vindas de

potenciais áreas geradoras. Análises geoquı́micas de estudos prévios como Killops et

al. (1994) indicam os coaly measures da Formação Rakopi (Cretáceo Superior) como

sendo as rochas geradoras mais prováveis, com grande presença da flora gymons-

perma nos sedimentos.

Os hidrocarbonetos são armazenados em reservatórios arenosos depositados em

ambiente costeiro-transicional de idade paleocênica/eocênica nomeados de arenitos

F, D e C. Toda a sucessão representa deposição ao longo da planı́cie costeira e da

faixa de praia, que deslocaram em respostas as mudanças do nı́vel do mar no regime

de subsidência tectônica de margem passiva (KING; THRASHER, 1996).

Os arenitos F, D e C (Figura 7) são representados pelas Formações Farewell, Kai-

miro e Mangahewa, respectivamente. Os selos são compostos por siltitos ou folhelhos

das Formações Turi, Lower Turi, Shale Mangahewa e Shale Farewell. As trapas estão

associadas à reversão de falhas em resposta à compressão Neógena (FUNNELL et al.,

2001).

Figura 7: Corte transversal do Campo de Maui mostrando a distribuição das
acumulações de hidrocarbonetos. Óleo é representado pela cor verde e o gás pela
cor vermelha. C-Shale, C Sands, D Sands, F-Shale, F Sands, são respectivamente,
as Formações Turi, Mangahewa, Kaimiro, Shale Farewell e Farewell. Fonte: Funnell et
al. (2001).
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3 Perfis geofı́sicos

Este capı́tulo contém uma breve descrição dos princı́pios de funcionamentos dos

perfis geofı́sicos, as propriedades das rochas que podem ser estimadas e os fatores

que influenciam suas leituras.

3.1 Ambiente de perfilagem

Neste capı́tulo serão utilizados alguns termos especı́ficos na descrição das ferra-

mentas geofı́sicas no que diz respeito ao ambiente de perfilagem. Durante a invasão,

ou seja, no escoamento da lama de perfuração para o interior de uma rocha porosa

e permeavel, há o acumulo de partı́culas sólidas de lama na parte interna da parede

do poço, formando o que se chama de mud cake. A parte lı́quida que penetra na

formação, conhecida como lama filtrada, expulsa os fluidos dos reservatórios para o

interior da formação. A zona na qual a lama filtrada substitui completamente os flui-

dos do reservatório é denominada de zona lavada e a zona adjacente a esta onde a

substituição é incompleta, é denominada de zona de transição. A zona não invadida,

e portanto, a mais afastada é denominada de zona virgem.
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Figura 8: Classificação das zonas de invasão 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

três elementos naturais instáveis: potássio, urânio e tório. O perfil de raio gama sim-

ples fornece a radioatividade total combinada desses três elementos, enquanto que

o raio gama espectral mostra a radioatividade individual de cada componente. As

principais ferramentas desses perfis consistem basicamente de um cintilômetro e um

fotomultiplicador. Este último coleta e armazena na forma de pulsos elétricos, os flashs

produzidos pela passagem dos raios gama através do cristal do cintilômetro. A ampli-

tude desse pulso de saı́da pode ser relacionada à energia total depositada no cristal

(ELLIS; SINGER, 2008).

Uma das caracterı́sticas dos raios gama é a absorção progressiva de sua ener-

gia, durante sua passagem através de um material - fenômeno conhecido como efeito

Compton. Na perfilagem de poços, quando as radiações são observadas pela fer-

ramenta, elas já teriam atravessado a formação e a lama de perfuração sofrendo tal

efeito. Estima-se que, em condições normais, a profundidade média de investigação

da ferramenta seja de 20cm no eixo vertical e 10cm radial (RIDER, 1996). Normal-

mente, esse perfil é medido em graus API (American Petroleum Institute), que consiste
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em uma normalização para as medições dos nı́veis radioativos de unidades contendo

elementos radioativos.

A caracterı́stica básica do perfil de raios gama é a resposta associada à presença

de argila na formação. 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 concentração. Assim, o perfil de raios gama é usado quantitativamente para

determinar o volume de argila na formação e qualitativamente para identificar fácies,

zonas de reservatórios e sequências sedimentares.

Para se obter o volume de argila é necessário calcular o ı́ndice de raios gama

(IGR), que é dado pela equação 3.1:

IGR =
GRlido −GRmı́n

GRmáx −GRmı́n

, (3.1)

no qual GRmı́n é a média do valor mı́nimo lido pelo perfil de raios gama, considerando-

se como 0% argila; GRmáx a média do valor máximo lido pelo perfil, considerando

como 100% argila; GRlido o valor lido pelo perfil na profundidade de investigação. Em

alguns casos, utiliza-se o modelo linear para a estimativa do volume de argila, ou seja,

(Vclay) é igual ao ı́ndice de raio gama (IGR). Existem outros modelos empı́ricos para

a estimativa de Vclay a partir do IGR, tais como, os modelos empı́ricos de Larionov,

Clavier, Stieber e o curvado. A Figura 9 mostra a relação entre o ı́ndice de raio gama

e o volume de argila por tais métodos.
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Figura 9: Gráfico do ı́ndice 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 interpretação. Como exemplo disto, pode-se citar os arenitos marinhos contendo

glauconita ou arcósia, os carbonatos argilosos e evaporitos ricos em potássio. A leitura

deste perfil também é afetada pelas grandes irregularidades no diâmetro do poço, pois

há um acréscimo no volume da lama de perfuração entre a formação e o detector, o

que causa mais espalhamento por efeito Compton. Outro efeito que deve ser levado

em consideração é causado pelo uso de lama radioativa, composta por cloreto de

potássio (KCl), onde é detectado um aumento no valor absoluto de radioatividade do

poço quando se utiliza este tipo de lama. (RIDER, 1996).

3.3 Perfil sônico (DT)

O perfil sônico (DT) mede o intervalo de tempo de trânsito, ou vagarosidade, das

ondas compressionais no material, ajudando a determinar parâmetros petrofı́sicos e

litológicos das rochas. A técnica consiste em um conjunto de transmissores e re-

ceptores acústicos capazes de emitir e registrar os tempos de chegada da onda na

formação.

Como ilustrado na Figura 10-A, o transdutor E transmite uma série de pulsos contı́-
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nuos. O sinal é então recebido pelos dois receptores R1 e R2. A premissa básica é

que o sinal chega aos receptores numa trajetória de raio, refratada pela formação em

volta do poço. O caminho percorrido na formação (entre os pontos A e B) é igual a L,

distância entre os receptores. A vagarosidade no intervalo A-B é dado por ∆t/L, no

qual ∆t é a diferença entre os tempos de chegada em R1 e R2.

A Figura 10-B mostra uma técnica mais avançada capaz de eliminar efeitos inde-

sejáveis do poço e da ferramenta. Os dois transmissores, E1 e E2, pulsam alternati-

vamente. Receptores R1 e R3 recebem o sinal de E2 enquanto os receptores R2 e R4

recebem o sinal de E1. A vagarosidade é calculada por:

(T1 − T3) + (T4 − T2)

2L
. (3.2)

Ferramentas ainda mais modernas utilizadas na perfilagem sônica, registram não só

as ondas compressionais, mas também as ondas cisalhantes, Stoneley e Rayleigh,

permitindo uma melhor avaliação da formação.

Figura 10: A- Diagrama esquemático ilustrando o princı́pio da medição sônica no poço.
B - Ilustração de uma técnica mais avançada, realizada pelo dispositivo Borehole Com-
pensated (BHC). Fonte: Al-Chalabi (2014).

Os transdutores sônicos são tı́picamente piezoelétricos e transformam um sinal

elétrico em vibração ultrasônica com frequências que variam de 10 à 40kHz. Re-

ceptores convertem a pressão da onda em sinais eletromagnéticos amplificados. A

penetração da onda compressional na formação não depende da separação dos re-

ceptores, mas sim do comprimento de onda do sinal. Valores tı́picos de penetração

variam de 2,5cm à 25cm em relação a parede do poço (RIDER, 1996).

