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CAPITULO 1
INTRODUCAO

1.1 CONTEXTUALIZACAO

1.1.1 Avaliagdo e Gerenciamento de Reservatorios de Petroleo

A explotacdo” eficiente de um reservatorio de petréleo é resultado de uma cadeia

complexa e multidisciplinar de avaliacdo e gerenciamento de reservatérios.

O processo inicia-se na fase de exploracdo, que geralmente comeca na interpretacdo de
imagens sismicas com embasamento no conhecimento geoldgico da bacia sedimentar alvo.
Nesta fase sdo avaliados os locais mais promissores para perfuracdo de pocos pioneiros®.
ApoOs a descoberta de um reservatério de petrdleo, ainda na fase de exploracdo, sdo
reavaliadas as interpretacfes geofisicas e geoldgicas em funcdo do conhecimento adquirido
com o0 poco descobridor. Com base neste novo cenario sdo selecionados locais para
perfuracdo de pocos adicionais para a determinacdo dos limites do reservatorio e coleta de
dados para avaliacdo inicial das caracteristicas do reservatorio descoberto, principalmente o
volume de 6leo presente no reservatério (chamado na industria de VOIP®, sigla para volume

de 6leo in place).

Nesta fase é desenvolvido um modelo geoldgico do reservatério, exemplificado na
Figura , que honra as informacdes adquiridas pelos pogos perfurados e da sismica’ e utiliza o
conhecimento da geologia regional e de formacGes analogas, geralmente aplicadas utilizando
técnicas geoestatisticas para estimar a distribuicdo espacial de estruturas e rochas no

reservatorio.

*«0 termo exploracdo, em geologia, relaciona-se a fase de prospeccdo: busca e reconhecimento da ocorréncia
dos recursos naturais, e estudos para determinar se os depdsitos tém valor econdmico. A explotacao é a retirada
do recurso com maquinas adequadas, para fins de beneficiamento, transformagio e utilizagio.” (BELISARIO,
2003).

% Pogos pioneiros sdo perfurados com o objetivo de descobrir jazidas de petréleo baseados em indicadores
obtidos por métodos geoldgicos e/ ou geofisicos (NEVES, 2012)

® Volume total de 6leo em um reservatério de petréleo estimado pelo espaco disponivel (espago poroso) e fragdo
de 6leo (saturacdo de 6leo) em relacdo aos outros fluidos que preenchem o espago poroso.

" Técnica de interpretacdo de reflexdes ou refrages de ondas mecanicas que ocorrem nas interfaces de camadas
de rocha.



Figura 1.1 — Modelo geolégico gerado em software comercial® utilizando geoestatistica baseada na
inferéncia sobre a formac&o do reservatorio e nas informagdes adquiridas dos pogos perfurados. Fonte:
SCHLUMBERGER (2012).

A Figura 1.1 apresenta o resultado de um programa comercial que infere as
caracteristicas de cada célula do modelo geoldgico a partir de informacdes sobre as
propriedades conhecidas de pogos perfurados e sobre a inferéncia geoldgica quanto ao tipo de
acumulacgdo sedimentar, neste caso, uma foz em delta. Em fungdo do numero de pocos o
exemplo apresentado na Figura 1.1 estd mais apropriado para o refinamento da fase de
desenvolvimento, mas também serve para mostrar a aplicacdo da geoestatistica, que pode ser
iniciada na fase de exploragéo, mas que continua evoluindo na fase de desenvolvimento, com

a obtencdo de informacdes adicionais.

Apos a fase de exploracdo inicia-se a fase de desenvolvimento do campo. Nesta fase se
realizam refinamentos dos modelos gerados na fase exploratéria, em funcdo da maior
quantidade de informagdes disponiveis. No entanto, 0s objetivos principais sdo determinar as
reservas’ e vazdes de producdo, definir as estratégias de produgdo, com a determinacéo de
quantidade e locacdo de pocos produtores e injetores, estruturas submarinas, quantidade e

8 petrel® é um software da Schlumberger para geracio do modelo geolégico

® Reservas séo a parte do VOIP efetivamente recuperavel. Segundo KATSUMI et al. (2006) “reservas sdo
aquelas quantidades de petréleo que se espera ser comercialmente recuperada de reservatérios conhecidos, até
uma determinada data futura”



detalhamento das plataformas de petréleo (no caso de campos offshore™®) além das estruturas
e plano de transporte do petréleo. Todas estas decisdes sdo baseadas na simulacdo do
escoamento de hidrocarbonetos e &gua no reservatério, pogos e dutos de transporte, nas

caracteristicas dos fluidos envolvidos e nas condi¢cdes ambientais, econémicas e legais.

Ao final da fase de desenvolvimento segue-se a fase de producgdo. Nesta fase,
obviamente, ocorre a producdo do petréleo, mas é boa pratica a continuidade da avaliagdo do
reservatorio, com a reavaliagdo dos modelos em funcdo das informacGes obtidas com a
prépria producdo do reservatorio ou com dados adicionais adquiridos. A avaliacdo mais
precisa realizada nesta fase pode permitir intervengGes que evitem ou minimizem uma queda
de producdo inesperada, reduzam uma queda originalmente esperada, ou mesmo aumentem o

volume de 6leo recuperavel do reservatorio.

KLEIN (2002) cita dois modelos de gerenciamento de reservatdrios, um tradicional
(Figura 1.2), sequencial e outro flexivel (Figura 1.3), com a continuidade da avaliacdo do
projeto mesmo apos a entrada na fase de producéo.

Tradicional

Aquisi¢do > Exploragéo> Desenvolvimento> Producédo > Abandono >

Figura 1.2 — Modelo tradicional de gerenciamento de reservatério. Modificado de KLEIN (2002).

Flexivel )
Planejamento

Exploracéo
. v
Aquisicao
de Desenvolvimento Abandono
Informacoes
§ Vi
Producéo

Administracao

Figura 1.3 — Modelo flexivel de gerenciamento de reservatdrio. Modificado de KLEIN (2002).

19 Campos maritimos.



1.1.2 Caracterizacdo do Reservatorio

Reservatdrios tradicionais de petréleo ocorrem em rochas para onde o hidrocarboneto
migrou e encontrou condi¢des propicias para sua acumulacéo e preservacdo, chamadas rochas
reservatorio. O que ha no reservatério em subsuperficie ndo pode ser observado ou medido
diretamente em toda a sua extensdo, por isso a industria de petroleo combina diversas
ferramentas, com diferentes dominios de investigacdo, precisdo e representatividade para

inferir a propriedade de cada ponto do reservatorio de petroleo.

Como uma regra geral, quanto maior o dominio de investigacdo de uma técnica ou
ferramenta, menor a resolucdo desta, como esta representado na Figura 1.4. Deste modo, para
entender grandes areas de reservatorio inferindo informacdo com boa resolucdo é necessario

integrar informacdes de diversas ferramentas e escalas.

Escala (m)

nm

z_
3

mm m
Reservatorio

Avaliagdes Sismicas

Testes de Formagao

Estudos em afloramentos

Perfis de poco
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Amostras de rocha

Tomografia de Raios-X

llllllllllllllllllllllllll-E
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Microtomografia

Microscopia otica
Microscopia Eletrénica FEM/SEM
Microscopia Eletrénica TEM
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.

.
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Figura 1.4 — Escalas e Representatividade na avaliacao de reservatdrios. Comparagéo entre as diversas
ferramentas de caracterizagdo (em azul) com as escalas de reservatorio e células do modelo do reservatorio (em
verde), em valores médios. Modificado de SOLANO et al. (2013)



A avaliacdo sismica da subsuperficie € geralmente a primeira ferramenta a ser utilizada
na avaliacdo de um reservatdrio, ou antes, na avaliagdo de uma regido para identificacdo de
possiveis reservatorios. Esta técnica se baseia na interpretacdo de reflexdes e refracbes de
ondas mecanicas que ocorrem nas interfaces de camadas de rocha com propriedades elasticas
razoavelmente distintas e espessas, com resolugdo vertical dependente de diversos fatores,
mas em média, para levantamentos convencionais, em torno de 10 a 15 metros (Triggia, et al.,
2001). A imagem sismica’! das camadas permite uma avaliagdo geolégica inicial da formagéo

da bacia e das possiveis acumulagdes de petroleo.

Dando continuidade ao processo de avaliagdo, sdo perfurados pocos para coleta de
dados. Destes pocos sdo coletadas amostras de rocha e fluidos, cujo volume de investigagdo é
bastante reduzido, mas cuja avaliacdo resulta em medidas razoavelmente precisas das
propriedades daquele volume de amostra. Também nestes pogos sdo medidas diversas
caracteristicas do conjunto rocha-fluido que estes atravessaram através do uso de ferramentas
de perfilagem, que medem a resposta natural ou estimulada das rochas saturadas. As
ferramentas de perfilagem tém um grande dominio de investigacdo vertical com boa resolucéo
guando comparada com a sismica, mas um pequeno volume de investigacdo horizontal,

geralmente de poucos decimetros ao redor do poco.

Outra importante técnica para investigacao do reservatdrio sdo os testes de producéo ou
injecdo no reservatério. A resposta de pressdo do reservatorio ao longo do tempo permite
avaliar e modelar forma, tamanho e propriedades de fluxo de estruturas presentes no
reservatorio. A profundidade de investigacdo em relacdo ao poco é proporcional ao tempo de
escoamento, podendo-se investigar até mesmo todo o reservatorio. Estes testes tém uma
grande capacidade de investigacdo, mas ndo possuem boa resolucdo e ndo tém unicidade de
resposta, pois um mesmo comportamento de pressdo pode ser resultado de mais de um

cenario.

E clara a necessidade de integragio entre as diversas ferramentas e também que muito
do reservatorio é modelado e avaliado indiretamente possuindo grande incerteza associada. A
integracdo de diferentes escalas de informagdo, bem como de diferentes escalas de

refinamento do modelo do reservatorio, € mostrada na Figura 1.5.

1 |magem das interfaces das camadas subsuperficiais determinadas a partir da interpretacdo de reflexdes e
refracBes de ondas mecénicas impostas a regido estudada por fontes controladas e capturadas posteriormente por
sensores.
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Figura 1.5 — Processo de caracterizacgéo do reservatdrio para a simulagao do escoamento. As setas em
preto indicam o processo onde se insere a metodologia proposta neste trabalho. Fonte: Elaborada pelo autor

O modelo geoldgico é gerado a partir do conhecimento de padrdes de comportamento
geologico caracteristicos e das informacdes sobre 0 comportamento das grandes estruturas,
aparentes na imagem sismica em conjunto com as condicdes de contorno'? conhecidas através

12 propriedades conhecidas e georeferenciadas que devem ser respeitadas pelo modelo.
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das informagGes localizadas em pocos, obtidas por perfilagem ou analise direta de amostras
de rochas retiradas do reservatorio. A extrapolacdo das informagdes de maior resolucdo para
as regides ndo perfuradas € funcdo da modelagem geoldgica. Para a determinacdo deste
modelo é necessario que se possa atribuir alguma continuidade aos tipos de rocha observados
no pogo. Por isso existe a necessidade de se identificar as propriedades das rochas coletadas
ou observadas, de modo a entender os processos que controlaram a formacao, localizacédo e

outras caracteristicas destas, permitindo a extrapolacéo para o resto do modelo.

Dependendo da complexidade do reservatdrio, a diversidade de rochas em escala de
observacao visual pode nédo ser tdo grande e as camadas destes tipos de rochas podem ter uma
continuidade razoavel para a determinagdo do comportamento delas no modelo geoldgico.
Reservatdrios mais heterogéneos por outro lado, podem possuir estruturas muito delgadas e
pouco continuas, isto ¢, de alta frequéncia, dentro de padrdes de mais baixa frequéncia®®.
Neste caso as litofacies, que vao caracterizar as rochas em funcdo da sua aparéncia textural e
genética, podem ndo ser tdo Uteis para 0 modelo geoldgico, pois ndo podem ter sua

localizacdo determinada com alguma precisdo em funcéo da sua pouca continuidade.

A primeira fase de agrupamento surge nesta etapa, mas ainda nao é o agrupamento que
é o foco deste trabalho. As litofacies devem ser agrupadas e esta “associagdo de facies” deve

ter um comportamento genético e deposicional™

similar, permitindo ao modelo geoldgico
prever sua localizacdo. Estas associacfes de facies também incorporam informacdes ao
modelo geoldgico (com suas respectivas incertezas): incialmente porosidades, mas, a partir de
correlagdes ou avaliacdes diretas ou indiretas, permeabilidades, saturacbes e outras
propriedades também séo incorporadas ao modelo.

As correlacdes para distribuicdo das permeabilidades (e outras propriedades basicas'®)
no modelo podem ser objeto de uma segunda fase de agrupamento, que é a fase tradicional de
rocktyping. Nesta fase o objetivo é determinar padrdes de comportamento que correlacionem
as propriedades ja presentes no modelo do reservatorio, como associacdo de facies e

porosidade, a outras propriedades basicas que sdo necessarias ao modelo.

B0 termo “baixa frequéncia” se refere a eventos geologicos de periodo mais longo e que deixam registros em
camadas mais espessas e geralmente mais continuas. O termo “alta frequéncia” ¢ o oposto.

14 Refere-se & deposicao das rochas sedimentares, resultado do transporte e deposicéo de sedimentos.

1> Neste texto, o termo “propriedades bésicas” se refere a propriedades fundamentais a avaliagdo do reservatorio
e de medicdo mais simples e rotineira. O termo “propriedades especiais” se refere a propriedades também
importantes, mas de maior complexidade e disponibilidade, que requerem por isso, um tratamento mais
cuidadoso para a sua determinag&o e aplicacéo.



Estas correlagdes simples de permeabilidade e porosidade, mesmo quando
cuidadosamente obtidas, utilizando litofacies ou associacdo de facies para determinacdo dos
agrupamentos, podem néo ser suficientes para definir bons agrupamentos de permeabilidade
relativa. Meios porosos com mesmas porosidades, permeabilidades e litofacies podem possuir
curvas de permeabilidade relativa significativamente distintas, resultando em uma grande
incerteza na curva de permeabilidade relativa representativa de um grupo baseado apenas

nestas caracteristicas.

HAMON e BENNES (2004) e REBELE et al. (2009) defendem o uso de classificacdes
especificas para as curvas de permeabilidade relativa, as “Dynamic Rocktypes”. Nesta fase da
caracterizacdo se insere o trabalho apresentado neste texto. A determinagdo de classes
especificas para permeabilidade relativa é complexa e a identificacdo de boas correlagcdes sem
o0 auxilio de uma busca automatizada pode ser inviavel ou pelo menos ndo obter resultados

otimizados.

Com este conjunto de propriedades o modelo ja pode representar 0 escoamento no
reservatorio, no entanto, como a simulacdo deste escoamento tem um custo alto em termos de
processamento é comum reduzir a discretizacdo do modelo, aumentando o tamanho das

células em um processo conhecido geralmente pelo termo em inglés “upscaling”.

O processo de aumento do tamanho das células deve ser realizado com cuidado. Mesmo
a aglutinacdo de células de mesma propriedade pode ter impacto sobre as curvas de
permeabilidade relativa que sdo afetadas por efeitos de escala (Crotti & Cobefias, 2001,
2003). A aglutinacdo de celulas de propriedades distintas é bastante complexa, e € foco de
diversos textos sobre o tema (Barker & Thibeau, 1997; Malik & Lake, 1997; Guedes &
Schiozer, 1999; Jaedong Lee, 1996; Christie & Blunt, 2001; Zhang, et al., 2008; Kazemi, et
al., 2012; Shehata, et al., 2012).

A Figura 1.5 mostra um resumo do processo de caracterizacdo: iniciando pela
determinacdo do modelo geoldgico, a partir de técnicas geoestatisticas, utilizando o
conhecimento geologico da formacdo da bacia, informacGes sobre as camadas subsuperficiais
obtidas da sismica, dos testes de formacdo e das ferramentas de perfilagem, bem como
informacdes pontuais das amostras de rocha; passando pela definicdo e caracterizagdo das
classes de rocha; concluindo com o upscaling das informagdes para uma escala menos

refinada, do modelo de simulacao.



1.1.3 Permeabilidade relativa

O conhecimento do escoamento de hidrocarbonetos, agua e outros fluidos dentro dos
reservatorios de petréleo é fundamental para a estratégia de explotacdo, estimativa de
producéo e reservas. As curvas de permeabilidade relativa aos fluidos presentes sdo um dos
aspectos mais importantes deste conhecimento. Estas curvas tém um papel chave na

simulacdo do escoamento.

As curvas de permeabilidade relativa representam a capacidade de fluxo'® de um
conjunto de fluidos imisciveis em um meio poroso em fun¢do da saturacao dos fluidos, isto &,
da propor¢do dos fluidos no volume poroso. Dito de outra forma, elas representam uma

relagdo entre a perda de energia (pressdo) e a velocidade de escoamento de cada fluido (uy)

atravessando a fronteira do meio poroso, ou, matematicamente,

ke(S
U = - %(fo ~ pr8), (1.3)

onde kf(Sf) é a permeabilidade efetiva ao fluido f, que é uma funcéo da saturacéo do fluido,
S¢, Vps € 0 gradiente de pressdo associado ao fluido f, que tem viscosidade u; e massa
especifica ps. O vetor g € a aceleragdo gravitacional, mas também poderia ser outro vetor de

aceleracdo, como por exemplo, um associado ao préprio movimento do meio poroso®’.

Genericamente, como 0 meio poroso pode ser anisotrépico, kf(Sf) ndo é uma funcéo
escalar, mas sim tensorial, com relagdes diferentes entre o estimulo e a resposta nas diferentes
direcdes, como apresentado no Apéndice C, no trecho que versa sobre a lei de Darcy, na

equacao do tensor de permeabilidade absoluta, Eq. (C.10).

A permeabilidade relativa (k,f) € uma forma adimensional de apresentar a
permeabilidade efetiva ao fluido f, em relacdo a uma permeabilidade de referéncia, (kggr)
geralmente a permeabilidade absoluta (k) Ou a permeabilidade efetiva ao 6leo na saturacédo

de agua inicial (Ko@Swi).

16 A permeabilidade relativa representa a capacidade de fluxo através de uma fronteira em funcdo da saturagio
na fronteira, sendo uma propriedade pontual. Apesar disso, em simulagdo se utiliza o conceito como capacidade
de producéo e injecdo em fungdo das condigdes de contorno e da saturacdo média da célula.

' No reservatério ndo serdo observadas aceleracdes nao-despreziveis do meio poroso; no entanto, é possivel
impor acelerac@es significativas a amostras de rocha, como por exemplo na centrifuga.
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krp = kZ -, (1.2)

Na Figura 1.6 é apresentada a representacdo gréafica usual das curvas de permeabilidade
relativa bifésicas: sdo duas curvas plotadas em gréafico de permeabilidade relativa como
funcdo da saturacdo de um dos fluidos envolvidos. Muitas vezes, para ndo causar poluicédo
visual, ndo sdo apresentadas legendas informando a que fluido pertence a curva crescente e a
que fluido pertence a curva decrescente. Esta informagdo ndo é necesséria pois pode ser
deduzida da fisica do processo: a permeabilidade é sempre crescente com o aumento de
saturacdo do fluido correspondente e decrescente com a diminui¢do da saturacdo deste. Esta
caracteristica permite a identificacdo das curvas de permeabilidade relativa de forma

inequivoca.

0,9 e Permeabilidade Relativa a Agua

Permeabilidade Relativa ao Oleo

0,8
0,7
0,6
0,5
0,4
0,3

Permeabilidade Relativa

0,2
0,1

0 0,2 0,4 0,6 0,8 1
Saturacdo de Agua (fragdo)

Figura 1.6 — Exemplo sintético de Curvas de Permeabilidade Relativa Agua-Oleo. As curvas s&o
apresentadas geralmente em pares que representam a permeabilidade de um Gnico meio poroso aos dois
fluidos mdveis presentes. Fonte: Elaborada pelo autor

Pode haver uma concluséo equivocada na interpretacdo desta apresentacdo da curva de
permeabilidade relativa: ela seria dependente exclusivamente da saturacdo dos fluidos
presentes. Na verdade, a permeabilidade relativa modela interagcbes complexas entre os

fluidos e entre 0 meio poroso e os fluidos,
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k, = f(Sf, kaps, D, Pc, litofacies, T, us, 0,0, W, T, p, q, método, .... ) (1.3)

Entre os fatores que influenciam as curvas de permeabilidade relativa estéo a saturagao
dos fluidos presentes no meio poroso, Sy, a permeabilidade absoluta, ks, a porosidade, @ e a
tortuosidade deste meio, T, a distribuicdo de gargantas de poros que controlam a pressdo
capilar, Pc , as caracteristicas geologicas e texturais representadas pelas litofacies,
caracteristicas dos fluidos, como a viscosidade, uy, € a tensdo interfacial, o, e de interagédo
entre os fluidos e a rocha, como angulos de contato’®, 6, e a molhabilidade®®, W. Além dos
parametros que dependem do meio poroso e dos fluidos presentes, as condi¢fes ambientais
(temperatura) e de escoamento (vazbes e pressdes) também tém impacto sobre as curvas de

permeabilidade relativa, assim como o método utilizado nos ensaios.

A utilizacdo da permeabilidade relativa como uma funcdo exclusiva da saturacdo dos
fluidos presentes torna importante a determinacdo de diferentes conjuntos de curvas para as
diversas posi¢cBes do reservatorio, em funcdo das caracteristicas da regido, bem como
historico de saturacfes, condicdes de escoamento e condigdes ambientais. Como é impossivel
avaliar experimentalmente o reservatorio ponto a ponto ou em todas as condi¢cdes necessarias,
sio utilizados modelos simplificados com agrupamento de regides razoavelmente 2°
semelhantes como se semelhantes fossem e, portanto, respondessem a um mesmo conjunto de

curvas de permeabilidade relativa representativas.

'8 0 angulo de contato representa o angulo que a interface entre dois fluidos faz com o meio poroso. O menor
angulo é relativo ao fluido que tem mais afinidade ao meio poroso, considerado fluido molhante.

9 A molhabilidade é um parametro que captura como o meio poroso se comporta em funcéo da afinidade dos
fluidos presentes. A molhabilidade é controlada por fatores quimicos (composicdo de fluidos e rocha), fatores
geomeétricos (distribuicdo de gargantas de poros) e ambientais (temperatura e pressdes).

% Os limites de semelhanca entre os grupos dependem da heterogeneidade do reservatério, da quantidade de
informagdo disponivel sobre o reservatorio e da capacidade de processamento do modelo.
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1.1.3.1 Medicéo da Permeabilidade Relativa em laboratério

Durante a perfuracdo do poco € possivel utilizar uma broca especial que recolhe um
cilindro de rocha, chamado de testemunho, do centro do pogo. Outra possibilidade de coleta
de amostras de rocha para analises de petrofisica ¢é a retirada de amostras da parede do poco,
chamadas de amostras laterais (sidewall cores) por ferramentas que sdo descidas no pogo ja
perfurado. No caso dos testemunhos, por se tratarem de amostras muito grandes, uma coleta
de subamostras é realizada para as analises. Esta coleta pode retirar dois tipos de amostras: 0s
whole-cores, que séo se¢des do testemunho com o mesmo didmetro deste; e os plugues, que

séo cilindros de menor didmetro (geralmente 1,5”) retirados do testemunho por serras-copo.

Estas amostras sdo geralmente limpas para terem suas propriedades petrofisicas
basicas®’ (Routine Core Analysis - RCAL) medidas. Por serem mais caras e demoradas,
apenas uma fracdo das amostras que realizaram petrofisica basica é selecionada para realizar
andlises de petrofisica especial (Special Core Analysis — SCAL), entre elas a andlise de
permeabilidade relativa. Esta selecdo deve ser criteriosa para ter a representatividade

maximizada para a quantidade de analises possiveis.

As analises de permeabilidade relativa em amostras que foram previamente limpas sao
iniciadas pela saturacdo da amostra com agua similar a dgua presente no reservatério antes da
interferéncia humana, chamada de agua de formacao. Apo0s esta etapa, a agua é deslocada por
6leo®®, simulando o processo de migracdo do 6leo da rocha geradora até a rocha reservatorio,
até a saturacdo de agua inicial (Syi) que, dependendo das condi¢des do teste e do reservatoério,
pode ser uma condi¢do de agua ndo mobilizavel, a saturacdo de agua irredutivel (Swirr). Neste
ponto a amostra pode ser condicionada por um tempo para que os fluidos possam ter suas
afinidades com a rocha restauradas, em um processo chamado de envelhecimento ou

restauracdo de molhabilidade.

2! permeabilidade absoluta, porosidade efetiva e densidade dos gréos.

22 E possivel obter a curva de permeabilidade relativa de drenagem nesta fase, mas esta caracterizagdo é muito
rara, pois no processo de producdo de 6leo ocorre geralmente 0 aumento de saturacdo de agua caracterizacdo
pela curva de permeabilidade relativa de embebicao.
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Com a amostra condicionada, inicia-se a andlise de permeabilidade relativa de
embebicio?®, avaliando-se primeiro a permeabilidade efetiva ao 6leo na saturacdo de agua
inicial (ko@Syi) atraves da injecdo de dleo em regime permanente. Em seguida injeta-se dgua
até toda a remocédo de 6leo do meio poroso, isto é, até a saturacdo de 6leo residual (Sor) onde €
medida a permeabilidade relativa & agua nesta saturacdo (kn@Sor). A injecdo de agua pode
ser realizada diretamente em uma proporcéo total de agua, no caso de testes em regime
transiente, ou em uma mistura de agua e 6leo em proporcBes crescentes de agua, até a
totalidade de agua, no caso de testes em regime permanente. No teste em regime permanente,
a cada proporc¢do de agua e 0leo, as condi¢Bes sdo monitoradas até que o regime permanente
seja atingido e entdo as permeabilidades aos fluidos sdo avaliadas diretamente pela Lei de
Darcy, Eq. (C.13). No teste em regime transiente, a curva de permeabilidade é obtida por
ajuste de historico dos dados de pressdo e producdo do teste ou por métodos analiticos de
solugdo de problemas inversos como os propostos por JONES e ROSZELLE (1978) e
JOHNSON, BOSSLER e NAUMAN (1959), que consideram o escoamento como modelado
por BUCKLEY e LEVERETT (1942).

1.1.3.2 Aplicacio da Permeabilidade Relativa na simulagio

A aplicacéo direta do conceito de permeabilidade relativa na simulacéo é razoavelmente
simples, se limitando a utilizacdo da permeabilidade efetiva ao fluido em substituicdo a
permeabilidade absoluta como capacidade de transmissibilidade do fluido, governada pela Eq.

(C.29) apresentada no Apéndice C, como uma funcéo das saturacdes dos fluidos.

Por outro lado, a criacdo de um modelo representativo do reservatorio, com a utilizagdo
desta ferramenta simplificada demanda técnicas especiais, como a criacdo de zonas de
escoamento com caracteristicas semelhantes, definicdo de classes representativas e realizacao
de upscaling. Tudo baseado no conhecimento empirico do reservatério e do escoamento no

meio poroso.

2 0 termo “embebicdo” rigorosamente refere-se a0 aumento de saturacdo do fluido molhante, isto é, é
dependente da molhabilidade do conjunto rocha-fluidos. No entanto, como a molhabilidade é complexa e
variavel nos meios porosos reais, para a industria de petroleo geralmente se utiliza do termo “embebi¢ao” para o
aumento de saturacdo de agua.
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Apesar da simplicidade da aplicacdo direta do conceito a simulacdo, a modelagem da
permeabilidade relativa, mesmo empiricamente, é muito mais complexa que a modelagem da

permeabilidade absoluta.

A permeabilidade absoluta depende quase exclusivamente da geometria porosa®* do
meio em que fluido esta escoando, com influéncias conhecidas da velocidade do escoamento
e da pressdo do fluido®, caso este seja um géas. Desta maneira é mais simples modelar e

aplicar a permeabilidade absoluta.

A permeabilidade relativa, por outro lado, depende da geometria porosa, da interacéo
entres os fluidos e dos fluidos com a rocha, da saturacdo e localizacdo dos fluidos no meio
poroso. Estes fatores por sua vez dependem do histérico de saturacdes e do processo a que foi

submetido o meio poroso.

Em funcdo da complexidade associada ao escoamento multifasico em meio poroso, e
portando as curvas de permeabilidade relativa, é geralmente invidvel a determinacdo de boas
correlacBes genericas entre as curvas de permeabilidade relativa e as caracteristicas do
conjunto meio poroso e fluidos. Em funcdo disso a permeabilidade relativa é aplicada ao
modelo utilizando-se do conceito de classes de rocha, cujas propriedades basicas sdo
semelhantes e suas propriedades derivadas sdo obtidas via analise laboratorial. Nao ha davida
que, pelo alto grau de complexidade da permeabilidade relativa, uma classe de rocha nao
possuira uma curva de permeabilidade exatamente definida e sem nenhuma variabilidade. Por
isso sdo utilizadas curvas limitrofes de um intervalo de confianca que sdo utilizadas para a

simulacdo de cenérios de incerteza, otimistas e conservadores.

1.1.3.3 LimitacGes das Curvas de Permeabilidade Relativa

As curvas de permeabilidade relativa usadas em simulagdes numéricas sdo geralmente
obtidas em amostras de rocha retiradas do reservatério e analisadas em laboratério nas

condig¢Bes mais representativas possiveis. O laboratorio, no entanto, esta limitado em relagédo a

2 pode haver modificagdo na permeabilidade absoluta caso haja interagéo entre a rocha e o fluido que modifique
0 meio poroso, como por exemplo o inchamento de argilas pela dgua, mas neste caso a nova permeabilidade
absoluta é fungdo da nova geometria porosa.

> A permeabilidade absoluta pode ser definida de forma a ndo depender da pressdo média do gés, sendo a
permeabilidade medida se 0 gas estivesse a pressdo média infinita, que deve coincidir com a permeabilidade a
liquidos. A permeabilidade medida ao gas em condi¢des de pressao finita € chamada de permeabilidade aparente.
Esta relacdo entre a pressdo e permeabilidade aparente é conhecida como efeito Klinkenberg (JONES, 1972).
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quantidade e ao tamanho das amostras de rocha que podem ser analisadas. Estas duas
limitacdes impdem grandes desafios a aplicacdo das curvas de permeabilidade relativa a
simulacdo de escoamento. Nas se¢Bes seguintes os principais problemas na aplicacdo das

curvas de permeabilidade relativa sdo apresentados e discutidos.

1.1.3.3.1 Limitagdo de tamanho da amostra

A comparacdo entre o tamanho de uma amostra analisada e da célula de simulacéo,
exemplificada graficamente na Figura 1.4, indica que a amostra caracteriza apenas uma
pequena parcela do meio poroso, quase um “ponto”. A representatividade deste “ponto” vai
depender principalmente da homogeneidade da regido sendo representada pela curva de

permeabilidade relativa.

A célula de simulacdo, em geral, pode ter dimensGes da ordem de poucos metros a
centenas de metros, em funcdo da capacidade computacional disponivel, da complexidade do

modelo de simulacéo utilizado e do tamanho do reservatorio.

Atualmente uma atividade importante na avaliacdo de reservatorios € a analise de
incerteza, que é realizada com simulacGes numerosas de diversos cenarios possiveis. Fica
claro que a avaliacdo de incerteza depende de simulagdes rapidas e, portanto, de modelos com
a menor quantidade possivel de células, desde que ainda razoavelmente representativos. Este
aumento do tamanho das células aumenta a criticidade quanto a representatividade do

tamanho da amostra.

Cada célula representa uma regido do reservatério como se homogénea®® fosse. Sendo
este 0 caso, a curva de permeabilidade relativa caracteristica de um ponto desta regido do
reservatorio deve ser suficiente?” para a modelagem do escoamento nesta célula. Por outro
lado, quando a célula representa regides que contenham heterogeneidades ndo despreziveis,
situacdo bastante comum, as propriedades das diversas regides da célula devem ser agrupadas

em um processo conhecido como “upscaling”. Neste processo deseja-Se obter as propriedades

% Apesar da célula estar limitada & hip6tese de ser intrinsicamente homogénea, pode representar meios
anisotropicos. A homogeneidade de um meio poroso real é uma abstracdo, no entanto pode ser aceita em funcéo
da escala analisada, dentro de certos limites.

2" Existe um problema em funcdo do uso inadequado da curva de permeabilidade relativa na simulacdo que é
tratado mais adiante.
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de um meio poroso homogéneo que resulte em respostas semelhantes ao do meio poroso

heterogéneo correspondente.

B V\Il/’ M —t—Kro (Pseudo)
0,9 4
—t— ” —&—Krw (pseudo)
k.’ h.’ ¢1 Sn'h' Sor.’ = == =Kro (hipotética)
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Saturagdo de Agua (fragéo)

Figura 1.7 — Deformacéo da curva de permeabilidade relativa em funcéo da estratificagdo do meio poroso.
A curva em trago continuo € a curva obtida da simulacdo do meio poroso estratificado (a esquerda) em fungéo
da saturacao média deste meio. Modificado de HEARN (1971).

A Figura 1.7 mostra como a associacdo de regiGes com propriedades distintas pode
deformar significativamente as curvas de permeabilidade relativa que representariam a regido
como se fosse homogénea, evidenciando a necessidade do tratamento adequado de mudanca
de escala (upscaling). No gréfico da Figura 1.7, a curva hipotética (pontilhada) representa a
propriedade pontual de cada camada enquanto a curva “pseudo” (linha continua) representa o
escoamento na célula definida pela associacdo de camadas mostrada no lado esquerdo da

figura.

1.1.3.3.2 Limitagdo quanto a representatividade espacial

O meio poroso natural é intrinsicamente heterogéneo, tornando a curva de

permeabilidade relativa variavel mesmo para o tipo de rocha®® que ela esta representando, isto

%8 0 tipo de rocha é definido pelo processo de rocktyping e muitas vezes se limita a rochas com correlagdes
semelhantes entre permeabilidade absoluta e porosidade.
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é, dois meios porosos classificados como semelhantes, podem ter curvas razoavelmente
distintas. Um exemplo disso é apresentado na Figura 1.8, onde é apresentado 0 meio poroso
de uma rocha visualmente homogénea em diversas ampliacdes. Em funcéo disso, aléem do
problema de escala, a escolha de uma curva que melhor represente 0 meio poroso de modo

genérico é muito importante.

Figura 1.8 — Homogeneidade do meio poroso. Mesmo meios porosos visualmente homogéneos sao
intrinsicamente heterogéneos. A caracterizacéo de cada ponto deste meio poroso pode resultar em propriedades
distintas. Fonte: Imagem cedida pela Petrobras.

Em reservatdrios muito heterogéneos, como sdo muitos dos reservatdrios carbonaticos,
mesmo amostras razoavelmente semelhantes, em litologia, aparéncia e propriedades basicas,
podem responder de formas bastante distintas ao escoamento. Por isso a obtencdo de curvas
caracteristicas para representar as rochas no modelo de simulacédo é um processo complexo e

muitas vezes realizado subjetivamente.

Como ndo € possivel caracterizar todos os pontos do reservatorio é importante que a
curva de permeabilidade relativa escolhida para representar um meio poroso deve ser tal que
capture o comportamento médio do escoamento, minimizando a possivel diferenca entre o

escoamento real e o simulado. O processo de rocktyping € utilizado com este intuito.

1.1.3.3.3 Limitagcdo da representatividade em funcdo das condigcbes do escoamento e
histdrico de saturagées

Além da restricdo de tamanho das amostras e quantidade de ensaios disponiveis, as
analises de permeabilidade relativa sdo realizadas em condi¢bes especificas de vazdo,
viscosidade dos fluidos, direcdo do escoamento e historico de saturacdes, isto €, como 0 meio
poroso foi levado a condigdo atual de saturacdo. Todos estes fatores sdo importantes pois ndo
apenas a quantidade (saturagdo) dos fluidos, mas também a localizacéo destes fluidos no meio
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poroso tem impacto importante sobre a curva de permeabilidade relativa. Todos estes fatores
influenciam a curva de permeabilidade relativa e devem ser tratados adequadamente para a

avaliacdo do reservatorio.