O perfil DT pode ser utilizado para estimar a porosidade. Qualitativamente, este
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perfil também pode auxiliar na identificação de litologias, compactação e sobrepressão.

Wyllie et al. (1956) propuseram uma equação empı́rica que relaciona o intervalo

de tempo de trânsito com a porosidade da formação:

φsônica =
∆t− ∆tma

∆tf − ∆tma

, (3.3)

de modo que ∆t é o intervalo de transito medido, φsônica a porosidade calculada da

formação, ∆tf o intervalo de tempo do fluido, ∆tmao intervalo de tempo da matriz.

Para formações mal consolidadas, a equação de Wyllie superestima a porosidade.

Algumas companhias desenvolveram alguns coeficientes de correção para corrigir

isto, baseados em crossplot da porosidade sônica com as porosidades estimadas

pelos perfis nêutron e/ou densidade. Entretanto, segundo Sarmiento (1961), o melhor

é evitar o uso do perfil sônico para o cálculo de porosidade em formações inconsoli-

dadas.

Outro problema é o erro de leitura associado com a presença de gás na zona de

investigação. Mesmo em pouca quantidade, o gás é responsável 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 φsônico por valor es-

calar que varia de 0,7 à 0,8. Na presença de argila, também ocorre uma diminuição

da velocidade compressional devido à maior quantidade de água intersticial, quando

comparado com as rochas sem presença 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 eletrônica da formação, no qual é propor-

cional a densidade da formação. A densidade de formação é composta pelas densi-

dades da matriz sólida da rocha e do fluido presente nos poros. Enquanto o perfil de

raios gama registra a emissão radioativa natural das rochas do poço, o perfil de den-

sidade registra a atenuação dos raios gama gerados pelo bombardeio de uma fonte

radioativa controlada. Essa atenuação, causada pelo espalhamento Compton, é uma

função do número de elétrons contido na formação, que possui uma relação muito

próxima com a densidade do material (ELLIS; SINGER, 2008). Assim, a atenuação por

espalhamento Compton é maior para formações mais densas e vice-versa. Segundo
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Rider (1996), a profundidade de investigação da ferramenta de densidade é rasa, em

torno de 10-13(cm).

Quantitativamente, o perfil de densidade é utilizado para calcular a porosidade da

formação e, qualitativamente, para identificar litologias, avaliar conteúdo de matéria

orgânica e identificar zonas de sobrepressão.

Para a obtenção da porosidade a partir do perfil de densidade é preciso conhecer

os valores da densidade da matriz sólida (ρma) e da densidade do fluido nos poros

(ρf ). A equação é dada por:

φden =
ρma − ρb
ρma − ρf

, (3.4)

no qual φden é a porosidade calculada a partir do perfil de densidade e ρb a densidade

medida pelo perfil.

A profundidade rasa de investigação torna o perfil densidade bastante suscetı́vel

às condições do poço, tornando estritamente necessário o uso do perfil caliper em

conjunto na avaliação. Nas áreas de desmoronamento do poço, a densidade medida

pelo perfil será aproximadamente a densidade da lama de perfuração. A presença

de gás 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 neutrônico

O perfil neutrônico registra o comportamento da formação ao bombardeamento de

nêutrons de alta energia. Algumas interações podem ocorrer entre os nêutrons e os

átomos do núcleo da rocha como, por exemplo, a colisão elástica, responsável por

diminuir a velocidade das partı́culas. A mecânica das colisões elásticas prediz que

a máxima energia perdida por interação, ocorre quando o núcleo do material possui

uma massa atômica igual a do nêutron incidente. Assim, a diminuição da velocidade

neutrônica é mais afetada por átomos de hidrogênio, por possuirem uma massa muito

próxima do nêutron (núcleo contendo um próton).

A ferramenta neutrônica consiste de uma fonte rápida de nêutron, composta prin-

cipalmente por plutônio-berı́lio (PuBe) e de dois detectores, que realizam processos

de contagem de energia. Os valores medidos pela ferramenta são dados pela razão

da contagem do detector mais próximo em relação ao detector mais distante, elimi-

nando assim, efeitos do poço. Isso é possı́vel, pois a leitura do detector distante, que
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contém ambos efeitos do poço e da formação, é corrigida pela leitura do detector mais

próximo, que contém somente informações do poço. A profundidade de investigação

da ferramenta é geralmente pequena e aumenta em rochas pouco porosas (RIDER,

1996).

No contexto geológico, os átomos de hidrogênio previamente mencionados, estão

associados ao conteúdo de água (H2O) presente, tanto no espaço poroso quanto

em substâncias cristalizadas. Então, o perfil neutrônico é utilizado para calcular a

porosidade da formação e, qualitativamente, para discriminar zonas de gás, óleo e

água, identificar evaporitos, minerais hidratados, rochas vulcânicas e outras litologias

Rider (1996).

A porosidade efetiva (φe) calculada a partir do perfil neutrônico, é:

φn = φe Sxo φnw + φe (1 − Sxo)φnh + Vsh φnsh + (1 − Vsh − φe)
∑

Vi φni, (3.5)

no qual φnh é a leitura do perfil em 100% saturada com hidrocarboneto, φnsh a leitura

em uma zona 100% folhelho, φnw a leitura em 100% água, φn a leitura do perfil, Sxo a

saturação da água na zona lavada, Vi o volume da i-ésima componente da matriz da

rocha, φni a leitura em 100% do i-ésimo componente da matriz da rocha, Vsh o volume

de argila.

A maioria dos perfis neutrônicos são plotados em uma escala padronizada, que

representa unidades de porosidade de nêutrons. Normalmente, os perfis neutrônicos

são calibrados para calcários. Com isto, sob condições ideais e possuindo porosidade

0%, a leitura da porosidade será zero.

A porosidade efetiva e a porosidade lida pela ferramenta sem presença de argila,

são iguais somente na presença de água nos poros da rocha. Já o óleo e gás possuem

um ı́ndice menor de hidrogênio e sua presença está associada com uma redução na

porosidade neutrônica. Um efeito contrário ocorre na presença de argila, devido a

presença da água intersticial contida em sua molécula.

A combinação dos perfis neutrônico e densidade permite uma melhor interpretação

qualitativa da litologia e diferenciação do fluido presente. Analisando a superposição

dos dois perfis sob uma mesma escala de unidade de porosidade, observa-se valores

idênticos de porosidade para calcário limpo preenchido por água. Já no arenito limpo,

os valores são um pouco discrepantes, devido a diferença nos valores de densidade

utilizados em ambos os perfis (RIDER, 1996).
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Na presença de argila, a leitura do perfil nêutron é alta em comparação a leitura do

perfil densidade. Com isto, no folhelho há uma grande separação nas medidas destes

perfis causada pelo alto ı́ndice de hidrogênio. Um efeito contrário ocorre na presença

de gás, pois o perfil neutrônico subestima a porosidade (baixo ı́ndice de hidrogênio)

enquanto o perfil de densidade superestima a porosidade (baixa densidade aparente

da formação).

A estimativa para a porosidade nêutron-densidade φn,d é obtida pela seguinte

relação (MUSTAFA, 2012):

φn,d =

√
φ2
n + φ2

d

2
, (3.6)

no qual φn é a porosidade neutronica e φd a porosidade de densidade.

3.6 Perfil de resistividade

O perfil de resistividade mede a resistividade dos materiais à passagem de uma

corrente elétrica. A ferramenta mais simples de medição de resistividade consiste de

dois eletrodos que mede a queda no potencial elétrico, relativa à passagem de uma

corrente elétrica. Ferramentas modernas são mais complexas, pois emitem corren-

tes focadas e direcionadas a locais especı́ficos da formação, estando menos sujeitas

às condições do poço. As ferramentas laterologs têm uma maior profundidade de

investigação da formação, fornecendo a resistividade da zona virgem (Rt) (Figura 11).

Em profundidades um pouco mais rasas, resistividades da zona invadida (Ri) são me-

didas por laterolog rasos e pelo perfil esférico focado (SFL). Em regiões bem rasas,

o perfil micro-esférico focado (MSFL) é o mais utilizado na determinação da resisti-

vidade (Rxo) da zona lavada. Essas ferramentas só podem ser utilizadas em lama à

base de água.