1.1.3.3.4 0O problema da utilizagdo inadequada do conceito de permeabilidade relativa
nos métodos de simulagdo

A curva de permeabilidade relativa é definida em termos pontuais e utilizada na
simulacéo, inadequadamente, em fungdo da saturacdo média da célula. Dito de outra forma, a
permeabilidade relativa modela a capacidade de fluxo de agua, 6leo e gas através de uma
fronteira em funcdo da saturacdo desta fronteira. No entanto esta propriedade é utilizada na
simulacdo como capacidade de producédo de agua e hidrocarbonetos como funcao da saturacao
média da célula de simulacéo.

O efeito mais importante, mas ndo o uUnico, deste uso inadequado da curva é a
aceleracdo da frente de avanco do fluido injetado?, prevista pela teoria de BUCKLEY e
LEVERETT (1942), que deveria percorrer o comprimento da célula antes de produzir efeitos
na face oposta, mas tem influéncia instantanea na face oposta pois a saturacdo média é Unica
para todo o volume da célula. Esta deficiéncia no uso da permeabilidade relativa ndo € uma
caracteristica do upscaling mas da simulacdo em si, no entanto, quanto maiores as células,

mais distante a simulacdo esta do escopo da curva de permeabilidade relativa.

CROTTI e COBENAS (2001) propuseram, com bons resultados, uma técnica de
modificagdo da curva de permeabilidade relativa para simulacdo de escoamento
unidimensional. Na proposta de Crotti e Cobends as curvas de permeabilidade relativa
aplicadas as células de simulacdo sdo deformadas entre dois extremos: 1) utilizacdo da curva
avaliada em saturacdo média, para as células de entrada e, 2) para as células de saida, a curva
pontual, com producdo nula de agua até a saturacdo da frente de avanco de agua, esta ultima
proposta por DAKE (2001). Utilizando esta abordagem hibrida foi possivel ajustar
razoavelmente, em um modelo unidimensional, o fluxo fracionario de agua®, que seria

adiantado com a utilizacdo direta da curva em saturacdo média e atrasado pela utilizacao

2 A Teoria de Buckley e Leverett preconiza que a injecdo de um fluido imiscivel forma uma frente com
saturacdo constante que se desloca no meio poroso “empurrando” o fluido deslocado.

%0 O fluxo fracionario é a relacéo entre a vazdo de um determinado fluido, no caso em questdo, a 4gua, e a vazéo
total dos fluidos mdveis.

18



direta da proposta de Dake. Porém a generalizagdo desta técnica para cenarios bi e
tridimensionais ndo foi bem-sucedida (Crotti & Cobefias, 2003).

Este problema, quando ndo tratado via upscaling, é corrigido pelo ajuste de histérico

e A ~ e 31
com a utilizagdo de um parametro de “saturagdo critica™”

, que delimita um dominio de
saturacdo com permeabilidade nula, mesmo quando a curva de permeabilidade relativa diz o
contrario, e um dominio cuja permeabilidade relativa é ndo-nula, controlado pela curva de

permeabilidade relativa.

1.1.3.4 Incertezas associadas a Permeabilidade Relativa

No minimo trés niveis de incerteza podem ser verificados na determinacdo das curvas
de permeabilidade relativa a serem utilizadas nos modelos do reservatorio. O primeiro nivel
refere-se a propria incerteza da avaliacdo experimental; o segundo nivel € relativo ao processo
de determinacdo de curvas representativas e o terceiro ao processo de mudanca de escala para

utilizacdo das curvas nos modelos do reservatorio.

A incerteza da avaliacdo experimental, em qualquer resultado experimental, é essencial.
No entanto, esta avaliacdo, no caso das curvas de permeabilidade relativa, é de extrema
complexidade e ndo foi encontrado na literatura e nem no fluxograma usual de avaliagdo de
reservatorios da industria de petréleo. Metodologias simples de propagacédo de incertezas ndo
se aplicam diretamente a avaliacdo experimental de permeabilidade relativa, principalmente
(mas ndo apenas) no caso dos testes em regime transiente, que dependem da solucdo de
problemas inversos de forma analitica ou por processos de otimizacao (ajuste de historico). A
inter-relagéo entre os diversos aspectos dos testes, como propriedades dos fluidos e das rochas
com as condi¢cdes de pressdo e temperatura do teste, impde a avaliacdo de incerteza o
conhecimento das funcBes que descrevem a sensibilidade dos parametros correlacionados.
Além disso, a complexidade do equipamento de analise introduz diversos pontos de incerteza

que também devem ser avaliados. Mais ainda, limitacdes relativas ao teste em relagdo ao

31 A saturacdo critica também é utilizada para modelar a aparicdo de fase continua de gés, portanto, com
permeabilidade ndo-nula, pela de-solubilizagdo do mesmo.
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escoamento no reservatorio, como o fato da amostra ter uma continuidade limitada e sofrer

com o efeito de borda®, também introduzem incertezas que precisam ser avaliadas.

Apesar da grande complexidade envolvida, é recomendavel que futuros trabalhos
abordem a determinacdo da incerteza experimental das curvas de permeabilidade relativa

permitindo incorporar esta incerteza para o fluxograma de avaliacéo de reservatorios.

O segundo nivel de incerteza, introduzida pela utilizagdo de classes representativas,
ocorre em funcao da representacdo de rochas, fluidos e condi¢cdes similares, mas nao iguais,
por uma unica curva representativa. Este agrupamento esquematizado na Figura 1.9 (um
detalhe da Figura 1.5) introduz incertezas que devem ser avaliadas e incorporadas no processo

de caracterizacdo dos reservatorios.

Rochas diferentes

sendo tratadas como
rochas iguais (mesma
classe)

Figura 1.9 — Incorporacéo de incertezas do processo de determinacéo de classes de rocha. As setas em
preto indicam o processo onde se insere a metodologia proposta neste trabalho. Fonte: Elaborada pelo autor

%2 A capilaridade do meio poroso retém fluido na face de saida da amostra, o que em um reservatorio s6 ocorre
no poco produtor, ndo na maior parte do reservatorio.
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Por melhor que seja 0 agrupamento, as rochas de um determinado agrupamento tém
curvas de permeabilidade relativa distintas. Mesmo com um processo de otimizagdo buscando
agrupamentos com menores dispersdes, como proposto nesta tese, a complexidade das rochas
e da interacdo rocha-fluidos, aliado a pouca disponibilidade de propriedades no modelo do
reservatorio para a determinacdo de classes mais precisas e a pequena capacidade de
realizacdo de anélises de permeabilidade relativa, impede a determinacéo de uma curva Unica

totalmente representativa do escoamento.

O terceiro nivel, referente as incertezas incorporadas na modificacdo das curvas de
permeabilidade relativa “pontuais” obtidas em laboratorio no processo de upscaling, tem
avaliacdo também é bastante complexa. Na escala cuja célula ndo é infinitesimal, as condi¢Ges
de escoamento afetam a forma como o meio poroso responde a este, assim, mesmo células
exatamente iguais, com a mesma saturacdo e histérico de saturacbes, mas em posicdes
diferentes do reservatorio, em momentos diferentes do processo de explotacdo, ou em projetos
de explotagéo distintos, respondem de maneira distinta. Esta diferenga de resposta pode ser
abordada de maneira explicita, utilizando-se curvas de permeabilidade relativa distintas para
cada célula em cada situacdo, ou utilizando-se curvas representativas e atribuindo-se ao

modelo as incertezas trazidas por esta simplificagéo.

Além deste problema, o upscaling pode gerar uma infinidade de células distintas (pelo
agrupamento de células menores distintas ou posicionadas de maneiras diferentes na célula
maior). Novamente pode-se abordar o problema de maneira explicita ou implicita, sempre sob

limitacBes de processamento do modelo final.

Adicionalmente, o préprio método de upscaling pode trazer incertezas a curva de
permeabilidade relativa da célula de simulagdo em funcéo das simplificacGes utilizadas para a

determinacéo de curvas representativas de meios heterogéneos como se homogéneos fossem.

Esta tese limita-se a abordar o segundo nivel de incertezas associadas as curvas de
permeabilidade relativa de forma isolada. Recomenda-se que em trabalhos futuros avalie-se
ndo apenas a incerteza experimental, mas incorpore-se a avaliacdo de incerteza de segundo
nivel, o impacto da incerteza experimental. Este impacto ndo é regulado apenas por
metodologias de propagacao de incertezas, pois a propria incerteza de primeiro nivel pode ter
impacto na avaliacdo de dispersdo e, portanto, sobre a formacdo dos grupos na proposta de
metodologia apresentada aqui.
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1.1.3.5 Modificacdo das curvas de permeabilidade relativa para ajuste de historico

O uso de curvas de permeabilidade relativa pouco representativas associado a outras
incertezas ndo permite uma simulacdo preditiva do comportamento real do reservatorio.
Muitas vezes, alterando parametros (entre eles as curvas de permeabilidade relativa) em um
processo de otimizacgdo, tenta-se fazer o modelo responder com histérico conhecido de
producdo. No entanto, como a solucdo para este ajuste de historico ndo € Unica, ndo ha

garantias que um modelo que ajusta o historico é capaz de prever o comportamento futuro.

N&o ha como evitar incertezas significativas na analise de reservatdrios e por isso o
processo de otimizacdo dos parametros por ajuste de histérico € indispensavel. No entanto,
existem técnicas que minimizam as incertezas, permitindo que o processo de otimizacao tenha

restrices mais bem definidas, resultando em modelos mais representativos e preditivos.

A utilizacdo de técnicas de upscaling apropriadas e a definicdo cuidadosa de curvas
representativas sdo importantes. Ndo é possivel, apenas utilizando estas técnicas, obter
unicidade na solucdo do problema de escoamento no reservatorio, mas espera-se que a

reducdo da incerteza neste aspecto torne mais confiaveis 0s cenarios possiveis apresentados.

1.2 OBJETIVOS

A avaliacdo de reservatorios de petréleo demanda a utilizacdo de diversas técnicas e
ferramentas, em escalas distintas, entre as quais, avaliacdes de rochas do reservatorio em

laboratorios.

O processo de caracterizacdo das células do modelo do reservatorio, apresentado
resumidamente na Figura 1.10, envolve a avaliagdo do meio poroso em escala de centimetros
e deve ser capaz de inferir propriedades de escoamento em células de centenas de metros.
Este processo inicia-se* na caracterizacdo laboratorial de rochas do reservatorio e passa por
fases de definicdo de classes representativas, em que esta tese esta inserida, upscaling e

refinamento em funcéo de ajuste de historico.

%% Pode-se considerar passos anteriores, como a selecdo de amostras para a avaliagdo, como parte de um processo
mais amplo da modelagem do reservatorio.
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‘ 1. Caracterizacao "pontual” (ensaios laboratoriais)

N/

Associacao de

\ 2. Determinacao de Classes e Propriedades Facies
| Representativas +
3. Mudanca de Escala (upscaling) para Aplicacdo no - ;
Modelo Geologico Rocktyping
) Basico
‘ 4. Mudanca de Escala (upscaling) entre modelo geoldgico e -
de simulagéo . i
‘ \i Rocktyping
Especial

‘ 5. Simulagdo de Escoamento Multifasico
L

6. Andlise de Incertezas e Ajuste de Historico

Figura 1.10 — Fases de tratamento de dados e “upscaling” para utilizacio das propriedades petrofisicas
(em especial as curvas de permeabilidade relativa) na simulacéo de escoamento. Em destaque a fase que é
objetivo deste trabalho. Fonte: Elaborada pelo autor

A fase de caracterizacdo laboratorial da rocha do reservatorio é realizada em pedacos
pequenos de rocha, se comparados ao reservatorio ou a célula de simulacdo, podendo ser
consideradas informagdes pontuais para o reservatorio. Esta caracterizacdo é limitada devido
a esta diferenca de escalas, o que deve ser tratado pelas etapas 3 e 4 (upscaling) na Figura
1.10. A funcdo do upscaling neste cendrio é determinar as propriedades estaticas e dinamicas
da rocha na escala da célula de simulacdo, considerando a propriedade “pontual” medida em
laboratério e informacdes de escalas maiores, obtidas por modelagem e por ferramentas de

perfilagem, testes de formagao, ou sismica, entre outras.

Apbs a correta determinacdo das propriedades das células de simulacdo, com suas
respectivas incertezas, provenientes tanto da caracterizacdo quanto dos processos de upscaling
e determinagdo de classes, 0 escoamento no reservatorio é simulado, item 5 da Figura 1.10,
em diversos cenarios de incerteza das propriedades da celula de simulacdo e do proprio
modelo geoldgico, item 6 da Figura 1.10. Utilizando a simulagdo é possivel ao analista definir
posicionamento dos pocos, condicbes de vazdo de injecdo e producdo, métodos de

recuperacdo mais apropriados, etc.
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Exceto em caso de reservatorios “homogéneos **

, ¢ praticamente impossivel
caracterizar completamente as propriedades petrofisicas® de cada ponto do reservatério, o
que torna a classificacdo das rochas um passo indispensavel para a correta caracterizacdo e

simulacdo de escoamento no reservatorio.

A classificacdo de rochas pode ser realizada de diversas maneiras e receber diversos
nomes, cada maneira com suas vantagens e limitagdes. ARCHIE (1950) propunha uma
classificacdo chamando-a de “Tipo de Rocha” definida como “...uma formac¢do depositada
em condigdes similares e que sofreu posteriormente semelhantes processos climaticos,
cimentacao ou ressolubiliza¢éo...”. De acordo com Archie, as rochas do mesmo “tipo” teriam
semelhantes distribuicdo de garganta de poros, relacdo porosidade-permeabilidade, curvas de
pressdo capilar e saturacdo de dgua conata. RUSHING et al. (2008) dividem os métodos de
classificagdo de rochas, também conhecidos como ‘“rocktyping”, em Deposicionais,
Petrogréficos e Hidréaulicos e sumariza outras classificagdes como Litofacies®®, Petrofacies e
Eletrofacies. Todas estas classificacdes levam em consideracdo propriedades estaticas e
quase-estaticas ou de escoamento monofasico para a determinacdo dos grupos. No entanto,
HAMON e BENNES (2004) mostraram que estas classificacbes podem ndo ser capazes de
capturar toda a variabilidade das curvas de permeabilidade relativa. REBELE et al. (2009),
em uma abordagem semelhante, utiliza classificacdes especificas para as curvas de

permeabilidade relativa chamadas de “Dynamic Rocktypes”.

A determinagdo dos “Rocktypes” dinamicos pode ser dificil, pois a quantidade de
variaveis que controlam as curvas de permeabilidade relativa é grande e, além disso, as

interagBes entre estas variaveis sdo desconhecidas e complexas.

Neste trabalho é proposta uma metodologia para determinagdo de “Dynamic Rocktypes”
com dispersdo minima e, consequentemente, minima incerteza para a definicdo dos cenarios-
limite, otimista e pessimista. Também € proposta a adocdo de metodologia estatistica para a
determinacdo destes cenarios-limite, resolvendo problemas encontrados na abordagem

tradicional, detalhada ao longo do texto.

** Homogeneidade é um conceito dependente da escala. Dificilmente um reservatério seria homogéneo em todas
as escalas em que ele é avaliado.

% propriedades fisicas das rochas e da interagdo das rochas com fluidos.

% |itofacies sdo facies baseadas em caracteristicas mineralégicas, petrograficas e paleontolégicas relacionadas
com aparéncia, textura e composi¢do da rocha (RUSHING, NEWSHAM e BLASINGAME, 2008)
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1.3 METODOLOGIA

Nao ¢ objetivo encontrar “a curva” que representa um determinado meio poroso. As
rochas tém heterogeneidades, como ficou claro na Figura 1.8, que impedem que seja possivel
de se obter uma curva de permeabilidade relativa que represente o escoamento de um meio
poroso distinto daquele analisado em laboratério. No entanto, a impossibilidade da existéncia
de uma curva Unica néo inviabiliza a proposta de uma metodologia para obtencéo de classes

que tenham a dispersdo minimizada, ou em outras palavras, a representatividade maximizada.

A metodologia apresentada para obtencdo de curvas representativas de classes de rocha
do reservatorio, utiliza teorias de agrupamento associadas a processos de otimizagdo. Esta
associacao de métodos ndo foi encontrada na bibliografia pesquisada. O detalhamento da
bibliografia e do método de associacdo sera realizado mais adiante, no Capitulo 2 e Capitulo
3, respectivamente. No entanto, uma ideia inicial sera apresentada nesta se¢do para embasar
as discussdes necessarias no capitulo de revisdo bibliogréfica e adiantar a compreensao da

proposta por parte do leitor.

A aplicacdo das classes no modelo do reservatério demanda que as informacdes de
pertinéncia de um “tipo de rocha”, isto é, um conjunto de propriedades usadas para atribuir a
um meio poroso uma determinada classe, estejam disponiveis a priori no modelo. Assim, a
técnica de agrupamento ndo pode usar caracteristicas da propria curva de permeabilidade
relativa para gerar os agrupamentos, a ndo ser que alguma destas caracteristicas esteja
presente a priori. Desta forma ndo ha garantias de que os agrupamentos gerados minimizem a

disperséo das curvas de permeabilidade relativa nos grupos.

Associando métodos de agrupamento que poderiam determinar grupos com
caracteristicas semelhantes em relacdo a propriedades disponiveis no modelo geolégico com
uma técnica de otimizacdo, que poderia avaliar os agrupamentos gerados com diversos
parametros e pesos, é possivel determinar o melhor conjunto de dados para expressar as

correlagdes com as curvas de permeabilidade relativa.

A Tabela 1.1 mostra a comparagdo do uso da técnica de agrupamento aplicada aos
dados do modelo geoldgico, cuja qualidade em relacéo a dispersdo de permeabilidade relativa

nos grupos gerados ndo pode ser garantida, com a aplicacdo desta técnica em relagdo aos
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parametros de descri¢do da propria curva, cujo resultado ndo poderia ser utilizado. A proposta
atual permitiria agregar as vantagens de ambos 0s casos.

Tabela 1.1 — Comparagdo do agrupamento utilizando caracteristicas do modelo geoldgico e
caracteristicas das curvas de permeabilidade relativa

Possibilidades Qualidade Aplicacao
Agrupar em fungdo de caracteristicas das curvas de . =
e . Superior Nao
permeabilidade relativa
Agrupar em fungdo de proprllec%ades presentes no modelo Inferior Ok
geoldgico
Agrupar em propriedades do modelo geolégico, até minimizar a .
. o Superior Ok
dispersdao de KREL

Esta associacdo de uma técnica de agrupamento com um método de otimizacao
aplicados relacionando espacgos vetoriais distintos, um formado por propriedades do modelo
geoldgico e outro por propriedades da curva de permeabilidade relativa, com o objetivo de

minimizar a dispersdo da propriedade derivada®’, ndo foi encontrada na literatura atual.

A proposta de metodologia desta tese ndo se limita a associacdo de uma técnica de
agrupamento especifica com uma técnica de otimizacao especifica. A aplicacdo desta técnica
também ndo esta limitada a determinacdo de classes de rocha de permeabilidade relativa, mas
a determinacdo de agrupamentos embasados em um espaco de propriedades, mas cujo
resultado seja coerente em um segundo espaco de propriedades (onde serd medida a
dispersdo). A selecdo da técnica de agrupamento e otimizacdo adequadas é dependente do
problema a ser abordado, bem como dos espacos de propriedades selecionados. Nas
avaliacGes realizadas para a verificagdo da metodologia foi utilizado um método de
otimizacdo heuristico, o recozimento simulado, e técnicas de agrupamento hierarquico (com
critérios de ligacdo WPGM, UPGM, Person) e particionais (k-médias). Todos estes métodos e

técnicas serdo detalhados mais adiante no Capitulo 2.

1.4 ORGANIZACAO DO TEXTO

O texto comega por uma introducdo, ja apresentada neste capitulo, onde o problema é

descrito e delimitado, incluindo-se uma breve descricdo do processo de avaliacdo de

%" As classes sdo instituidas com a finalidade de atribuir informacBes adicionais as células do modelo do
reservatorio através da determinacdo de propriedades representativas de cada uma destas classes. Estas
propriedades sdo chamadas neste texto de propriedades derivadas, pois sdo resultantes do agrupamento.
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reservatorios e do escoamento em meios porosos, onde o problema se insere, além de uma
breve discussdo sobre as limitagdes inerentes as curvas de permeabilidade relativa. Também é

introduzida uma descricé@o da contribuicdo desta tese para a avaliagdo de reservatérios.

No Capitulo 2 é apresentada uma revisdo bibliografica sobre os métodos tradicionais de
definicdo de classes para posterior aplicacdo de propriedades petrofisicas aos modelos
geoldgicos *® e de simulagdo . Na revisdo bibliografica também sdo apresentadas as
ferramentas disponiveis em literatura que foram (ou poderiam ser) usadas para metodologia
proposta. Qutras ferramentas sdo descritas na revisdo bibliografica em funcdo de
similaridades com a proposta desta tese, com o intuito de demonstrar que, apesar das
similaridades, se tratam de ferramentas com atuacfes e objetivos distintos da metodologia

desta tese.

A proposta de metodologia é apresentada no capitulo subsequente (Capitulo 3),
intitulado “Determinacéo de classes de rocha relacionadas & permeabilidade relativa”. Nesta
secdo é apresentada a abordagem de solucdo do problema, explicitando como as ferramentas

descritas sdo usadas.

No Capitulo 4 sdo apresentados os resultados dos trabalhos realizados com intuito de
mostrar a capacidade da metodologia proposta neste texto. Primeiramente sdo apresentados
resultados da aplicacdo da técnica a dados sintéticos, com objetivo de verificar a capacidade
em um cenario controlado e de respostas conhecidas. Em seguida, a técnica é aplicada a um

conjunto de curvas de reservatdrios analogos reais.

Adicionalmente, os resultados da aplicacdo da técnica foram avaliados em uma
simulacdo de escoamento em alguns modelos de reservatdrio, mostrando a sensibilidade de

cada tipo de modelo a reducéo de incerteza dos agrupamentos de permeabilidade relativa.

No Capitulo 6 séo discutidas diversas peculiaridades da aplicacdo desta metodologia. A
utilizacdo inadequada pode levar a resultados claramente espurios ou até a resultados que

parecem razoaveis mais sdo incoerentes.

%8 0 modelo geolégico é um modelo espacial de distribuicdo de tipos de rocha em fungdo da histéria geolégica
da bacia sedimentar deduzida a partir das informagBes conhecidas sobre a geologia regional e de dados do
reservatario.

% 0 modelo de simulagdo é um modelo baseado no modelo geoldgico, geralmente mais grosseiro que este pois
lida com um conjunto de equacBes mais complexas que demandam muito poder computacional para solucéo de
sistemas muito grandes.
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O texto contém ainda uma conclusdo resumindo o que foi apresentado no Capitulo 6,
uma secdo sobre trabalhos futuros (Capitulo 7), anexos e apéndices com informacGes

complementares.

Foram utilizadas notas de rodapé para descrever sucintamente termos técnicos da
indUstria de petroleo e explicitar detalhes especificos, importantes para ndo serem abordados,

mas desnecessarios em uma leitura mais dindmica do texto.
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CAPITULO 2
REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1 DEFINICAO DE CLASSES DE ROCHA NA AVALIAGAO DE RESERVATORIOS

Dentro do processo de avaliacdo do reservatorio sdo determinadas as propriedades
petrofisicas de cada ponto da formacdo produtora, onde a unidade pontual é a célula do
modelo discretizado. A cada célula do modelo geoldgico, inicialmente sdo atribuidas
caracteristicas geoldgicas (litofacies ou associacdo de facies) e petrofisicas béasicas
(porosidade) em funcgdo da posicao da célula no modelo gerado por técnicas de geoestatisticas

que corroboram com informacdes extraidas de ferramentas sismicas e de perfilagem.

Cada célula do modelo precisa ser caracterizada ainda em relacdo a outras propriedades,
que geralmente ndo podem ser deduzidas diretamente de ferramentas de sismica e perfilagem,
como permeabilidade absoluta, permeabilidade relativa e pressdo capilar. Caso houvesse uma
relacdo Unica entre as propriedades presentes e ausentes, seria possivel atribuir diretamente
estas ultimas as células. Isso, no entanto, devido a complexidade do meio poroso, ndo é
geralmente o caso, resultando na necessidade de agrupamentos em classes. Nestas classes,
amostras semelhantes, que tém correlacGes similares sdo consideradas representantes de

grupos com comportamentos definidos (com correlacdes especificas).

Incialmente, os agrupamentos séo definidos com objetivo de obter correlagfes entre
propriedades basicas, este processo é chamado neste texto de “Rocktyping Basico”. Algumas
vezes estes mesmos agrupamentos sdo utilizados para atribuicdo de propriedades especiais, no
entanto, nem sempre esta € uma boa estratégia. Neste caso é uma boa pratica utilizar
agrupamentos especificos para propriedades mais complexas, cujo processo de determinacao

¢ chamado neste texto de “Rocktyping Especial”.

As curvas de permeabilidade relativa séo obtidas em ensaios laboratoriais ou simulagdes
computacionais de escoamento em escala de poros em meios porosos com dimensdes nao
maiores que poucos decimetros, diminutos se comparados com reservatorios comerciais.

Estas curvas sdo geralmente bastante dispersas mesmo em meios porosos classificados como
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semelhantes (pontos de regides razoavelmente*® homogéneas). A utilizacdo coerente das
curvas de permeabilidade relativa tem, dependendo da homogeneidade do reservatorio, que
passar por dois processos bem caracteristicos: a classificagdo da rocha, ou rocktyping, e o
upscaling. Cada reservatério e cada grupo de avaliacdo pode utilizar diferentes abordagens e
diversas etapas em cada um destes processos. O foco deste trabalho esta no processo de
rocktyping.

A Figura 2.1 resume o processo de génese e uso do rocktype (RT). A génese do
rocktype, ou rocktyping, consiste em duas partes, que foram mostradas anteriormente na
Figura 1.5: a definicdo e a caracterizagdo. A definicdo tem como objetivo determinar
correlagfes que permitam identificar a que rocktype pertence cada célula e amostra analisada,
isto é, as relacOes de pertinéncia do rocktype. Com este objetivo, tanto no processo tradicional
quanto na definicdo dos rocktypes dindmicos, é fundamental que as propriedades utilizadas na
definicdo do RT estejam presentes a priori, isto é, antes da aplicacdo do RT, nas células do

modelo do reservatorio.

Amostras Geénese do Rocktype Uso doRT Célula do
analisadas (RT) modelo
4
H Y .
.Medldas Propriedades Propriedades
““"Z"?‘d.a§ na de definigao | conhec_l_das
deflnlgao do RT | (Mesmas utilizadas
7 na definicdo do RT)
|
4 N\
0
Medidas .
- Propriedades ;
utilizadas na de Qpncagéo ' Propriedades
caracterizagéo doRT | Derivadas
. J ——

Figura 2.1 — Processos de génese e uso do rocktypes (RT). A seta pontilhada mais clara indica o uso de
informacdes de permeabilidade relativa na génese do RT, no caso do rocktyping dindmico, mas esta informacao
nao fara parte do conjunto de propriedades que definem o RT. Fonte: Elaborada pelo autor

A diferenca principal entre o rocktyping tradicional e o dindmico € a utilizacdo de
informacdes das curvas de permeabilidade relativa, pelo Gltimo, como informacéo acessoria
para determinacdo de correlagcdes. Na Figura 2.1 a seta pontilhada indica a utilizacdo (por
alguns métodos de rocktyping) de informacGes das propriedades derivadas para direcionar a
definicdo dos Rocktypes, mas como estas propriedades ndo estdo presentes no modelo

geoldgico ndo podem ser parte das propriedades que definirdo os limites de pertinéncia do RT.

“0 Regides com propriedades permoporosas e faceoldgicas semelhantes, isto é, visualmente semelhantes em
escala de centimetros e com permeabilidade absoluta e porosidade similares.
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A caracterizacdo dos Rocktypes consiste em determinar®! propriedades (derivadas) que
possam ser representativas de cada RT. O principal objetivo do processo de rocktyping é

possibilitar a distribuicdo destas propriedades derivadas no modelo do reservatdrio.

O uso do RT consiste de duas acOes: a determinacdo, em funcdo das propriedades
conhecidas da célula, do RT referente aquela célula; e a aplicacdo das propriedades derivadas
do RT nas células do modelo. As propriedades derivadas podem ser fixas, isto é, serem
invariaveis em cada rocktype, ou ter correlacdes com as propriedades conhecidas da célula o

que resulta em propriedades variaveis dentro do mesmo rocktype.

Um exemplo comum desta variacdo de propriedades dentro do mesmo RT é a
determinacédo de relacGes para os pontos extremos das curvas de permeabilidade relativa em
funcdo de propriedades presentes a priori na célula do modelo, como a saturacdo de agua
inicial, Swi** e a saturagdo de 6leo residual, Sor, em funcdo da permeabilidade absoluta, bem
como a permeabilidade relativa ao 6leo na condicdo inicial, k,@Syi, em funcdo do S, entre
outros. As correlagdes sdo obtidas de dados de amostras que pertencam ao RT em anélise.

Na Figura 2.2 é apresentada a avaliacdo da relacdo entre Sy; e permeabilidade absoluta.
Apesar do baixo coeficiente de determinacdo, R? (Draper & Smith, 1998), dois grupos tém
tendéncias coerentes com o esperado e o terceiro, com menos amostras, tem uma tendéncia
inversa e ndo esperada®. A interpretacéo destes graficos mostra que o grupo menor nao esta
caracterizado adequadamente e necessita de andlises adicionais para melhorar sua
representatividade, sendo mais prudente considerar, enquanto isso, uma propriedade constante
(com seus limites de incerteza). Os dois grupos maiores ja apresentam tendéncias mais
coerentes. A dispersdo em torno destas tendéncias pode ser usada na analise de incerteza da
simulacdo de escoamento no reservatdrio. No caso de trés grupos bem caracterizados espera-
se trés tendéncias entre Sy € Kkans, possivelmente coerentes, mas distintas, e trés regides de

incerteza em torno das tendéncias.

*! Determinar propriedades constantes por RT ou como fung@es das propriedades presentes (também por RT)

*2 Saturagdo de agua inicial é, em geral, a saturagdo de 4gua irredutivel, isto é, a saturacdo de agua ndo movel,
por estar descontinua, geralmente presente no reservatério, em regides distantes do aquifero, antes do inicio da
explotagdo do reservatério. As curvas de permeabilidade relativa sdo determinadas a partir deste ponto, com
permeabilidade nula a 4gua, pois a 4gua é imdvel nesta condicéo.

* A tendéncia mais usual é de queda do S, com o aumento da permeabilidade absoluta.
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Figura 2.2 — Correlagdes entre S,; € kaps para os rocktypes (RT) da avaliacdo 425, As linhas representam as
regressdes lineares do conjunto de dados de cada grupo. Fonte: Elaborada pelo autor

2.1.1 Rocktyping Basico (Classificaciio “petro-geoldgica®”)

A classificacdo das rochas é um processo fundamentalmente estatistico e de
reconhecimento de padrdes, onde devem ser determinados parametros que definam as classes
de rocha (Kazemi, et al., 2012; Kazemi, et al., 2012), muitas vezes chamadas de petrofacies
ou rocktypes, com duas importantes caracteristicas: 1) agrupar propriedades petrofisicas, em
especial, a permeabilidade relativa, de modo a minimizar a sua variancia dentro da classe, e 2)
ter representacdo no modelo do reservatério, de modo que as classes geradas possam ser
distribuidas neste modelo.

Uma das primeiras definicdes de tipo de rocha, antes mesmo do termo “rocktype ™ ser
cunhado, foi dada por ARCHIE (1950), como sendo formacgbes depositadas em condicdes

semelhantes e que passaram por processos diagenéticos*® semelhantes.

RUSHING et al. (2008) comentam sobre a classificacdo das rochas em litofacies,
petroféacies e eletrofacies, definidos por PORRAS et al. (1999)*" e PEREZ et al. (2005) como

a sequir:

* O programa utilizado para determinar os melhores agrupamentos resultou em mais de 7000 possibilidades.
Cada resultado foi numerado sequencialmente.

** Termo cunhado por REBELE et al. (2009) para descrever a classificacdo das rochas em funcdo de
propriedades de petrofisica basica e geoldgicas

*® Em geologia e outras ciéncias correlatas, diagénese refere-se as alteraces da rocha posteriores ao processo
deposicional.

*" PORRAS et al. (1999) comparam em seu artigo as Hydraulic Flow Units, Litofacies e Petrofacies.
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a)

b)

c)

Litofacies sdo fécies baseadas em caracteristicas mineraldgicas, petrogréficas e
paleontoldgicas relacionadas com aparéncia, textura e composi¢do da rocha;

Petrofacies sdo baseadas na distribuicdo de gargantas de poros tendo, portanto,
caracteristicas semelhantes de escoamento de fluidos;

Eletrofacies sdo baseadas em respostas semelhantes de ferramentas de perfilagem,

sendo resposta de caracteristicas geoldgicas, mineraldgicas, entre outras.

RUSHING et al. (2008) divide os rocktypes em trés classes: deposicionais,

petrogréaficos e hidraulicos, como descritos a seguir:

a)

b)

Rocktypes Deposicionais seriam aqueles baseados na descrigdo macroscopica da rocha,
agrupados em funcdo da similaridade em composicéo, textura, estrutura sedimentar e
sequéncia estratigrafica*®;

Rocktypes Petrogréaficos seriam baseados na descricdo microscopica da estrutura porosa
atual, sendo influenciado por composicgéo, textura, mineralogia e diagénese;

Rocktypes Hidraulicos seriam definidos também em funcéo de caracteristicas em escala
de poros (caracteristicas microscépicas), mas com enfoque fisico (em contraposi¢do ao
enfoque geoldgico dos rocktypes petrograficos), baseados em capacidade de fluxo e

armazenamento, respectivamente permeabilidade e porosidade.

Uma abordagem tradicional para defini¢cdo de rocktypes hidraulicos consiste em obter

padrBes distintos para a relacdo entre porosidade e permeabilidade e considera-los classes

distintas, como exemplificado na Figura 2.3, chamadas por alguns autores (Desouky, 2003;
Sharma, et al., 2011; Guo, et al., 2005) de unidades de fluxo (Hydraulic Flow Unit, HFU).

Na Figura 2.3 é apresentada uma compilagdo realizada por CHERAZI e REZAEE,

(2012) dos agrupamentos propostos por diversos autores (Kozeny, 1927; Spearing, et al.,

2001; Berg, 1970; Sen, et al., 1990; Schlumberger, 1991), ou utilizando equacdes genéricas,

como a equacdo de poténcia,

kabS = A ' ¢B ) (21)

8 A estratigrafia de sequéncias é focada na anélise de mudancas faceol6gicas e de caracteristicas geométricas do
estrato e identificacdo de superficies-chave para determinar a ordem cronolégica de preenchimento da bacia
sedimentar e de eventos erosivos (CATUNEANU et al., 2008).
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onde A e B sdo pardmetros de ajuste (no grafico apresentado na Figura 2.3, B foi mantido

constante com o valor quatro)

Também podem ser observadas na Figura 2.3 as isolinhas*® de funcdes que relacionam
permeabilidade e porosidade. Estas isolinhas definem limites de classes de rocha. Isto €, entre
duas isolinhas encontra-se uma classe. Se for possivel perceber padrdes nos dados
experimentais de permeabilidade e porosidade que, alterando os parametros, podem ser

isolados por estas isolinhas, sdo definidos grupos diretamente.

No entanto, frequentemente se observa no espaco de permeabilidade x porosidade uma
nuvem de pontos sem padrBes distinguiveis. Neste caso, 0s pontos apresentados podem ser
agrupados em funcdo de um terceiro parametro, como por exemplo, litofacies. Se os grupos
apresentarem padrfes que podem ser isolados por estas isolinhas, sdo definidos os limites dos

grupos determinados por este terceiro parametro em funcdo da permeabilidade e porosidade.
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Figura 2.3 — Agrupamentos e relacgdes entre porosidade e permeabilidade. Modificado de CHEHRAZI e
REZAEE (2012)

AMAEFULE et al. (1993) propdem um procedimento matematico para determinacao

das HFU, incluindo a determinagédo da quantidade delas em fungdo dos dados de porosidade

* Linhas que descrevem os pontos cujo valor de um certo pardmetro é constante
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(®) e permeabilidade (k). Para tal propde a expressao definindo um indice de unidade de
fluxo (Flow Zone Index, FZI):

RQI

FZI=—®/(1_®),

(2.2)
onde RQI € o indicador de qualidade do reservatério (Reservoir Quality Indicator). Este

indicador tem unidade de comprimento™ e é calculado pela equagdo

k
ROI = |—. (2.3)
Q j;

O FZI tem relacdo matematica com caracteristicas do meio poroso quando este é
modelado da forma que CARMAN (1937; 1956) prop6s a partir de um trabalho de KOZENY
(1927), em uma equacdo bastante usada em modelagem de escoamento no meio poroso

conhecida como equacédo de Kozeny-Carman, dada por:

1 @3

k= )
12 SZ Fg (1 — 9)?

(2.4)

onde 7 é a tortuosidade do meio poroso, definida como uma relacdo entre o comprimento, L,
percorrido por uma particula e 0 comprimento equivalente, L, que seria percorrido em linha

reta entre 0s mesmos pontos,

T (2.5)

L
L.’
Sy é a relacdo entre a area superficial e o volume dos poros em contato com o fluido, Fs, é

um fator de forma do poro e @, a porosidade do meio poroso.

Apos um algebrismo simples chega-se a

%0 Usualmente a equagéo (2.3) vem acompanhada de um fator de converséo (0,0314) de modo a resultar em um
RQI em micrometros, para uma permeabilidade em mD e porosidade em fracéo.
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1
FZI :m. (2.6)

Portanto, no modelo de Kozeny-Carman, o FZI tem relacionamento com caracteristicas

geométricas do meio poroso que esta representando.

Outra técnica de determinacdo de classes é a utilizacdo do grafico de Lorenz
(Stratigraphic Lorenz Plot — SLP) que plota a relacdo entre capacidade de fluxo (produto da
permeabilidade pela espessura da camada, KH) e capacidade de armazenamento (produto da
porosidade pela espessura da camada, PhiH) na ordem estratigrafica (Liu, et al., 2012). Esta
técnica foi utilizada por GUNTER et al. (1997) e € mostrada na Figura 2.4. Utilizando esta
técnica, pode-se dividir o reservatorio em camadas de propriedades de fluxo semelhantes,
também consideradas, como em outras técnicas, HFUs, e escolher amostras destas HFUs para

caracteriza-las.
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Figura 2.4 — Grafico de Lorenz estratificado, SMLP. A direita, camadas em profundidade, apenas para
mostrar que o gréafico de Lorenz é plotado em ordem estratigrafica e ndo reflete a espessura das camadas, mas
as suas capacidades de fluxo (em funcéo das suas capacidades de armazenamento). Graficos modificados de
GUNTER et al. (1997).

Também existe o grafico de Lorenz modificado (Modified Lorenz Plot — MLP),
exemplificado na Figura 2.5, que ao contrario do SLP ou SMLP ndo é plotado em ordem
estratigrafica, mas em ordem de unidades de fluxo definidas anteriormente por outra técnica

de classificacdo (Liu, et al., 2012).
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Figura 2.5 — Gréfico de Lorenz Modificado, MLP. A esquerda, camadas em profundidade. Graficos
modificados de GUNTER et al. (1997).

Em um processo tradicional de rocktyping, definida a correlacdo entre permeabilidade e
porosidade e os limites que separam 0s agrupamentos, as amostras que realizaram ensaios
mais complexos, séo classificadas nestes grupos, em funcdo das suas propriedades de
permeabilidade e porosidade. A cada grupo € associado um conjunto de propriedades mais

complexas, como permeabilidade relativa e pressao capilar.

2.1.2 Rocktyping Especial (Classificacio em “Grupos Petrofisicos™ *) e “dynamic
rocktyping”

HAMON e BENNES (2004) dividem as petrofacies em dois grupos: petrofacies
baseadas em petrofisica basica (caracterizacdo monofasica de petrofisica) e baseadas em
petrofisica especial. O objetivo desta tese € apresentar petrofacies focadas em permeabilidade

relativa, pertencentes, portanto, a segunda classificacéo.

REBELE et al. (2009) dividem as petrofacies em estaticas, chamadas pelos autores de
grupos petrofisicos, e petrofacies dindmicas. Os autores defendem que caracteristicas estaticas
(petrofisica basica e pressdo capilar ou distribuicdo de gargantas de poros) podem nao

capturar a variabilidade das curvas de permeabilidade relativa.

*! Termo cunhado por REBELE et al. (2009) para descrever a classificacdo das rochas em funcéo de
propriedades de petrofisica bésica e geoldgicas, juntamente com propriedades capilares (distribuicdo de
gargantas de poros e curvas de pressao capilar.
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REBELE et al. (2009) em seu artigo apresentam um fluxograma de rocktyping que
culmina com os “dynamic rocktypes” ou DRTs. O fluxograma inicia-se com a abordagem
tradicional da determina¢ao do que os autores chamaram de “Petro-Geological Groups”
(PGG), que sdo agrupamentos que levam em consideracdo resultados de petrofisica basica
(permeabilidade absoluta, porosidade e densidade dos gréos), perfis e descricdo geoldgica.
Em seguida sdo gerados os grupos denominados pelos autores “Petrophysical Groups” (PG)
obtidos pelo agrupamento de meios porosos em fungdo das mesmas propriedades utilizadas na
geracdo dos PGG, além de distribuicdo de gargantas de poros, curvas de pressao capilar e
outros parametros obtidos em estudos sedimentologicos das amostras retiradas do

reservatorio.

REBELLE e LALANNE (2014) indicam que geram grupos petrofisicos utilizando redes
neurais em funcdo ndo apenas de porosidade e permeabilidade absoluta, mas também
densidade dos grdos e parametros das curvas de pressao capilar. Fica clara uma evolugéo da
proposta de REBELLE e LALANNE (2014) em relacdo a utilizacdo de determinagdes
subjetivas de agrupamentos no espaco bidimensional de porosidade e permeabilidade
absoluta. Em sequéncia estes autores propdem ainda os “Static RockTypes” ou SRT, que sdo
adequacgdes dos PGs levando em consideracfes caracteristicas geologicas, incluindo a
diagénese, e a relacdo com as respostas de perfil, de modo a atribuir uma assinatura rastreavel
dos grupos em perfis. Esse rastreamento dos SRTs em perfis facilita a distribui¢do dos grupos

no modelo geoldgico.

Os PGs ndo sdo capazes de capturar a complexidade das curvas de permeabilidade
relativa, REBELE et al. (2009) citam HAMON e BENNES (2004) e defendem que além dos
parametros ja mencionados para determinacdo dos PGs propriedades petrofisicas dinamicas,
em especial as proprias curvas de permeabilidade relativa, e indicadores de molhabilidade,
como a distancia ao nivel de &gua livre®?, por exemplo, devem ser usados em uma descricdo

multivariada para determinacdo dos rocktypes dindmicos.

Um fluxograma simplificado sobre o processo tradicional de determinacéo de rocktypes

e sua comparagdo com o método de Rocktyping dindmico é apresentado na Figura 2.6

°2.0 nivel de agua de agua livre é definido como a profundidade onde a pressdo da 4gua e do 6leo sdo iguais, ou,
em termos de pressdo capilar, esta é nula. (ABDALLAH et al., 2007)
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Figura 2.6 — Comparacéo entre os processos de defini¢do tradicional do rocktype e do dynamic rocktyping.
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Fonte: Elaborada pelo autor

A principal contribuicdo desta tese estd na proposicdo de uma técnica de determinacéao
de rocktypes dindmicos de uma forma estruturada e (semi) automatizada com a aplicagédo de
técnicas de agrupamento associadas a um processo de otimizagdo, de modo a obter
agrupamentos em um espaco de propriedades do modelo geolégico em conjunto com

resultados de baixa dispersdo em um espaco de propriedades da propriedade derivada, a

permeabilidade relativa, neste caso.

Na literatura foram encontrados diversos metodos de determinagdo de rocktypes,
apresentados nesta secdo, diversos métodos de agrupamento e otimizacgdo, apresentados mais
adiante neste capitulo, mas nenhum método que reunisse as ferramentas como esta sendo

proposto neste trabalho.
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2.2 TECNICAS DE AGRUPAMENTO

De acordo com JAIN (2009), “A Analise de Agrupamento € o estudo formal de métodos
e algoritmos para agrupamento de elementos de acordo com suas similaridades ou
caracteristicas intrinsecas medidas ou percebidas”. A Analise de Agrupamento conta com
uma grande gama de métodos para separar dados em grupos, cada método mais adequado a
alguns cenarios. A caracteristica mais comum para definicdo dos grupos em um agrupamento
¢ a distancia dos seus constituintes, como mostrado na Figura 2.7. Deseja-se neste caso obter

grupos cujos elementos 0s sejam mais proximos entre si.
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Figura 2.7 — Agrupamento por proximidade no espaco n-dimensional (neste caso, para facilitar a
representacao grafica, bidimensional) de parametros de agrupamento. Fonte: Elaborada pelo autor.

Os métodos de agrupamento podem geralmente ser divididos em dois grandes grupos:
agrupamentos hierarquicos e particionais (Jain, 2009). O agrupamento hierarquico
recursivamente aglutina individuos em grupos desde os mais proximos até os mais distantes,
até que todos os individuos facam parte de um Unico grupo. Este processo pode ser
representado graficamente por uma estrutura tipo arvore chamada dendograma, como €
mostrado mais adiante (na Figura 2.9). O agrupamento particional divide os individuos em
um namero, geralmente pré-definido, de grupos tentando otimizar uma funcdo objetivo,
geralmente relacionada com o maximo de distancia intergrupos e o minimo de dispersao

intragrupo.
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Além das técnicas especificas para agrupamento a utilizacdo de redes neurais auto
organizaveis, principalmente o mapa de Kohonen, também é bastante comum (Lozano, et al.,
1996; Godin, et al., 2005; Dragomir, et al., 2014).

MOK et al. (2012) defendem que ndo ha uma técnica de agrupamento que se aplique
universalmente a todos os conjuntos de dados porque os algoritmos séo baseados em certas
heuristicas referentes a como os individuos se relacionam no conjunto de dados, isto é, como
sdo a forma e os critérios que definem os grupos. Neste trabalho foi inicialmente escolhido
utilizar o agrupamento hierarquico, pois dele resulta o dendograma que pode ajudar a
interpretar a relagdo entre as amostras e curvas de permeabilidade relativa. Também se
aplicou uma técnica de agrupamento particional (k-médias). No entanto, a tese defendida
neste texto ndo se limita a aplicacdo de uma técnica especifica de agrupamento ou otimizacao,
mas sim a metodologia de utilizacdo conjunta de uma técnica de agrupamento com uma

técnica de otimizacdo, mais adequadas a cada caso.

Uma caracteristica complexa, porém desejavel quando possivel, é a determinacdo do
numero de classes que os dados naturalmente possuem, em contraposi¢cdo a imposicdo da
separacdo dos dados em “k” classes determinadas a priori. MOK et al. (2012) prop6em uma
técnica de identificacdo de nimero de grupos integrando resultados de diversos agrupamentos
definidos por uma técnica usual e avaliados em uma matriz de decisdo computados 0s

agrupamentos mais frequentes.

KUO e LIN (2010) utilizam redes neurais para determinacdo do numero de grupos
naturais de um conjunto de dados para entdo proceder com técnicas de agrupamento para

determinar os elementos de cada grupo.

LIU et al. (2011) utilizam um processo de agrupamento baseado em PSO (Particle
Swarm Optimization) para determinar o numero de facies sismicas adequado de um

determinado conjunto de dados.

HAMZABAN e MEMARIAN (2008) utilizam uma técnica de agrupamento sequencial,
proposta no artigo, atribuindo-se novos grupos em funcdo de uma distancia maxima para
pertinéncia do individuo a um certo grupo. Quanto maior a distancia maxima admitida, menor
0 numero de grupos gerados, e vice-versa. Uma analise de sensibilidade em relacdo a
definicdo da distancia maxima e do numero de grupos gerados resulta na determinacdo do

numero de grupos mais apropriado.
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No caso do agrupamento de permeabilidades relativas, no entanto, dois problemas
surgem relativos a avaliagdo natural do nimero de grupos: 1) a pequena quantidade de dados
disponiveis que resulta geralmente em uma superdimensionalizacdo do ndmero de grupos,
pois os dados ainda esparsos demais sao considerados grupos quase unitarios, 2) 0 nimero de
grupos de permeabilidade relativa a ser utilizada pelo modelo de simulacdo é muitas vezes
limitado pela capacidade computacional disponivel para rodar o modelo e da quantidade de
dados disponiveis para caracterizar adequadamente cada grupo gerado. Em funcdo das

limitacGes impostas geralmente o nimero de grupos é definido a priori.

2.2.1 Agrupamento Hierarquico

O agrupamento hierarquico, ou agrupamento pareado, € uma técnica de analise de
agrupamento que utiliza uma meétrica para avaliacdo de similaridade ou dissimilaridade
(disténcia) para obter sequencialmente (hierarquicamente) pares de pontos ou subconjuntos

proximos.

Um individuo (uma amostra de rocha, por exemplo) pode ser representado por um
ponto em um espaco n-dimensional de caracteristicas escolhidas deste individuo, onde cada
caracteristica é representada por uma coordenada deste espaco. Usando este espaco e uma
métrica para medir as distancias entre individuos é possivel determinar proximidade entre

eles.

Para realizar o agrupamento, além da métrica para determinar distancia entre
individuos, é necessaria também uma regra para determinar a distancia entre individuos e
grupos ¢ entre grupos. Esta regra é chamada de “linkage criterium” ou critério de ligagdo, em

traducéo livre.

O agrupamento hierdrquico comega com a procura em todo o espago dos dois
individuos mais proximos. Estes individuos sdo agrupados e o método volta a procurar em
todo o espaco pelos dois elementos mais proximos (a palavra elemento esta sendo usada neste
texto quando a referéncia é valida para individuo ou grupo indistintamente). O grupo formado
no passo anterior também é levado em conta na avaliacdo de distancias. O processo continua

até que todos os elementos tenham sido agrupados em um Gnico grande grupo.
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Para a avaliacdo da distancia entre individuos a métrica mais usada é a distancia
Euclidiana (ou norma L, do vetor diferenca), mas ha muitas outras normas que podem ser
usadas, como o0 quadrado da distancia Euclidiana, a distancia Mahalanobis (Mahalanobis,
1936), a norma Minkowski, (também conhecida como norma L) do vetor diferenca (Kruskal,
1964) entre outras (Deza & Deza, 2009).

Em relacéo a distancias entre grupos e entre individuos e grupos, a maioria dos critérios
de ligacdo define um ponto que represente o grupo e mede as distancias como se estivesse
medindo distancias entre pontos. Este ponto representativo pode ser o mais distante, no
critério de ligagdo chamado “complete-linkage” ou o mais proximo, no critério de ligacdo
chamado “single-linkage” ou uma média dos individuos do grupo, em critérios de ligagdo
como o UPGMA (“Unweighted Pair Group Method with Arithmetic Averages”) ou o
WPGMA (“Weighted Pair Group Method with Arithmetic Averages”). Uma explicagdo
detalhada dos critérios de ligacdo mais comuns pode ser encontrada no trabalho de GRONAU
e MORAN (2006).
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Figura 2.8 — Processo de agrupamento hierarquico WPGMC (lado esquerdo de cada coluna) e o
respectivo dendograma (lado direito de cada coluna) de um espaco bidimensional de parametros com seis
individuos. Fonte: Elaborada pelo autor.
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A Figura 2.8 mostra 0 processo recursivo do agrupamento hierarquico usando o critério
de ligagdo WPGMC (“Weighted Pair-Groups Method using Centroids”), onde a dupla de
elementos € substituida pelo seu ponto central. Percebe-se, no quadro 1 da Figura 2.8, que o
algoritmo encontra os dois pontos mais proximos do espaco, 0s agrupa e 0s substitui por um
ponto médio, na sequéncia de quadros o processo continua até que todos os individuos
estejam em um Unico grupo. A diferenca entre os critérios de ligagdo WPGMA ou UPGMA e
suas contrapartidas WPGMC e UPGMC séo detalhadas no Apéndice B.

A parte direita das colunas da Figura 2.8 mostra a formacdo do dendograma
correspondente. No dendograma é representada a distancia entre dois elementos que foram
unidos. Olhando o dendograma é fécil de identificar como os individuos se relacionam nos
grupos, quais sdo os individuos mais proximos, quais sdo os outliers®, etc. Este tipo de
avaliacdo pode ser realizado diretamente no grafico do espaco, se ele for bidimensional ou
tridimensional, mas em um espago n-dimensional, com n maior que trés, esta avaliagcdo se

torna impossivel ou muito dificil.

A partir do dendograma é possivel verificar graficamente certos agrupamentos de
amostras. No exemplo apresentado na Figura 2.9, caso se deseje dividir o conjunto de

amostras em trés grupos, os conjuntos “aparecem” naturalmente:
{18,4,2,3,22,15,16,14,21,13,5,24,1,7,9,12},; {19,20,11}; {6,10,8,23,17}.

Qualquer outro nuimero de conjuntos (entre dois grupos e o numero de amostras)

poderia ser obtido apenas escolhendo diferentes distancias maximas entre 0s conjuntos.

Pelo grafico da Figura 2.9 é possivel perceber que as amostras 8 e 23 sdo as mais
préximas entre si (no espaco de agrupamento utilizado) seguidas pelas amostras 2 e 3, e assim

sucessivamente.

A observacdo do dendograma também facilita a interpretacdo do método de
agrupamento pareado, onde as duas amostras mais proximas, de um conjunto de “m”
amostras, sao substituidas por uma amostra “média” e esta ¢ entdo avaliada no conjunto de

“m-1"’ amostras.

>3 Alguns elementos podem aparecer claramente distantes de todos os demais, ndo pertencendo a nenhum
agrupamento (a ndo ser quando poucos grupos ou apenas um grupo resta)
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Figura 2.9 — Dendograma do agrupamento WPGM de 24 amostras. Fonte: Elaborada pelo autor.

2.2.1.1 Distancia entre pontos do espa¢o n-dimensional

A determinacdo dos agrupamentos é baseada em uma métrica para definicdo de
distancia entre os pontos e grupos do espaco. Entre algumas métricas disponiveis na literatura
(Deza & Deza, 2009), pode-se citar a Distancia Euclidiana, ou Norma L, do vetor diferenca,
utilizada neste trabalho, as Normas L,, a distancia de Mahalanobis e o cosseno entre os

vetores relativos aos pontos avaliados, como apresentados a seguir:
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Distancia Euclidiana
(Norma L, do vetor diferenca)

Quadrado da distancia Euclidiana

Distancia Manhattan
(norma L; do vetor diferenca)

Distancia maxima

(norma L, do vetor diferenca)

Norma Minkowski
Norma L, do vetor diferenga

(forma genérica que agrupa as normas L, com p
variando de um a infinito)

Distancia Mahalanobis

(X é a matriz de covariancia)

Cosseno entre os vetores distancia

lla —bll, =

la=bl3 = (a - b)?
l

la=bll, = > la; - b
l

lla —blle, = max|a; — b;|

fa b, = [ (@~ bor]

lla—blly =+/(@a—b)TE"1(a—b)

cos(ab) =

a'b
l|lall||bl|

2.7)

(2.8)

(2.9)

(2.10)

(2.11)

(2.12)

(2.13)

O conjunto de pontos de um espaco n-dimensional é avaliado de modo a determinar o

par de menor distancia. Os pontos de menor distancia sdo agrupados e avaliados com um

grupo em relagdo aos outros pontos do espaco.

2.2.1.2 Distancia entre grupos e pontos do espaco

O grupo gerado deve ter a distancia avaliada em relagdo a outros grupos e pontos. Isto é,

além de uma métrica para determinacdo de distancia entre pontos é necessaria uma métrica

para determinacdo de distancia entre grupos ou entre grupos e pontos. Esta avaliacdo de

distancia envolvendo grupos € realizada através de alguns métodos distintos, chamados de

critérios de ligacéo.
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Existem diversos critérios de ligacdo na literatura (Gronau & Moran, 2007), como 0

WPGM, utilizado neste trabalho, entre outros citados a seguir:

a)

b)

Ligacdo minima ou simples (single-linkage): a distancia entre os elementos mais

préximos dos grupos é considerada como distancia entre 0s grupos, ou seja,
d(A,B) = min{d;(a,b):a € A,b € B}, (2.14)
l

onde d; € a distancia determinada por alguma métrica. A e B sdo conjuntos de pontos
agrupados em passos anteriores, ou conjuntos de Unico elemento, caso se tratem de

pontos ainda ndo relacionados a nenhum grupo;

Ligacdo maxima ou completa (complete-linkage): a distancia entre os elementos mais

distantes dos grupos é considerada como distancia entre 0s grupos, ou seja,
d(A,B) = max{d;(a,b):a € A,b € B} ; (2.15)
L

Ligacdo por média (average-linkage), também conhecida por agrupamento pareado nao
ponderado (Unweighted Pair Group Method with Arithmetic Mean — UPGMA) (Gronau

& Moran, 2007), com a distancia entre grupos calculada da seguinte forma:

1
A(A B) = e > ) dab), 219

ac€A beB

onde |G| é a cardinalidade de G, isto €, a quantidade de elementos do conjunto G.

Pode causar estranheza este critério ser chamado de ndo-ponderado, visto que
claramente h4 uma ponderacdo pelo tamanho dos grupos. Por outro lado, esta
“ponderacdao” pode ser considerada uma correcdo de distor¢do da posi¢do do ponto

considerado representante médio de um grupo;
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d) Outra técnica de ligacdo por média, mais precisamente conhecida por agrupamento
pareado ponderado™ (Weighted Pair Group Method with Arithmetic Mean — WPGMA),
definida por

d(4,B) = %(d(A) +d(B)), (2.17)

onde d(G) é a medida de ligagdo WPGMA interna ao conjunto G.

d(G) = d(Gy,Gy) = %(d(Gl) +d(Gy)). (2.18)

Neste modelo de ligacdo, elementos de conjuntos menores tém peso relativo maior na
determinacdo da distancia entre 0s grupos, por isso este critério é considerado

ponderado, enquanto os critérios tipo UPGM séo ndo-ponderados;

e) Coeficiente de correlacédo de Person, definido como

cov(4,B)
\/var(A) - var(B) '

r(4,B) = (2.19)

isto &, uma covaridncia relativa as varidncias dos conjuntos, sendo portanto, uma
medida de similaridade, em contraposicdo as distancias especificadas anteriormente,
que sdo medidas de dissimilaridade. Isto posto, é evidente que sdo desejados grupos

onde seus individuos possuam alto coeficiente de Pearson, em madulo.

A medicdo das distancias na préatica é realizada de modo incremental, isto ¢, a cada
novo grupo formado, ao invés de toda a matriz de distancias ser recalculada, apenas as
distancias ao novo grupo formado sdo recalculadas baseadas nas distancias do passo anterior,
como descrito por GRONAU (2007):

Ligacéo

Simples d(4,(B U C)) = min(d(4,B),d(4,0)), (2.20)

> Esta técnica de ligacdo é considerada ponderada pois os pesos de cada elemento ndo sdo iguais. Como a
equacdo (2.17) ndo corrige o peso dos grupos A e B em funcdo do nimero de seus componentes, grupos maiores
tém componentes com pesos individuais menores e vice-versa.

48



Ligacgéo

Completa d(4,(BuUC)) =max(d(4,B),d(4,0)), (2.21)
1
WPGMA d(4,(BUC)) = > (d(A,B) +d(4,0)), (2.22)
UPGMA d(4,(BUC)) = id(A, B) + Ld(A, 0). (2.23)
IB] +|C] |Bl +1C|

WARD (1963) prop6s uma técnica genérica para a determinacdo de grupos onde
objetiva-se minimizar ou maximizar uma funcédo objetivo especificada pelo investigador. Em
um conjunto de “n” subconjuntos, deve-se agrupar dois subconjuntos, selecionando, entre
todos 0s agrupamentos possiveis, 0 que minimiza ou maximiza a fungéo objetivo para o novo
conjunto de “n — 1” subconjuntos. Segue-se dai, hierarquicamente, até o conjunto de grupos

desejado.

Como exemplo, Ward propds que a funcdo objetivo fosse a variancia dos grupos
gerados e 0 objetivo seria gerar grupos que minimizassem a variancia intragrupos. Ward
considerava esta fun¢do objetivo como a fun¢do “perda de informag¢ao”. Ward a considerava
assim, pois a funcdo Soma de Erro Quadratico (variancia) é uma avaliacdo de quanto de
informacdo é perdida ao utilizar-se da média para representar o grupo. O critério de
agrupamento por minimizacdo da variancia ficou conhecido como Método de Minima
Variancia de Ward ou simplesmente Método de Ward. Segundo LANDIM (2004), métodos
de agrupamento pareados igualmente ponderados tém se mostrado superiores aos demais
métodos de agrupamento hierarquico. A comparacdo entre 0 UPGM e o método de Ward,
realizada por HALE e DOUGHERTY (1988) também mostraram a superioridade do UPGM.

Para a avaliacdo da metodologia neste trabalho foram utilizados os critérios de ligagcdo
UPGMA, WPGMA e a correlacdo de Pearson. Como métrica para medigdo de distancias foi

utilizada a distancia Euclidiana.
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2.2.2 Agrupamento Particional

O agrupamento particional se diferencia do agrupamento hierarquico por definir os
grupos sem a imposicdo de uma estrutura de precedéncia. Enquanto o agrupamento
hierarquico determina os grupos de forma sequencial, o agrupamento particional particiona o
espaco de dados diretamente (Jain, 2009). Isto ndo significa, no entanto, que as técnicas de
agrupamento particional ndo se utilizem de processos iterativos para determinacdo dos
grupos, apenas estes processos iterativos ndo resultam em agrupamentos com estrutura

hierarquica sequencial.

2.2.2.1 Agrupamento por k-médias (k-means)

A técnica de agrupamento particional mais comum na literatura é o método de

agrupamento por k-médias, termo originalmente cunhado por MACQUEEN (1967)

Nesta técnica define-se a priori a quantidade k de grupos a serem criados. O objetivo a
partir de entdo € a minimizacdo da variabilidade intragrupos e a maximizacao da variabilidade

intergrupos.

O algoritmo tradicional, proposto originalmente por Lloyd™, é uma iteracdo onde os
individuos sdo movidos para 0 grupo G; com centro xg, mais proximo e os centros sdo

recalculados. Esta iteracdo, representada no fluxograma da Figura 2.10, ocorre até que

nenhum individuo mude de grupo.

Isto é, matematicamente:

Gi(t) = {xp * [Ixp — %6, < [|x, — x5, v1 <<k} (2.24)

> Proposto em 1957, ainda antes do termo k-média ter sido cunhado, mas publicado apenas por LOYD (1982)
apud JAIN (2009). FORGY (1965) publicou 0 mesmo método, que ficou conhecido como Lloyd-Forgy, além do
tradicional k-mean (k-média) ou Lloyd’s algorithm (fonte: http://en.wikipedia.org/wiki/K-means_clustering,
Gltimo acesso 20/07/2015)
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A cada passo de tempo ¢ 0 grupo G; € formado pelos individuos x,, que sdo mais

proximos de seu centro X, que do centro de qualquer outro grupo G;.

Inicio
(atribuicéo aleatéria dos “k”
centroides dos grupos)

XGy x

Mova todos os individuos
para 0s grupos mais

proximos (com centroide
mais préximo)

!

Calculo dos centroides
(xg) dos grupos

XG' = X]'

. Condicéo de _

N30 | convergéncia ou parada [Sim Fim

(Nenhuma movimentacé&o de
individuo)

Figura 2.10 — Fluxograma do algoritmo de agrupamento por k-médias.
X marca os vetores de parametros, ¢ os grupos, |G;| o nimero de elementos do grupo. Fonte: Elaborada
pelo autor.

A definicdo do agrupamento inicial, que tem impacto sobre o resultado e sobre a
convergéncia do método, é objeto de varios artigos e técnicas como inicializacdo aleatéria de
k-centroides (Forgy Method), Particdo Aleatoria (que atribuiu grupos aleatoriamente aos
individuos) e k-means++ (Arthur & Vassilvitskii, 2007).

A obtencdo de agrupamentos que minimizam a dispersdo também é escopo de diversas
técnicas, além da tradicional, apresentada na Figura 2.10. Muitas técnicas utilizam otimizagéo
heuristica, como ant-k-means (AK) (Kuo, et al., 2005), K-PSO (Chuang, et al., 2011) e
Genetic-Algorithm-k-means (KGA) (Bandyopadhayay & Maulik, 2002), para determinagao

dos conjuntos de minima disperséo.

51



MACQUEEN (1967) também propde uma técnica de agrupamento hierarquico
utilizando k-médias. Define-se o numero “k” de grupos por nivel ¢ um limite maximo para
variancia intragrupos. Os grupos gerados no nivel atual sdo avaliados em relacdo ao limite
estipulado para a variancia. Enquanto houver grupos que nao satisfacam o limite de variancia,
estes grupos sdo divididos em “k” subgrupos. As iteragdes param quando todos os

grupos/subgrupos gerados satisfacam o limite estipulado para a variancia.

O método k-médias foi utilizado como uma das possibilidades de determinacdo dos
agrupamentos (além do agrupamento hierarquico com critérios de ligagdo UPGMA, WPGMA

e Person).

2.2.3 Agrupamento por minimizacéo de distancias ou outras correlacfes

Um método de agrupamento, suportado simplesmente pela minimizacdo da distancia
entre individuos e o centroide de seus grupos, como no caso do agrupamento k-médias, pode
deixar de capturar padrdes, como exemplificado na Figura 2.11. A figura mostra como 0s
grupos sdo intuitivamente formados pelos trés conjuntos circulares, no entanto, como 0s
conjuntos tém dimensdes distintas, o0 método de agrupamento por k-médias ndo funciona
apropriadamente, agrupando elementos do grupo maior como se pertencessem ao grupo

menor, apenas por que estdo mais proximos do centro deste.

0.9 0.9 o 0.9
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0.1 0.1
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(a) (b) (c)

Figura 2.11 — Agrupamento de um conjunto de dados (a), por k-médias, (b) , e por EM (expectation-
maximization®®), (c). Fonte: http://en.wikipedia.org/wiki/K-means_clustering - Gltimo acesso: 20/07/2015

*® Nao é objetivo deste texto descrever todas as técnicas de agrupamento possiveis, como por exemplo a técnica
de Expectation Maximization (EM). Esta técnica foi apenas citada para demonstrar que a aplicabilidade de cada
técnica de agrupamento pode variar em funcgdo da Idgica de agrupamento dos dados.
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Existem métodos de agrupamento que sdo capazes de identificar correlagbes no
conjunto de dados, como o Expectation Maximization citado na Figura 2.11 ou o Fuzzy C-
Means (FCM) associado a um processo de particionamento de graficos como proposto por

MOK et.al. (2012), com alguns resultados apresentados na Figura 2.12.
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grupos gerados a partir de um conjunto de 889 dados. A direita, 2 grupos determinados a partir de um conjunto
de 2298 dados. Fonte: (Mok, et al., 2012)

Algumas correlacbes entre propriedades das curvas de permeabilidade relativa séo
conhecidas na industria do petréleo, como, por exemplo, as relacdes entre saturacdo de agua
inicial (Syi) ou a saturacdo de Gleo residual (Sor) € permeabilidade absoluta (Kaps). NO entanto
estas correlacdes ndo estdo sempre claras, isto €, ndo sdo sempre correlacdes fortes, e 0 uso
delas como modos de agrupamento ndo chegou a ser avaliado diretamente. Este uso
introduziria uma complexidade adicional a definicdo do espaco de agrupamento, pois apesar
de existirem correlacfes em espacos bidimensionais, em espa¢os n-dimensionais estas nao sdo
conhecidas. E possivel que o método de agrupamento tivesse que ser capaz de lidar com
correlagfes em algumas dimensdes e com minimizagdo de distancias em outras. Neste
trabalho o agrupamento por minimizacgdo das distancias foi utilizado por ser mais genérico, no
entanto, a avalia¢do do uso de técnicas de agrupamento que trabalham com outras correlacdes

como objetivo é interessante para futuros desenvolvimentos da técnica.

Além de uma técnica de agrupamento que fosse capaz de perceber correlagfes, outra
possibilidade de lidar com esta caracteristica seria definir diretamente uma ou mais dimensoes
do espaco com equacgOes que descrevem as correlacbes. Um exemplo desta possibilidade é a
utilizacdo do FZI como uma das dimensGes do espaco de agrupamento. A técnica de
agrupamento que busca minimizar distancias agrupara individuos com FZI semelhantes, o que
resulta em individuos que tém uma tendéncia semelhante no espaco bidimensional de
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permeabilidade absoluta e porosidade. Isto pode ser observado na Figura 2.13 que apresenta
os resultados da aplicacdo de uma técnica de agrupamento hierarquico com critério de ligagdo
WPGMA que buscava os melhores agrupamentos (de trés grupos) em relacdo ao FZI
(resultados apresentados mais detalhadamente no Capitulo 4). Percebe-se claramente que 0s
grupos formados tém correlagfes semelhantes no espaco bidimensional de permeabilidade

absoluta e porosidade, mas ndo necessariamente pontos proximos.

Classes FZI
10000 FZI-3,5
1000 ’ ° FZI- 10
e e _ | .
° .o o L
®e o o L
— 100 o® s FZI- 20
E s e
= e, P :
N=]
N 10 : ° Grupo 3
™
™
® Grupo?2
1 p
® Grupol
0,1
0 0,05 0,1 0,15 0,2 0,25 0,3
@ (fragdo)

Figura 2.13 — Resultados da técnica de agrupamento buscando proximidade de pontos em relagédo ao FZI.
Agrupamento hierarquico com critério de ligagdo WPGMA buscando minimizar dispersao de FZI apresentado
entre os resultados no Capitulo 4. Fonte: Elaborada pelo autor.
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2.2.4 Aplicacéo de técnicas de agrupamento na industria de Petrdleo

A industria do petroleo possui uma ampla gama de areas de conhecimento, muitas delas
fazem uso de técnicas de agrupamento, como na perfuracdo (Hamzaban & Memarian, 2008),
na sismica (Perez, 2010; Xingfang, et al., 2011; Yao & Wu, 1990), na exploracdo (Tokmechi,
et al., 2008; Nickerson & Tuttle, 2000) e na area de reservatorios, como proposto por KANG

(2014), sobre determinacdo de zoneamentos em reservatorios com ajuste de historico.

Ainda na area de reservatorios, mas especificamente em relacdo a determinacdo de
rocktypes, RABILLER e THEVOUX-CHABUEL (2003) se utilizam de técnicas de
agrupamento para identificar correlagcdes (eletrofacies) entre propriedades do perfil de
resistividade (como afastamento das curvas em funcéo da profundidade de leitura em relacéo
a parede do poco) e saturacbes, permeabilidades e facies. RABILLER, LEDUC e YE (2001)
determinam permeabilidade a partir de respostas de perfis, em outra forma de eletrofacies.
AGHCHELOU, NABI-BIDHENDI e SHAHVAR (2012) também utilizam técnicas de
agrupamento para determinar eletrofacies baseadas nos perfis sénico, densidade, neutrdo e
raios-gama, com o objetivo de determinar boas correlacdes com as litofacies. REBELLE e
LALANNE (2014) citam a utilizagdo de redes neurais para a determinacdo de agrupamentos
dos chamados “Petrophysical Groups”, utilizando permeabilidade, porosidade, densidade dos

grdos e parametros das curvas de pressdo capilar como parametros de agrupamentos.

FOURNIER, FABRE e AUG (2013) utilizam técnicas de agrupamento para determinar
classes com curvas de pressdo capilar similares, para tal, os autores determinam os parametros
do espaco de agrupamento utilizando andlise de componentes principais (PCA) em
propriedades das curvas de pressao capilar, e, apés a determinacdo das classes, tentam
identificar correlacBes entre estas e as litofacies de modo a permitir a aplicacdo do resultado
no modelo geoldgico. Na proposta de FOURNIER, FABRE e AUG (2013) o agrupamento é
realizado em funcdo de para@metros da propriedade derivada (no caso, a pressdo capilar) e a
aplicacdo no modelo geoldgico é realizado definindo-se correlagfes entre os grupos formados

e caracteristicas do modelo geoldgico, isto é, no sentido inverso do proposto nesta tese.
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2.3 TECNICAS DE OTIMIZACAO

2.3.1 Tipos de Otimizagao

Pode-se dividir os métodos de otimizacdo em dois grandes grupos: métodos
deterministicos e métodos estocasticos. Em um problema onde a propriedade que se quer
otimizar (minimizar ou maximizar) tem funcdo conhecida é possivel utilizar métodos
deterministicos que utilizam a propria funcdo para encontrar um minimo, ndo necessariamente
global. Quando a funcdo objetivo é desconhecida ou quando os métodos deterministicos
falham em encontrar minimos globais utilizam-se métodos estocasticos (de carater aleatorio)

para buscar o 6timo global.