As ferramentas de indução são bastante utilizadas quando a lama de perfuração

é a base de óleo. O fundamento básico dessas ferramentas consiste em uma bobina

emissora e outra receptora, separadas por uma seção 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 formação.

Essa corrente, por sua vez, cria seu próprio campo magnético, induzindo uma corrente

alternada na bobina receptora. A corrente recebida está fora de fase com as demais,

permitindo a extração de informações provenientes somente das rochas e dos fluidos.
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A profundidade média de investigação pelas ferramentas modernas de indução é de

80cm, variando dependendo do tipo de formação e da condutividade da lama (RIDER,

1996).

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

O perfil de resistividade é usado para a identificação do tipo do fluido armazenado

na formação, pois quando a formação investigada é porosa e contem água salgada, a

resistividade total será baixa, ao passo que na presença de gás ou óleo, a resistividade

será maior. Quantitativamente, o perfil auxilia na determinação da saturação de água

e, posteriormente, na estimativa dos volumes de óleo e gás.

Uma forma comum para obter a saturação de água é o uso da fórmula de Archie:

Sw =

(
aRw

φmRt

) 1
n

, (3.7)

no qual Sw é a saturação da água, Rw a resistividade da água, Rt a resistividade

profunda da formação, a o fator de compactação, m o fator de cimentação, n o expo-

ente de saturação e φ a porosidade da formação. Os valores de m e n normalmente

utilizados para arenitos e carbonatos são mostrados na Tabela 1.

Tabela 1: Valores tı́picos 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

Carbonáticas 1,0 1,8 - 2,6 1,5 - 2,2

O método de Archie para estimativa de saturação possui uma boa aplicabilidade

em arenitos e carbonatos limpos. A presença de argila torna a aplicação deste método
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inadequada, pois há um aumento na quantidade de ı́ons localizados na superfı́cie dos

grãos de argila, o que influencia nos valores estimados de saturação. Outra alternativa

é utilizar a equação de Simandoux:

(
φ

aRw(1 − Vclay)

)
Sn
w +

Vclay
Rclay

Sw =
1

Rt

, (3.8)

no qual Vclay é o volume de argila e Rclay a resistividade da argila.

Vale ressaltar que os valores de resistividade Rt devem ser corrigidos para efeitos

de invasão, tanto nos perfis de indução quanto nos perfis de eletrodos, a fim de obter

valores mais precisos da resistividade de formação.
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4 Metodologia

A metodologia para o desenvolvimento deste trabalho consistiu em seleção, carre-

gamento e controle dos dados de poços, carregamento do perfil litológico interpretado,

identificação das zonas de reservatórios, comparação do cálculo do volume de argila

com diferentes métodos, cálculo do gradiente de temperatura, estimativa das porosi-

dades total e efetiva e saturação, criação do perfil litológico para os poços que não

existiam, cálculo do net-pay e correlação dos poços. A Figura 12 sintetiza o fluxo-

grama utilizado na metodologia.

Figura 12: Fluxograma adotado no trabalho.

a) Seleção, carregamento e controle dos dados de poços

Os perfis dos poços foram obtidos gratuitamente através dos sites da GNS Sci-

ence - Petroleum Basin Explorer e New Zealand Petroleum & Minerals - Exploration

Database. Os poços selecionados foram Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e MB-P(8),

por conterem todos os perfis necessários para a aplicação da metodologia proposta.
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Três poços foram descartados (Maui-1, Maui-3 e Maui-4), devido a falta dos perfis ca-

liper, nêutron e/ou resistividade. Os poços Maui-5 e Maui-6 não possuem os perfis

litológicos, tornando-se necessário uma interpretação mais cuidadosa nas etapas a

seguir. Estes dois poços ainda passaram pelo processo de curve splicing, pois cada

perfil apresentava diferentes curvas relacionadas ao mesmo perfil, caracterı́stico de

corridas distintas. Neste processo foi feita a emenda das curvas das corridas mais

recentes e com menos valores espúrios, gerando uma curva final. A Figura 13 mostra

os perfis de raios gama antes e após a emenda das curvas para o poço Maui-5.

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 litológico interpretado

Os carregamentos e interpretações qualitativas dos poços foram realizados com

base no perfil litológico interpretado, presente no perfil composto (Apêndice A) dos

poços Maui-2, Maui-7 e MB-P(8). Já os perfis litológicos dos poços Maui-5 e Maui-6

foram criados após os cálculos dos volumes de argila, silte e areia, que serviram como

auxı́lio para a definição das litologias. Os perfis litológicos dos outros poços também

auxiliaram nesta análise.

c) Indentificação das zonas dos reservatórios

Para a identificação das zonas de reservatórios foi analisado o comportamento
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das curvas dos perfis de raios gama, densidade, nêutron 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 identificação dos topos dos reservatório, de modo que este se

mostrou sensı́vel em resposta à presença de óleo e gás. Utilizou-se o crossover entre

as curvas de densidade e nêutron na identificação dos contatos gás-óleo, óleo-água

e gás-água. Vale ressaltar que todos esses perfis foram interpretados de maneira

conjunta, a fim de se evitar equı́vocos 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 o método mais adequado para os cálculos posteriores de porosi-

dade, saturação e net-pay. O cálculo do volume de argila pelo método linear é usando

a equação 3.1. Já o método de Larionov utiliza a seguinte equação:

VclayLarionov = 0.08336 (23.7 IGR − 1), (4.1)

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

equação:

VclayClavier = 1.7 −
√

3.38 − (IGR + 0.7)2. (4.2)

f) Gradiente de temperatura

O gradiente de temperatura da região estudada foi estabelecido calculando a média

dos gradientes registrados na sonda nos cinco poços. O gradiente de temperatura ob-

tido foi de 23.2 ºC/km com uma variância de 2.3 ºC/km. Este valor encontrado difere-se

do valor estipulado por Funnell et al. (2001), que é de 33.3 °C/km.

g) Estimativa de porosidades e saturação de água

Para o cálculo das porosidades utilizou o método nêutron-densidade, tendo como

entrada os perfis de nêutron, densidade, resistividade, temperatura de formação e

volume de argila. A metodologia utilizada pelo software é ilustrada no fluxograma da

Figura 14.
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Figura 14: Fluxograma para o cálculo da porosidade utilizando os perfis de densidade

e nêutron.

O software Interactive Petrophysics efetua o cálculo da porosidade total através da

equação 3.6. A partir disto, tem-se uma relação linear entre porosidade e densidade,

no qual ρ = 1 para φ = 100% e ρ = ρma (densidade da matriz) para φ = 0%. Se o

novo valor de ρma estiver dentro dos limites inferior e superior, o programa aceitará o

resultado de porosidade na profundidade medida. Caso contrário, o valor de ρma será

setado para o limite superior ou inferior pré-definido e é utilizado para o cálculo das

porosidades obtidas do perfil densidade e do perfil nêutron. Neste caso, a saı́da será

o menor valor entre as duas porosidades.

As fórmulas para obter as porosidades a partir dos perfis nêutron e densidade

usadas neste trabalho são mais robustas que as equações 3.5 e 3.4, pois nelas in-

cluem algumas correções. A porosidade a partir do perfil densidade é obtida usando

a equação:

φd =
ρma − ρb − Vclay(ρma − ρclay)

ρma − ρfl Sxo − ρHyApp(1 − Sxo)
, (4.3)

no qual ρma é a densidade da matriz, ρb a leitura na ferramenta, ρclay a densidade

lida pelo perfil em uma região 100% de argila, ρfl a densidade do filtrado, ρHyapp a

densidade aparente do hidrocarboneto, Vclay o volume de argila e Sxo a saturação de

água na zona lavada. A densidade do filtrado é obtida pelas equações:

ρmf = 1.0 + 7.Salinidade 10−7 − (Temp− 80)2 10−6, (4.4)
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e:

Salinidade = A log(
3.562 − log(Rmf75 − 0.0123)

0.955
), (4.5)

no qual Temp é a temperatura de formação, Rmf75 a resistividade do filtrado conver-

tida para 75 °F. Para lama base óleo, o valor de Rmf é substituido por Rw (o cálculo

deste parâmetro é mostrado no final desta seção). A densidade aparente do hidrocar-

boneto é obtida por:

ρHyApp = 2 ρHden
(10 − 2.5 ρHden)

(16 − 2.5 ρHden)
, (4.6)

no qual ρHden é o valor de entrada para a densidade do hidrocarboneto. O parâmetro

Sxo é obtido da mesma forma que a saturação da água usando os parâmetros relaci-

onados a zona de invasão:

1

Rxo

=
φm Sn

xo

aRmf

+
Vclay Sxo

Rxoclay

, (4.7)

no qual Rmf é a resistividade do filtrado, Rxo a leitura da resistividade pelo microla-

terolog e Rxoclay a leitura da resistividade pelo microlaterolog em uma região 100%

argila.