A maioria dos métodos estocasticos de otimizacdo sdo heuristicos, pois utilizam o
conhecimento sobre algum fendmeno para determinar a técnica de otimizacdo, como SILVA
NETO (2012) bem descreve:

O nome heuristica é derivado da palavra grega heuriskein, que significa descobrir. Hoje esse termo é
usado para descrever um método “que, baseado na experiéncia ou julgamento, parece conduzir a uma
boa solugdo de um problema, mas que nao garante produzir uma solugdo étima” (Fogel, et al., 1966).
Esse termo pode ser considerado como associado a um conhecimento circunstancial, ndo verificavel
matematicamente.

Nesta proposta de metodologia a técnica de agrupamento é associada a um método de
otimizacdo para determinacdo das classes de permeabilidade relativas com dispersao minima.
A funcdo objetivo usada no processo de otimizacdo € uma medida de avaliacdo do
agrupamento gerado, podendo ser uma avaliacdo de dispersdo média ou outras medidas mais
especificas para avaliacdo da qualidade de agrupamentos, como o Davies Bouldin Index e o
Dunn Index, detalhados mais adiante neste texto. Esta funcéo objetivo ndo é continua e ndo é
diferencidvel em seu dominio, sendo portanto, a aplicacdo de métodos deterministicos pouco

adequada.

A utilizacdo de métodos deterministicos baseados no gradiente da fungéo objetivo nédo é
eficiente para a metodologia em discusséo, pois ndo existe uma funcdo objetivo definida

analiticamente de modo a definir seus gradientes de forma simplificada.
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Deseja-se minimizar uma medida de dispersdo dos pontos no espaco de parametros de
dispersdo, v, isto €, minimizar a dispersdo das curvas de permeabilidade relativa dos grupos

formados, por exemplo, utilizando o desvio absoluto médio como medida de dispers&o:

ko1
miny = min 2 —Ellx—iill , (2.25)
i=11Gil &2
L

onde G; € o i-ésimo grupo do conjunto de & grupos, x € um vetor de parametros (um ponto do
espaco de parametros de dispersdo), e X; € o centroide do grupo G;, |G;| é a cardinalidade de
G;.

A funcdo 1 é discreta, e portanto, ndo-linear, com o nimero de soluc¢des definido pelo

namero de Stirling de segundo grau (Mohr & Porter, 2008):

k
S(n k) = {Z} - %Z(—l)k (f)ﬂl (2.26)
=0

L . . k
onde n € o nimero de elementos do espaco e k 0 numero de grupos. O simbolo (]) representa

a combinacdo de k elementos em grupos de j componentes:

K\ . Kk
(j>_cf Sl (k= P! (2.27)

A determinacdo dos gradientes poderia ser feita numericamente, no entanto, 0s
argumentos da funcdo de dispersdo dependem do agrupamento no espaco de parametros de
agrupamento. Isto é, o algoritmo de determinacdo de grupos e célculo de dispersdo fariam
parte do processo necessario a determinacdo dos gradientes, em um processo muito custoso

numericamente.

Em funcéo da dificuldade na obtencdo dos gradientes e da ndo linearidade do problema
com grande possibilidade de minimos locais (Paterlini & Krink, 2006; Chuang, et al., 2011,
Sun, et al., 2012), as técnicas heuristicas sdo mais adequadas ao processo de otimizagdo. Dois
métodos tém bastante destaque na literatura (Paterlini & Krink, 2006; Chuang, et al., 2011;
Sun, et al., 2012; Kuo & Lin, 2010; Kuo, et al., 2012), o Enxame de Particulas (PSO —

Particle Swarm Optimization) e o Recozimento Simulado (SA — Simulated Annealing)
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O método do Enxame de Particulas é inspirado no movimento dos péssaros e cardumes
de peixes, onde cada individuo tem seu movimento influenciado pela sua propria velocidade e
pelo movimento do lider (melhor resultado atual). As particulas (individuos do enxame) séo
0s vetores-solucdo, no caso do problema abordado, sdo os conjuntos de multiplicadores dos
parametros de agrupamento ou 0s conjuntos de parametros das equacdes que relacionam estes

parametros. Cada conjunto de pardmetros ou multiplicadores é um individuo do enxame.

O método do Recozimento Simulado € inspirado no processo de ordenacdo das
estruturas minerais durante o processo de recozimento. Durante um resfriamento rapido nao
ha tempo dos minerais se expandirem (buscarem minimos globais) enquanto em um
resfriamento lento, o processo é mais demorado, permitindo que as estruturas sejam mais
suaves e expandidas. No problema minimizacdo da dispersdo no espaco de parametros de
dispersdo, o recozimento simulado age aceitando ou ndo solucBes dependendo da dispersao
delas em relacdo a um minimo de dispersdo j& encontrado, dependendo da temperatura atual.
No inicio do processo, quando as temperaturas estdo elevadas, 0 método aceita solugdes que
fujam do minimo atual (permitindo fugir de minimos locais) e ao final do processo o método

se concentra em torno da melhor regido obtida.

FANG et al. (2007) e SHIEH et al. (2011) defendem que método de enxame de
particulas é eficiente e rapido, mas tem a tendéncia a ficar preso em minimos locais, por outro
lado, 0 método de recozimento simulado, ao contrario, ndo é tdo rapido, mas possui grande
capacidade de evitar minimos locais. Por isso estes autores propdem algoritmos hibridos entre

0 enxame de particulas e o recozimento simulado.

A proposta deste trabalho consiste da associacdo de uma técnica de agrupamento a uma
técnica de otimizacdo. Dependendo do conjunto de dados pode ser mais apropriada uma
técnica especifica de agrupamento e uma técnica especifica de otimizacdo. Como
caracteristicas importantes da técnica de otimizacdo escolhida estdo a capacidade de
investigacdo de um dominio amplo e a robustez, isto é, a capacidade de evitar minimo locais
na busca de um minimo global. Considerando que o conjunto de dados disponiveis de
permeabilidade relativa geralmente ndo é grande, um método robusto, mesmo mais lento é
mais adequado que um método mais rapido, porém mais propenso a encontrar minimos
locais. Assim, para demonstrar a utilizacdo da metodologia foi utilizado o recozimento

simulado como método de otimizagéo.
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2.3.2 Utilizacao de otimizacéo para determinacéo de agrupamentos

Vaérios autores (Bagirov & Yearwood, 2006; Paterlini & Krink, 2006; Kuo & Lin, 2010;
Chuang, et al., 2011; Sun, et al., 2012; Mok, et al., 2012; Xingfang, et al., 2011) utilizam
métodos de otimizacdo para obter agrupamento de dados, no entanto estes trabalhos estdo
focados na minimizacdo de uma funcdo objetivo de avaliacdo da dispersdo, como proposta,
por exemplo, por BAGIROV e YEARWOOD (2006), que seria a dispersdo total (1) dos

grupos gerado,

v=2> Sx-xl, 22)

XEG;

onde G; é o i-ésimo grupo do conjunto de & grupos, x € um vetor de parametros (um elemento
sendo agrupado), e X; é o centroide do grupo. Isto €, a técnica de otimizagdo é uma ferramenta
para determinacdo dos agrupamentos, incluindo ou ndo determinacdo automatica do namero
de grupos (Kuo, et al., 2012), mas ndo sdo utilizados para relacionar dois espacos de

parametros.

Outros autores combinam métodos de agrupamento com algoritmos de otimizagdo com
0 objetivo de aumentar a eficiéncia da otimizacdo. Estes métodos utilizam as técnicas de
agrupamento para “identificar as regibes do espaco de busca mais promissoras para a

obtencdo de boas solugdes” (de Almeida, 2009).

Em ambos os casos, a associacdo de técnicas de agrupamento com técnicas de
otimizacdo ndo tem os mesmos objetivos ou a mesma metodologia da proposta deste texto,

como ficard mais claro quando a proposta for detalhada no Capitulo 3.

Na indastria do petr6leo também existem artigos citando o uso de técnicas de
otimizagdo para a determinagéo de agrupamentos. XINGFANG et al. (2011) utilizam Particle
Swarm Optimization (PSO) para determinar ndo apenas agrupamentos de caracteristicas
sismicas (facies sismicas) como também para identificar o nimero de grupos ideal para o
conjunto de dados disponivel. KANG (2014) por outro lado, utiliza técnicas de agrupamento
para determinar o zoneamento do reservatorio e, em um segundo momento, utiliza algoritmos
de otimizacdo para determinar os multiplicadores aplicados as zonas geradas previamente

para realizar o ajuste do historico de produgéo.
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2.3.3 Recozimento Simulado (Simulated Annealing, SA)

O recozimento simulado é um algoritmo estocastico e heuristico baseado no processo
fisico de resfriamento do metal. Durante 0 recozimento, quando em alta temperatura, 0s
atomos da rede cristalina tém alta energia e tém maior capacidade de se acomodar em
configuracdes da rede cristalina diversas, porém, com a reducdo da temperatura, 0s a&tomos
perdem a capacidade de modificar sua configuracdo. O método de otimizacdo funciona
mimetizando estas caracteristicas: inicialmente, em condigdes de alta “temperatura”, as
solugcdes podem escapar de minimos locais, mas ao longo do processo de “resfriamento” as

solucBes ficam presas em um minimo®’ encontrado pelo algoritmo.

Como pode ser observado na Figura 2.14, o fluxograma bésico do algoritmo de
recozimento simulado é bastante simples e geralmente estruturado em dois processos
iterativos: um externo, que controla a reducdo da temperatura e testa a convergéncia final e
um interno, que avalia as solucgdes candidatas, aceitando as que minimizam a funcéo objetivo

ou aquelas que aleatoriamente, em funcéo da temperatura, escapam do minimo atual.

No fluxograma apresentado na Figura 2.14, o vetor de pardmetros X contém 0s pesos
aplicados aos pardmetros de agrupamento, que deformam o espaco de parametros de
agrupamento de modo a tornar o agrupamento gerado neste espago coerente com O
agrupamento no espaco de parametros de dispersdo, isto €, de modo a minimizar a dispersao

das curvas de permeabilidade relativa, representada no fluxograma pela fungéo y.

Ao longo do processo de otimizagéo, a funcdo de perturbagédo P altera aleatoriamente os
pesos X. Estes novos pesos multiplicados pelos parametros de dispersdo determinam um novo
espaco onde o método de agrupamento é aplicado para gerar os grupos de acordo com a
técnica escolhida. Estes grupos séo avaliados em funcéo da dispersdo y e podem ser aceitos,
mesmo caso sejam mais dispersos que a melhor solucdo encontrada, dependendo da

temperatura “T”” do passo atual.

>"No SA puro o minimo para onde o algoritmo converge ao final ndo é necessariamente o menor minimo entre
0s testados.
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Figura 2.14 — Fluxograma do algoritmo de recozimento simulado.
X marca os vetores de parametros, y as solucdes (escalares) da funcéo objetivo, 7é a temperatura, P é a
perturbacdo aleatdria dos parametros, « é o coeficiente de resfriamento (escalar entre 0 e 1), rand é um
escalar aleatorio. Fonte: Elaborada pelo autor.

2.4 RECONHECIMENTO DE PADROES POR REDES NEURAIS

Neste trabalho néo foram utilizadas redes neurais, no entanto existem semelhangas entre
a aplicacdo e objetivos do uso das redes neurais e a técnica proposta aqui que impdem a
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necessidade de uma abordagem mais detalhada destas técnicas de modo a demostrar as
diferengas entre as técnicas e suas respectivas aplicacdes. Além disso, existe uma
possibilidade de adaptacdo de técnicas de redes neurais para a atuacdo de forma semelhante a

proposicdo desta tese, que sera indicada para futuros trabalhos.

2.4.1 Aprendizagem Supervisionada

Existem semelhancas, mas também diferencas sutis e importantes entre os objetivos e
processos da técnica proposta e de técnicas de identificacdo de padrdes, como técnicas de
inteligéncia artificial, por exemplo. Em técnicas de identificacBes de padrdes, padrdes de
estimulo (entrada) semelhantes®® respondem com padrdes de saida semelhantes. Para tal, no
caso de redes neurais com aprendizado supervisionado, por exemplo, padrdes de saida
conhecidos e relacionados a padrdes de entrada especificos, também conhecidos, sdo
utilizados para treinar a rede de modo que ela responda posteriormente do modo desejado a
padrdes semelhantes aos apresentados no treinamento.

Sinal de Professor
entrada Resposta
desejada
Ambiente \ Resposta da
Rede
Sistema de

Aprendizagem

Sinal de Erro

Figura 2.15 — Diagrama de um sistema de aprendizado supervisionado. Adaptado de HAYKIN (2001)

Na aprendizagem supervisionada, esquematizada na Figura 2.15, o professor é o
elemento que contém o conhecimento da resposta desejada em funcdo do estimulo do
ambiente (sinal de entrada). Os parametros da rede sdo modificados de modo a minimizar o
sinal de erro que “é definido como a diferenca entre a resposta desejada e a resposta real da
rede” (Haykin, 2001).

%8 A semelhanca entre os dados é dependente do problema, podendo ser proximidade de acordo com uma certa
métrica, padrdes de forma, conectividade, etc.
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A deformacdo do espagco de agrupamento durante o0 processo otimizagdo para
minimizacdo da dispersdo dos grupos no espaco de dispersdo € um processo analogo ao
processo de treinamento de uma rede neural com aprendizado supervisionado. Porém,
diferente deste tipo rede neural, ndo ha uma resposta conhecida a priori para guiar o
“treinamento”. Existem tipos de aprendizado que ndo necessitam de um conhecimento prévio
de um conjunto de respostas conhecidas. Estes tipos, mais adequados ao problema em questdo

serdo discutidos nas proximas secoes.

2.4.2 Mapas auto organizaveis (SOM - Self Organizing Maps)

As redes ndo supervisionadas, como 0s mapas auto organizaveis, por outro lado podem
estar sim relacionadas a formacdo de agrupamentos, neste caso a diferenca reside na mesma
diferenca que a técnica apresentada tem com qualquer técnica de agrupamento: o objetivo e 0
resultado de uma técnica de agrupamento tradicional é determinar grupos semelhantes
relacionados aos dados de entrada, sem nenhuma influéncia dos dados de saida nesta

avaliacdo.

Mapa de Caracteristicas, ®

Espaco de saida
discreto,.
Vetor-Peso do
neurénio
i(x),W;

Espaco de entrada
continuo, #

Figura 2.16 — Correlages entre o espaco de entrada e o espago de saida no método SOM. Adaptado de
HAYKIN (2001)

Mapas auto organizaveis sdo estruturas neuronais (redes neurais artificias) organizadas
topologicamente cujos neurdnios sao relacionados aos dados de entrada por vetores-peso, w, e

por transformagdes ndo-lineares denominadas por HAYKIN (2001) de “Mapas de
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Caracteristicas”, @, como mostrado na Figura 2.16. HAYKIN (2001) apresenta dois modelos
de mapas auto organizaveis em seu livro, o modelo de Willshaw-von der Malsburg e o
modelo de Kohonen, sendo o modelo de Kohonen, segundo Kaykin, muito mais utilizado na

literatura (Lozano, et al., 1996).

A formacdo do mapa auto organizadvel € composta de trés processos basicos: a
competicdo, onde os neurdnios do mapa “competem” para avaliar o neurénio mais correlato
aos dados de entrada, chamado de neurdnio vencedor; a cooperacdo, onde 0 neurdnio
vencedor da etapa de competicdo define 0s neurbnios vizinhos que terdo o vetor-peso
modificado de modo torna-los mais proximos aos dados de entrada que fizeram o vencedor
atual; e a adaptacdo sinaptica, onde efetivamente ha a atualizacdo dos pesos do neurdnio
vencedor e dos seus vizinhos tornando-os mais proximos dos dados de entrada atual. Estes

processos estdo apresentados graficamente na Figura 2.18.
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Figura 2.17 — Exemplo de inicializagdo de Mapa Auto Organizavel. Em azul a estrutura dos neurdnios no
espaco de saida, em vermelho a imagem dos neurdnios no espaco de entrada, isto €, o valor dos pesos dos
neurdnios como coordenadas no espaco de entrada. Fonte: Elaborada pelo autor.

Os vetores-peso sdo geralmente as coordenadas da imagem do neurbnio no espaco de
entrada, .~ assim o neurbnio mais correlato, i(x), ao estimulo de entrada atual, x, € uma
entidade de um espaco discreto de saida, -~«; geralmente unidimensional ou bidimensional,
cuja imagem no espaco de entrada é a mais proxima do vetor de entrada atual, entre todas as

imagens dos neurénios do mapa do espaco da saida.

Os vetores-peso sdo iniciados geralmente de forma aleatéria de modo que ndo haja uma

pré-disposicao da rede antes da fase de treinamento. E importante perceber que a posicio do
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neurdnio na rede, isto é, no espaco de saida, ndo é uma funcdo dos vetores-peso. Os vetores-
peso sdo a imagem do neurdnio no espago de entrada.

Como os neurdnios tém imagens no espaco de entrada, quando possivel, isto é, nos
casos bidimensionais e tridimensionais, 0 mapa é apresentado como a sua projecdo no proprio

espaco de entrada, como apresentado, em vermelho, na Figura 2.17.

Imagem do (®:

Neurdnio Vencedor: ; @ Sinal de Entrada

Fase de competig¢do: O neurdnio cuja imagem é a mais préxima do sinal
de entrada, isto &, cujo vetor-peso é o mais proximo do vetor sinal de
entrada, é declarado vencedor.

Fase de cooperagdo: Os neurdnios préximos ao vencedor sdo
selecionados para atualizagdo dos pesos de suas sinapses. A proximidade
entre os neurdnios é avaliada no espago de saida de acordo com uma
regra de adaptagdo que depende do tempo e de uma métrica de
distancia entre os neurdnios neste espago.

P« simagens modificadas
: dos Neurdnios

o wromosro Fase de adaptagdo sindptica: Os vetores-peso associados aos neurdnios
vizinhos sdo modificados, aproximando-os do vetor de entrada atual.

Neurdnio Vencedor

Figura 2.18 — Exemplo de Processo de Organizagdo do Mapa Auto Organizavel. Fonte: Elaborada pelo
autor.

A utilizacdo desta técnica como técnica de agrupamento pode ser realizada em funcéo
da posi¢do da imagem de neurdnios proximos (no espaco de saida), que seriam considerados
de um mesmo grupo. Isto &, neurénios proximos no espaco de saida, ao final do processo de
organizacdo do mapa, apontariam para posi¢cdes no espago de entrada que pertenceriam a um
mesmo grupo. Neste caso restaria ainda a necessidade de determinar o agrupamento dos

neurbnios da camada de saida para a determinacdo efetiva dos grupos da camada de entrada.
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Também é possivel trabalhar com redes com nimeros pequenos de neurdnios e considerar que
cada neur6nio representa um grupo, ja definindo ao final do processo de organizacdo do mapa
0 agrupamento, assim, por exemplo, uma rede com nove neurbnios resultaria em um
agrupamento com 9 grupos, como utilizado por BIONDI NETO et al. (2006) em um trabalho
sobre agrupamento dos municipios do Rio de Janeiro com base no consumo de energia

elétrica.

Outra forma de apresentar 0 mapa de caracteristicas € atribuindo-se rétulos de classe aos
dados de entrada e apresentado estes rotulos no mapa da saida em funcdo do neurénio
vencedor para cada determinado dado de entrada. Este tipo de visualizacdo € chamado de
“Mapa contextual”. Nesta abordagem cada dado de entrada, X, contém um conjunto de
informacBes que representam as suas caracteristicas e um rotulo de classe, que pode ser
representado por um vetor do tamanho do nimero de classes possiveis que possuiria um valor
ndo nulo apenas na casa correspondente a classe a que o determinado dado pertence. O rétulo,
a principio, ndo participa da organizacdo da rede apenas adiciona ao mapa informacGes
qualitativas que podem ser usadas como agrupamentos. Ao final do processo de organizacao
do mapa, o espaco de saida fica povoado de rétulos que, se préximos neste espaco, devem ser

elementos de um mesmo grupo.

Um exemplo de mapa contextual € utilizado para a classificacdo de espécies de animais.
Atribui-se a cada neurdnio as caracteristicas de uma determinada espécie e o neurdnio
também recebe um rotulo indicando que espécie representa. O final da organizacdo do mapa,
em funcdo das caracteristicas selecionadas para descrever as espécies, 0s neurdnios proximos
sdo agrupados em classes e com os rétulos é possivel identificar familias de espécies

similares.

2.4.3 Aprendizagem por reforco (AR)

Existem também as redes com aprendizado por refor¢o (AR) onde a rede é estimulada a
responder as entradas de forma a minimizar um indice escalar de desempenho (Haykin, 2001).
Geralmente este tipo de técnica é utilizado para determinar agdes 6timas em problemas de
decisdo sequenciais (Heinen, et al., 2013) como navegac¢&o de robés (Faria & Romero, 2002),

movimentos ou a¢es em jogos, controle de semaforos (Heinen, et al., 2013).
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Em verdade, segundo SUTTON e BARTO (2005), a Aprendizagem por Reforco ndo é
definida como um método fechado, mas como uma classe de métodos com duas

caracteristicas principais: 1) busca por tentativa e erro e 2) recompensa atrasada>’.

Ambiente

Reforco Primario

Estimulo

Critico (ou Juiz)

Reforco Heuristico |

A

e
Elemento de coes

aprendizagem

Base de
Conhecimento

Elemento de
acao

Sistema de Aprendizagem

Figura 2.19 — Fluxo de informacao entre os componentes do processo de aprendizado por reforco. Linhas
finas representam caminhos restritos a passagem de escalares. Adaptado de SUTTON (1984)

Neste tipo de aprendizado, esquematizado na Figura 2.19, o “ambiente” ¢ influenciado
pelas acdes do “elemento de ag¢do” e responde a esta acdo com um estimulo escalar ao
“critico” do sistema de aprendizado e com estimulos genéricos sobre 0s outros elementos do
sistema. O reforco primério € uma funcéo escalar das condi¢es do ambiente que pode indicar
se uma acdo foi positiva ou negativa. O critico tem como funcg&o receber o reforco priméario e
converté-lo em um refor¢o de “melhor qualidade” (Sutton, 1984) em funcdo de heuristicas
associadas ao problema. O “elemento de aprendizado” recebe este reforco e “aprende” com
isto se o resultado de uma acdo ou sequéncia de acdes foi positiva ou negativa, armazenando

este conhecimento (através da modificacdo de pesos) na “base de conhecimento™.

> As agBes ndo afetam apenas a recompensa atual, mas também o ambiente futuro e as recompensas futuras.
67



Apesar de ndo ser diretamente aplicavel, necessitando de adequacles, esta técnica
poderia ser modificada para a solucdo do problema abordado nesta tese: Uma rede neural de
aprendizagem competitiva (Haykin, 2001), onde apenas um neur6nio de saida é ativado em
funcdo de um sinal especifico de entrada (adequada para a determinacéao de classes) forneceria
o resultado do “agrupamento”, substituindo os métodos de agrupamento; A otimizacgdo seria
utilizada para determinar os pesos associados aos neurdnios da rede (base de conhecimento)
em um processo de aprendizagem; A dispersao medida em um espaco de parametros de
dispersdo seria utilizada como indice de desempenho. Os neurbnios de entrada seriam
correlatos ao espago de agrupamento, 0s pesos associados ao processo de aprendizagem
seriam correspondentes aos parametros de deformacdo do espago de agrupamento, e 0 espaco

de dispersdo seria utilizado como a fungdo de recompensa.

Esta técnica tem uma desvantagem em relacdo a utilizacdo do acoplamento
agrupamento-otimizacdo: ndo é transparente a associa¢ao entre 0s pesos e a significancia dos
parametros de agrupamento em relacdo a reducdo de dispersdo no espaco de dispersdo. Isto é,
o0 resultado pode ser utilizado, mas ndo auxilia diretamente na identificacdo de padrdes de
correlacdo entre os parametros de agrupamento e dispersao, isto é, a correlacdo entre causa e

efeitos, que podem ficar visiveis em um processo de deformacéo do espago de agrupamento.

Apesar da desvantagem mencionada, é recomendavel que esta técnica de aprendizado
por reforgco adaptada seja testada em trabalhos futuros, avaliando a sua eficécia e eficiéncia na

obtencdo de classes de permeabilidade relativa de minima dispersao.

2.4.4 Utilizacdo de Redes Neurais para determinacdo de agrupamentos na indastria do
petroleo

Diversos autores propdem métodos de utilizacdo redes neurais na determinacdo de

agrupamentos na industria do petroleo.

MASLENNIKOVA (2013) utiliza mapas de Kohonen para determinar agrupamentos
baseados em porosidade e parametros dos perfis de resistividade e raios-gama. Estes
agrupamentos sdo utilizados para estimar a permeabilidade das classes, com bons resultados

quando comparados com os resultados de analises em amostras das rochas correspondentes.

REBELLE e LALANNE (2014) também utilizam redes neurais para a determinagéo de
agrupamentos dos chamados “Petrophysical Groups”, utilizando permeabilidade, porosidade,
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densidade dos grdos e pardmetros das curvas de pressdo capilar como pardmetros de

agrupamentos.

FINOL, ROMERO e VALBUENA (2002) propdem o uso de redes neurais com
aprendizado supervisionado e ndo-supervisionado para a determinacdo de segmentacdo
(agrupamentos) de imagens resistivas. Os autores também argumentam que as redes neurais
sdo capazes de identificar os padrGes, mas ndo permitem a incorporagdo de processos de
decisdo inteligente e por isso defendem, para introduzir estes processos de decisdo, a
integracdo dos métodos de redes neurais com técnicas de agrupamento que utilizam logica

Fuzzy, chamando estes métodos de “neuro-fuzzy clustering algorithms”.
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CAPITULO 3

METODOLOGIA DE DETERMINACAO DE CLASSES DE ROCHA RELACIONADAS A
PERMEABILIDADE RELATIVA

O presente estudo propde uma metodologia inovadora como solugdo do problema de
determinacdo de agrupamentos com dispersdo minimizada de permeabilidade relativa. Este
capitulo apresenta esta metodologia, que consiste da associacdo de técnicas de agrupamento
com métodos de otimizacdo em espacos vetoriais distintos, e como esta associacdo € aplicada
na solugao do problema abordado.

3.1 MOTIVACAO

As curvas de permeabilidade relativa sdo obtidas experimentalmente e, portanto,
relacionadas especificamente aos meios porosos analisados. Interagbes complexas entre o
meio poroso e os fluidos presentes controlam o escoamento e séo representados pelas curvas
de permeabilidade relativa de forma macroscépica e empirica, obviamente sujeitas a erros e
incertezas. O meio poroso € abordado como um continuo com respostas especificas a
estimulos limitados. Este tipo de abordagem (macroscépica) resulta na necessidade de
diferentes curvas para lidar com meios porosos diferentes, mesmo que razoavelmente

semelhantes, ou diferentes fluidos, condi¢des ambientais e de contorno.

Entre os fatores que influenciam as curvas de permeabilidade relativa estdo a saturacao
dos fluidos presentes no meio poroso, a permeabilidade absoluta, a porosidade e a
tortuosidade deste meio, a distribuicdo de gargantas de poros, a pressdo capilar, as
caracteristicas geoldgicas e texturais representadas pelas litofacies, caracteristicas dos fluidos,
como a viscosidade e a tensdo interfacial, e de interagéo entre os fluidos e a rocha, como os
angulos de contato e a molhabilidade. Alem destes, as condigdes ambientais (temperatura e
pressdo) e de escoamento (vazdes e gradientes de pressdes) também tém impacto sobre as
curvas de permeabilidade relativa e, portanto, também o método utilizado nos ensaios tem

impacto importante.

N&o existe um modelo analitico para determinacdo da permeabilidade relativa em

funcdo dos parametros que influenciam o escoamento no meio poroso. Isso torna fundamental
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a determinacdo experimental (ou por simulacdo numérica) das curvas de permeabilidade
relativa representativas das rochas. No entanto, sem nenhum conhecimento da relagéo entre as
propriedades do meio poroso e a permeabilidade relativa, seria necessaria a caracterizacao de
cada ponto do reservatdrio em todas as condicdes que aquele ponto pode estar submetido ao
longo da produgdo do reservatorio, o que € impossivel. Por isso é necessaria a obtencéo de
agrupamentos representativos que possibilitem a caracterizacdo do reservatério de forma
simplificada, permitindo que rochas com caracteristicas semelhantes, mas néo
necessariamente iguais, sejam representadas pelo mesmo conjunto de curvas de

permeabilidade relativa.

Em fungdo da heterogeneidade dos reservatorios e da complexidade das anélises
laboratoriais, a disponibilidade de dados petrofisicos, em especial de curvas de
permeabilidade relativas, é geralmente bastante inferior a necessidade. Para poder atribuir
caracteristicas as diversas regides do reservatdrio € necessario agrupa-las em poucas classes
que tenham caracteristicas semelhantes e respostas petrofisicas semelhantes. Estas classes

podem entdo ser caracterizadas e as informacdes distribuidas no modelo do reservatorio.

Existem diversos métodos para determinacdo de correlagdes e agrupamentos para
atribuir propriedades complexas, como permeabilidade relativa e pressao capilar, em fungéo
de propriedades mais simples das rochas representadas no modelo do reservatorio. Porém, em
rochas heterogéneas, estas correlacdes geralmente resultam em relagdes fracas com grande
dispersdo das curvas aplicaveis a cada tipo de rocha. Varios destes modelos foram

apresentados na secdo 2.1.

Este trabalho tem como foco a obtencdo de classes que tenham curvas de
permeabilidade relativa semelhantes, identificando os parametros que tém maior impacto
sobre a forma das curvas. E importante que os parametros selecionados para definir as classes
sejam identificaveis no modelo geoldgico do reservatorio para que seja possivel distribuir as
classes neste modelo. Deseja-se, portanto, encontrar propriedades petrofisicas, relacionadas
com o modelo geologico, que definam classes e que resultem em curvas de permeabilidade

relativa pouco dispersas.

Cada grupo gerado possui incerteza com relacdo as curvas de permeabilidade relativa
que o representam, em funcéo, entre outros fatores, da impossibilidade de uma caracterizacdo
completa do reservatorio em toda a sua heterogeneidade e em todas as condigcdes de

escoamento. Por isso é fundamental que os agrupamentos sejam representados por suas curvas
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padrdo, mas também por seus intervalos de confianca. Neste sentido, também é proposta uma
abordagem estatistica baseada na distribuicdo t-Student para a definicdo das curvas
representativas dos cendarios otimistas e conservadores de incerteza. Esta proposta resulta em

uma determinacao criteriosa e estatisticamente embasada destes cenarios.

3.2 ESPAGOS VETORIAIS DE AGRUPAMENTO E DE AVALIAGCAO DA DISPERSAO

Antes de descrever a proposta de metodologia propriamente dita, uma pequena
introducdo sobre os espacos vetoriais que serdo utilizados para a aplicacdo da metodologia
pode ajudar no encadeamento de ideias. Por isso esta secdo é focada na apresentacdo destes

espagos vetoriais.

Como pode ser observado na se¢do 2.1, um espaco vetorial muito usado na inddstria do
petrdleo ¢ o espaco bidimensional “permeabilidade absoluta x porosidade”. Cada amostra de
rocha ou célula do modelo do reservatorio pode ser representada por um ponto neste espago
em funcdo da sua permeabilidade absoluta e porosidade. A utilizacdo de espacos
bidimensionais permite que os grupos sejam inferidos visualmente, porém nem sempre 0s
agrupamentos sdo dependentes apenas de duas propriedades e, portanto, visiveis em um
espaco bidimensional. Ou pior, os agrupamentos podem ficar claros em espacos

bidimensionais, mas ndo serem corretos em espacos de maior dimensao.

Rocha | ka (MD) | @ (1) Vsh (fn)
Kabs A R1 1 0.15 0.01
abs £ oRrR?
. R2 25 0.2 0.28
1
! R3 7 0.13 0.02
1
! R4 0.1 0.1 0.30
1
|
--------- OR3 |
| i
I 1
I 1
I 1
I 1
---------- L ORL)
¢

Figura 3.1 — Representacéo bidimensional e tridimensional de amostras de rocha mostrando que pontos
razoavelmente préximos em uma representacéo bidimensional do espago podem ser significativamente
distantes em uma representacdo ampliada para um espaco tridimensional. Fonte: Elaborada pelo autor.
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A Figura 3.1 apresenta um exemplo disso. Amostras cujo agrupamento bidimensional
em permeabilidade e porosidade resultaria em um conjunto de grupos distintos do caso
tridimensional. Neste exemplo, o volume de argila (Shale Volume, Vsh), a porosidade e a
permeabilidade absoluta ndo sdo fortemente correlacionadas. Desta forma o volume de argila
pode mudar os agrupamentos relativos, resultando em diferentes agrupamentos de conjuntos

considerados semelhantes.

A permeabilidade relativa, como comentado anteriormente, tem uma dependéncia
complexa de uma quantidade significativa de parametros sendo a aplicacao de agrupamentos
em espagos bidimensionais geralmente pobre. Esta caracteristica dificulta a obtencéo visual
de agrupamentos, que é viavel em representacbes bidimensionais, ou no mAaximo
tridimensionais, mas ndo é possivel em espacos de dimensBes superiores. A aplicacdo de

técnicas de agrupamento se torna recomendavel neste caso.

Cada rocha, seja uma amostra com propriedades medidas no laboratério ou uma
representacdo em uma célula de simulacgdo, possui um conjunto de propriedades que a define.
Pode-se selecionar um subconjunto deste e representar a rocha como um ponto em um espaco

vetorial que tenha como bases as propriedades deste subconjunto.

Na metodologia proposta nesta Tese sdo usados dois espacos vetoriais para que as
operacdes de agrupamento e avaliacdo de disperséo sejam realizadas. As propriedades da
rocha utilizadas para gerar as classes sdo chamadas neste texto de “Parametros de
Agrupamento” e o espaco vetorial gerado tendo estas propriedades como base ¢ chamado de
“Espago de Agrupamento”. O requisito principal dos pardmetros de agrupamento é estarem
presentes no modelo do reservatério previamente a aplicacdo do resultado do processo de
rocktyping, pois estes parametros sao usados para esta aplicagéo.

O objetivo final € encontrar classes com curvas de permeabilidade relativa semelhantes.
Esta similaridade ¢ medida em um segundo espago vetorial chamado neste texto de “Espaco
de Dispersdo” cuja base ¢é formada pelos parametros que descrevem as curvas de
permeabilidade relativa, chamados aqui de “Parametros de Dispersdo” pois sdo utilizados para

medir a dispersdo do agrupamento gerado.

Na Tabela 3.1 sdo resumidas e comparadas as caracteristicas dos parametros de

dispersdo e dos parametros de agrupamento.
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Tabela 3.1 — Comparacéo entre parametros de agrupamento e parédmetros de disperséo.

Parametros de Agrupamento Parametros de dispersao
Caracteristicas dos fluidos e meio poroso que Caracteristicas da curva de permeabilidade relativa
controlam a forma da curva de permeabilidade que definem a sua forma
relativa
Tém influéncia na fisica do escoamento no meio S3o0 a resposta/resultado das caracteristicas do meio
poroso poroso e fluidos
E requisito estarem presentes no modelo do Geralmente ndo estdo presentes no modelo do
reservatoério a priori da aplicagdo dos resultados do reservatorio pois sdo caracteristicas da curva de
Rocktyping permeabilidade relativa
Exemplos: permeabilidade absoluta; porosidade; Exemplos: valores de ajuste de equagdes paramétricas

. . .~ . 60 ™ .
distribuicdo de gargantas de poros; tortuosidade™. que descrevem as curvas de permeabilidade relativa;
pontos terminais da curva; tabela de pontos da curva.

A Figura 3.2 mostra exemplos de propriedades ligadas ao meio poroso que podem estar
relacionados aos espagos de dispersdo e agrupamento. Nesta figura algumas propriedades
podem ser utilizadas apenas em um dos espacos, outras podem ser usadas em ambos 0s
espacos, pois atendem aos requisitos de ambos, e outras ainda ndo podem ser usadas na
formacdo de nenhum dos dois espacos. A saturacdo de agua inicial (Syi) por exemplo, pode
ser obtida previamente a aplicacdo dos rocktypes, pois pode ser determinada ndo apenas como
um parametro da curva de permeabilidade relativa, mas também como um resultado do
equilibrio capilar-gravitacional que controla a distribuicdo de fluidos do reservatorio antes do
inicio da producdo do reservatdrio. Além disso, o Sy também é um ponto da curva de
permeabilidade relativa e, portanto, € uma caracteristica de descricdo da curva e pode ser
usado como paradmetro de dispersdo. Por outro lado, o indice de molhabilidade de Amott-
Harvey®, apesar de ter uma correlagdo forte com a curva de permeabilidade relativa, ndo é
uma caracteristica de descricdo de curva e por isso ndo pode ser usado como parametro de
dispersdo. Geralmente também ndo é um parametro presente no modelo do reservatério e ndo

poderia ser usado como parametro de agrupamento.

% A tortuosidade é uma relagdo entre o comprimento tortuoso, que uma particula deve percorrer em um meio
poroso de certo comprimento linear, e o comprimento linear. Apesar de ter algum controle sobre a
permeabilidade relativa, dificilmente seria viadvel distribui-la no modelo do reservatdrio para que servisse de
pardmetro de agrupamento.

®1 O indice de Amott-Harvey relaciona a embebicdo espontanea (relativa ao total de fluido deslocado) de cada
um dos fluidos avaliados. Quanto maior a embebi¢do espontanea relativa, mais o fluido é molhante. O indice
varia de 1, para molhabilidade total a 4gua, até -1, para molhabilidade total ao 6leo. (ANDERSON, 1986)
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A molhabilidade tem um impacto significativo sobre as curvas de permeabilidade
relativa, principalmente no caso de meios porosos carbondticos, e, portanto, deveria ser
avaliada neste processo. A colocacao de um parametro que tenha relacdo com a molhabilidade
no espaco de agrupamento é recomendavel, desde que seja respeitada a condicdo de
pré-existéncia deste no modelo do reservatdrio. A utilizacdo de um parédmetro relativo a
molhabilidade, mas ndo relacionado a forma da curva de permeabilidade de permeabilidade
deve ser evitada, pois uma correlacdo que deve ser avaliada pelo processo de otimizacao é
imposta a priori. Esta imposi¢do induz a formacgdo de agrupamentos com molhabilidades
semelhantes mesmo com curvas de permeabilidade distintas, forcando uma correlagéo

inexistente.

Base do Espago de Agrupamento

Swi pode ser utilizada tanto no Espaco de ) -
n-dimensional

Disperséo, pois € um ponto da curva de
kres quanto no Espago de Agrupamento
pois é uma propriedade presente no
modelo de simulagdo ¢

-

,,—N\ O indice de Amott-Harvey tem
impacto sobre as curvas de k
Amott—‘, pacto i y e
\ Harvey 1 mas ndo é um parametro destas e,
\ / portanto, ndo serve para medir a
S’ ) ~ o

S~ dispersdo das curvas. Além disso

ndo é uma  propriedade
Vs geralmente presente no modelo
geoldgico e, portanto, ndo deve

estar presente no Espago de

. O oy

Base do Espaco de
Disperséo p-dimensional \

s Agrupamento

Figura 3.2 — Propriedades do meio poroso que podem ou ndo ser usadas na definicdo dos espacos de
agrupamento e disperséo. Fonte: Elaborada pelo autor.

3.3 PROPOSTA DE METODOLOGIA

A aplicacdo direta de técnicas de agrupamento, utilizando parametros que definem a
forma das curvas (chamados neste texto de parametros de dispersdo), seria capaz de obter

grupos de curvas similares. O agrupamento utilizando estes parametros tem garantia® de

%2 Desde que houvessem curvas semelhantes suficientes para serem agrupadas como tal na formag&o dos grupos
75



sucesso em relagdo a determinagdo de grupos de curvas semelhantes, pois as técnicas de
agrupamento geralmente buscam grupos de minima dispersdo (de acordo com a métrica

selecionada).

No entanto agrupar curvas semelhantes sem determinar as propriedades do conjunto
meio-poroso/fluidos presentes no modelo do reservatorio que influenciam no agrupamento
ndo tem utilidade para aplicacdo dos grupos no modelo de simula¢do. N&o ha como aplicar o
agrupamento de permeabilidade relativa para definir a permeabilidade relativa de uma célula
se, para determinar a pertinéncia desta célula, for necessario que ela possua uma curva de

permeabilidade relativa associada a ela previamente.

A solucdo seria agrupar o conjunto de amostras em funcdo das suas propriedades
petrofisicas e geoldgicas presentes no modelo do reservatério (chamadas neste texto de
parametros de agrupamento), tornando possivel definir como os grupos sao distribuidos no
modelo geoldgico e no modelo de simulagdo. No entanto, como a correlagdo entre estas
propriedades e o formato das curvas ndo é trivial nem conhecida, ndo ha garantias que 0s
grupos formados utilizando estas propriedades resultem em conjuntos de curvas de

permeabilidade relativa com pequena dispersao.

Para resolver o problema mencionado acima, propde-se a metodologia descrita neste
texto: associar ao método de agrupamento um processo de otimizacdo para determinar
grupos semelhantes de propriedades do modelo geoldgico que resultem em grupos de

permeabilidade relativa semelhantes.

A metodologia proposta aqui tem dois objetivos indissociaveis: obter grupos de minima
disperséo de permeabilidade relativa e determinar correlagdes entre estes grupos e parametros
petrofisicos disponiveis no modelo geoldgico. Para cumprir os objetivos propostos, a
metodologia se baseia na determinacdo de grupos no espa¢o n-dimensional de parametros
petrofisicos do modelo geoldgico (parametros de agrupamento) e na avaliacdo destes grupos
no espaco p-dimensional de parametros de dispersdo. O processo de otimizacdo deforma o
espaco de parametros de agrupamento, aplicando pesos a estes parametros ou a parametros de
equacdes que os relacionam. O objetivo do processo de otimizagdo é determinar um espaco de
parametros de agrupamento de modo que grupos gerados neste sejam relacionados a grupos

de pequena dispersdo destes agrupamentos no espago de parametros de disperséo.

A inovacdo da proposta estd na associagdo de uma tecnica de agrupamento que é

aplicada sobre um espagco de representacdo de um conjunto de dados (o espaco de
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agrupamento) com uma técnica de otimizacdo que tem como objetivo deformar este espaco e
permitir a minimizacdo de dispersdo do agrupamento em outro espaco de representacdo do

mesmo conjunto de dados (o espaco de dispersdo).

Todas as técnicas de agrupamento, associadas ou ndao a métodos de otimizacao, tém
como objetivo gerar grupos, identificando padrées em um conjunto de dados. Na metodologia
aqui proposta pode-se utilizar qualquer técnica adequada ao problema para determinar o
agrupamento de um conjunto de dados em um espaco e, assim, associar este problema de
agrupamento a um método de otimizagdo para minimizar a dispersdo em outro espago. N&do ha
uma definicdo neste texto quanto a técnica de agrupamento e de otimiza¢do mais adequadas
para cada conjunto de dados.

A proposta desta tese, na verdade, apesar de estar apoiada e ser testada no problema do
agrupamento das curvas de permeabilidade relativa, pode ter uma aplicacdo mais genérica,
podendo ser aplicada a qualquer problema em que se deseja determinar correlacdo entre
causas e efeitos quando esta € muito complexa ou multidimensional, tanto em causas como
em efeitos, e, além disso, que o agrupamento de individuos semelhantes so € util se realizado

e aplicado baseado no conjunto de causas, ndo de efeitos. Como exemplos:

a) correlacdo de outras caracteristicas da rocha que também possuem correlacGes
complexas e poderiam ter melhores agrupamentos determinados por esta técnica.
Caracteristicas como compressibilidade dos poros, influenciada por tamanho, forma e
composicdo dos grdos, cimentacdo, presenca de argilas e fraturas, tamanho e
distribuicdo de gréos, entre outras propriedades das rochas, sdo candidatas a aplicacdo
desta técnica;

b) correlacé@o entre imagem e propriedades. Diversos parametros podem ser calculados de
uma imagem, tais como, distribuicdo do espectro de cores, médias, desvios padrao,
tamanho de regides monocromaticas, etc. Estes parametros podem estar relacionados de
forma complexa com propriedades da imagem ou do objeto representado. Por exemplo,
caracteristicas da imagem da “parede” de um pogo de petréleo podem estar relacionadas
com propriedades do escoamento no pogo ou caracteristicas de imagens de fotos podem
ser usadas para determinar tipos de conteldo;

c) caracteristicas ou doencas relacionadas de forma complexa a um conjunto de

caracteristicas genéticas e ambientais, onde a aplicacdo de uma técnica de agrupamento
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isoladamente pode gerar agrupamento com alguma correlagdo com a caracteristica ou
doencga, mas néo obter a melhor correlacdo com elas;
d) correlacbes entre parametros econdmicos e sociais e indices de desenvolvimento ou

crescimento.

Estas abordagens ndo serdo objeto deste projeto e sem ddvida teriam que ser validadas
para comprovar a eficacia da tecnica nestes casos. No entanto a listagem é baseada em
potenciais candidatos em funcdo da semelhanca dos problemas. A aplicacdo desta técnica em

outros problemas pode ser alvo de futuros trabalhos.

O processo de otimizacdo deforma o espago de agrupamento e o resultado desta
deformacdo pode mostrar indicios da correlacdo entre causa e efeitos. Dimensdes do espaco
de agrupamento que possuem efeito sensivel sobre as dispersdes sdo maximizadas pelo
processo de otimizacdo, de modo que as distancias sejam aumentadas e apenas pontos
realmente proximos nestas dimensdes sejam agrupados. Assim estas dimensdées maximizadas
devem ser consideradas relacionadas de forma causal as propriedades do espaco de disperséo.
Por outro lado, no caso de dimensdes do espaco de agrupamento que tém pouco efeito na
medicdo da dispersdo, isto é, ndo estdo relacionadas fortemente de maneira causal com as
propriedades medidas no espago de dispersdo, ndo é coerente como 0S pesos Serdo
distribuidos pelo processo de otimizacéo. Caso a falta de correlagdo resulte em individuos
proximos no espaco de agrupamento e distantes no espaco de dispersdo, o processo de
otimizacdo tendera a aumentar a dimensdo correspondente no espaco de agrupamento,
evitando que amostras proximas resultem em grupos dispersos no espaco de dispersdo. Caso a
falta de correlacdo resulte na representacdo de individuos dispersa no espaco de agrupamento
e concentrada no espaco de dispersdao ou dispersa em ambos 0S espagos, 0 processo de
otimizacdo tem pouca vantagem na alteracdo dos pesos referentes a esta dimensao, resultando
em pesos aleatdrios, ndo sendo possivel avaliar com seguranca a correlacdo entre a magnitude

dos pesos e causalidade entre propriedades.

Para resolver este problema o processo de otimizacado poderia realizar uma avaliacéo de
sensibilidade das dimensdes, reduzindo aquelas que ndo tém impacto sobre a dispersdo. Esta
caracteristica do processo de otimizacdo deve ser implementada com cuidado para ndo
impedir que a busca por minimos globais ndo seja prejudicada. Esta modificacdo no processo
de otimizacao néo foi implantada neste trabalho, mas sera indicada como trabalho futuro.
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3.3.1 Agrupamento de amostras semelhantes otimizado para a minimizacdo da
dispersdo de permeabilidade relativa

Para a obtencédo das classes sdo utilizadas técnicas de determinacdo de agrupamentos.
Estas técnicas se propGem em determinar grupos com caracteristicas similares, como
exemplificado anteriormente na Figura 2.7, neste caso, avaliando-se a distancia das amostras.
O objetivo da tese ndo € avaliar a melhor técnica de agrupamento, mas avaliar se a integracao
desta com o processo de otimizagdo traz bons resultados. Para tal, ao menos em um primeiro
momento, foram implantadas algumas técnicas, como o agrupamento hierarquico pareado
ponderado (WPGMA), o agrupamento pareado ndo ponderado (UPGMA), o agrupamento
hierarquico utilizando o coeficiente de Pearson como métrica e 0 agrupamento particional

k-médias.

Um detalhamento da metodologia de anélise de agrupamento (Clustering Analysis) e

diversas técnicas disponiveis é apresentado no item 2.2.

A classificacdo em funcdo dos parametros de agrupamento ndo garante que as curvas de
permeabilidade relativa sdo reunidas minimizando a dispersdo do grupo, isto €, a dispersao no
espaco de parametros de dispersdo, mostrado no grafico da direita da Figura 3.3, pode ser
grande. O resultado 6timo sé ocorre quando os parametros de agrupamento escolhidos sdo

55 63

“parametros de controle””® e, portanto, estdo relacionados as curvas de permeabilidade

relativa.

A relacdo dos diversos parametros de controle com a curva de permeabilidade relativa
também ndo deve ser equilibrada, isto €, entre as diversas propriedades da rocha, algumas
podem ter um impacto maior® do que outras. Estas diferentes influéncias poderiam resultar
em uma deformacédo nos grupos formados no espacgo de dispersao: pequenas diferencas em
um parametro de agrupamento mais influente poderiam resultar em grandes distancias entre
0s pontos relativos as curvas de permeabilidade relativa. O contrario também aconteceria:
diferengas significativas de parametros com menor impacto sobre a permeabilidade relativa

poderiam ter quase nenhum impacto sobre 0s pontos no espago de disperséo.

%% S30 chamados de parametros de controle os pardmetros que tém impacto (controle) na propriedade derivada
(permeabilidade relativa, neste caso) de modo que “individuos” com parametros de controle semelhantes t€m
uma tendéncia maior a terem a propriedade derivada semelhante também.

% A forma da curva de permeabilidade relativa pode ser mais sensivel a uns pardmetros que a outros.
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Em funcdo destas diferentes sensibilidades da propriedade derivada aos parametros de
agrupamento, grupos formados em um espago de agrupamento regular (sem pesos para 0s
diversos parametros) estariam relacionados a grupos deformados no espaco de dispersao. Isto
torna desejavel que os grupos sejam determinados em um espaco de agrupamento deformado,
equilibrando os diversos parametros em relacdo as suas respectivas influéncias sobre a

propriedade derivada.
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Figura 3.3 — Relagéo entre agrupamento no espago de parametros de agrupamento e parédmetros de
disperséo. Nao ha garantias que um bom agrupamento no espaco dos parametros escolhidos para determinar
0S agrupamentos serd um agrupamento que minimize a dispersao das curvas de permeabilidade relativa, isto &,
seja um bom agrupamento no espaco de parametros de dispersdo®. Fonte: Elaborada pelo autor.

Como ndo sdo conhecidos a priori®® os parametros de controle, muito menos suas
relacBes funcionais, a técnica de agrupamento € associada a um método de otimizacgdo, que
iterativamente busca o conjunto de parametros e suas relagdes funcionais que minimizem a
dispersdo das curvas de permeabilidade relativa nos grupos gerados, de acordo com o
fluxograma apresentado na Figura 3.4. Esta figura mostra ndo apenas o fluxograma do
processo de otimizagdo e agrupamento mais a metodologia proposta nesta tese como um todo,
incluindo decisdes prévias e a avaliagdes posteriores. Como diversas decisdes podem afetar o
resultado e ndo ha, a priori, escolhas melhores ou piores, a metodologia foi implementada de
tal modo que além da otimizacdo “interna”, que deforma o espaco de agrupamento em busca

da minimizacdo da dispersdo no espaco de dispersdo, existe também uma busca exaustiva

% A figura apresenta como exemplo, para permitir a visualizacdo, espacos bidimensionais de pardmetros de
agrupamento e parametros de dispersdo. Os espacos de pardmetros de agrupamento sdo n-dimensionais e os de
pardmetros de disperséo I-dimensionais. Com n e | ndo necessariamente iguais e geralmente bem maiores que 2.
% A aplicacdo de uma técnica de Analise de Componentes Principais (PCA) em um espaco contendo tanto 0s
possiveis parametros de agrupamento como 0s parametros das curvas de permeabilidade relativa poderia indicar
0s principais parametros de controle auxiliando na fase de escolha dos pardmetros de agrupamento.
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pelo melhor conjunto definicdes da metodologia que resulta nos agrupamentos de menor

disperséo.
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Figura 3.4 — Fluxograma do método de Rocktyping via agrupamento otimizado. Fonte: Elaborada pelo
autor.
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Como as curvas de permeabilidade relativa sdo funcdo de muitas variaveis e nem todas
estas varidveis estardo disponiveis no modelo geoldgico, é provavel que o processo de
otimizacdo resulte em agrupamentos que minimizem a dispersdo, mas que ndo tenham
coeréncia com a fisica associada ao escoamento. Deste modo, ap6s a aplicacdo da
metodologia, deve-se avaliar criticamente se os grupos formados, mesmo com dispersao
minimizada, sdo aceitaveis, verificando se o espaco de agrupamento deformado ndo penaliza
propriedades importantes, avaliando se os grupos formados ndo tém curvas espurias
(outliers), se certificando também que o nimero de grupos, dentro de limites impostos pela
capacidade de caracterizacdo e de simulacdo, é o melhor possivel. Estas avaliacdes sdo
razoavelmente subjetivas e dependem do conhecimento do campo e da fisica associada ao

escoamento, de modo a permitir uma avaliacdo critica dos resultados.

3.3.2 Definigdo dos parametros de dispersédo e parametros de agrupamento

Previamente ao processo de agrupamento com otimizagcdo, € necessario que 0s

parametros envolvidos sejam determinados como se segue.

3.3.2.1 Definicéo dos parametros de dispersao

Os parametros de dispers&o®’ sdo usados para avaliar a disperséo dos conjuntos gerados
pela técnica de agrupamento. E importante que estes pardmetros avaliem qudo proximas s3o
as curvas agrupadas, dando maior peso as caracteristicas mais importantes das curvas, de
modo que os de maior influéncia para 0 escoamento no reservatério sejam priorizados na

definicéo das classes.

Os pontos inicial e final das curvas de permeabilidade relativa sdo candidatos obvios a
parametrizacdo. Além destes pode-se determinar uma equacao que melhor ajuste as curvas de
permeabilidade relativa e utilizar os parametros de ajuste da equacdo para determinar

semelhanca de curvas.

%" Também poderiam ser adequadamente chamados de parametros de forma ou parametros de descricdo, pois
sdo parametros que representam as curvas de permeabilidade relativa (no caso do uso da metodologia com o
objetivo de agrupar curvas de permeabilidade relativa) e sdo usados para verificar qudo similar é uma curva de
outra.
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Considerando que as curvas de permeabilidade relativa de um meio poroso ndo séo
independentes entre os fluidos, os parametros considerados mais representativos para a
definicdo das curvas foram selecionados de forma a trazer a informacdo intrinseca desta
interdependéncia. Esta selecdo ndo é rigida e é possivel que, dependendo do reservatorio e das
proprias curvas de permeabilidade relativa medidas, outros pardmetros se mostrem mais

adequados para a avaliagdo da distancia entre estas.

Para a avaliacdo dos agrupamentos no processo de otimizacdo, em relacdo aos dados
reais apresentados neste trabalho, os parametros de dispersdo utilizados foram os listados

abaixo:

a) arazdo entre a permeabilidade dos pontos extremos de agua, k,, @S,,, e 0leo, k,@S,,;,

_ ko @Swi

R, =——.
7k, @S,

(3.1)

Ponto este que captura em parte, em conjunto com o ponto de cruzamento das curvas, a

razdo entre as permeabilidades em todas as saturacgoes;

b) a saturacdo inicial da curva, S,,; , que localiza (posiciona) a curva em relacdo as
saturacgoes;

c) asaturacao de 6leo mavel,

Som =1—=S8,r —Swi, (3.2)

que captura a amplitude da curva em relacédo as saturacgoes;

d) saturacdo de dgua no ponto de cruzamento das curvas de permeabilidade relativa, isto é,
a saturacdo de agua onde a permeabilidade aos dois fluidos moéveis na curva de

permeabilidade relativa bifasica € a mesma,

Swx =Sw : ko(Sy) = ky,(Sy); (3.3)
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e) apermeabilidade onde ocorre o cruzamento das curvas,

kyx = kr(Swz), (3.4)

que, em conjunto com a saturacdo deste ponto, define o ponto intermediario de

amarragdo, que, em conjunto com 0s pontos extremos, suporta razoavelmente bem a

definicdo da forma da curva, como mostrado na Figura 3.5.

1
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s 0.8 Permeabilidade Relativa ao Oleo
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Figura 3.5 — Pontos utilizados como parametros de disperséo (parametros de forma). As curvas sdo
razoavelmente bem representadas por estes pontos de amarracdo. Fonte: Elaborada pelo autor.

Além dos parametros de dispersdo selecionados para este estudo, outros podem ser

Uteis, como 0s parametros de uma equacao que ajuste as curvas de permeabilidade relativa,

tais como as equacdes propostas por COREY (1954),

ke = ke max Sep'” (35)

onde ks max € a permeabilidade relativa maxima do fluido f, S¢p, € a saturagdo adimensional

deste fluido e n; o parametro de ajuste (formato) da curva;
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Também poderiam ser usadas como parametros, as permeabilidades efetivas, ou mais
coerentemente com o defendido anteriormente, a razdo entre as permeabilidades em

determinadas saturacdes adimensionalizadas, subdividindo a curva em n partes determinadas.

Outros parametros correlacionados a forma da curva de permeabilidade relativa de
forma indireta também poderiam ser usados, tais como o tempo de breakthrough®, a
saturacdo da frente de avanco, o fator de recuperacéo total ou o fator de recuperacdo até um

determinado fluxo fracionario.

No entanto, deve-se tomar cuidado para ndo utilizar parametros que ndo estejam
relacionados a descri¢cdo da forma da curva, mas relacionados a causa da forma da curva,
como, por exemplo, pardametros que indiquem a molhabilidade ou a distribui¢cdes de gargantas
de poros. A utilizacdo destes pardmetros como parametros de dispersdo impde uma relacéo
causal que pode ou ndo existir para o conjunto de dados disponivel e deve ser avaliada pelo

processo de otimizagéo.

3.3.2.2 Definicéo dos parametros de agrupamento

Os parametros de agrupamento podem formar uma lista inicial (extensa) de parametros
petrofisicos e geoldgicos que tém possibilidade de influenciar a curva de permeabilidade
relativa. Pardmetros como a distribuicdo de gargantas de poros, a porosidade, a
permeabilidade e tortuosidade, as litofacies, entre outros podem ter impacto sobre as curvas
de permeabilidade relativa e devem ser avaliados quanto a isso. Em um primeiro momento
pode ndo ser feita uma analise critica de que parametros podem ou ndo ser obtidos no modelo
geoldgico para futura distribuicdo de classes, mas como objetivo final, os parametros
selecionados como parametros de agrupamento tém que ser passiveis de serem obtidos do

modelo geoldgico.

N&o é sempre conhecido a priori se 0s parametros de agrupamento tém ou ndo controle
sobre as curvas de permeabilidade relativa, apesar de serem escolhidos em funcdo da
inferéncia empirica desta relagdo. O processo de otimizagdo, com a determinagdo de pesos

aplicados aos parametros de agrupamento, pode determinar quais parametros de agrupamento

% O breakthrough é 0 momento em que o fluido injetado (geralmente agua) irrompe na face de saida da amostra
do reservatorio, neste caso, um pogo produtor.
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sdo efetivamente parametros de controle. Em uma avaliagdo extensiva (busca exaustiva do
fluxograma da Figura 3.4), com a selecdo de parametros distintos para a formagéo do espaco
de agrupamento, a presenca de parametros de agrupamento que nao sdo parametros de
controle é possivelmente danosa, pois a aleatoriedade da relacdo destes com as curvas de

permeabilidade relativa pode resultar em agrupamentos com dispersées mais altas.

E possivel utilizar parametros de dispersdo como parametros de agrupamento, com
alguns problemas e cuidados que serdo discutidos em uma secdo especifica no Capitulo 5.
Duas exigéncias devem estar sempre em mente: 0 parametro deve estar presente no modelo
do reservatorio antes da aplicacdo das classes de rocha que ele representa e o0 parametro ndo
deve apenas representar a curva de permeabilidade relativa, mas também ter impacto sobre ela

como um todo.

Como exemplo, o Sy; é um parametro que pode se enquadrar nestas duas exigéncias por

alguns motivos:

a) tem correlagdo com a geometria e topologia do espago poroso;

b) tem impacto na curva de permeabilidade relativa e na molhabilidade da amostra;

c) apesar de ser um parametro de forma, ndo é uma resposta da curva de permeabilidade
relativa, pois é condicdo inicial do ensaio, obtido, geralmente e preferencialmente, por
drenagem capilar, em oposi¢do ao fendmeno viscoso, presente no efeito modelado pela
curva de permeabilidade relativa;

d) pode ser atribuido ao modelo geol6gico para posterior aplicacdo das curvas de
permeabilidade relativa, pela aplicacdo geoestatistica dos dados medidos por perfilagem

dos pocos ou a partir de um modelo de equilibrio capilar-gravitacional.

3.3.3 Medicdo da dispersao

A determinacdo da dispersdo () para avaliacdo dos agrupamentos no espaco da

dispersdo pode ser realizada utilizando-se diversas métricas, como as exemplificadas adiante:

a) A média da distancia média entre os pontos do grupo e o centro do grupo, medida em

funcdo de uma norma qualquer, matematicamente,
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b)

s (el
<Z TR ni - (3.6)

Ypu = X )

onde, k € o nimero de grupos, ni, o numero de pontos do grupo i, x;; 0 vetor que
identifica o ponto j do grupo i, x;; 0 vetor que identifica o centro do grupo i. ||.||
indica a norma escolhida, como por exemplo, qualquer uma das citadas na secéao
2.2.1.1;

Como se trata da avaliacdo da dispersdo de um conjunto vetorial, cada componente
vetorial, isto é, cada dimensdo do espaco, possui sua propria medida de desvio padréo,
sendo este entdo, também um vetor. Uma possivel medida escalar para caracterizar a
dispersdo do conjunto de grupos seria a média aritmética da norma do desvio padréo

dos grupos, cuja equacéo é

k .
¢0M — i=1(k”o-l”)' (37)

onde o; € o vetor desvio padrdo do grupo i, dado, componente a componente, por

b
Z (xm]l xGm l) : (3.8)

onde a,,; € a m-ésima componente do Vetor 6; , X, ;; € Xgm,; SA0 as m-ésimas
componentes dos vetores, X;; € Xg; respectivamente. O parametro b é geralmente 2,

mas caso se faca uso de uma norma L, diferente da norma L, recomenda-se utilizar um

parametro b coerente;

O indice de Dunn (Dunn Index) mede a relagcdo entre a distancia intergrupos, que se
deseja que seja grande, e a dispersédo intragrupo, que deve ser pequena. Este indice é

definido pela equacéo

DI = min { min M (3.9)
1<i<k | 1<j<k | max d(Gq) ’
1=<q<k
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onde 6(Gi, G]-) é a meétrica de medicédo da distancia (critério de ligacdo) entre 0s grupos
G e Gj, d(Gq) € a dispersdo do grupo G,. Observa-se pela definicdo e pela equacéo que

quanto maior o indice de Dunn, melhor o agrupamento;

d) O indice de Davies-Bouldin (Davies-Bouldin Index) relaciona, de maneira inversa ao
indice de Dunn, a distancia intergrupos e a dispersdo intragrupo, sendo por isso, tanto
melhor o agrupamento quanto menor este indice. A equacdo para calculo do indice de

Davies-Bouldin é

d(G) + d(G))
DBI = : 3.10
kZ]l;t] 5(0“6) (3.1

onde, como no indice de Dunn, §(G;, G;) é a métrica de medigdo da distancia (critério
de ligagdo) entre os grupos G; e G;, mas diferente do indice de Dunn, S(Gi, Gj) é
especificada como a norma L, do vetor diferenca entre os centroides dos grupos.
Novamente como o indice de Dunn, d(Gq), g sendo um marcador para i ou j, é a
dispersdo do grupo G,, também, diferente do indice de Dunn, aqui d(G,) é definido
como sendo a soma das normas L, dos vetores-diferenca entre a posicdo de cada

individuo do grupo e o centroide do grupo.

Assim como a selecdo do conjunto de parametros de dispersdo, a selecdo da métrica
mais adequada ndo tem critérios definidos. Recomenda-se usar diversas métricas para aplicar
a metodologia ao conjunto de dados e analisar criticamente os resultados com dois objetivos
principais: 1) obter grupos cujo relacionamento das variaveis de agrupamento com as curvas
de permeabilidade relativa esteja coerente com informac@es disponiveis sobre o reservatorio e
2) resulte numa minimizacdo da incerteza em relagdo aos cenarios de escoamento no

reservatorio.

Com a definicdo dos cenarios extremos, as curvas otimistas e pessimistas de cada grupo,
se estas ndo estiverem originalmente presentes nos dados, como é caso exemplificado na
Figura 3.6, podem também ser usadas para definir novos critérios para a avaliacdo da
disperséo do resultado final, incluindo ou néo estes novos dados gerados, mantendo ou néo os
dados originais na medicdo de dispersdo. A vantagem da medicdo da disperséo
exclusivamente usando os dados gerados como cenarios extremos de cada grupo € a grande

aderéncia desta métrica a incerteza que sera considerada na curva de permeabilidade relativa
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para 0 modelo de simulagdo. A desvantagem é que 0 processo de otimizagdo tem como
objetivo a reducdo da distancia entre os cenarios extremos com um embasamento mais fraco

nos dados medidos.

Kr

0 1

Figura 3.6 — Curvas medidas (em azul claro) e curvas geradas como média representativa (curva preta
continua) e como limites do intervalo do intervalo de confianga (pretas descontinuas) Fonte: Elaborada pelo
autor.

Durante o processo de otimizacdo, o critério de minimizacéo da dispersdo é afetado por
uma caracteristica indesejavel: como grupos formados de um Unico elemento tém dispersao
nula (ou impossivel de ser calculada), o algoritmo tende a manter muitos grupos com um
unico elemento e poucos grupos com muitos elementos. Isto é reforcado pois a dispersdo dos
grupos grandes ndo é maximizada porque geralmente esta medida € uma média aritmética,
ndo um somatorio simples. Para evitar este comportamento, foi associada ao calculo da
dispersdo dos grupos, uma penalizacdo para grupos muito pequenos. Este artificio permitiu
que a otimizacdo resultasse em grupo com numero de elementos mais proximo a média de

amostras por grupo, porém com uma dispersdo menos otimizada.

Duas possibilidades de penalizagdo foram propostas para evitar grupos pequenos: a
primeira atribui a dispersdo de grupos de um Unico elemento a dispersdo maxima entre todos
0S grupos gerados, apenas atuando sobre 0s grupos unitarios; a segunda, atuando sobre todos
0s grupos formados, penaliza a dispersé@o do grupo que se afasta da média de amostras por

grupo, seguindo a equacao
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Y=Y+ [P — |- Im—my|9, (3.11)

onde ;" ¢é a dispersdo modificada do grupo i, medida a partir da sua dispersdo original, y;, da
dispersdo média dos grupos, ¥, do nimero de amostras do grupo i, m; e da média de amostras

por grupo, m.

O parametro de penalizacdo (a) existe para permitir calibrar a penalizacdo de modo a
viabilizar a reducdo do numero de grupos espurios sem impedir o algoritmo de gerar

agrupamentos 6timos.

Os grupos unitarios podem existir como resultado do processo de otimizagdo em funcgao
da deficiéncia na determinacdo da dispersdo de grupos unitarios ou também em funcao da
subamostragem de individuos em relacao a alguma propriedade. No primeiro caso, 0 processo
de otimizacdo artificialmente afasta individuos préximos de modo a atingir uma dispersao
nula com grupos unitérios artificialmente gerados. No segundo caso, o processo de otimizacdo
apenas corrobora a amostragem com outliers. O parametro de penalizacdo deve evitar o
primeiro efeito, mas ndo deve criar agrupamentos heterogéneos de modo artificial, agrupando
outliers, que devem ser tratados antes do processo de otimizacdo. Entdo, neste contexto, o
parametro de penalizacdo ndo deve ser considerado um parametro de regularizagdo com o
objetivo de evitar o sobreajuste (overfitting), mas apenas um parametro para lidar com a

deficiéncia na avaliacdo de dispersdo de grupos unitarios.

Nem este parametro nem a equacdo de penalizacdo tém significado fisico ou estatistico,
sendo basicamente empiricos. Buscou-se uma formulacdo matemética que penalizasse a
dispersdo quando o numero de elementos grupo se afastasse do nimero médio de amostras
por grupo, como pode se observar na Figura 3.7, e que pudesse ter o seu impacto ajustado por
um parametro. Esta l6gica matematica € bastante simples, e apesar de nao ter sido baseada em
nenhuma literatura conhecida pelo autor, ndo hd qualquer dificuldade em acreditar que

equacOes similares existam na literatura.
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Funcdo de Penalizacdo
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Figura 3.7 — Variagéo da fungéo de penalizacdo em funcéo do parédmetro de penalizacéo a. Fonte:
Elaborada pelo autor.

Apesar da falta de embasamento fisico na equacdo de penalizacdo, a selecdo criteriosa
do parametro de penalizacdo é importante para uma determinacdo de grupos com significado
fisico. Se por um lado o uso de pequenos pardmetros de penalizacdo permite que 0 processo
de otimizacdo busque se valer da pequena ou nula dispersdo de grupos pequenos, por outro
lado, a utilizacdo de penalizaces severas impde ao problema como solugdo 6tima o uso de
grupos do tamanho da média. Isto fica claro com o comportamento da funcdo de penalizacao
em funcdo do parametro de penalizacédo e da diferenca entre o tamanho médio dos grupos, m;,

e 0 tamanho atual dos grupos, m como visto na Figura 3.7.

A utilizacdo de técnicas estatisticas, mais especificamente a distribuicdo t-Student, para
determinacdo dos limites do intervalo de confianga das curvas de permeabilidade relativa de
cada grupo, trard mais um componente de penalizacdo de pequenos grupos, se na avaliacdo da
dispersdo forem utilizadas também as curvas geradas para representar 0S cenarios extremos.

No entanto, mesmo neste caso, a aplicacdo de alguma defini¢do para o célculo da dispersdo
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dos grupos unitarios, como os dois mencionados anteriormente (utilizacdo da funcdo de
penalizacdo ou a penalizacdo apenas dos grupos unitarios), € necessaria, pois a medicdo da

dispersdo neste caso pode ser nula ou indefinida, como ja mencionado anteriormente.

3.3.4 Avaliacdo de Informacdes de rotulo (informacg6es ndo-numeéricas)

Algumas caracteristicas do meio poroso sdo determinadas por dados ndo-numéricos
(rétulos). Entre exemplos comuns na industria de petréleo estdo as litofacies, a zona
produtora, a idade geoldgica, etc. Estas informacdes dispersas e qualitativas precisam receber
um tratamento especial para que 0 método de agrupamento e a avaliacdo de dispersdo sejam
capazes de medir distancias ou definir outras métricas de similaridade ou dissimilaridade.

Para o calculo das medidas de similaridade ou dissimilaridade é necessario que estes
dados ndo-numéricos sejam substituidos por valores numéricos. Para tal duas propostas sdo

apresentadas neste texto:

a) Substituir cada rétulo por um ndmero - Como a medicdo das distancias serad
influenciada pelo valor escolhido para cada rotulo, quando o analista escolhe um
nimero para um determinado roétulo, estd havendo uma imposic¢do de uma informacéo
adicional, sobre como os diferentes rdtulos estdo correlacionados. Rétulos substituidos
por nimeros préximos serdo considerados representativos de meios porosos mais

semelhantes (neste aspecto) que rotulos substituidos por nimeros distantes.