A porosidade a partir do perfil nêutron é obtida usando a equação:

φn = φneu − VclayNeuclay + Exfact, (4.8)

no qual φneu é a leitura pela ferramenta nêutron, Vclay o volume da argila, Neuclay o

valor lido pelo perfil nêutron com 100% argila, Exfact é o fator de escavação, que é

obtido pelas equações:

Exfact =
(
ρma

2.65

)2

(2Swx φ
2
x + 0.04φx) (1 − Swx), (4.9)

Swx =
φneu + VclayNeuclay

φx

, (4.10)

e:

φx = φneu + VclayNeuclay. (4.11)

Com isso, porosidade efetiva do método nêutron-densidade é computada pela se-

guinte relação:

φe = φt − Vclay.φclay, (4.12)

no qual φt é a porosidade total e o φclay é o valor da porosidade total em uma região
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100% com argila.

A saturação de água foi calculada pelos modelos de Archie e Simandoux (equações

3.7 e 3.8, respectivamente). A equação de Archie que utiliza a porosidade total não se

mostrou satisfatória em nenhum dos casos neste trabalho, sendo descartada e subs-

tituı́da pela equação de Archie usando a porosidade efetiva. Os inputs para o cálculo

da saturação foram as resistividades da água, da lama filtrada e da argila. Desses

parâmetros citados, somente a resistividade da lama filtrada foi retirada diretamente

das informações do poço. Para a definição da resistividade da água, empregou-se os

métodos conhecidos como Pickett Plott, e Archie.

A técnica de Pickett Plot considera uma zona saturada em água, onde é gerado

um gráfico log-log de resistividade versus porosidade (Figura 15). Neste crossplot, os

pontos de saturação de água constante definem uma linha reta nos menores valores

plotados no gráfico, a qual representa a linha de 100% saturado com água. Neste

caso, como Sw=1, a interseção entre a linha de água e a linha de 100% porosidade

(φ = 1), fornecer o valor de Rw, lido na posição correspodente no eixo da resistividade

(Rt). A inclinação negativa da linha de saturação de água corresponde ao expoente

de cimentação (m) e o espalhamento entre as linhas de Sw fornece o expoente de

saturação (n) (ELLIS; SINGER, 2008).

Figura 15: Método de Pickett Plott utilizado na determinação da resistividade da água

(Rw). O valor de Rw é a projeção no eixo Rt do ponto, onde a Sw = 100% e φd= 100%.

Fonte: modificado de Ellis e Singer (2008).

Pela lei de Archie (equação 3.7), a resistividade da água pode ser determinada,

considerando a=1, m=2 e n=2 como valores padrões para arenito, com a seguinte
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relação:

Rw = φ2Rt, (4.13)

no qual φ e Rt são, respectivamente, os valores da porosidade e da resistividade, em

uma zona 100% saturada com água e sem conteúdo de argila.

Os valores de resistividade da argila foram estimados diretamente pelo perfil de

resistividade, em uma região de folhelho. Graficamente, pôde-se estimar este valor

através de um crossplot entre Vclay e Rt, no limite superior de resistividade profunda

em uma região com grande densidade de pontos próximos ao volume de argila igual

a um.

Os resultados entre os métodos de Archie e Simandoux foram comparados e dis-

cutidos para decidir qual deles seria usado para o cálculo do net-pay.

h) Perfil litológico dos poços Maui-5 e Maui-6

O cálculo da porosidade e saturação permite a criação de um perfil litológico, con-

tendo a porcentagem dos volumes de areia, silte e argila. Este procedimento foi útil

na determinação de intervalos de arenito, siltito e argilito para a construção do perfil

litológico interpretado para os poços Maui-5 e Maui-6. Os volumes de silte (Vsilt) e de

areia (Vsand) são obtidos pelas equações:

Vsilt = 1 − φe

φmax

− Vclay, (4.14)

e:

Vsand = 1 − φe − Vsilt − Vclay, (4.15)

no qual φe é a porosidade efetiva e φmax a porosidade máxima. A φmax é o máximo valor

esperado de porosidade para o arenito com 0% silte, considerando que um arenito sujo

seja composto por areia limpa com certa porosidade (φmax), silte com porosidade nula

e argila.

i) Cálculo de net-pay

A análise conjunta dos perfis de resistividade, porosidade, saturação e volume de

argila permitiu a caracterização das zonas saturadas com gás, óleo e água. Essas

zonas foram comparadas aos indı́cios de óleo e gás nos perfis compostos disponı́veis

e, posteriormente, importados para o cálculo do net-pay. O módulo Cutoff and Sum-

mation calcula o net pay e net reservoir nas zonas pré-definidas.

j) Correlação de poços
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Por último, realizou-se a correlação entre os poços para identificação da conti-

nuidade lateral das rochas reservatório, servindo de base para a compreensão da

distribuição das litologias na área de estudo.
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5 Resultados e Discussões

Neste capı́tulo são apresentados os resultados e discussões obtidos usando a

metodologia mostrada no capı́tulo 4 nos poços Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e MB-

P(8) no Campo de Maui, Bacia de Taranaki, Nova Zelândia.

5.1 Identificação das zonas de reservatórios

As Figuras 16, 17, 18, 19 e 20 ilustram a interpretação qualitativa dos poços es-

tudados. Nesta figuras, para facilitar a interpretação e visualização, os tracks foram

organizados da seguinte forma: (1) profundidade, (2) formações, (3) perfil litológico

interpretado, (4) zonas de gás, óleo e água, (5) perfis de raios gama (GR) e cali-

per (CALI); perfil sônico (DT), (6) perfis densidade (RHOB) e nêutron (NPHI) e (7)

perfil resistividade profunda (LLD). Nos poços Maui-5 e Maui-6 seguiu-se a mesma

organização, porém os perfis compostos não estavam disponı́veis, com isto não exis-

tiam os perfis litológicos interpretados, sendo construı́dos somente em uma etapa

posterior.

a) Poço Maui-7

No Poço Maui-7 (Figura 16) foi identificado três ocorrências de gás (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 interpretação do primeiro e do ter-

ceiro reservatório. Observou-se uma redução nos perfis sônico e resistividade e uma

menor separação no crossover entre os perfis nêutron e densidade na zona de gás,

o que sugere a presença de óleo subjacente. Porém, concluiu-se que este efeito fora

produzido pela influência da argilosidade, visto que tais perfis possuem valores altos

abaixo dessa zona, o que justificasse ainda a presença de gás. Nas demais zonas

saturadas com água 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.
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Figura 16: Interpretação das zonas de óleo e gás no Poço Maui-7.
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b) Poço MB-P(8)

No Poço MB-P(8) foi identificado dois reservatórios de gás e um reservatório de

óleo na Formação Mangahewa. A análise conjunta dos perfis não mostrou evidências

de óleo no primeiro reservatório (Figura 17). Observou-se uma diminuição dos perfis

sônico e resistividade e uma separação dos perfis nêutron e densidade que acredita

estar associado com a presença de argila. Também constatou-se que os valores do

perfil densidade não aumentaram suficientemente para justificar uma transição entre

gás e óleo. O aumento ocorreu somente quando o perfil de resistividade apresentava

valores em torno de 10 ohm.m, que são valores tı́picos para zonas saturadas com

água.