Se esta informacdo quantitativa sobre distancia relativa entre os rétulos puder ser
obtida, é recomendavel que esta proposta seja utilizada, pois a outra possibilidade é

considerar todos os rétulos equidistantes, que pode ndo ser correto neste caso.

b) Substituir cada rétulo por uma dimensdo no espago vetorial - Cada rétulo de uma
certa propriedade ndo-numérica poderia ser substituido por uma nova dimensdo no
espaco vetorial, e cada elemento seria representado por valores binarios (0-1) nestas
dimensbes que representaria esta propriedade ndo-numérica. Cada elemento seria
representado pelo valor 0 (zero) nas dimensdes relativas aos rétulos diferentes do seu e
por 1 (um) na dimensdo relativa ao seu rétulo. Com isto todos os rétulos de uma certa

propriedade se tornam equidistantes.
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Figura 3.8 — Representacio de dados ndo-numéricos no espaco. A esquerda, a cada rétulo é estipulado um
valor escalar, resultando em distancias distintas entre os diversos rétulos, por exemplo, a facies A3 é mais
distante da facies Al que da facies A2. A direita, a representaco é realizada em dimensdes adicionais e todos
os rotulos sdo equidistantes. Fonte: Elaborada pelo autor.

Existe um problema nesta abordagem: A inclusdo de novas dimensdes no espaco
vetorial resulta em um maior peso na determinacdo de similaridades para esta propriedade
ndo-numeérica. Para contornar este problema o peso relacionado e esta propriedade é

modificado coerentemente.

Quando se distribui os rétulos de maneira binaria (0-1) entre as diferentes dimensdes, a
distdncia entre cada dois rotulos sera sempre a raiz quadrada de dois, como mostrado na
Figura 3.8. Para realizar a correcdo do peso, entdo se converte a distancia em valores unitarios
e posteriormente se corrige 0 peso em funcdo do nimero de dimensfes especificadas para a
representacdo desta propriedade no espago vetorial, N;, que € o numero de rétulos desta

propriedade. A correcéo é realizada pela equacao

w, = M
Lc NL\/E’

(3.12)

onde W, é o peso corrigido baseado no peso original, W;.
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Uma segunda opgdo para a definicdo de equidistancia entre os diversos rotulos de uma
determinada propriedade foi sugerida por SURMAS (2015, informacdo verbal)®®. A métrica
poderia ser incumbida de lidar com este tipo de informacéo, atribuindo-se para amostras de
mesmo rotulo distancias nulas na dimensdo correspondente a esta propriedade e distancias
unitarias para amostras de rotulos distintos. Uma vantagem da utilizacdo desta proposta é a
manutencdo do tamanho do espago vetorial, o que pode resultar em uma maior velocidade do
processo de agrupamento e avaliacdo de dispersdo. Por outro lado, haveria a necessidade de
trabalhar-se com métricas distintas em funcdo da dimensdo do espaco, 0 que resultaria em
uma complexidade adicional no processo de avaliacdo de distancias com possivel reducdo da
eficiéncia. A avaliacdo desta proposta serd recomendada para trabalhos futuros.

% Informacéo fornecida durante a defesa de tese por Rodrigo Surmas, em 26/08/2015.
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3.3.5 Determinacao das curvas representativas e dos intervalos de confianca

Como comentado anteriormente e mostrado na Figura 1.5, o processo de determinacéo

de rocktypes € dividido em duas fases: a definicdo e a caracterizacdo. Na fase de definicéo,

sdo estruturadas as bases do espaco vetorial de agrupamento, bem como os limites ou
centroides dos diversos grupos neste espacgo vetorial. Isto é, a fase de defini¢do é responsavel

pela criacdo das relacbes de pertinéncia ao rocktype. Na fase de caracterizacdo cada grupo

deve ser caracterizado com um conjunto de propriedades que serdo atribuidas ao meio poroso
que for considerado pertencente a este grupo, isto é, serdo determinadas as propriedades
derivadas.

Como meios porosos algo distintos sdo considerados no processo de rocktyping como
parte de um mesmo grupo, é esperado que as propriedades derivadas representativas deste
grupo ndo sejam Unicas (deterministicas). Espera-se, no entanto, se o rocktyping tiver sido
cuidadoso e bem-sucedido, que o intervalo de confianca ndo seja muito grande, isto é, que ndo

seja grande a diferenca entre as diversos valores possiveis dentro de um grupo.

Apobs a fase de definicdo dos rocktypes, todas as amostras de rocha que fizerem parte de
um certo grupo sdo consideradas amostras caracteristicas deste grupo e suas propriedades
medidas também. Tomando como exemplo a permeabilidade relativa, podem existir muitas
curvas representativas de um certo grupo. Na verdade, para aumentar a confiabilidade, é
desejavel que existam muitas curvas representativas de cada grupo. No entanto, apesar de se
buscar uma minimizacdo desta dispersdo, estas curvas tém uma certa variabilidade e é
importante que se defina uma Unica curva de permeabilidade relativa para cada fluido como

representativa do grupo, a curva-base ou a propriedade-base.

3.3.5.1 A curva-base ou propriedade-base

A curva-base ou propriedade-base’ é o valor mais representativo obtido a partir das

propriedades medidas em todas as amostras de um certo grupo. Dependendo da caracteristica

" No caso genérico, onde a representacéo da propriedade ndo é uma curva
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sendo avaliada ou do padrdo apresentado pelos resultados medidos, pode-se adotar estatisticas

constantes’* como a média ou a moda, ou ainda funcdes definidas por regressées.

A média aritmética é uma escolha natural, pois minimiza a soma do erro quadratico,
mas pode-se perder caracteristicas da fisica do processo que poderiam estar representadas
pelas regressdes. Um exemplo do uso de regressdes € a atribuicdo da permeabilidade absoluta
as células, geralmente, ao invés de se atribuir uma Unica permeabilidade absoluta em funcéo
da classe, a permeabilidade é atribuida (por classe) como funcdo da sua relacdo com a

porosidade da célula do modelo do reservatorio.

No caso das curvas de permeabilidade relativa, os pontos terminais sao mais facilmente
atribuidos em funcdo de regressdes, mas em relacdo a forma da curva, a média aritmética é
mais simples e foi a utilizada neste trabalho. A determinacdo de curvas representativas em
funcdo de caracteristicas fisicas ou em relacdo a propriedades que especificamente tenham
maior impacto sobre o escoamento (como o fluxo fracionario, fator de recuperacédo, entre

outros) sera proposta para trabalhos futuros.

A determinacdo da curva média pode ser realizada de duas maneiras: 1) definindo-se
parametros que representem as curvas e utilizando a média destes parametros para representar
a curva média ou curva-base; 2) dividindo-se a curva em n pontos e utilizando a média de

cada um destes pontos para representar a curva média.

A parametrizacdo das curvas tem a desvantagem de reduzir a quantidade de informagéo
disponivel na curva, exceto se a curva tenha sido gerada parametrizada e esta seja a
parametrizacdo utilizada. A vantagem € que o0 uso de uma quantidade geralmente pequena de
parametros torna possivel representar a curva sem uma perda significativa de informacéo,
desde que a funcdo parametrizada escolhida seja adequada. No entanto, para permitir a
obtencdo das médias, todas as curvas de um certo grupo tém que ser representadas pela
mesma funcdo de parametrizacdo. Isto pode dificultar a obtencdo de uma funcéo

genericamente adequada.

A divisdo da curva em n pontos resulta necessariamente em perda de informacéo’®, ao

contrério da parametrizagdo que pode ser exata. No entanto, se 0 nimero de pontos for

" A curva-base ou propriedade-base pode ser uma Unica para 0 grupo gerado, ou pode ser resultado de
regressdes onde a propriedade-base é funcdo de uma equagdo que permite que esta propriedade varie célula a
célula pertencente ao mesmo grupo (rocktype)

"2 A excecdo de curvas formadas por segmentos de reta entre 0s pontos selecionados na discretizacao.
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adequado, a perda de informagdo desta segmentacdo da curva pode ser considerada
desprezivel. Este processo é mais simples e automatizavel pois ndo depende da selecdo de
melhores funces para representar genericamente as curvas de um certo grupo. O cddigo
desenvolvido para avaliacdo desta proposta de tese utiliza este método para determinacédo das

curvas médias.

Obter a curva média do conjunto de curvas que possuem dominios distintos, isto é,
serem definidas em zonas de saturacdo distintas, pode ser problematico. Se nem todas as
curvas estdo definidas para uma determinada saturacdo ndo é possivel fazer a média. A
extrapolacdo das curvas para regifes onde elas ndo estdo definidas é problematica pois pode
resultar em valores espurios (valores de permeabilidade negativos ou positivos extremos).
Uma possibilidade é adimensionalizar as curvas em saturacao antes de realizar a divisdo em
partes para determinacdo da média. Esta adimensionalizacdo deforma a curva sem um sentido
fisico razoavel, mas espera-se que em curvas razoavelmente semelhantes, pois fazem parte de

um mesmo grupo, esta deformacao ndo seja um problema critico.

Neste projeto as curvas sdo adimensionalizadas, subdivididas em dez pontos de
saturacdo, cujas medias sdo utilizadas para representar a curva-base. Também sdo calculados
0s desvios padrdo que serdo usados para determinacdo do intervalo de confianga, explicado

mais adiante.

Os pontos extremos das curvas, Kr,@Syi € kn@Sor, também tém a média e desvio
padrdo calculados para posterior redimensionalizacdo da curva média. No entanto, este passo
pode variar um pouco. E viavel obter-se a saturacio de &gua inicial no modelo do reservatdrio
a priori, isto é, anteriormente a aplicacdo do rocktyping. Assim, a redimensionalizacdo da
curva pode ser realizada em funcdo de parametros pré-existentes do modelo. Neste caso, por
coeréncia com a aplicacdo do rocktyping, seria recomendavel que a saturacdo de agua inicial
fosse utilizada como parametro de agrupamento, de modo que as curvas representativas de
uma certa célula do reservatério tenham este parametro similar aquele encontrado na célula.
Como a saturacdo de oOleo residual, ao contrario da saturacao inicial, ndo € conhecida a priori,
a redimensionalizacdo ainda depende deste parametro. Caso seja possivel observar uma
tendéncia entre a saturacdo inicial e a saturacdo final, como a observada (com baixo
coeficiente de determinacdo, R?) na Figura 3.9, pode-se respeitar esta tendéncia na
redimensionalizacdo, tomando o devido cuidado com a incerteza desta correlacdo. Caso

contrdrio pode-se realizar a redimensionalizagdo da saturacdo de Oleo residual
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independentemente da saturagéo inicial, mantendo este valor constante em cada grupo (com o

seu devido intervalo de confianga) ou aplicando outra correlagéo visivel nos dados.
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Figura 3.9 — Correlaco entre S,; e Sor nos agrupamentos (rocktypes). Apesar do baixo coeficiente de
correlacdo (R?) é possivel perceber uma tendéncia de redugéo do S, com o aumento do S,;. Fonte: Elaborada

pelo autor.

3.3.5.2 Curvas limitrofes: O intervalo de confianca

Diferente da definicdo da curva média, que apresenta poucas possibilidades disponiveis,

a definicdo das curvas limitrofes do intervalo de confianga da permeabilidade relativa de um

determinado grupo tem uma gama ampla de possibilidades, como as avaliadas neste texto,

listadas abaixo, nas proximas secdes.

3.3.5.2.1 Utilizar as curvas extremas de cada fluido obtidas em laboratdrio

Selecionar a curva mais pessimista ou otimista de permeabilidade relativa a um fluido e

ao outro fluido de forma independente, isto é, sem restringir que ambas tenham sido obtidas

em uma mesma amostra de rocha, como mostrado na Figura 3.10. Esta abordagem € bastante
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intuitiva, pois graficamente utiliza as curvas mais externas em um conjunto de curvas para
considera-las como limites de incerteza do grupo. No entanto esta abordagem contém
problemas conceituais e estatisticos. Conceitualmente ela falha, pois o0 escoamento de um
fluido em um meio poroso depende da presenca do outro fluido, assim, ndo é correto tratar as
curvas dos fluidos independentemente. Estatisticamente esta abordagem falha pois a maior a
disponibilidade de curvas ndo apenas ndo reduz a incerteza como geralmente a aumenta, o que

nao tem sentido.

Kr
Kr

Figura 3.10 — Utilizacdo das curvas extremas de forma independente como limites de incerteza. Os graficos
apresentam dois agrupamentos de um mesmo rocktyping, um grupo que possui muitas amostras e outro que
possui poucas. Como a defini¢do dos intervalos de confianca ¢ afetado pelo nimero de amostras a apresentacéo
destes extremos é recomendavel. Fonte: Elaborada pelo autor.

Para aplicacdo desta abordagem deve-se definir critérios para comparar as curvas como
“melhores” ou “piores”. Quando a permeabilidade de uma determinada amostra a um
determinado fluido é, em todas as saturacdes, superior ou inferior a permeabilidade a este
mesmo fluido de outra amostra, e além disso, ambas as curvas possuem 0 mesmo dominio em
saturacdo, isto é, ttm o mesmo S e Sor N0 caso da curva agua-6leo, a definicdo seria trivial.

No entanto este caso é uma excecao.

O tratamento de curvas com dominios distintos pode ser feito adimensionalizando-se o
dominio para posterior comparacdo das curvas, com 0 mesmo problema comentado na
definicdo das médias. Apds a adimensionalizacao, caso as curvas apresentem permeabilidades
mais altas em certa regido do dominio e permeabilidades mais baixas em outras, a avaliacéo
pode ser alvo de alguma subjetividade e especificidade em fungdo do reservatério e da
estratégia de explotacdo. Este trabalho utilizou a &rea sob a curva como sendo o pardmetro de
definicdo de uma curva de permeabilidade mais elevada ou menos elevada. No entanto pode-

se decidir por outros critérios como, por exemplo, considerar que a regido da curva mais
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proxima do Sy; é mais importante pois mais regides do reservatorio sdo influenciadas por esta

regido que a regido da curva mais proxima do S.

3.3.5.2.2 Utilizar as curvas extremas relacionadas a meios porosos avaliados em
laboratdrio

Selecionar 0os meios porosos cujas curvas de permeabilidade relativa se mostram mais
pessimistas ou otimistas, como apresentado na Figura 3.11. Esta abordagem ainda é, de certo
modo, intuitiva, pois considera-se o pior conjunto de curvas de uma mesma amostra como
pessimista e 0 melhor como otimista. Esta abordagem ndo tem a desvantagem de utilizar
incoerentemente pares de curvas relativas a meios porosos distintos. No entanto,
estatisticamente, ela sofre do mesmo mal que atinge a abordagem anterior: a maior quantidade
de dados disponiveis geralmente est4 associada a uma manutencdo ou aumento da estimativa

de incerteza.

A comparacdo das curvas de ambos os fluidos de um meio poroso com as curvas
relativas a um segundo meio poroso depende de alguma metodologia. Neste projeto, para

comparacao das curvas elas foram reunidas utilizando o conceito de fluxo fracionério,

Qa
Qs+ Qp

(3.13)

fa

onde f indica o fluxo fracionario, Q indica a vazdo, e os subscritos A e B, sdo usados para
indicar os fluidos A e B. Considerando ambos os fluidos incompressiveis ou ambos
compressiveis e utilizando a lei de Darcy e ainda desprezando efeitos de variacdo de pressdo

capilar no meio, pode-se chegar a (Rosa, et al., 2006)

k
A/ Ha

% k '
A/.UA+ B/#B

(3.14)

fa

onde k indica a permeabilidade efetiva e u a viscosidade dinamica.

Neste ponto outra decisdo se apresenta, pode-se respeitar o fluxo fracionario, utilizando

a viscosidade dos fluidos do reservatério, ou, apenas utilizar o arcabouco matemaético para
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reunir as curvas de modo mais igualitario, considerando as viscosidades dos fluidos iguais.
Esta segunda abordagem tem a vantagem de permitir a compara¢do mais direta de curvas de
reservatorios distintos, mas por outro lado, estas curvas devem ter sido influenciadas pela

viscosidade dos fluidos utilizados no ensaio e ndo pesar esta influéncia pode ser inadequado.

Apo6s a definicdo de uma curva de fluxo de fracionario por amostra, com ou sem a
compatibilizagdo do dominio destas curvas, a comparagdo entre os fluxos fracionarios das
diferentes amostras pode ser realizada como proposto para a comparagdo das curvas de
permeabilidade relativa, através das areas sob as curvas, com ou sem peso relativo para as

diversas regides do dominio.

Kr

0 1 0 1

Figura 3.11 — Utilizacdo das curvas relativas a meios porosos com piores e melhores fluxos fracionarios
como limites de incerteza. Os gréaficos apresentam dois agrupamentos de um mesmo rocktyping, um grupo que
possui muitas amostras e outro que possui poucas. Como a definicdo dos intervalos de confianca é afetado pelo

nimero de amostras a apresentacdo destes extremos é recomendavel. Fonte: Elaborada pelo autor.

3.3.5.2.3 Utilizar alguma técnica estatistica para determinar as curvas extremas

Utilizando a mesma abordagem para a obtencdo da curva média, pode-se obter outras
estatisticas da informacdo como o desvio padrdo e, a partir dai, calcular o intervalo de
confianca de maneira usual através de funcdes de distribuicdo estatisticas como a curva
normal ou a distribuicdo t-Student (Student, 1908). A distribuicdo t-Student é mais
recomendada para conjunto pequeno de dados pois ela leva em consideragédo o aumento da
incerteza com o namero reduzido de informagdes e tende para a distribuicdo normal com uma
grande quantidade de dados. Além da utilizacdo de técnicas tradicionais para determinagédo do
intervalo de confianca, outras técnicas estatisticas como, por exemplo, bootstrapping

(DiCiccio & Efron, 1996) também podem ser utilizadas.
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O intervalo de confianca pode ser calculado para média estimada da populacéo, u, de

um certo parametro,

o

N

o
Xx—t(Cm)—=<pu<x+t(Cm 3.15
TSk (C,m) (3.15)
onde m é o numero de amostras do conjunto, t € o limite da distribuicdo t-Student em funcgéo
do nivel de confianca, C™. x e o sdo, respectivamente, a média e o desvio padrdo da amostra.

Também pode ser calculado com relagéo aos valores pontuais dos individuos, x,

x—t(Cmg<x<x+t(C,m)o. (3.16)

A média é representada por um intervalo de confianca menor que os valores pontuais
pois é um valor mais estavel, menos sujeito a outliers. Esta diferenca entre os limites dos
intervalos de confianca da média, mostrado em um exemplo na Figura 3.12, e os relativos ao
ponto, na Figura 3.13, ficam claros nos graficos a esquerda nestas figuras. No caso da
aplicacdo destes resultados ao modelo do reservatorio em um determinado cenario (otimista
ou conservador), a utilizacdo do intervalo de confianca da média é mais adequada pois,
naquele cenario, a curva definida pelo intervalo de confianca sera usada em todo o modelo do

reservatorio para cada grupo determinado.

Ao invés de utilizar apenas uma curva de permeabilidade relativa em todo o modelo do
reservatorio para um determinado cenario para cada grupo, poder-se-ia determinar curvas
aleatoriamente dentro dos limites do intervalo de confianca. Neste caso, o intervalo de

confianca do individuo é o mais adequado.

Quando a curva € subdividida em diversos pontos, como apresentado para a obtencao da
curva média, cada ponto pode ter sua propria média e desvio padrdo e também seu intervalo
de confianga. O problema em utilizar o intervalo de confianga ponto a ponto é visivel quando
a quantidade de curvas é pequena e as curvas tém curvaturas distintas que resultam em pontos
mais préximos em certas regifes do dominio ou até em cruzamentos. Estes cruzamentos nao
indicam que em uma determinada saturacdo a dispersdo, isto é a incerteza, € nula, mas o

calculo do desvio padrao resulta nulo e as curvas limitrofes, calculadas a partir do intervalo de

"® Relacionado com o nivel de significancia estatistico (&) por C =1 — a
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confianca sdo afetadas negativamente por este comportamento, como pode ser observado
claramente nos gréficos a direita na Figura 3.12 e na Figura 3.13.

0 1 0 1
Figura 3.12 — Utilizac&do do intervalo de confianca da média baseado na distribuigéo t-Student com nivel de
confianca de 0,75, calculado a cada ponto de saturagdo. No gréfico a direita, o cruzamento das curvas de
permeabilidade a agua (quando as curvas estao referenciadas pela permeabilidade ao 6leo, no grafico elas
estdo referenciadas pela permeabilidade & 4gua) resulta na deformacéo das curvas limitrofes do intervalo de

confianga. Fonte: Elaborada pelo autor.

Kr
Kr

0 1 0 1

Figura 3.13 — Utilizacdo do intervalo de confianga do ponto baseado na distribuicdo t-Student com nivel de
confianca de 0,75, calculado a cada ponto de saturagdo. No gréafico a direita, o cruzamento das curvas de
permeabilidade a agua (quando as curvas estao referenciadas pela permeabilidade ao 6leo, no gréfico elas

estdo referenciadas pela permeabilidade a 4gua) resulta na deformacao das curvas limitrofes do intervalo de
confianga. Fonte: Elaborada pelo autor.

E possivel evitar este artefato considerando o desvio padrdo médio entre os desvios
padrdo de todas as saturagdes como sendo o desvio padrdo representativo de um certo
conjunto de curvas. O célculo e a aplicacdo deste desvio padrdo médio é ponderado pela
permeabilidade efetiva media de cada saturacdo avaliada. Esta abordagem suaviza as curvas
limitrofes, o que é uma vantagem quando as curvas limitrofes estdo deformadas de maneira

ndo-usual, mas é uma desvantagem quando a deformacdo das curvas limitrofes é uma
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representacdo aceitavel dos dados. A comparacdo do comportamento apresentado no lado
direito da Figura 3.14 quando comprado com o apresentado na Figura 3.13 e na Figura 3.12
pode deixar mais clara a observacdo: Na Figura 3.14 percebe-se um comportamento mais
natural das curvas, mas, por outro lado, também percebe-se a perda da informacéo trazida por
uma das amostras quanto ao crescimento rapido da permeabilidade & &gua com o aumento da
saturacdo de agua proximo ao Syi. Além disso, a curva pessimista (trago-ponto) da
permeabilidade a agua, no grafico do lado direito desta figura, deixa de considerar como
incerteza uma regido importante de permeabilidades proximas ao Sy;. Este comportamento de
avaliacdo de incerteza (que ndo considera todas as permeabilidades mensuradas em
laboratério) € aceitavel devido as consideracGes estatisticas do intervalo de confianga, no

entanto isto ndo é esperado em conjuntos com pouquissimos dados.

Kr
Kr

Figura 3.14 — Utilizacdo do intervalo de confianca da média baseado na distribuigéo t-Student com nivel de
confianca de 0,75, calculado em funcéo da média dos desvios padrao de todos os pontos de saturacéo.
Fonte: Elaborada pelo autor.

3.3.6 Regras de Aplicacdo ao modelo geoldgico

Os resultados do método de rocktyping sédo a determinagdo de grupos de rochas com
propriedades semelhantes e a definicdo de propriedades associadas a estes grupos, de tal
forma que qualquer rocha cujas caracteristicas determinem que ela é parte de um certo grupo

é associada as mesmas propriedades que foram definidas para este grupo.
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Esta secdo aborda o problema da determinacédo das relagdes de pertinéncia entre meios

porosos ndo avaliados no processo de agrupamento’ e 0s grupos gerados.

3.3.6.1 Agrupamento em espago unidimensional

Em um espacgo unidimensional a defini¢cdo de limites para 0os grupos e, portanto, a defini¢cdo
das relacdes de pertinéncia é trivial. Caso um meio poroso tenha o valor de uma propriedade

dentro dos limites definidos por dois valores no R, ela é parte de um determinado grupo.

O espaco unidimensional onde serdo definidos os limites dos grupos pode ter como base um
unico parametro do modelo do reservatorio (na Figura 3.15 simbolizado por x = p,;) como
por exemplo a porosidade, ou pode ter como base uma funcdo de imagem escalar (na Figura
3.15 simbolizado por x = f(p1, P2, P3, P4, €tc)) como por exemplo o FZI, um escalar fungdo

da porosidade e da permeabilidade absoluta.

Grupo 1 \ Grupo 2 \ Grupo 3 '\
ADO0== =
X =P

x = f(p1,02,P3, Pa, €LC)

Figura 3.15 — Esquema de exemplo da avalia¢do de grupos em relacdo a um parametro escalar ou em
relagdo a uma funcéo de imagem escalar. Fonte: Elaborada pelo autor.

Em espagos de maior dimensdo, inclusive no R?, a determinacdo dos limites entre
grupos deixa de ser trivial, pois demanda a descricdo de superficies cujos equacionamento sdo

complexos ou inviaveis.

3.3.6.2 Agrupamento a partir de parametros otimizados de relagdes funcionais R® - R

Outra possibilidade de definicdo dos grupos que evitaria em grande parte o trabalho de

determinacéo do grupo de um ponto/amostra do reservatério seria a utilizacdo de um espaco

™ Durante o processo de definic&o dos rocktypes alguns meios porosos foram utilizados para a prépria definic&o
do rocktyping. Estes tém sua pertinéncia avaliada durante o proprio processo de agrupamento.
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unidimensional de pardmetros de agrupamento que seriam atribuidos ao problema
exclusivamente através de uma relacdo funcional de R™ — R, cujos parametros deste
funcional seriam os objetos da otimizagdo. Isto €, os parametros petrofisicos de entrada
(parametros de agrupamento) seriam relacionados através de uma equacdo com resultado
escalar com parametros otimizados. Utilizando a metodologia desta maneira € simples definir

limites para 0s grupos, pois estes limites seriam escalares.

A Figura 3.16 mostra um esquema de exemplo desta possibilidade. A, B e C indicariam
0S parametros da equagdo otimizados, enquanto p;, p,, P3, P4 representariam os parametros
presentes no modelo geologico. Um possivel exemplo da situacdo seria a utilizacdo de um

RQI modificado, onde ao invés de utilizar uma raiz quadratica, como mostrado na equacao

(2.3), poderia se permitir ao processo de otimizagdo a defini¢do de uma Y que resultasse

em melhores agrupamentos que a raiz quadratica do RQI original.

Esta abordagem é um caso especial da metodologia genérica proposta neste trabalho.
Ela limita a flexibilidade da obtengdo de grupos de menor dispersdo (pois 0s parametros
estariam sujeitos a uma equacéo escalar parametrizada), mas permite a adogéo simplificada ao

modelo geoldgico.

Grupo 1 \ Grupo 2 \ Grupo 3 '\
ADO0== =
X = f(A' B' C' P1, D2, D3, Pa, etc)

Figura 3.16 — Esquema de exemplo da avaliacéo de grupos em relacdo a uma funcéo de imagem escalar
cujos parametros foram otimizados. Fonte: Elaborada pelo autor.

3.3.6.3 Avaliacdo de resultados de otimizacdo em espaco n-dimensional em relacdo a
funcionais R™ — R ou espacos unidimensionais

Ao invés de buscar um agrupamento em espaco unidimensional diretamente, poderia se
realizar o agrupamento em um espaco n-dimensional (onde n > 3) e, em seguida, avaliar o
resultado do agrupamento em um espaco unidimensional ou bidimensional verificando a
possibilidade de correlacdes unidimensionais razodveis neste espaco de menor dimensdo para

a definicdo dos limites dos agrupamentos.

A Figura 3.17 mostra o resultado de uma classificacdo que buscou boas correlagcdes de

permeabilidade relativa (isto é, um rocktyping dindmico), ndo somente do parametro FZI.
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Apesar disso, observando os pontos percebe-se que o FZI ndo € um parametro tdo ruim para

definir os limites do agrupamento, se mostrando razoavelmente” adequado.

100000
Grupo 1
Grupo 2
10000 ® Grupo3
FZ1-0,8
1000 1 oo FZI-5,1
=) FZI-8 S
£ ® ____Q-"'
- 100 FZI- 30 PPrr o
@ —
N ® o
10
1
0,1
0 0,05 0,1 0,15 0,2 0,25

¢ (fr)

Figura 3.17 — CorrelacGes FZI para os rocktypes (RT) da 4452 avaliacdo de agrupamentos realizada pelo
programa’®. Fonte: Elaborada pelo autor.

A utilizagdo do FZI diretamente no processo de agrupamento poderia ser mais
adequado, mas a avaliacdo do agrupamento em espacos de maior dimensdo pode indicar que 0
FZI ndo ¢ um bom pardmetro de agrupamento para a minimizacdo da dispersdo da

propriedade derivada.

Nem sempre é possivel conseguir boas correlagcdes, principalmente quando h& poucas
analises disponiveis para a caracterizacdo de um determinado RT. A Figura 3.18 mostra
correlacdes entre kqns € porosidade para avaliar o resultado do agrupamento com relacdo ao
resultado de técnicas tradicionais, que geralmente usam correlagdes no espago Kaps-Phi. E
possivel perceber alguma correlacdo de dois grupos, mas o terceiro, com poucas amostras,

ndo tem uma correlagdo coerente com as demais neste espaco. Neste caso, diferente do caso

"> Alguns pontos considerados pelo processo de agrupamento como Grupo 1, seriam considerados como Grupo 3
pelos limites atribuidos em funcéo do FZI.

® O programa utilizado para determinar os melhores agrupamentos resultou em mais de 7000 possibilidades.
Cada resultado foi numerado sequencialmente.
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apresentado na Figura 3.17 ndo € possivel utilizar correlacdes kaps-Phi diretamente para a
atribuicdo dos rocktypes as células do modelo do reservatorio.

Relacdo Kabs x Porosidade
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Figura 3.18 — Correlagdes kap,-Phi para os rocktypes (RT) da avaliacdo 425", As linhas representam as
regressdes lineares do conjunto de dados de cada grupo. Fonte: Elaborada pelo autor.

3.3.6.4 Definicdo das fronteiras e regides em espago n-dimensional

Uma possibilidade poderia ser a determinacdo de limites (superficies no espaco n-
dimensional de parametros de agrupamento) para os grupos, como exemplificado na Figura
3.19. Nesta figura é apresentada, de forma simplificada, a criacdo de uma malha de Voronoi
construida por triangulacdo de Delaunay (de Berg, et al., 2008) a partir dos centroides dos
grupos criados. A vantagem da determinacdo de limites € que se torna desnecessario aplicar o
método de agrupamento para determinacdo do grupo da amostra ou regido do reservatorio. No
entanto, nem a determinagdo nem a aplicacdo de superficies-limite de “k” grupos no espago n-
dimensional de pardmetros € trivial. A determinacdo da posi¢do de um ponto dentro da malha
de grupos pode ser tdo ou mais custosa que a utilizacdo do método de agrupamento para a

avaliacdo de uma amostra ou ponto especifico.

"0 programa utilizado para determinar os melhores agrupamentos resultou em mais de 7000 possibilidades.
Cada resultado foi numerado sequencialmente.
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Figura 3.19 — Malha de VVoronoi construida por Triangulacdo de Delaunay dos centroides dos grupos em
um exemplo em um espaco bidimensional de pardmetros de agrupamento. Exemplo de defini¢do de regido
de controle dos grupos. Fonte: Elaborada pelo autor.

3.3.6.5 Aplicacdo da avaliacdo de pertinéncia da propria técnica de agrupamento utilizada
para determinacao da pertinéncia das células do modelo aos grupos

Ao final do processo de otimizagdo, estardo definidas as classes, os parametros de
agrupamento, seus pesos na defini¢do do espaco, e opcionalmente, suas relagdes funcionais. A
determinacdo do grupo a que pertence uma nova amostra ou ponto do reservatorio poderia ser
realizada utilizando o método de agrupamento’® (sem realizar a otimizag&o) com todos 0s
dados presentes no espaco de agrupamento ou apenas um conjunto de controle definido
(poderiam ser apenas 0s centroides dos grupos gerados, dependendo do método de
agrupamento e da métrica de similaridade definidas), como exemplificado na Figura 3.20.
Neste momento, a adicdo de uma amostra poderia alterar o agrupamento de alguma amostra
com agrupamento ja definido anteriormente. Para que isso ndo ocorra 0 método de
agrupamento deveria ser adaptado para apenas avaliar o0 novo ponto em relacdo aos grupos ja

gerados, sem reavaliar 0s agrupamentos.

Esta abordagem é adequada a aplicagdo do resultado do agrupamento ao modelo do
reservatorio, sendo necessario apenas que as propriedades do modelo do reservatorio
utilizadas para gerar os agrupamentos, isto €, as propriedades que geram 0 espaco de
agrupamento, sejam avaliadas pela mesma técnica de agrupamento utilizada na definicdo do

rocktyping para determinar a que rocktype cada célula do modelo do reservatorio pertence.

"® N&o todo 0 escopo do método de agrupamento, mas apenas as definicdes de pertinéncia do método, sendo
comum como regra de pertinéncia, a menor distancia ao grupo.
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Figura 3.20 — Definicéo de pertinéncia das células aos grupos (rocktypes). Cada célula (representada pela
estrela) tem a sua pertinéncia avaliada pela mesma técnica de agrupamento utilizada originalmente para a
determinag&o dos grupos. No exemplo da figura, pela minima distancia ao centroide do grupo. Fonte: Elaborada
pelo autor.

110



CAPITULO 4
RESULTADOS

4.1 VERIFICACAO

Com intuito de avaliacdo prévia a utilizacdo desta técnica em dados reais, foi criado um
conjunto de curvas de permeabilidade relativa sintéticas divididas em quatro grupos. As
relacbes petrofisicas entre as propriedades basicas e as curvas de permeabilidade relativa
seguem padrdes empiricos usuais, mas a técnica € cega a este embasamento, isto é, para a
avaliacdo da técnica, poderiam ter sido utilizadas correlagdes sem qualquer embasamento. A
técnica poderia ser considerada adequada se conseguisse “reconhecer” estas correlagdes. Um
aspecto importante para a avaliacdo da técnica é que foi introduzida certa variabilidade das
curvas de permeabilidade relativa nos grupos, mas dentro de cada grupo sintético as curvas de
permeabilidade relativa sdo mantidas razoavelmente proximas, comparando-as com as curvas
de outros grupos. Avaliando a “proximidade” entras as curvas de permeabilidade relativa, a

técnica de agrupamento devera ser capaz de identificar os grupos idealizados sinteticamente.

Para obter curvas de permeabilidade relativa e amostras sintéticas foram utilizadas as

curvas parametrizadas de permeabilidade relativa de Corey para agua e para o 6leo:

Sw—Swi \™
krw = Ky @S -(—W = ) ; 41
r™w TW@ or 1 _ SOT. _ SWl ( )
1— S, — Sor\™
kro = k S--(—W "r) : 42
ro T'O@ wi 1 _ SWl' _ Sor ( )

que sdo versdes especificas da equacdo genérica (3.5).

As correlagbes empiricas entre estas curvas e outros parametros geoldgicos e

petrofisicos sdo apresentados na Tabela 4.1.
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Tabela 4.1 — Relac&o entre as curvas de permeabilidade
relativa e os parametros petrofisicos e geologicos.

Parametro Funcdo de ‘
k. Sor, Amott-Harvey
ko Swi; Amott-Harvey
n, Amott-Harvey; FZI
n, Amott-Harvey; Litofdcies
sar kabs
Swi kabs; Litofdcies
FZi *
Amott-Harvey Swi
Litofacies *
kabs *
Porosidade FZI; kgps

* Propriedade priméria (semente) para a geracdo dos grupos
sintéeticos: ndo depende de outras propriedades.

Quatro grupos foram definidos, cada um com um conjunto de parametros. Estes
parametros séo definidos a partir de funcdes de correlagdes, apresentadas na Tabela 4.1, cujas
sementes (parametros independentes) foram o FZI, a litofacies e a permeabilidade absoluta
(kaps). Os valores destas sementes foram escolhidos de forma a gerar grupos razoavelmente
distintos, para que estes pudessem ser considerados grupos coerentes, mas nao
suficientemente distintos para que o trabalho de agrupamento fosse trivial para todas as
técnicas. As curvas foram geradas usando os parametros aleatoriamente obtidos de uma
distribuicdo normal, com média para cada grupo apresentada na Tabela 4.2 e desvio padrdo de
10% desta média. Este nivel de “ruido” em relacdo a distdncia entre as propriedades
primarias, permite que haja alguma intersecdo entre os grupos gerados, dificultando o trabalho

de agrupamento e permitindo as técnicas apresentar as suas especificidades nos resultados.