No terceiro reservatório da Formação Mangahewa, os perfis sônico (DT), nêutron,

densidade e resistividade não se mostraram coerentes para uma possı́vel distinção

entre as zonas de gás, óleo e água (Figura 17). O spike no perfil DT (90 ms/ft) na

profundidade de 2967 m foi descartado da interpretação, pois ele indicava um arenito

extremamente denso e compacto. Em 2972 m, a ferramenta de resistividade indicaria

uma mudança de gás para água (200 ohm.m para 2 ohm.m). Entretanto, não houve

evidências desta mudança pelos perfis de densidade e nêutron, já que a separação en-

tre eles manteve-se relativamente constante. A pouca variação dos perfis DT, nêutron

e densidade mostrou maior confiabilidade na interpretação de um contato óleo e água,

descartando, então, a presença de gás.

Na Formação Kaimiro constatou a ocorrência de três reservatórios (um de gás e

dois de óleo). O último reservatório possuia menor conteúdo de argilosidade, tornando

mais fácil a identificação do óleo e do contato óleo-água, pelo perfil de resistividade.

De modo contrário, os dois primeiros reservatórios apresentaram respostas mais sútis

deste perfil. Foi possı́vel notar que a separação dos perfis nêutron e densidade é

maior no primeiro reservatório. Isso permitiu classificar o primeiro reservatório de gás

e o segundo de óleo, onde as resistividades possuem valores em torno de 95 ohm.m

e 65 ohm.m, respectivamente.

O reservatório da Formação Farewell apresentou resistividades tı́picas das três

zonas (Figura 17). Porém, neste intervalo a separação entre os perfis de nêutron e

densidade não se alterou e, com isso, somente foi interpretado zonas com óleo e água.
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Figura 17: Interpretação das zonas de óleo e gás no Poço MB-P(8).
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c) Poço Maui-2

No Poço Maui-2 foi identificado presença de gás no topo da Formação Mangahewa

(profundidade de 2785 m), devido o grande crossover entre os perfis nêutron densi-

dade e pelos altos valores do perfil resistividade (Figura 18). O crossover foi maior

em relação as zonas de gás nos poços 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 hidrogênio são menores. Não houve evidência de óleo no

reservatório, devido ao mesmo critério discutido no poço MB-P(8). No perfil de resis-

tividade, valores tı́picos de óleo foram identificados na Formação Farewell (profundi-

dade de 3186 m). No entanto, a ausência dos perfis nêutron e densidade no intervalo

analisado, tornou-se os dados insuficientes para a classificação das zonas (Figura 18).

d) Poço Maui-5

Conforme mencionado no capı́tulo anterior, os poços Maui-5 e Maui-6 não dispo-

nibilizavam do perfil composto e, portanto, o perfil litológico destes foram construı́dos.

Vale ressaltar que com base na interpretação dos outros poços foi possı́vel reconhecer

adequadamente as profundidades das formações nestes poços, por intermédio de al-

gumas caracterı́sticas similares, tais quais: valores baixos de densidade na Formação

Turi, abrupto aumento nos perfis densidade e sônico e diminuição no perfil nêutron

na passagem para a Formação Shale Mangahewa; abrupta diminuição no perfil raios

gama nos topos das Formações Mangahewa, Kaimiro e Farewell (Maui-6); alto cros-

sover entre os perfis nêutron e densidade (cor verde) indicando as rochas selantes.

No Poço Maui-5 (Figura 19) foi constatado um reservatório de óleo no topo da

Formação Mangahewa (profundidade de 2808 m). A separação entre os perfis nêutron

e densidade sugere a presença de gás, porém, os valores em torno de 24 ohm.m

de resistividade descartaram esta possibilidade. O contato de óleo e água é bem

marcado pela queda abrupta no perfil de resistividade.



39

Figura 18: Interpretação das zonas de óleo e gás no Poço Maui-2.
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Figura 19: Interpretação das zonas de óleo e gás no Poço Maui-5.

e) Poço Maui-6

No topo da Formação Mangahewa no Poço Maui-6, os valores em torno de 26

ohm.m no perfil de resistividade constataram uma camada delgada de óleo (profun-
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didade de 2791 m) com apenas três metros de espessura (Figura 20). O contato

óleo-água foi marcado na diminuição do perfil resistividade e pelo crossover dos perfis

nêutron e densidade. Arenitos limpos são identificados ao longo da Formação Man-

gahewa, porém não há indı́cios de óleo e gás nesses intervalos.

No topo da Formação Kaimiro foi identificado um reservatório de óleo e gás (Figura

20). Não há mudanças significativas no perfil sônico entre estas zonas. O perfil resis-

tividade nas zonas de gás e óleo possui valores em torno de 250 ohm.m e 66 ohm.m,

respectivamente. O contato gás-óleo foi marcado na diminuição do crossover nos per-

fis nêutron e densidade, enquanto que o contato óleo-água foi marcado quando ocorre

uma diminuição no perfil sônico e um aumento nos perfis de raios gama e densidade.

Figura 20: Interpretação das zonas de óleo e gás no Poço Maui-6.
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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 (equações 3.1, 4.1 e

4.2, respectivamente) do Poço Maui-7. As linhas verticais verdes e vermelhas no track

do perfil de raios gama representam, respectivamente, os GRmax e GRmin da equação

(3.1). GRmax é a média dos valores máximos do perfil de raios gama no intervalo do

folhelho, enquanto GRmin é a média dos valores mı́nimos do perfil de raios gama no

arenito limpo.

Figura 21: Estimativas de argilosidade calculadas pelos métodos linear (preto), de

Larionov (azul) e de Clavier (vermelho).
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A avaliação da argilosidade mostra que as curvas obtidas com os diferentes mo-

delos empı́ricos, apesar de apresentarem valores distintos, possuem uma mesma

tendência. A observação conjuta dos volumes de argila estimados permite verificar

que estas curvas refletem a tendência apresentrada pelo perfil de raios gama. Tal com-

portamento é esperado, já que as estimativas de argilosidade por meio dos modelos

empı́ricos 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 análise gráfica, 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 empı́rico. Desta forma, os arenitos estudados, que são

de idade eocenica/paleocenica, corroboram com a escolha do método de Larionov.

5.3 Análise das estimativas das porosidades

Os valores das porosidades totais foram calculadas utilizando os três perfis de

volume de argila obtidos na seção anterior: VclayLinear, VclayLarionov e VclayClavier. A

análises dos perfis φlinear, φlarionov e φclavier foram realizadas em conjunto com os perfis

de raios gama, caliper e resistividade. As diferenças analisadas no comportamento

dos perfis de porosidades para o Poço Maui-7 são ilustradas na Figura 22.

Na profundidade de 2734.4 m os perfis φlinear, φclavier e φlarionov estimaram 2.1%,

16.2% e 17.8%, respectivamente. É importante notar que esta região (asterisco preto)

é 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 área de estudo possui baixos valores de porosidade.

Neste caso, o perfil φlinear estimou, de forma incoerente, a porosidade no arenito argi-

loso como sendo menor que no siltito.

Outra equı́voco na porosidade estimada pelo modelo linear ocorreu na profundi-

dade de 2806.6 m (asterisco vermelho). Não foi identificado uma razão plausı́vel para

um baixo valor na porosidade, visto que no perfil densidade os valores não sofre-

ram grandes mudanças. A partir da profundidade 2808 m, a φlinear aumentou em

20%, quando os valores do perfil de raios gama aumentou 19 °API. Essa grande

sensı́bilidade da porosidade apenas pelo teor de argila, tornou o modelo linear pouco

confiável.

A Figura 23 é usada para analisar apenas as φlarionov e φclavier. Na profundidade

de 3038 m a φlarionov é 6% e a φclavier é 1.5%. Neste intervalo, percebe-se a mudança
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Figura 22: Análise das porosidades estimadas: φlinear (azul), φclavier (preto) e φlarionov

(vermelho). Asterı́scos preto e vermelho indicando um intervalo com baixo valor de
φlinear em relação as outras porosidades.
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de siltito para arenito argiloso com uma mudança de 0.2 g/cc de densidade. Neste

caso, é esperado um aumento na porosidade o que acontece somente com a φlarionov

(asterı́sco preto).

De modo geral, o volume de argila pelo modelo linear se mostrou o menos satis-

fatório. A análise dos modelos empı́ricos através da porosidade total estimada mos-

trou uma maior confiabilidade no modelo de Larionov. Entretanto, em zonas de gás

ou óleo, não houve um critério plausı́vel que justificasse a escolha entre Larionov ou

Clavier. Uma outra discussão é realizada na seção 5.5 com a estimativa da saturação.

5.4 Análise dos parâmetros de Sw

Para estimar a saturação de água usando os modelos de Archie e Larionov é

necessário ajustar os valores das resistividades da água e da argila.

5.4.1 Resistividade da água (Rw)

Com o auxı́lio das Figuras 24, 25, 26, 27 e 28 determinou-se a resistividade da

água (Rw). Observa-se na Figura 24, que a inclinação das linhas de saturação de

água mostra-se coerente para arenitos, no qual a=1, m=2 e n=2. A tendência dos

pontos em vermelhos (próximos a linha de saturação de água igual a 100%, relativos

à Formação Farewell, permitiu determinar com mais facilidade a inclinação da linha. A

densidade de pontos da Formação Mangahewa (em verde-musgo) não se mostrou su-

ficientes para justificar um Rw menor que 0.042 ohm.m. Portanto, Rw foi determinado

na interseção dos pontos da Formação Mangahewa com a Formação Kaimiro.

No Poço MB-P(8) (25), a linha de saturação de água igual a 100% foi determinada

pelas Formações Mangahewa e Farewell, pontos verde-musgo e amarelos, respecti-

vamente. A inclinção da linha para a=1, m=2 e n=2 enquadrou-se adequadamente à

tendência dos pontos nestas formações.

Na Figura 26, os pontos da Formação Mangahewa se comportaram com bastante

linearidade, visto que foi possı́vel demarcar com exatidão a linha de saturação de

água com 100%. Ainda foi possı́vel posicionar a inclinação dessa linha para o padrão

de arenito. Observa-se que a resistividade da água (Rw), obtida pela tendência dos

pontos da Formação Kaimiro (verde escuro) é um pouco maior do que da Formação

Mangahewa. Essa diferença é também observada calculando a saturação de água

pelo método de Archie. Por se tratar de um crossplot que utiliza a porosidade efetiva,
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Figura 23: Análise das porosidades estimadas: φclavier (preto) e φlarionov (verme-
lho). Asterı́sco preto indica um intervalo em que há um aumento em φlarionov e uma
diminuição em φclavier.

Figura 24: Pickett Plot usado na determinação do Rw no Poço Maui-7. A linha verme-
lha é a linha de saturação de água igual a 100%. Os valores de a, m e n são 1, 2 e 2,
respectivamente.
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Figura 25: Pickett Plot usado na determinação do Rw no Poço MB-P(8). A linha ver-
melha é a linha de saturação de água igual a 100%. Os valores de a, m e n são 1, 2 e
2, respectivamente.

Figura 26: Pickett Plot usado na determinação do Rw no Poço Maui-2. A linha verme-
lha é a linha de saturação de água igual a 100%. Os valores de a, m e n são 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 mudança esteja re-

lacionada a alguma propriedade intrı́nseca da água conata, entre seus respectivos

reservatórios. Ainda que não afete tanto os resultados finais, será priorizado, neste

trabalho, um Rw com maior densidade de pontos e com inclinação mais próxima para

arenitos.

No Poço Maui-5 (Figura 27), a linha de saturação de água igual a 100% foi ajus-

tada em uma região um pouco acima da esperada, onde a quantidade de pontos da

Formação Mangahewa (cor rosa) era mais densa. Logo abaixo da região mencionada,

a linha de tendência sugere uma maior inclinação da linha de saturação de água igual

a 100% (valores de a, m e n), o que resultaria em uma diferença considerável no re-

sultado do Rw e da saturação de água. Nessa região, a densidade de pontos ainda

não foi suficiente para ser anexada a linha de saturação.

Na Figura 28 foi priorizada a região com uma maior densidade de pontos da

Formação Mangahewa (rosa). A região logo abaixo desta, teve também inclinação

diferente das observadas anteriormente. Observa-se uma pequena diferença entre a

linha de saturação de água igual a 100% entre as Formações Mangahewa e Farewell.

Tal fato deve ser explicado pela influência maior da argila na Formação Farewell, pois

tratava-se de um crossplot utilizando a porosidade total.

Em termos de resultado, não observou diferenças significativas na escolha do tipo

de porosidade (total ou efetiva). Com exceção do Poço Maui-2, todos os outros poços

continham grandes intervalos de arenito limpo. Com isso, os pontos medidos nas

zonas saturadas com água construı́ram uma linha com 100% saturação de água que

fornecesse um Rw mais coerente. No caso do Poço Maui-2, os valores de Rw eram

altos, devido à influencia da argilosidade. Com a utilização da porosidade efetiva a

linha de 100% saturação de água foi deslocada para baixo (φe< φt), corrigindo o valor

de Rw obtido neste poço.

Entre todos os Pickett Plots anteriormente mostrados, observou-se que a Formação

Mangahewa foi importante na determinação do Rw, por possuir uma maior densidade

de pontos em arenitos limpos saturados com água. Não foi identificado o motivo

pelo qual a densidade de pontos da Formação Mangahewa, se situava abaixo da

tendência de pontos das Formações Kaimiro e Farewell no crossplot de alguns poços.

Nesta circunstância, o Rw na Formação Mangahewa seria menor que nas demais.

Em condições normais, este efeito teria sido oposto: Rw diminuiria com o aumento da

profundidade, visto que ele é sensı́vel a temperatura de formação.
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Figura 27: Pickett Plot usado na determinação do Rw no Poço Maui-5. A linha verme-
lha é a linha de saturação de água igual a 100%. Os valores de a, m e n são 1, 2 e 2,
respectivamente.

Figura 28: Pickett Plot usado na determinação do Rw no Poço Maui-6. A linha verme-
lha é a linha de saturação de água igual a 100%. Os valores de a, m e n são 1, 2 e 2,
respectivamente.
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Os valores de Rw na temperatura de formação, calculados através dos métodos

de Pickett Plot e Archie estão listados na tabela 2. A porosidade (φ) estimada utilizou

o volume de argila obtido com o método de Larionov.

Tabela 2: Tabela comparativa entre os valores de resistividade da água calculada pela

equação de Archie e pelo método Pickett Plot.
Poço Rw(ohm.m) - Archie Rw(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 exceção do Poço Maui-6, os valores de Rw obtidos pela

equação de Archie mostram-se pouco maiores que pelo método Pickett Plot. No en-

tanto, é notada uma evidente coerência entre os dois métodos, quando compara-se

os valores nos cinco poços: o Poço Maui-6 obteve o menor valor de Rw, enquanto que

o Poço Maui-2 possui um dos maiores valores, em ambos os métodos. Somente no

Poço MB-P(8), tais métodos tiveram razoável discrepância. A causa está em um valor

muito alto de porosidade (φ) escolhido para a equação de Archie, visto que no Pickett

Plot, Rw é analisado estatı́sticamente. Por este fato, os valores de Rw obtidos pelo

Pickett Plot foram utilizados para a estimativa da saturação.

5.4.2 Resistividade da argila (Rclay)

A resistividade da argila (Rclay) 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 Vclay eram próximos a um. Isto significa que quanto mais

próximo de uma região onde Vclay é 100%, maior será a chance de Rt = Rclay no

perfil de resistividade. No cossplot da Figura 29, observou-se uma discrepância no

Rclay entre a Formação Turi para as demais. A resistividade da argila se mostrou

coerente entre as Formações Shale Mangahewa, Lower Turi e Shale Farewell (Rclay

> 5.0 ohm.m), enquanto que na Formação Turi Rclay não passou de 3.5 ohm.m. Este

padrão se mostrou similar na maioria dos crossplots visto nos demais poços (Figuras
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30 e 31).