Tabela 4.2 — Valores médios das propriedades de cada grupo sintético.

Grupol Grupo2 Grupo3 Grupod

k. (fracéio) 0,038 0,104 0,223 0,362
k.. (fragéo) 0,654 0,605 0,506 0,387
n, 1,63 1,83 2,23 2,53
n, 1,52 1,62 1,71 1,80
S.-(fragéo) 0,254 0,293 0,331 0,358
Syi(fragéo) 0,298 0,278 0,239 0,192
k,ps (mD) 1 10 100 500
Porosidade (fragéo) 0,093 0,096 0,116 0,152
|74 1 3 7 10
Amott-Harvey -0,268 -0,281 -0,309 -0,342
Litofdcies 1 2 3 4
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O primeiro passo foi a definicdo aleatdria do grupo a que cada amostra pertencia. Isto
também resultou em um nimero aleatdrio de elementos por grupo. A partir do grupo definido
por amostra, 0s valores apresentados na Tabela 4.2 sdo utilizados como o valor médio de uma
funcédo de distribuicdo normal para a definicdo dos parametros das curvas . O resultado desta
determinacdo aleatéria de propriedades das amostras resultou no quadro apresentado na
Tabela 4.3. Nesta tabela o Gnico valor ndo gerado diretamente de forma aleatéria, mas

calculado em funcdo dos outros valores da tabela (kans € Porosidade) € o FZI.

Tabela 4.3 — Lista de propriedades das amostras sintéticas.

kl’O@sWI
(fragdo)

o —_
© - - = 9 o ° .
4 © ) 2 ] 5] 50
@ < T =] o o w9

£ ] «® © & ® 'S
o [ 2 & - a o b4
£ = s g <] < =S : O
< (o] = = 5 5 X =

a = 4 »

=4
17]
©
o
=
©
O
%)
©

‘ ‘ Disp.

‘ Agrup.* Agrup.*  Agrup.* | Agrup.**  Agrup.*
0,483 0,089 0,746 0,331 | 0,279 | 0,040 | 0,640 | 1,637 | 1,445 | -0,304
1194,651 | 0,144 17,086 0,163 | 0,325 | 0,309 | 0,428 | 2,641 | 1,985 | -0,635
0,446 0,093 0,674 0,327 | 0,323 | 0,040 | 0,612 | 1,718 | 1,474 | -0,215
661,380 0,159 10,734 0,169 | 0,351 | 0,377 | 0,415 | 2,371 | 1,958 | -0,472
1208,488 | 0,155 15,185 0,203 | 0,371 | 0,304 | 0,361 | 2,824 | 2,097 | -0,104
1716,861 | 0,123 26,588 0,219 | 0,257 | 0,386 | 0,378 | 2,782 | 1,499 | -0,626
5,832 0,100 2,171 0,306 | 0,314 | 0,110 | 0,676 | 1,753 | 1,725 | -0,207
24,160 0,111 3,701 0,334 | 0,301 | 0,118 | 0,785 | 2,047 | 1,284 | -0,234
0,480 0,091 0,720 0,268 | 0,240 | 0,044 | 0,563 | 1,409 | 1,589 | -0,256
81,237 0,132 5,139 0,229 | 0,328 | 0,187 | 0,518 | 1,912 | 1,643 | -0,533
83,117 0,107 7,249 0,242 | 0,355 | 0,213 | 0,462 | 2,307 | 1,778 | -0,442
81,164 0,135 4,941 0,224 | 0,337 | 0,240 | 0,539 | 2,273 | 1,245 | 0,093
0,533 0,096 0,692 0,339 | 0,242 | 0,039 | 0,589 | 1,930 | 1,465 | -0,469
18,271 0,102 3,680 0,285 | 0,296 | 0,126 | 0,590 | 1,737 | 1,788 | -0,194
313,759 0,172 6,425 0,196 | 0,344 | 0,397 | 0,447 | 2,864 | 1,798 | -0,321
443,897 0,184 6,850 0,202 | 0,391 | 0,314 | 0,417 | 2,573 | 1,778 | -0,413
110,841 0,103 8,906 0,201 | 0,305 | 0,213 | 0,595 | 2,093 | 1,730 | -0,394
86,894 0,140 4,792 0,276 | 0,360 | 0,210 | 0,518 | 2,208 | 1,674 | -0,393
123,893 0,120 7,371 0,280 | 0,356 | 0,227 | 0,452 | 2,534 | 1,483 | -0,296
64,621 0,107 6,456 0,221 | 0,367 | 0,234 | 0,480 | 2,154 | 1,466 | -0,207
1,490 0,086 1,382 0,294 | 0,242 | 0,033 | 0,756 | 1,334 | 1,386 | -0,322
1055,164 | 0,159 13,562 0,173 | 0,322 | 0,353 | 0,387 | 2,381 | 1,977 | -0,322
58,285 0,124 4,778 0,226 | 0,331 | 0,235 | 0,490 | 2,036 | 1,989 | -0,329
24 35,677 0,123 3 3,803 0,231 | 0,278 | 0,216 | 0,554 | 2,268 | 1,655 | 0,015

* Parametros de agrupamento utilizados pela técnica UPGMA com e sem otimizagéo
** Parametro de agrupamento utilizado pela técnica FZI
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As curvas de permeabilidades relativas geradas a partir dos dados sintéticos

apresentados na Tabela 4.3 estdo mostradas na Figura 4.1.
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Figura 4.1 — Curvas de permeabilidade relativa geradas aleatoriamente a partir de correlagdes com dados
petrofisicos. Fonte: Elaborada pelo autor.

Trés técnicas de determinacdo de classes de rocha foram aplicadas aos dados gerados

sinteticamente:

a) a divisdo por faixas de FZI, cujos limites foram determinados com uma técnica de
agrupamento cuja funcdo objetivo era reduzir a dispersdo no espago de agrupamento’®;
b) a aplicacdo da técnica de agrupamento hierarquico com critério de ligacdo UPGMA

(detalhado na secdo 2.2.1) baseado em um espaco de agrupamento sem deformacao

formado pelas propriedades: Sy, litofacies, permeabilidade absoluta e porosidade;
c) a aplicacdo da técnica de agrupamento hierarquico com critério de ligacio UPGMA

baseado em um espaco de agrupamento, deformado pelo processo de otimizacao,

formado pelas propriedades: Sy, litofacies, permeabilidade absoluta e porosidade.

O resultado da aplicagéo destas técnicas pode ser observado na Figura 4.2, na Figura 4.3
e na Tabela 4.4. Alguns aspectos relativos aos resultados apresentados merecem consideragéo

especial, discutidos na sequéncia do texto.

O indice FZI foi usado na determinacdo dos grupos (na curvatura da curva de
permeabilidade ao 6leo, n,, e na porosidade da amostra ficticia), mas o método FZI néo foi

™ A aplicacdo de uma técnica de agrupamento para definicdo dos limites ja € um refinamento da técnica de
definicdo de classes quando comparada com a identificacdo visual dos limites de agrupamento.
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capaz de definir tdo bem os grupos quanto o método UPGMA sem otimizagdo, que apresentou
o melhor resultado quantitativo entre os trés metodos. Este resultado pode ser explicado pois,
como as curvas de permeabilidade relativa foram definidas ndo apenas em funcdo do FZI,
como é também o caso de curvas reais, 0o agrupamento utilizando FZI ndo foi capaz de
capturar o impacto das outras varidveis sobre a curva. O agrupamento UPGMA sem
otimizacgdo possuia mais informacdes relativas aos parametros utilizados para gerar as curvas,
assim, ao minimizar a dispersao no Espaco de Agrupamento resultou em dispersdes menores

no Espaco de Dispersao também.

Além do FZI ndo incorporar todos os parametros que impactam na curva, ele, e também
0 UPGMA sem otimizacgdo, sofrem com a aleatoriedade e com o desvio padrdo impostos as
correlacdes entre os parametros petrofisicos e a forma da curva. Como a otimizacao objetiva a
minimizacdo da dispersdo das curvas de permeabilidade relativa, a aleatoriedade e o desvio

padrdo dos parametros podem ser compensados por esta técnica.

A definicdo do agrupamento com otimizagéo utilizando penalidade mais alta (a = 0,8)
evitou 0s grupos unitarios mas resultou em dispersdes maiores que 0s apresentados por outros
métodos, quando utilizando penalidade baixa (a = 0,3) o método com otimizacgéo resultou nos
mesmos agrupamentos do UPGMA sem otimizagdo. Quando executado sem penalidade o
método com otimizacdo resultou em menores dispersdes que todos os outros métodos, porém

com dois grupos unitarios sem sentido fisico.
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Tabela 4.4 — Estatistica dos métodos aplicados aos dados sintetizados.

% FZI (Através de Agrupamento UPGMA Ag:g:qazfr:ti;aggfeMA
'S Agrupamento UPGMA) sem otimizagao pﬁlizagéo (a=0,8)
Jf;:f;i?o 0,0313s 0,0469s aprox. 115
Qtd Qtd Dispersdo* Qtd Dispersdo* Qtd Dispersao*
Grupo 1 7 3 0,836 6 0,994 7 1,387
Grupo 2 9 7 1,464 9 1,280 9 1,280
Grupo 3 3 13 1,896 8 1,425 6 1,268
Grupo 4 5 1 0,000 1 0,000 2 0,982
Dispersdao Média* 1,049 0,925 1,230
Dunn Index** 0,913 1,650 1,271
Davies-Bouldin index* 1,127 0,828 1,257

* Quanto menor melhor; ** Quanto maior melhor;

Apesar do FZI ter apresentado melhores indices de dispersdo que o UPGMA com
otimizagdo, uma observacdo da Figura 4.2 e da Figura 4.3 leva a inferir que 0s grupos
formados pelo FZI sdo mais dispersos que os formados pelo método de otimizacdo. Esta
contradicdo entre os indices de dispersdo (avaliacdo quantitativa) e a avaliacdo qualitativa é

resultado da dispersdo nula do grupo unitério, que foi evitado pelo processo de otimizacdo em
funcdo da penalizacéo.

O indice de Amott-Harvey foi utilizado para gerar as curvas de permeabilidade relativa,
mas ndo foi utilizado pelo método de agrupamento UPGMA com e sem otimizacao pois este
parametro geralmente ndo esta disponivel no modelo geoldgico. Além disso, a auséncia deste

parametro no Espagco de Agrupamento permite avaliar em certa medida a robustez dos

métodos de agrupamento.

% Relativos a hardware/software especificados no Apéndice E

810 processo de otimizagdo varia a cada tentativa. Para avaliacdo do tempo o algoritmo foi executado cinco
vezes, com menor tempo de execucdo de 10,77s e maior tempo de execucdo de 11,19s. Os parametros utilizados
no S.A. foram: temperatura inicial (T,) = 1000; temp. minima = 0,1; coeficiente de resfriamento («) = 0,9.
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Figura 4.2 — Comparacéo dos grupos definidos no conjunto de dados sintetizados pelo método FZI
(inferior, esquerda), Agrupamento UPGMA sem otimizacao (inferior, centro) e Agrupamento UPGMA
com otimizacdo (inferior, direita) com os grupos gerados originalmente (gréafico superior). Fonte:
Elaborada pelo autor.

A comparacdo dos agrupamentos obtidos pelas trés técnicas com o agrupamento
sintético original mostra a melhor correlagio pds-otimizacgdo que as duas outras técnicas. E
possivel verificar que o agrupamento com otimizagdo reconheceu a existéncia de duas curvas
distintas das demais e as agrupou coerentemente (grupo 4, UPGMA OTM) apesar destas
curvas possuirem parametros de agrupamentos ndo tdo distintos, pois as mesmas foram
mantidas em um mesmo agrupamento pelas outras técnicas (grupo 3, FZI e UPGMA sem
OTM). Além de reconhecer a existéncia de curvas distintas com pardmetros ndo muito
distantes, a técnica com otimizacéo foi capaz de interpretar como parte de um agrupamento

maior uma curva que estava sendo considerada em um agrupamento unitario pelas demais
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técnicas (grupo 4, FZI e UPGMA sem OTM). Por outro lado, duas curvas faziam parte do
grupo 4 no agrupamento original ndo foram adequadamente caracterizadas nem pelas técnicas
tradicionais (pois possuiam parametros de agrupamento ndo coerentes com estes grupos) nem
pela técnica com otimizacdo (pois possuiam curvas com caracteristicas que a correlacionam
melhor com outro grupo). Porém, isto ndo desabona o resultado da técnica com otimizacao,
pois para a simulacgéo, grupos cujas caracteristicas resultem em curvas mais semelhantes séo
sempre mais adequados, desde que, é claro, tenham repetibilidade estatistica. Considerando
uma escolha adequada dos parametros de dispersdo em relacdo ao escoamento no
reservatorio, a menor dispersdo das curvas de cada grupo resulta em menor incerteza na
aplicacdo das curvas em cada célula do modelo do reservatério. O impacto desta reducéo da
dispersdo na reducdo de incerteza evidentemente depende do proprio impacto da
permeabilidade relativa sobre o escoamento no reservatério, como podera ser observado mais
adiante quando forem apresentados os resultados de simulacdo em modelos de reservatorios

com os grupos gerados com dados reais.

Na Figura 4.3 sdo apresentados os resultados dos agrupamentos em relacdo a cada um
dos grupos. Também sdo apresentados nesta figura, em curvas pretas, os intervalos de
confianca da média de cada um dos grupos. A curva representativa (calculada pela média
neste trabalho) possui linha continua, a curva otimista, linha pontilhada e a curva pessimista,
linha traco-ponto. Os grupos unitarios, gerados pelas técnicas de agrupamento UPGMA sem
otimizacdo, utilizando apenas FZI ou o espago n-dimensional descrito na Tabela 4.3, ndo

possuem intervalos de confianca estimados pois o0 desvio padrdo ndo tem como ser avaliado.

118



FZI - UPGMA sem otimizacao UPGMA com otimizacao

3 X X = X o 2 0 »

Figura 4.3 — Grupos definidos no conjunto de dados sintetizados pelo método FZI (esquerda),
Agrupamento UPGMA sem otimizagdo (centro) e Agrupamento UPGMA com otimizacao (direita) —
Gréficos individuais. Grupo 1: Primeira linha, Grupo 2: Segunda linha, Grupo 3: Terceira linha, Grupo 4:
Quarta linha. As curvas pretas indicam os cendrios limitrofes: curva média (preta continua); otimista
(pontilhada) e pessimista (traco-ponto). Os grupos unitarios ndo tém avaliacdo do intervalo de confianca.
Fonte: Elaborada pelo autor.
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4.2 AVALIAGAO DE UM CONJUNTO REAL DE DADOS

Um conjunto de curvas de permeabilidade relativa oriundas de reservatorios
carbonaticos de petréleo obtidas em testes laboratoriais em condicGes semelhantes as do
reservatorio foi selecionado para que a metodologia proposta pudesse ser testada para a
determinacdo de agrupamentos em fungdo das caracteristicas das amostras relacionadas as

curvas.

Os dados utilizados sdo apresentados na Tabela A. no Apéndice A. Os resultados com
0s pesos aplicados aos parametros para o0 agrupamento sem otimizagdo, com otimizacao livre
e com otimizacdo com penalizacdo sdo apresentados na Tabela 4.5, na Figura 4.5 e na Figura
4.6.
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Figura 4.4 — Curvas de permeabilidade relativa de reservatorio real. Fonte: Elaborada pelo autor.

Para obtencdo de classes do conjunto de curvas de permeabilidade relativa reais,
apresentado na Figura 4.4, foram avaliados os agrupamentos gerados pelo método de
agrupamento pareado ponderado WPGMA, UPGMA, pelo coeficiente de Pearson e pelo
método de agrupamento particional k-médias. O método de k-médias ndo apresentou 0s
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melhores resultados para as tentativas realizadas, no entanto, como se trata de um meétodo
dependente da estimativa inicial aleatdria, é possivel que ele seja capaz de obter resultados
melhores. Os métodos WPGMA e UPGMA resultaram em agrupamentos iguais € 0
agrupamento pareado utilizando Person resultou em melhores agrupamentos em alguns casos

e priores em outros.

Foram utilizados como parametros de agrupamento as litofacies, que possuem
correlagdo com a histdria geoldgica da formacao do meio poroso, e o FZI, cujo célculo ja foi
apresentado na equacdo (2.2) e que, como discutido na se¢do 2.1, possui correlagdo com a
geometria do meio poroso. Em uma avaliagdo extensa de parametros, estes apresentaram bons
resultados sem impor ao processo de otimizacdo uma correlacdo direta entre a dispersdo dos

espacos de dispersdo e de agrupamento, como seria 0 caso do Sy;.

'WPGMA sem otimizacéo 'WPGMA com otimizacéo

Figura 4.5 — Grupos definidos pelo método de agrupamento WPGMA usando como parametro de
agrupamento o FZI (a esquerda) usando o FZI + Litofacies (no centro) e FZI + Litofacies com otimizacao
(a direita). Fonte: Elaborada pelo autor.
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Em curvas de permeabilidade relativa referentes a meios porosos reais a avaliagdo
visual ndo é tdo simples quanto em agrupamento de curvas sintéticas. A variabilidade de
curvas e da correlacdo destas com os parametros fisicos associados ao escoamento em meio
poroso € bastante grande e, por isso, 0s grupos, mesmo com melhoria significativa, ainda
apresentam uma dispersdo nao desprezivel, como pode ser observado na Figura 4.5, que
apresenta os resultados do agrupamento tradicional (FZI), o WPGMA (FZI+Litofacies) e o
WPGMA com otimizacdo (FZI+Litofacies), e na Figura 4.6, que apresenta os resultados do
agrupamento hierarquico utilizando Person como critério de ligacdo, com otimizagédo
(FZl+Litofacies) e novamente, para efeito de comparagdo, o agrupamento tradicional (FZI) e
o0 WPGMA (FZI+L.itofacies).

Pearson com otimizacao

Figura 4.6 — Grupos definidos pelo método de agrupamento WPGMA usando como parametro de
agrupamento o FZI (a esquerda) usando o FZI + Litofacies (no centro) e FZI + Litofacies com otimizacao
(a direita). Fonte: Elaborada pelo autor.
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A observagdo das curvas da Figura 4.5 e da Figura 4.6 também pode levar a conclusao
da necessidade de um nimero maior de grupos, porém, como comentado na se¢do 2.2, 0
numero de grupos natural é geralmente excessivo no caso do problema de agrupamento de
permeabilidades relativas e existe sempre uma limitacdo quanto a capacidade do modelo de
simulacdo e da disponibilidade de dados para caracterizar adequadamente um numero grande
de grupos. Neste caso foram utilizados trés grupos em funcéo da disponibilidade de analises
de permeabilidade relativa, pouco dispersos em relacéo aos parametros de agrupamento para a

identificacdo de um quarto grupo.

O intervalo de confianca utilizado para a definicdo dos cenarios otimista e pessimista foi

o relativo a confianca da média, descrito pela equacéo (3.15), com nivel de confianca de 80%.

Tabela 4.5 — Estatistica dos métodos aplicados aos dados reais.

FZI (Através de Agrupamento Agrupamento WPGMA Agrupamento Pearson
Agrupamento WPGMA sem com otimizagdo e com otimizagao e
WPGM) otimizagdo penalizagdo (a=0,3) penalizagdo (a=0,3)
Tempo de
P ~ 82 0,0469s 2,4375s aprox. 7355 aprox. 124s*
execugao
Qtd | Dispersdo* Qtd Dispersdo* Qtd Dispersao* Qtd Dispersdo*
Grupo 1 24 1,392 17 1,294 (-7%) 18 1,680 (20,7%) 20 1,582 (13,7%)
Grupo 2 8 1,830 15 1,863 (1,8%) 13 1,746 (-4,6%) 10 1,684 (-8,0%)
2,496 (- .
Grupo 3 4 4,479 4 4,479 5 44,3%) 6 2,900 (-35,3%)
Dispersdo Média* 2,567 2,545 (-0,9%) 1,974 (-23,1%) 2,055 (-19,9%)
Dunn Index** 0,158 0,240 (51,9%) 0,242 (53,2%) 0,317 (100,6%)
Davies-Bouldin index* 4,500 4,451 (-1,1%) 4,998 (11,1%) 4,41 (-2,0%)

* Quanto menor melhor; ** Quanto maior melhor;
Em parénteses a comparagéo das avaliagOes de dispersao em relacao a técnica utilizando somente FZI

A Tabela 4.5 mostra a avaliacdo guantitativa dos agrupamentos utilizando os parametros
de dispersdo descritos na secdo 3.3.2.1 e das métricas de dispersdo apresentadas na secdo
3.3.3. Os resultados mostram uma significativa reducéo da dispersdo em relacdo ao cenéario de
agrupamento utilizando apenas FZI (a comparacdo percentual com o cenario de utilizacdo de

FZI apenas esta entre parénteses na tabela) mesmo quando a otimizacdo estd condicionada

8 Relativos a hardware/software especificados no Apéndice E

8 0 processo de otimizagdo varia a cada tentativa. Para avaliacdo do tempo, o algoritmo foi executado cinco
vezes, com menor tempo de execucdo de 71s e maior tempo de execugdo de 77s. Os pardmetros utilizados no
S.A. foram: temperatura inicial (T,) = 1000; temp. minima = 0,1; coeficiente de resfriamento (o) = 0,9.

8 O processo de otimizacdo varia a cada tentativa. Para avaliacdo do tempo, o algoritmo foi executado cinco

vezes, com menor tempo de execu¢do de 120s e maior tempo de execucdo de 131s. Os parametros utilizados no
S.A. foram: temperatura inicial (T,) = 1000; temp. minima = 0,1; coeficiente de resfriamento (o) = 0,9.
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pela equagéo de penalizacdo. A diferenca foi mais significativa no grupo 3, com uma redugéo
de 44,3% na disperséo, o que resultou em uma reducédo global de dispersdo de 23,1% com um
aumento desejavel do Dunn Index (DI) de 53,2% com um aumento indesejavel de 11,1% no
Davies-Bouldin Index (DBI). Este resultado negativo quanto ao DBI ocorreu pois 0 processo
de otimizagdo buscava neste caso a redugdo da dispersdo. Em outro conjunto de resultados
cuja otimizacdo buscava a otimizagdo do DI usando a correlacdo de Pearson como métrica de
distancia no agrupamento, resultou em uma reducdo de dispersdao global de 19,9% com um

aumento desejavel do DI de 100,6% e uma reducéo desejavel do DBI de 2,0%.

Percebe-se pela Tabela 4.5 que os tempos de execugédo séo significativamente maiores
neste caso, quando comparados com o caso de dados sintéticos, apresentado na Tabela 4.4.
Existe um aumento no nimero de curvas e, para 0 caso do agrupamento WPGMA com e sem
otimizacao, estes estdo lidando com dados simbdlicos (litofacies) que demandam a conversao
em dimensdes de agrupamento. No entanto, sem ddvida este codigo tem espaco para melhoria
de eficiéncia, tanto pela adocdo de um algoritmo mais elaborado, quanto pela adogéo de uma

linguagem de programacao mais adequada.

4.3 APLICACAO EM MODELO DE SIMULAGCAO

Para a industria do petréleo, as curvas de permeabilidade relativa tém como objetivo
modelar o escoamento dos fluidos presentes no reservatorio de modo a avaliar a melhor
estratégia de explotacdo. Com este intuito, estas curvas sdo utilizadas em células de modelos
do reservatorio discretizado, onde sdo simuladas as produc@es, injecdes e pressdes dos

fluidos.

O impacto da curva de permeabilidade relativa varia significativamente de reservatorio
para reservatorio, de malha de drenagem®® para malha de drenagem, também em funcdo das

caracteristicas dos fluidos e de outras caracteristicas do projeto de explotagéo.

Para a avaliacdo do impacto da reducdo da incerteza das curvas de permeabilidade
relativa representativa dos grupos foram utilizados trés modelos de reservatorio, resumidos na

Tabela 4.6, cujas caracteristicas os colocam em situac@es bem distintas quanto ao impacto da

8 Malha de drenagem é o conjunto das localizagBes e caracteristicas de pogos injetores e produtores
especificados no projeto de explotacéo.
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permeabilidade relativa sobre seus comportamentos, como poderd ser observado pelos

resultados.

Tabela 4.6 — Caracteristicas dos modelos utilizados na avaliacao.

Modelo Caracteristica

Aleatério Células com propriedades e rocktyping aleatoriamente aplicados
”Layer-Cake“” baixo Trés camadas distintas e homogéneas internamente, com permeabilidades
contraste variando com menor contraste comparado ao caso de alto-contraste
“Layer-Cake” alto Trés camadas distintas e homogéneas internamente, com permeabilidades
contraste variando com maior contraste comparado ao caso de baixo-contraste, uma
das camadas podendo ser considerada uma super—k87

Em todos os casos a simulacdo utilizou-se do modelo black-oil, baseado na equacao

C.29, em um simulador comercial®

de escoamento em reservatdrios. A malha de drenagem se
baseou em um esquema “five-spot” que se refere a localizacdo dos pocos de producdo nos
quatro cantos de um quadrado e um pogo de injecdo no centro deste quadrado. Em funcéo da
simetria do problema, para a simulacio deste modelo foi utilizada uma se¢do deste modelo®,

como mostrado na Figura 4.7.

Poco
Produtor

Recorte
simulado

Figura 4.7 — Esquema five-spot e recorte utilizado na simulacdo. Fonte: Elaborada pelo autor.

8 Nome dado em inglés, mas usado no Brasil também, para designar um modelo de distribuicdo do meio poroso
em camadas distintas e internamente homogéneas, como as camadas de um bolo.

8 Designacéo de camadas de permeabilidades significativamente mais altas que as contiguas, sendo, portanto,
principais vias de escoamento dos fluidos.

% IMEX da CMG (http://www.cmgl.ca/software/imex2014, Gltima visita 20/08/2015)

% No caso do modelo aleatério uma simetria artificial & imposta pelo recorte, mas é possivel considerar também
que neste caso a simulacdo representa uma malha de apenas um par de po¢os (um injetor e um produtor) em uma
regido com barreiras de fluxo.
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Cada modelo do reservatorio foi avaliado utilizando os cenarios limitrofes otimistas e
conservadores obtidos através da técnica tradicional do FZI e através da otimizacdo do
agrupamento WPGMA com dois parametros (FZI e litofacies), cujos resultados foram

apresentados na Figura 4.5 e na Tabela 4.5.

Os parametros utilizados na simulacdo estdo apresentados na Tabela 4.7.

Tabela 4.7 — Pardmetros de simulacéo.

Pardmetro Modelo Aleatério “Layer-Cake” baixo “Layer-Cake” alto
contraste contraste
Permeabilidade RT1 Média = 68,7mD 12,9mD 12,9mD
Porosidade RT1 Média = 14,1% 20,1 % 20,1 %
Permeabilidade RT2 Média =365 mD 99,9 mD 99,9 mD
Porosidade RT2 Média = 12,6% 9,31% 9,3%
Permeabilidade RT3 Média =938 mD 182 mD 2000 mD
Porosidade RT3 Média = 12,6% 8,4% 18,1 %
Razdo permeabilidade
horizontal/vertical 01 01 01
Periodo Simulado 30 anos
Vazio de inje¢do 20.000 bbl/dia
Pressdo Maxima de Injegao 8000 psi
Pressdao Minima de Fundo (produtor) 3500 psi

4.3.1.1 Reservatorio com propriedades aleatoriamente distribuidas

A geracdo do modelo do reservatorio com propriedades distribuidas seguiu a seguinte

sequéncia de procedimentos:

a) a média e desvio padrdo das propriedades de permeabilidade absoluta e porosidade
efetiva foram definidas em funcdo da litofacies de cada amostra com curva de
permeabilidade relativa analisada neste trabalho;

b) uma litofacies foi atribuida aleatoriamente a cada célula do modelo;

c) a permeabilidade e porosidade foram atribuidas as células de modo a respeitar a
estatistica obtida no item a);

d) o RT de cada célula foi determinado em funcdo das suas propriedades previamente

atribuidas.

O resultado da geracao deste modelo € mostrado na Figura 4.8, abaixo.
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Figura 4.8 — Distribuicao do Rocktyping das células de simula¢do do modelo de reservatério com
propriedades aleatoriamente distribuidas. As células em branco foram definidas com permeabilidade nula.
Fonte: Elaborada pelo autor.

A reducdo da incerteza na producdo para este reservatdrio com propriedades
aleatoriamente distribuidas € perceptivel quando avaliada em relacdo a curva de &agua
produzida, mas inexistente com relacdo a curva de 6leo produzido (NP), como se observa na
Figura 4.9. A imposicdo do escoamento do fluido por diversas células de rocktypes diferentes
entre 0 poco injetor e produtor reduz o impacto individual das curvas de permeabilidade
relativa de um determinado rocktype, resultando em um comportamento médio. Considerando
ainda que a reducdo de incerteza apresentada pela técnica proposta nesta tese ocorreu
prioritariamente no grupo 3, de maior permeabilidade, o0 comportamento médio minimiza o
impacto da reducdo da incerteza em um reservatorio que tem este tipo de caracteristica,
quando comparado com reservatorios layer-cake que privilegiam altas permeabilidades. Além
desta homogeneizacdo do impacto dos trés rocktypes, pode-se observar que a geragdo
aleatdria das propriedades resultou em uma menor quantidade de células do RT3, justamente

0 que possuia a menor reducdo da dispersdo com a utilizacao da técnica otimizada.
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Figura 4.9 — Producdo acumulada de agua (a esquerda) e 6leo (a direita) relativas as curvas otimistas e
pessimistas do modelo de rocktyping tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um
reservatorio com propriedades distribuidas aleatoriamente. Fonte: Elaborada pelo autor.

4.3.1.2 Reservatorio “layer-cake” com baixo contraste de permeabilidade

Figura 4.10 — Modelo de reservatério layer-cake de baixo contraste. Fonte: Elaborada pelo autor.

128



A simulacdo do escoamento nos reservatorios “layer-cake”, propostos neste texto e
esquematizados na Figura 4.10 e na Figura 4.12, apresentaram uma maior sensibilidade as
curvas de permeabilidade relativa. Esta caracteristica potencializa a reducdo da incerteza nos
resultados de producdo com a aplicacdo da técnica proposta nesta tese, mostrando resultados
mais significativos que no caso do modelo de propriedades aleatoriamente distribuidas deste
trabalho®.

O impacto da reducéo da incerteza para este reservatorio layer-cake de menor contraste
de permeabilidade (Figura 4.10) fica claro na Figura 4.11, tanto para a produgdo acumulada

de 6leo quanto para a producdo acumulada de agua.

Producdo de Agua Acumulada - Producdo de Oleo Acumulado -
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Incerteza: 22,2%
0
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N° de Dias N° de Dias
Figura 4.11 — Producao acumulada de &gua (a esquerda) e 6leo (a direita) relativas as curvas otimistas e
pessimistas do modelo de rocktyping tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um
reservatorio layer-cake com baixo contraste de permeabilidade. Fonte: Elaborada pelo autor.

% N&o ha nenhuma pretensdo deste texto quanto a avaliacdo da sensibilidade de cada tipo de reservatorio as
curvas de permeabilidade relativa, que ndo poderia ser realizada com um (nico caso de reservatorio com
propriedades aleatoriamente distribuidas.
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4.3.1.3 Reservatorio “layer-cake” com alto contraste de permeabilidade

Na Figura 4.12 € esquematizado o0 modelo de um reservatorio com uma camada “Super-
k”. Esta camada, no caso do modelo testado, intermediaria, possui uma permeabilidade
bastante superior as demais, resultando em um escoamento preferencial dos fluidos por esta

camada.

Figura 4.12 — Modelo de reservatério layer-cake de alto contraste. Fonte: Elaborada pelo autor.

Na Figura 4.13 pode-se observar que para este modelo ha uma significativa reducéo de
incerteza relativa a producdo de 6leo, com uma pequena reducdo da incerteza relativa a
produgdo de &gua. Esta dicotomia é explicada pela canalizagdo do reservatorio na camada
super-k levando a uma producdo de agua proxima ao valor de injecdo de &gua, como
mostrado na Figura 4.14 (em comparacdo com o valor maximo de injecdo mostrado na Tabela
4.7). A pequena diferenca em relacdo ao total injetado (ao final de 30 anos), que é dificil de
ser observada no grafico de producdo de &gua, é derivada da producdo de 6leo, e nesta, pode-
se observar que hd uma expressiva diferenca entre os resultados apresentados pelo modelo

tradicional e pelo modelo otimizado.

A pequena reducdo de incerteza na producdo acumulada de agua ao final de 30 anos
pode esconder uma importante reducéo de incerteza presente na curva de producédo de agua: o
tempo de breakthrough da agua nos pocos produtores. Este parametro é muito importante
para a avaliacdo econdmica do projeto e, como fica claro na Figura 4.14, existe uma grande
incerteza quando se usa 0 agrupamento baseado no FZI que é reduzida consideravelmente

quando se usa 0 agrupamento otimizado.
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Figura 4.13 — Producéo acumulada de 4gua (a esquerda) e dleo (a direita) relativas as curvas otimistas e
pessimistas do modelo de rocktyping tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um
reservatério layer-cake com camada super-k. Fonte: Elaborada pelo autor.
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Figura 4.14 — Produc0es de agua relativas as curvas otimistas e pessimistas do modelo de rocktyping

tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um reservatorio layer-cake com camada super-
k. Fonte: Elaborada pelo autor.
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4.3.1.4 Comparacao dos resultados

Para avaliacdo da reducdo da incerteza utilizou-se a reducéo da dispersao entre cenarios
otimistas e pessimistas ao final do trigésimo ano de producdo, relativo a média entre estes

Cenarios, isto é,

Prod — Prod — (Prod — Prod
A¢ = ( OTM_FZI psmrzr) — ( 0TM_0 PSM.0) ' 4.3)

(P rodorm pz1 + P TOdPSM_FZI)/ 2

onde Prod é volume acumulado do fluido produzido, 6leo ou agua, ao final do trigésimo ano
de producdo, PSM indica o cenario pessimista, OTM o otimista, _FZI a técnica tradicional e

_0 atécnica que utiliza a otimizagdo proposta nesta tese.

Os resultados de reducdo sdo apresentados nas figuras relativas a producdo acumulada
de 4gua e Oleo dos trés modelos (Figura 4.9, Figura 4.11 e Figura 4.13) e sumarizada na
Tabela 4.8, abaixo.

Tabela 4.8 — Reducao da disperséo na produgdo em funcéo do uso da técnica de agrupamento otimizada.

Modelo A¥ Agua (%) | A¥ Oleo (%)

Aleatorio 23,4 -0,95
“Layer-Cake” baixo contraste 91,7 22,2
“Layer-Cake” alto contraste 6,1 40,1
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CAPITULO5
DiscussOES: CUIDADOS E PROBLEMAS

5.1 AGRUPAMENTO INDUZIDO PELA AMOSTRAGEM E CARACTERIZACAO

ESTRATIFICADA

Por ser um ensaio caro e demorado, a quantidade de anélises de permeabilidade relativa
disponivel para caracterizacdo do reservatorio é geralmente pequena. Em funcdo disso as
amostras para estas analises sao selecionadas seguindo critérios ndo aleatérios. Geralmente as
amostras sdo selecionadas em funcéo de grupos (estratos) considerados representativos. Este
agrupamento original pode impactar no resultado do agrupamento otimizado proposto neste
trabalho.

A correlacdo entre a dispersdo e o numero de individuos em cada agrupamento, com
aumento da dispersdo em grupos com numero pequeno de amostras, tanto utilizando a
equacdo de penalizagdo (3.11) ou utilizando a distribuicdo t-Student, leva a técnica a
considerar parametros com boa caracterizagdo como bons pardmetros. Como exemplo, se um
determinado reservatério teve todas as litoficies caracterizadas igualmente bem
caracterizadas, os grupos resultantes do agrupamento por litofacies serdo de tamanho médio,
com nenhum grupo sendo extremamente penalizado por conter poucas amostras e, por isso,

esta propriedade pode ser considerada adequada pela técnica de otimizacéo.

Para evitar este tipo de comportamento é importante ser bastante cuidadoso com o uso

da funcéo de penalizacdo e da técnica de t-Student e avaliar criticamente os resultados.