Figura 29: Crossplot entre os perfis de resistividade e Vclay usados para determinação

do Rclay (linha vermelha) no Poço Maui-6. Os pontos relativos a Formação Turi estão

representados pela cor azul.

Figura 30: A) Crossplot entre os perfis de resistividade e Vclay usados para

determinação do Rclay (linha vermelha) no Poço Maui-7. B) Crossplot entre os perfis

de resistividade e Vclay usados para determinação de Rclay (linha vermelha) no Poço

MB-P(8).
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Figura 31: A) Crossplot entre os perfis de resistividade e Vclay usados para

determinação de Rclay (linha vermelha) no Poço Maui-2. B) Crossplot entre os perfis

de resistividade e Vclay usados para determinação de Rclay (linha vermelha) no Poço

Maui-5.

Uma questão surgiu na escolha da formação utilizada para determinar o Rclay. Mas

com a análise dos perfis litológicos dos poços, percebeu-se que a Formação Turi era

composta essencialmente por argilito, enquanto que nas outras formações, as rochas

selantes eram compostas por intercalações de siltitos e argilitos. Isso permitiu que a

Formação Turi fosse usada para a determinação da resistividade da argila. Sugere-se

com certo grau de incerteza, que as altas resistividades nas demais rochas selantes

estão associadas com a presença do silte.

A tabela 3 mostra os valores dos parâmetros obtidos pela análise desta seção,

necessários para o cálculo da saturação da água.
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Tabela 3: Tabela com os valores utilizados para o cálculo da saturação de água nos

cinco poços. Unidades: Rw, Rclay e Rmf - ohm.m.
Poço Rw Rclay Rmf a m n

Maui-7 0.042 3.34 0.13 1 2 2

MB-P(8) 0.042 3.51 0.12 1 2 2

Maui-2 0.049 3.07 1.58 1 2 2

Maui-5 0.041 3.19 0.13 1 2 2

Maui-6 0.039 3.07 0.18 1 2 2

5.5 Análise das saturações obtidas

As Figuras 32 e 33 mostram a comparação entre a saturação de água calcu-

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

(SwLarionov e SwClavier) no Poço Maui-7. Os perfis das formações, litolológico interpre-

tado, das zonas, GR, caliper, resistividade, nêutron e densidade também são mostra-

dos nestas figuras. Não importou a escolha do tipo de equação utilizada (Archie ou

Simandoux) nesta análise. A comparação foi realizada usando o método de Archie.

Na Figura 32, nota-se que no primeiro reservatório de gás, SwClavier = 1 para regiões

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

segundo reservatório: SwClavier < 1 a partir de 58.2 ohm.m, enquanto que SwLarionov

< 1 a partir de 79.3 ohm.m (ponto 2).
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Figura 32: Análise do comportamento dos perfis de saturação de água estimados

usando os perfis de volume de argila obtidos com os modelos empı́ricos de Lario-

nov (curva preta) e Clavier (curva vermelha). Os pontos 1 e 2 mostram intervalos

especı́ficos nos quais SwClavier= 1 e SwLarionov< 1

Na Figura 33, no terceiro reservatório de gás (ponto 1) do poço Maui-7, há uma

leve diminuição no perfil de densidade (RHOB) a partir da profundidade 3025 m e no

perfil de nêutron a partir da profundidade de 3027 m. Em ambas as situações, o perfil

de resistividade aumentou em aproximadamente 40 ohm.m. A partir da profundidade

de 3025 m, somente a SwLarionov constatou a presença de gás (SwLarionov < 1) , en-

quanto que SwClavier = 1 até a profundidade 3027 m. Isto ocorreu porque o volume de

argila estimado pelo método de Clavier é maior do que pelo método de Larionov.
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Figura 33: Análise do comportamento dos perfis de saturação de água estimados

usando os perfis de volume de argila obtidos com os modelos empı́ricos de Larionov

(curva preta) e Clavier (curva vermelha). O ponto 1 indica um intervalo no qual há

muita discrepância entre os valores de SwLarionov e SwClavier.

Com esses resultados, conclui-se que SwLarionov estima um maior volume de óleo

e gás do que SwClavier. Outra caracterı́stica é que SwLarionov é mais sensı́vel à Rt,

marcando melhor o topo dos reservatórios, enquanto que SwClavier descarta possı́veis

zonas de óleo e gás com resistividade moderada. Devido a isto, o cálculo do net-pay

foi realizado através do volume de argila estimado pelo método de Larionov.

Cabe agora discutir as curvas de saturação de água calculadas através dos métodos

de Archie e Simandoux. Conforme mostra a Figura 34, a equação de Simandoux su-

perestimou a saturação de óleo e gás em regiões de reservatório e não reservatório.

Percebeu-se que há uma maior sensibilidade ao perfil de resistividade de SwSimandoux,

pois como visto na camada de siltito (profundidade de 2760 m), valores em torno de

17 ohm.m, foi suficiente para fornecer 70% de saturações de óleo e gás.
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Figura 34: Análise do comportamento dos perfis de saturação de água estimados

usando os perfis de volume de argila obtidos com os modelos empı́ricos de Lario-

nov (curva preta) e Clavier (curva vermelha). Percebe-se uma superestimação da

saturação de óleo e gás em regiões de não reservatório pela SwSimandoux.

A equação de Archie se mostrou mais coerente nas estimativas de saturação e

também no reconhecimento da base do reservatório de gás. Tal fato, pode ser ob-

servado na diminuição da SwArchie justamente onde houve o crossover dos perfis

nêutron e densidade, em ambos os reservatórios (Figura 34). Devido a estes critérios,

o cálculo do net-pay foi realizado usando a SwArchie.

5.6 Criação dos perfis litológicos dos poços Maui-5 e
Maui-6

Após escolher o modelo de VclayLarionov como sendo o mais adequado na determinação

das porosidades total e efetiva, foi realizada a criação de um perfil litológico para os

poços Maui-5 e Maui-6 utilizando as estimativas dos Vsand, Vsilt e Vclay como suporte

para esta interpretação.

As estimativas de Vsand, Vsilt e Vclay foram analisadas primeiramente nos poços que



57

continham os perfis litológicos interpretados (Maui-7, MB-P(8) e Maui-2). Com isso,

determinou-se as litologias dos poços seguindo os seguintes critérios:

• Vmatriz= Vsand + Vsilt + Vclay = 1

• Arenito: Vsand ≥ 0.5 e Vsilt≤0.3 e Vclay≤0.3

• Arenito siltoso: 0.45≤Vsand≤0.55 e 0.4≤Vsilt≤0.55

• Arenito argiloso: 0.45≤Vsand≤0.55 e 0.4<Vclay≤0.55

• Siltito: Vsand≤0.45 e Vsilt≥0.4 e Vclay≤0.4

• Argilito: Vsand≤0.45 e Vsilt≤0.4 e Vclay≥0.4

Esta relação foi uma tentativa de minimizar ao máximo as incoerências entre o pseudo-

modelo litológico e o perfil litológico interpretado (Apêndice A). Segundo o manual

do Software IP, em geral, as equações 4.14 e 4.15 não fornecem Vsilt e Vsand com

precisão. Elas servem mais para se ter uma representação qualitativa desses volumes

nos poços. Os resultados das criações dos pseudo-perfis litológicos são ilustrados nas

Figuras 35, 36, 37 e 38.
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Figura 35: Construção do perfil litológico no Poço Maui-5 (nas profundidades 2725 m

até 2999 m).
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Figura 36: Construção do perfil litológico no Poço Maui-5 (nas profundidades 2999 m

até 3229 m).
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Figura 37: Construção do perfil litológico no Poço Maui-6 (nas profundidades 2732 m

até 2943 m).
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Figura 38: Construção do perfil litológico no Poço Maui-6 (nas profundidades 2943 m

até 3227 m).
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5.7 Cálculo do net-pay

O cálculo do net-pay foi realizado utilizando os seguintes critérios: zonas de gás

e óleo com porosidade maior que 10%, saturação de água menor que 50% e volume

de argila menor que 25%. Com isso, diversas zonas menos produtivas foram descar-

tadas nas zonas de reservatório, como pode ser visto no Poço MB-P(8) (Figura 39).

Observa-se que ambos os reservatórios de gás, continham porosidades menores que

10% em sua maior parte. Já o reservatório de óleo foi considerado mais produtivo. A

seguir, são ilustrados os resultados dos net-pays nos cinco poços (Figuras 40, 41, 42,

43e 44).

Figura 39: Exemplo do processo de cutoff e summation utilizado para calcular o net-

pay nos primeiros reservatórios do Poço MB-P(8). As linhas verticais em verde indi-

cam os limites (cutoffs) para os valores de φ, Sw e Vclay. Os intervalos com net-pay e

net-reservoir estão representados pelos blocos vermelhos e verdes, respectivamente.
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Figura 40: Cutoff e summation no Poço Maui-7. As médias de φe, Sw e Vclay das zonas

produtivas são, respectivamente, 15.1%, 18.9% e 4.6%.
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Figura 41: Cutoff e summation no Poço MB-P(8). As médias de φe, Sw e Vclay das

zonas produtivas são, respectivamente, 17.2%, 17.3% e 5.7%.
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Figura 42: Cutoff e summation no Poço Maui-2. As médias de φe, Sw e Vclay da zona
produtiva são, respectivamente, 16.3%, 13.6% e 7.3%.

Figura 44: Cutoff e summation no Poço Maui-6. As médias de φe, Sw e Vclay das zonas

produtivas são, respectivamente, 14.5%, 29.6% e 6.0%.
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Figura 43: Cutoff e summation no Poço Maui-5. As médias de φe, Sw e Vclay da zona
produtiva são, respectivamente, 18.4%, 30.7% e 0.8%.

Na tabela 4 é mostrado os valores do net, gross, net/gross ratio, φ*h e φ*So*h.

Nota-se que o Poço Maui-7 possui a menor razão net/gross, devido a baixa porosi-

dade média nas zonas 1, 2 e 3 com relação aos outros poços (Figura 40). Por outro

lado, os Poços Maui-2 e Maui-5 possuem razão net/gross acima de 80%, o que in-

dica que boa parte de suas zonas de óleo e gás foi incluı́da no cálculo do net-pay.

Apesar disto, o Poço MB-P(8), que possui 39,5% de N/G é o maior em net-pay em

seus reservatórios. Este poço é caracterizado por uma média de porosidade (17,2%),

saturação de água (17,3%) e volume de argila (5,7%). Maui-2 é o segundo poço com

maior coluna de produção, possuindo boas caracterı́sticas de porosidade, saturação e

volume de argila.
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Tabela 4: Tabela com os resultados de net-pay calculado para os cinco poços

5.8 Correlação de poços

Na Figura 45 a correlação dos poços se iniciou com o poço mais próximo da linha

de costa (Maui-6) e terminou com o poço mais distante (MB-P(8)). Observou que

as camadas das Formações tiveram uma tendência de afundamento em direção ao

oceano profundo. A única exceção foi na região do Poço Maui-7, onde se percebeu

uma elevação das camadas em aproximadamente 100m com relação ao poço vizinho

Maui-5. Houve um grande espessamento das Formações Mangahewa e Kaimiro e um

afinamento da Formação Lower Turi entre os Poços Maui-6 e Maui-2.



68Figura 45: Correlação dos cinco poços indicando a continuidade lateral das Formações Turi, Shale Mangahewa, Mangahewa, Lower
Turi, Kaimiro, Shale Farewell e Farewell.
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6 Conclusões

No presente trabalho, os perfis dos Poços Maui-2, Maui-5, Maui-6, Maui-7 e MP-

P(8) do Campo de Maui na Bacia de Taranaki, Nova Zelândia, foram utilizados para

determinar as propriedades dos reservatórios das Formações Mangahewa, Kaimiro

e Farewell. Os reservatórios dessas formações são formados por arenitos limpos,

arenitos argilosos e arenitos siltosos. Os principais objetivos foram a definição das

zonas de reservatórios, estimativa do volume de argila, porosidade e saturação de

água, cálculo de net-pay e correlação dos poços.

A definição das zonas de reservatórios dos Poços Maui-2, Maui-7 e MB-P(8) foi

realizada utilizando os perfis de raios gama, caliper, resistividade, sônico, nêutron

e densidade, tendo o perfil litológico do Apêndice A como controle de qualidade. Os

Poços Maui-5 e Maui-6 foram interpretados com base nos poços anteriormente citados

e seus perfis litológicos foram construı́dos com auxı́lio dos volume de areia, silte e

argila.

No Poço Maui-7 foram identificados dois reservatórios de gás na Formação Man-

gahewa e um reservatório de gás na Formação Kaimiro. No perfil composto inter-

pretado (Apêndice A), o primeiro contato gás-óleo da Formação Mangahewa não foi

reconhecido e, com isso, foi considerado somente um reservatório nesta formação,

onde a zona de gás se estendia de 2715 m até 2790 m. Além disso, as duas pe-

quenas zonas de óleo (2796 m e 3032 m) interpretadas no perfil composto não foram

consideradas pela análise conjunta dos perfis neste trabalho.

No Poço MB-P(8) foram reconhecidos sete zonas produtoras. A maior coerência

desta interpretação com o perfil composto interpretado está na segunda e terceira zo-

nas produtoras, onde foi identificada uma zona de gás e uma de óleo. No perfil com-

posto interpretado, os reservatórios de gás nos topos das Formações Mangahewa e

Kaimiro não foram constatados e os reservatórios de óleo nas Formações Kaimiro e

Farewell foram interpretados como sendo óleo residual. O reservatório de gás interpre-

tado no Poço Maui-2 também foi bem identificado pelo perfil composto interpretado.

No Poço Maui-5 foi identificada uma pequena zona de óleo, enquanto que no Poço
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Maui-6 foram identificadas duas zonas de óleo e uma de gás.

O cálculo do net-pay indicou os Poços MB-P(8) e Maui-2 como sendo os mais pro-

dutivos e o Poço MB-P(8) foi o único a mostrar indı́cio de óleo na Formação Farewell.

Um baixo valor na razão net/gross foi observado no Poço Maui-7, por se tratar de re-

servatórios com baixas porosidades. A maior diferença entre os valores de net-pay

neste trabalho e no perfil composto interpretado foi neste poço. Os poços Maui-5 e

Maui-6 também apresentaram pouco net-pay.

De acordo com as análises gráficas, o modelo empı́rico de Larionov se mostrou

o mais coerente para a estimativa do volume de argila e a equação de Archie a mais

adequada para o cálculo da saturação de água. No entanto, houve uma diferença con-

siderável na média das porosidades das zonas produtivas neste trabalho com relação

ao perfil composto interpretado. A razão para baixos valores nas porosidades total e

efetiva com relação ao perfil composto, pode estar associada aos parâmetros ρHyapp,

ρfl, Exfact e ρma, que são correções aplicadas aos efeitos da matriz, dos fluidos e da

parede do poço. Tal justificativa surgiu pois os valores de porosidades do perfil com-

posto interpretado se aproximam das porosidades calculadas por equações simples

que não utilizam tais correções.

Como trabalhos futuros são sugeridos:

• A realização do cálculo de óleo recuperável (φ*So*h) utilizando a equação de

Simandoux. Utilizar também o volume de argila pelos modelos linear e Clavier

para calcular o volume de óleo recuperável.

• Comparação quantitativa entre os resultados de net-pay utilizando os diferentes

modelos de volume de argila com os dados de testemunhos, permitindo inferir

qual modelo seria mais ideal para a região a qual foi estudada neste trabalho.

• Testar melhor a eficácia da utilização da densidade de matriz variável como me-

todologia para o cálculo da porosidade neutron-densidade.
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APÊNDICE A -- Perfis compostos dos poços

A.1 Poço Maui-7
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A.2 Poço MB-P(8)
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A.3 Poço Maui-2
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