5.2 UTILIZACAO DE UM MESMO PARAMETRO NOS ESPACOS DE AGRUPAMENTO E

DISPERSAO

Alguns parametros sdo validos como parametros de agrupamento, pois estdo presentes
no modelo geologico antes da aplicagdo do rocktyping e tém possivel impacto sobre a
propriedade derivada do rocktyping (a permeabilidade relativa no caso deste texto), mas

também s&o validos como pardmetros de dispersdo pois sdo caracteristicas da descricdo da
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propriedade derivada. No caso da permeabilidade relativa, a saturagdo de &gua conata ou
inicial, que pode ser atribuida ao modelo geologico em fungdo de resultados de perfilagem
nos po¢os ou por modelagem da pressdo capilar no reservatorio, e a permeabilidade efetiva ao
0leo nesta mesma saturacdo, que pode ser atribuida em funcdo de resultados de testes de
producdo ou injecdo de fluidos no reservatdrio, podem ser duas caracteristicas validas para

uso tanto como parametro de dispersao como parametro de agrupamento.

O problema com o uso de pardmetros em ambos 0s espacos é que o bom agrupamento
destes parametros, dependendo da técnica de agrupamento utilizada, resulta necessariamente
na reducdo da dispersdo relativa destes. Como resultado, o aumento do peso que este
pardmetro tem no agrupamento é diretamente relacionado com uma redugdo da disperséo no
espaco de dispersdo, artificialmente aumentado a importancia destes parametros em relacao

escopo de parametros de agrupamento.

A utilizacdo de algum pardmetro conjuntamente no espago de agrupamento € no espaco
de disperséo pode resultar em agrupamentos de grande qualidade, pois a possibilidade de que
um parametro de descri¢do da curva possa ter correlacdo com os outros parametros da curva
ndo é desprezivel. Estando este parametro de descricdo também disponivel no modelo do
reservatorio é até recomendavel que se avalie 0 agrupamento com o uso deste parametro. No
entanto, pelos problemas mencionados, esta avaliacdo deve ser cuidadosa e criteriosa,
rechacando-se resultados que tiveram minimizacdo exagerada da dispersdo relativa neste
parametro, mas com curvas bastante dispersas em outros parametros de descricao, além de

avaliar se o algoritmo ndo esta desprezando parametros potencialmente importantes.

5.3 TRATAMENTO DE PONTOS ISOLADOS (OUTLIERS)

5.3.1 Manutencéo ou remocéao de outliers

Os outliers neste tipo de avaliagdo, onde é necessario avaliar grupos com “causas” e
“efeitos” semelhantes, devem ser avaliados nos dois espagos correspondentes, os espacgos de

agrupamento e disperséo, respectivamente.

Pontos isolados no espaco de agrupamento representam uma ma amostragem para a

determinacéo das propriedades derivadas (no caso deste texto, a permeabilidade relativa), pois
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nédo foram analisadas amostras suficientes para determinar o comportamento de meios porosos
semelhantes ao ponto isolado. Caso as propriedades derivadas sejam semelhantes para todos
0s pontos que fardo parte do grupo com este outlier, ele pode ser mantido na avaliacdo de
pertinéncia dos grupos, gerando grupos que possuem um dominio disperso e uma imagem
compacta. Isto é coerente com a pequena sensibilidade da propriedade derivada em relagdo as
propriedades selecionadas para o agrupamento e deve ser levado em consideracdo. Este fato
permite inclusive uma avaliacdo (laboratorial ou analitica) menos extensiva das propriedades
derivadas. Por outro lado, caso o outlier no espaco de agrupamento tenha também a
propriedade derivada isolada (no espaco de dispersdo), este ponto deve ser tratado em
separado. Isto é, este individuo deve ser considerado um grupo unitario, e deixado de fora da
avaliacdo dos grupos restantes pelo processo de otimizacdo. Como a incerteza destes grupos
unitarios € muito grande, recomenda-se a caracterizacdo de amostras semelhantes para a

minimizagdo da incerteza.

Em funcdo da multiplicidade de fatores que influenciam as curvas de permeabilidade
relativa e da complexidade da relacdo entre estes e 0 escoamento multifasico no meio poroso,
mesmo rochas com um conjunto de propriedades (disponiveis no modelo geoldgico)
semelhantes pode possuir curvas de permeabilidade relativa significativamente distintas. Isto
é, podem existir outliers no espaco de dispersdo relacionados a individuos com propriedades
semelhantes no espaco de agrupamento. Deve-se tomar muito cuidado neste caso. E possivel
que a dispersdo no espaco relativo as propriedades derivadas seja funcdo de erros na
caracterizacdo destas e, neste caso, deve-se remover 0s pontos problematicos da analise. Por
outro lado, se a dispersédo for resultado de incerteza da analise, condi¢des de ensaio distintas
(mas representativas) ou resposta real do meio poroso, a remocao do ponto isolado ira reduzir

artificialmente e equivocadamente a incerteza associada ao agrupamento.

5.3.2 A avaliacdo da dispersao de grupos unitarios

O processo de otimizacdo avalia a dispersdao dos grupos gerados com o0 objetivo de
minimizé-la, mas esta avaliacdo encontra uma dificuldade quando surgem grupos unitarios.
Em grupos unitéarios, a média e o desvio padrdo da amostra perdem o sentido enquanto o

desvio padrdo da populacdo nao € nem definido.
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Neste trabalho os grupos individuais tém a dispersdo tratada pela equacdo de
penalizacdo, no entanto esta equagdo traz inconvenientes j& mencionados anteriormente neste
capitulo e em capitulos anteriores, como a inducdo a um agrupamento com grupos de tamanho
médio.

O grupo unitario pode ser representativo dos dados e deve ser tratado com cuidado,
como comentado na secdo anterior. A simples aplicacdo de tratamentos mateméticos como o
proposto neste texto pode impor a inclusdo em um grupo da curva representativa de um meio

poroso realmente distinto dos demais individuos do grupo.

A definicdo das curvas limitrofes (do intervalo de confianga) para estes grupos unitarios
é um problema pois ndo hd modo objetivo de fazé-lo, mas recomenda-se, a ndo ser que hajam
informacBes que possam indicar o contrario, que se atribuam intervalos de confianca bastante
grandes, aproximando-se do limite do razoavel para curvas de permeabilidade relativa. Esta
abordagem permitiria que a inclusdo de novos dados resultasse no resultado coerente de
reducdo da incerteza do agrupamento. A determinacdo de curvas limitrofes em casos como

estes é tratada na secao seguinte.

5.4 DETERMINACAO DE CURVAS DE PERMEABILIDADE RELATIVA LIMITROFES DO

INTERVALO DE CONFIANCA EM GRUPOS PEQUENOS

Em grupos com poucos dados a incerteza pode ser tdo significativa que a aplicacdo de
técnicas estatisticas para a determinacdo do intervalo de confianca pode resultar em curvas
ndo razodaveis ou ate impossiveis. Evidentemente estes cendrios de incertezas sao irreais, pois

as curvas reais devem ser encontradas dentro de limites razoaveis.

Para evitar este tipo de comportamento é recomendavel selecionar ou sintetizar curvas
gue possam ser consideradas limites superiores de incerteza para um determinado
reservatorio. Neste trabalho estas curvas serdo chamadas de curvas LK (de “Low-
Knowledge”). A construgdo destas curvas tem alguma subjetividade e depende da experiéncia
e do conhecimento do analista que esta propondo as curvas, no entanto algumas

recomendacdes podem ser seguidas:
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d)

usar equagdes paramétricas simples, como por exemplo as curvas de Corey (3.5), para a
sintetizacdo das curvas LK, pois geralmente ndo h& base de conhecimento para
selecionar curvas com formato ndo usual;

a dispersdo das curvas medidas do grupo deve ser considerada como um limite inferior
de disperséo;

caso seja viavel ser calculado, o intervalo de confianca deve ser considerado sempre que
as curvas geradas sejam razoaveis;

dependendo do conhecimento do reservatorio os limites de confianca devem ser
expandidos ou retraidos, sempre tendo em mente que 0 aumento no nimero de dados de

um certo conjunto deve sempre resultar em uma reducdo da incerteza associada aquele

grupo.
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CAPITULO 6
CONCLUSOES

O uso de classes de rocha especificas para permeabilidade relativa (rocktypes
dindmicos) é importante, pois as classes de rocha tradicionais ndo sdo capazes de capturar
toda a complexidade e variabilidade das curvas de permeabilidade relativa. No entanto existe
uma grande dificuldade na definig&o das correlagdes que resultem em uma boa determinacao
de classes para permeabilidade relativa. Esta dificuldade € natural, pois a permeabilidade
relativa é resultado de interagcdes extremamente complexas entre os fluidos, entre os fluidos e

0 meio poroso e destes com as condi¢fes ambientais.

Para abordar o problema foi apresentada uma técnica inédita de acoplamento entre
algoritmos de agrupamento e de otimizacdo aplicados a espagos vetoriais distintos, um para
determinacdo dos agrupamentos, o “Espago de Agrupamento”, e outro para medi¢do da

dispersdo dos grupos de permeabilidade relativa gerados, o “Espaco de Dispersdo”.

Métodos de agrupamento sdo capazes de encontrar padrGes de agrupamento em
conjuntos de dados em espagos de grande dimensdo, enquanto a capacidade humana de
identificacdo de padrdes se limita a espacos, no méximo, tridimensionais. Porém, em relagédo
ao problema de agrupamento de permeabilidades relativas, o uso de métodos de agrupamento
sozinhos ndo resolve o problema, pois agrupar os dados em funcéo das propriedades presentes
no modelo do reservatério ndo garante bons grupos de permeabilidade relativa. Por outro
lado, a aplicacdo destes métodos em relacdo a propriedades das curvas de permeabilidade

relativa ndo permite o uso dos grupos gerados no modelo do reservatorio.

A proposta de usar o0 método de agrupamento em funcdo dos parametros presentes no
modelo do reservatério acoplado a uma técnica de otimizacdo que modifica o espago de
agrupamento, mudando assim 0s agrupamentos, de forma a minimizar a disperséo das curvas
de permeabilidade relativa nos grupos gerados, resolve o problema da aplicagdo da técnica de

agrupamento no problema.

Os resultados da comparacdo da utilizacdo de técnicas tradicionais da industria de
petréleo, com técnicas de agrupamento sem otimizagdo e com otimiza¢do mostra a grande
vantagem das técnicas de agrupamento e principalmente do acoplamento desta com técnicas

de otimizacéo.
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A avaliacdo de curvas de permeabilidade relativa sintéticas geradas com agrupamentos
pré-estabelecidos mostrou a capacidade desta técnica em encontrar os grupos de curvas de
permeabilidade relativa semelhantes mesmo quando as propriedades presentes no modelo
geoldgico podem indicar agrupamentos distintos. A técnica tradicional de agrupamento por
FZI e o agrupamento sem otimizacdo foram induzidas pelos dados a gerar grupos
inconsistentes, enquanto a técnica com a associacdo da avaliacdo da dispersdo de

permeabilidade relativa foi a Unica capaz de evitar o problema.

A aplicacdo da técnica proposta nesta tese em um conjunto de curvas reais mostrou uma
reducdo de 23,1% da dispersdo média das curvas de permeabilidade relativa. Este resultado
aplicado na simulacdo de escoamento em modelos de reservatdrio apresentou redugdo de
incerteza de 91,7% em relacdo a producdo acumulada de &gua em um dos casos avaliados e

reducdo de 40,1% na incerteza relativa a producdo acumulada de 6leo em outra simulacdo.

A estrutura de um rocktyping deve estar sempre baseada em dois pilares: a definicdo do
agrupamento e a determinacdo das propriedades representativas do rocktype (chamadas aqui
de propriedades derivadas). Por isso, além da definicdo dos agrupamentos, também foi
proposta uma metodologia igualmente inédita para determinacdo dos intervalos de confianca
das permeabilidades relativas representativas dos grupos gerados. Esta metodologia se baseia
na aplicacdo de conceitos estatisticos de intervalo de confianga utilizando fungdes de
distribuicdo de probabilidades conhecidas, mais especificamente a funcao de distribuicéo de t-
Student que é dependente da quantidade de dados disponiveis para a estatistica. Quantidades
pequenas de dados sdo penalizados com um aumento do intervalo de confianga para um

mesmo nivel de confiabilidade.

A aplicacdo desta técnica estatistica permitiu a determinagdo mais coerente e embasada
dos cenarios de incerteza para as curvas de permeabilidade relativa dos grupos do

agrupamento.
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CAPITULO 7
TRABALHOS FUTUROS

Como desenvolvimento futuro cita-se a implementacdo da utilizacdo de equagOes
genéricas para a definicdo das bases dos espacos de dispersdo e agrupamento. A possibilidade
de aplicacdo destas equacOes foi citada neste texto mas ndo chegou a ser implementada, pois
demandaria um tempo adicional significativo, tanto para o desenvolvimento do algoritmo
quanto para a interpretagcdo dos resultados. Outro ponto desejavel é a avaliacdo das diversas
métricas, métodos de agrupamento e de otimizacdo de modo a obter o conjunto mais

adequado de ferramentas para o uso da metodologia proposta para o problema abordado.

A determinacdo da curva média de permeabilidade relativa pela média das diversas
curvas adimensionalizadas presentes em um determinado agrupamento € razoavelmente
adequada quando as diversas curvas sdo muito préximas, mas ndo tem um fundamento fisico
solido para o uso em agrupamentos de grande dispersdo. Ndo foi encontrado na literatura um

método mais adequado, mas este poderia ser 0 objetivo de trabalhos futuros.

Dependendo do espacgo de agrupamento, pode ser til identificar os grupos ndo apenas
buscando uma minimizacdo da distancia entre seus elementos, como foi o objetivo das
técnicas de agrupamento utilizadas neste texto, mas também encontrar correlagcdes entre 0s
dados. A avaliacdo do uso de técnicas de agrupamento que tém objetivos distintos, bem como
a mesclagem de técnicas distintas em relacdo as diversas dimensGes do espago de
agrupamento pode trazer boas contribui¢des para a determinagdo dos melhores agrupamentos
de dados.

Outro ponto recomendado para trabalhos futuros é a abordagem de tratamento de
rotulos (informacgBes ndo-numéricas) utilizando métricas de similaridade especiais, cujo
resultado seria unitario para rotulos distintos e nulo para rétulos iguais. A vantagem do uso
deste tipo de métrica é a manutengdo da dimensdo do espago e a desvantagem € a necessidade

de utilizacdo de métricas especificas para cada dimensao do espaco.

A deformacdo do espaco de agrupamento pode trazer informacdes Uteis sobre a
correlacdo entre causas (dimensdes do espaco de agrupamento) e efeitos (qualidade dos
agrupamentos no espaco de dispersdo). Para permitir uma avaliagdo mais robusta desta
deformacdo seria necessario que as dimensGes do espaco de agrupamento que nao se

relacionassem de forma causal com as propriedades do espaco de dispersdo fossem contraidas
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pela técnica de otimizacdo. Isso atualmente ndo estd implementado e, se for feito, deve-se
tomar o devido cuidado para evitar que o algoritmo de otimizacdo ndo deixe de buscar

solucdes otimas globais.

N&o foi introduzida no processo de agrupamento, nem no processo de avaliacdo de
incertezas das curvas representativas, a incerteza experimental da determinacdo das curvas de
permeabilidade relativa. Este ponto é importante para a estimativa mais precisa da incerteza

apresentada neste texto e é recomendavel ser abordado em trabalhos futuros.

Também foram citadas no texto possiveis aplicacdes desta metodologia em outros
problemas relacionados ou ndo com a avaliagdo de reservatérios. Estas aplicacdes teriam que
ser validadas em trabalhos futuros, corroborando ou ndo com a avaliagdo inicial da

aplicabilidade da técnica.

A adaptacdo de técnicas de redes neurais com aprendizagem por reforco para a solucéo
do problema abordado nesta tese também é uma linha de trabalho com bom potencial de
sucesso. Apesar da desvantagem citada no texto, é possivel que, por outro lado, esta técnica
tenha vantagens em eficiéncia e eficacia sobre a proposta atual. Apenas a implementacédo

desta nova versdo desta técnica poderia responder estas questdes.
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APENDICE A
DADOS E RESULTADOS DOS CONJUNTOS TESTADOS

Este apéndice contém as propriedades petrofisicas e litologicas das amostras analisadas,
listadas na Tabela A.1 como parametros de agrupamento (“Agrup.”) e parametros de

dispersao (“Disp.”).

A porosidade da amostra analisada € representada por ¢, e a permeabilidade absoluta
por Kaps. O Syi, COMO comentado anteriormente, € a saturacdo de agua inicial, condicdo em que
a agua contida no meio poroso é imovel por efeitos capilares ou por descontinuidade, isto é,
por ndo estar isolada da entrada e da saida do meio poroso por outros fluidos. A
permeabilidade relativa ao 6leo na saturacdo de agua inicial é representada por k,,@Syi € a
permeabilidade a agua na saturacdo de Oleo residual por kn,@Sor, Onde Sy € a saturacéo de
6leo residual, condi¢do em que 6leo ndo é mais removido do meio poroso, ao menos pelo
deslocamento primordialmente viscoso imposto na determinacdo das curvas de

permeabilidade relativa.

Tabela A.1 — Dados de amostras e parametros de agrupamento e de forma (para avalia¢do da dispersao)
utilizados nos testes apresentados neste texto.

g = s g
— = = - 3 - _ = (o] o
= 3 8 T | < a2 ¥ 2 s 5
+ o o
] - 3 2 3 £ 8 5 2 3 4 §
E 3 g 9]¢ 3 S & s g = @
< ] 5 2 o z I I Ic] S o °
£ | ¥ x £ 8 G S =g
a ° s &
Disp. Disp. @ Agrup.
1 299,2 | 13,6 1 0,441 1 37,8 | 24,9 10,441 | 37,4 16,1 | 0,158 | 9,36 2 1 2 2
2 147 14,2 1 0,153 10,384 | 34,2 | 30,3 | 0,398 | 35,5 10,9 | 0,188 6,1 1 1 2 2
3 164 15,9 1 0,194 | 0,388 | 32,6 | 28,8 | 0,499 | 38,6 12,1 | 0,196 | 5,33 1 1 2 2
4 241 12,4 1 0,131 | 0,31 29,4 | 32,9 | 0,421 | 37,7 7 0,093 | 9,78 2 1 2 2
5 9,91 | 12,3 2 0,307 | 0,695 | 21,7 | 30,6 | 0,442 | 47,8 19,7 | 0,136 | 2,01 1 2 1 1
6 71,4 | 21,8 3 0,249 10,479 | 246 | 26,3 | 0,52 | 49,2 24,4 10,166 | 2,04 1 2 3 1
7 155 | 12,7 3 0,395 0,739 | 349 | 26,7 | 0,535 | 384 | 9,3 |0,157| 7,54 1 1 3 1
8 182 12 1 0,332 10,599 | 37,2 19,5 | 0,554 | 43,3 13,9 | 0,155 | 8,97 2 1 2 2
9 39,4 | 10,9 3 0,192 | 0,17 | 30,2 | 24,3 | 1,131 | 45,4 11,6 | 0,161 | 4,88 1 2 3 1
10 47,3 15,7 2 0,189 | 0,469 | 41,3 19,2 | 0,403 | 39,5 18,4 | 0,128 | 2,93 1 2 1 1
11 | 555 | 15,5 1 0,207 | 0,525 | 41,1 | 21,9 | 0,394 | 37 | 145 |0,125| 1024 | 2 1 2 2
12 108 8,9 1 0,489 | 0,717 | 36,7 13,1 | 0,682 | 50,2 | 31,3 | 0,111 | 11,2 2 1 2 2
13 26 11,1 2 0,271 | 0,456 | 38,6 9,2 10594 | 52,2 | 30,7 10,081 3,85 1 2 1 1
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14 | 766 | 10,2 1 0,157 | 0,737 | 32,5 | 8,1 |0,213| 59,4 | 41,5 | 0,075 | 23,96 3 3 2 3
15 | 481 | 17,8 2 0,328 | 0,586 | 28,4 | 12,9 | 0,56 | 58,7 | 33,6 | 0,067 | 7,54 1 1 1 1
16 85,7 | 16,3 2 0,572 10,849 | 32,3 | 23,9 |0,674| 43,8 | 10,5 | 0,196 | 3,7 1 2 1 1
17 4 14 4 0,116 | 0,116 | 25,4 30 1 446 | 13,1 | 0,214 | 1,03 1 2 1 1
18 1157 | 14,5 1 0,421 1 23,2 | 29,8 | 0,421 | 47 22,4 | 0,145 | 16,54 3 3 2 3
19 34,6 9,7 1 0,275]0,919 | 23,6 | 39,5 0,299 | 36,9 | 11,1 | 0,12 | 5,52 1 1 2 2
20 1,9 9,3 2 0,058 | 0,037 | 17,4 | 31,3 | 1,568 | 51,3 | 21,3 | 0,162 | 1,38 1 2 1 1
21 135 6,8 3 0,412 |1 0,978 | 23,9 | 32,8 (0,421 | 43,3 | 10,6 | 0,146 | 19,18 3 3 3 3
22 52,6 17 2 0,183 0,613 | 19,3 | 253 | 0,299 | 55,4 | 18,9 | 0,11 2,7 1 2 1 1
23 392 | 21,7 2 0,157 | 0,692 | 30,9 | 15,6 | 0,227 | 53,5 | 18,8 | 0,074 | 4,82 1 2 1 1
24 35,2 13,7 2 0,317 | 0,84 29,1 32,5 10,377 | 38,4 20,7 | 0,126 | 3,17 1 2 1 1
25 330 9,7 1 0,383 1 46,8 | 15,1 | 0,383 | 38,1 | 19,1 | 0,128 | 17,05 3 3 2 3
26 11,7 | 10,5 2 0,085 | 0,464 | 43 33,4 10,183 | 23,6 | 10,1 | 0,082 | 2,83 1 2 1 1
27 25,4 | 15,4 2 0,282 | 0,254 | 18,8 | 30,4 | 1,11 | 50,8 | 13,3 | 0,218 | 2,22 1 2 1 1
28 737,91 21,1 2 0,175 0,5 43,6 20,3 0,35 36,1 11,4 | 0,111 6,94 1 1 1 1
29 499,2 20 2 0,231 10,523 | 39,3 25,9 10,442 | 34,8 10,7 | 0,113 6,27 1 1 1 1
30 335 12 1 0,252 10,485 | 47,6 21,9 0,52 30,5 10,2 | 0,185 | 12,17 2 1 2 2
31 694 | 15,7 2 0,164 | 0,548 | 38,3 | 22,9 (0,299 | 38,8 | 15,8 | 0,09 | 11,21 2 1 1 3
32 65,3 | 11,1 2 0,115 | 0,374 | 30,2 34 |0,307 ]| 358 | 16,1 | 0,17 6,1 1 1 1 1
33 40,7 8,6 1 0,153 ] 0,658 | 21,6 | 31,4 | 0,233 | 47 19,1 (0,139 | 7,26 1 1 2 2
34 43,3 11,2 2 0,261 | 0,849 | 48,4 12,1 | 0,307 | 39,5 14,9 | 0,065 49 1 2 1 1
35 128 9,5 2 0,327 0,555 | 26,8 | 31,2 [ 0,589 | 42 14,3 | 0,12 | 10,98 2 1 1 3
36 16,5 | 10,6 3 0,259 | 0,454 | 18,4 | 26,5 | 0,57 | 55,1 | 22,7 | 0,205 3,3 1 2 3 1

Na segunda linha s&o descritos como os parametros foram utilizados nos espacos de agrupamento e dispersao e
0 nimero da otimizacdo relativo ao resultado escolhido.
* No caso do processo de agrupamento FZI, apenas o FZI foi utilizado no espago de agrupamento.
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APENDICE B
CALCULO DA DISTANCIA ENTRE CENTROIDES DOS GRUPOS

As férmulas utilizadas na literatura para a atualizacdo da tabela de distancias entre
grupos ponderada (UPGMA) e ndo-ponderada (WPGMA) ¢ valida para o calculo da distancia
dos centroides dos grupos em espacos unidimensionais, mas ndo sdo exatas em espacos de
dimensdes maiores. Este ndo é um erro, pois por definigcdo estas medidas de distancia entre os
grupos (WPGMA e UPGMA) sdo realizadas pela média aritmética. A medicdo da distancia
entre os grupos pela distancia entre os seus centroides é tambeém uma possibilidade de métrica
utilizada pelos critérios de ligacdo WPGMC (Unweighted Pair-Groups Method using
Centroids) e UPGMC (Weighted Pair-Groups Method using Centroids)

Este apéndice contém a deducdo das formulas utilizadas no cddigo para o calculo de
distancia entre um ponto (1, na Figura B.1) e um segundo ponto (ponto 4) colinear com outros
dois pontos (2 e 3). Este célculo € utilizado para que, apds a formacgédo de um grupo, o cédigo
ndo precise recalcular a tabela de distancia (ou parte dela), mas simplesmente deduzir a

distancia ao novo ponto (d), a partir das trés distancias originais (a, b e c).

Figura B.1 — Distancia entre Pontos. Fonte: Elaborada pelo autor.
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A lei dos cossenos é uma generalizacdo do teorema de Pitadgoras para triangulos

quaisquer e tem a forma,

c?2=a? +b*—-2-a-b-cos(a), (B.1)

e vale tanto para o triangulo 1-2-3, como mostrada na equacédo (B.1) como para o triangulo 1-

2-4, com a forma,

d?=a? +b? —2-a-bs-cos(a), (B.2)

onde by € 0 segmento 2-4.

Igualando o cos(a) chega-se a:

a?® +bf2—d2_a2 + b% —c?

= B.3
2-a-by 2:a'b '’ (B:3)
que, pode ser usada para calcular a distancia d, entre o ponto 1 e o ponto 4.
b b
d? = a? (1 - f) +bp(by — b) + (f) (B.4)

Caso o segmento 1-4 seja a mediana referente ao lado 2-3 do triangulo 1-2-3, neste

caso,

b
b = L (B.5)

e a formula se reduz a formula do comprimento das medianas dada pelo teorema de

Apollonius.
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a’? b* c?
2 2 _ B.6
d s~ Tt (B.6)

A matriz de distancias calculadas para os métodos hierarquicos UPGMC e WPGMC

podem ser recalculadas utilizando, de modo mais genérico, a equacdo (B.4) ou, para 0 caso
WPGMC, a equacdo (B.6).
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APENDICE C
ESCOAMENTO EM MEIOS POROSOS

Neste apéndice sdo discutidos os modelos e as equagdes usados para descrever o
escoamento no meio poroso, desde a lei de Darcy, formulada empiricamente para
escoamentos de agua em leitos porosos, mas adequada posteriormente para escoamentos
multifasicos com o conceito da permeabilidade relativa, passando pelas equagdes que
modelam o comportamento da pressdo no escoamento monoféasico em reservatdrios, a
equacdo da difusividade e as equacgdes usadas na simulacdo de escoamentos multifasicos em

reservatorios.

A LEI DE DARCY

A Lei de Darcy para escoamentos monofasicos

O escoamento monofasico em meios porosos pode ser descrito pela equacédo de Navier-
Stokes, no entanto, neste caso o problema teria que ser solucionado na escala de poros, o que

é inviavel para a avaliacdo de reservatorios.

156



Figura C.1 — Esquema original do experimento de Darcy para escoamento de agua em meio poroso (leito
de areia filtrante). Fonte: FREEZE (1994)

Henry Darcy (Fancher, 1956), descrevendo experimento de filtracdo, como apresentado
na Figura C.1, prop6s, no apéndice D do seu livro sobre distribuicdo de a4gua em Dijon
(Darcy, 1856)°*, uma correlagdo empirica para o balanco de quantidade de movimento de

agua escoando em um leito poroso vertical (Brown, 2005), dada por,

KA
q=—(h+L—ho, X

onde q é a vazdo volumétrica de agua, A € a area da secdo transversal, L € o comprimento do
meio filtrante, h e hy séo, respectivamente, a altura de coluna de agua (pressao) na entrada e
saida do meio filtrante e K é uma constante de proporcionalidade denominada condutividade

hidraulica (Correa, 2006), dependente do fluido e do meio poroso.

°L O texto original de Darcy, escrito em Francés, foi recentemente traduzido por Patricia Bobeck (DARCY,
2004), que também escreveu um artigo (BOBECK, 2006) sobre o livro e sobre a vida de Henry Darcy.
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Posteriormente verificou-se que esta correlacdo poderia modelar o escoamento
monofasico de outros fluidos, em funcdo da viscosidade destes (Honarpour, et al., 1986).
Outra generalizacdo importante da correlagdo apresentada por Darcy é o equacionamento
apresentado de forma a modelar escoamentos em direcdes quaisquer®® (Bear, 1988), que pode

Ser escrito como

u=——>Vop, C.2
Ve (C.2)

onde k é a constante de permeabilidade, agora independente do fluido e dependente apenas do
meio poroso®, p é a massa especifica e u a viscosidade dindmica do fluido, que escoa a uma

velocidade média aparente u.

A velocidade é denominada aparente pois a lei de Darcy considera a area total da regido
porosa, incluindo solidos, ndo apenas a area aberta ao fluxo. A componente da velocidade

aparente u na direcdo s e dada por:

Us =7 (C.3)

onde g, € a vazdo volumétrica que atravessa a fronteira de area total A incluindo regides
solidas e vazios da matriz porosa. A velocidade aparente se relaciona com a velocidade média

intersticial dos fluidos que atravessam a mesma fornteira, v, por:

vs = Qug, (C.4)

%2 0 sinal negativo na equagio generalizada de Darcy indica que a velocidade u tem sentido oposto ao gradiente
do potencial ¢

% A permeabilidade pode ser influenciada pelo fluido se este for capaz de alterar o meio poroso ou se o fluido
for capaz de influenciar no escoamento em fungdo do movimento intrinseco de suas moléculas, caso de fases
gasosas a baixa pressdo (efeito Klinkenberg, (JONES, 1972)). No caso do gas, cunhou-se o termo
permeabilidade aparente para diferenciar a permeabilidade que é afetada pela pressdo média do fluido, da
permeabilidade absoluta, sé dependente do meio poroso.
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onde @ representa a propor¢do de espacgo vazio no meio poroso, conhecida em hidrologia

como porosidade.

O termo ¢ na Eq. (C.2) designa um potencial escalar definido por HUBBERT (1940)

como

<pE%+gz, (C.5)

onde p € o campo de pressdes, g € componente vertical da aceleragdo gravitacional e z é a

distancia vertical.

Outra forma bastante conhecida da lei de Darcy utiliza a pressdo piezométrica P%,

definida por

P(X) = p(x) + 35 pgds, (C6)

XREF

No caso de fluidos incompressiveis a pressao piezométrica assume uma forma mais

simples, dada por

P(x) = p(X) + pg " (X — XggF). (C.7)

Ainda, caso a Unica forca de corpo seja a forca gravitacional, que s6 tem componente

vertical,

P(X) = p(%) - pge, - (X — Xger) = p(X) + pg (74(¥) — 74 (xger) ). (C8)

Utilizando a presséo piezométrica, a equacédo de Darcy toma a seguinte forma:

% A definicdo da pressdo piezométrica, dada pela equacdo (C.6), a torna funcdo da posicdo do ponto de
referéncia, no entanto, a equacdo de Darcy utiliza o gradiente da pressdo piezométrica e, portanto, nao é afetado
por esta questao.
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k
u=-—-VP. C.9
p (C.9)

A equacdo generalizada de Darcy (C.2) considera 0 meio poroso isotropico e, portanto,
passivel de ser caracterizado por um escalar 4 No entanto, 0 meio poroso é geralmente
anisotrépico e assim tem permeabilidades distintas em funcdo da direcdo. Neste cenario, 0

meio poroso deve ser caracterizado por um tensor IK, e a lei de Darcy assume a forma

u= —f—:an). (C.10)

Pode-se mostrar que o tensor K € simétrico (Neuman, 1977) contendo as

permeabilidades nas diversas dire¢Oes (onde os subscritos indicam as dire¢des ortogonais):

kx kxy kxz
K=k ky, Kyl (C.11)
kyx kzy k,

No tensor KK, os termos fora da diagonal modelam a interferéncia do meio poroso sobre
a direcdo do escoamento. Mesmo sob acdo de um gradiente do potencial em uma certa

direcdo, o escoamento resultante pode ter uma direcéo distinta em funcéo da anisotropia do
meio poroso.

A lei de Darcy, apesar de ter sido obtida empiricamente, pode ser derivada da equacgéo
de Navier-Stokes por um processo formal de calculo de médias * (Neuman, 1977).
BATCHELOR (1967) também exibe a lei de Darcy como sendo um caso especial da equacgao

de Navier-Stokes para condicfes de escoamento lento, com baixo nimero de Reynolds,

pov

% Em relacdo ao escoamento em meio poroso, a equacdo de Darcy seria uma representacdo global (macro) e a
equacdo de Navier-Stokes uma representacédo local (micro).
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e meio poroso isotrépico®™. Na definicdo utilizada para o nimero de Reynolds, § é um

comprimento caracteristico intersticial do meio poroso e v a velocidade intersticial.

MASSARINI (2002) apresenta uma deducdo da lei de Darcy a partir da equacao de
Navier-Stokes, compatibilizando a representacdo mesoscopica (lei de Darcy) onde a
interacOes intrinsecas do meio poroso sdo modeladas pela constante de permeabilidade (k) e a
visdo microscopica (Navier-Stokes) onde todas as interacBes entre 0 meio poroso e os fluidos

devem ser modeladas no contorno. Esta deducéo é apresentada no Apéndice D.

A extensdo da Lei de Darcy para escoamentos multifasicos

Em reservatorios de petroleo geralmente existem pelo menos dois fluidos saturando o
meio poroso (agua e 6leo, &gua e gas ou agua, 6leo e gas). Neste contexto é necessario definir
uma propriedade que relacione constitutivamente forgas e deslocamentos dos fluidos neste
continuo. Esta propriedade é a permeabilidade efetiva (associada a viscosidade do fluido). A
equacao constitutiva é uma extensao da Lei de Darcy Generalizada da Eq. (C.2) que pode ser

escrita como

k
u= —M—;V(pf + pfgz) , (C.13)

onde o indice f € relacionado a cada um dos fluidos presentes no meio poroso e kf €

denominada permeabilidade efetiva ao fluido f, que na sua forma adimensional é denominada

permeabilidade relativa (kry), definida pela expressao

kr

= )
kREF

kr (C.14)

onde a permeabilidade de referéncia, kzzr, pode ser qualquer permeabilidade relacionada ao

meio poroso em questdo. Em geral, utiliza-se a permeabilidade absoluta ou a permeabilidade

% Neumann (NEUMAN, 1977) realiza a sua deduc&o sem impor a condigo de isotropia; prova na sua deducéo
que o tensor de permeabilidades é simétrico.
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efetiva ao 6leo na saturacdo minima de &gua, que geralmente é a permeabilidade efetiva

méaxima do meio poroso.

A extensdo da Lei de Darcy para escoamentos multifasicos, mostrada na Eg. (C.13), que
daqui em diante sera chamada de Lei de Darcy Multifasica ou apenas Lei de Darcy, também €
essencialmente empirica, mas também pode ser deduzida da equacdo de conservacdo de
quantidade de movimento, de modo similar ao apresentado para o escoamento monofasico
(Massarini, 2002). Esta extensdo foi primeiramente proposta por MUSKAT e PERES apud
BLUNT (2014)

A EQUACAO DA DIFUSIVIDADE

A equacdo da difusividade para escoamento em meio poroso é uma equagdo importante
para avaliacdo de reservatorio porque modela o comportamento da pressdo no meio poroso
onde apenas um fluido é movel. Esta condicdo é bastante razoavel para o inicio da producao

de grande parte dos reservatorios de petréleo onde o 6leo € o Unico fluido movel.

A partir da equacdo de conservacdo de massa, na sua forma apropriada a meios porosos,

@0+ T (pw=0, (C.15)

é possivel obter uma equacdo de difusividade para os fluidos do reservatério, que é
essencialmente uma relagdo de presséo dos fluidos em funcdo do tempo. O termo de variacao
temporal da massa no sistema, primeiro termo da equacdo (C.15), pode ser decomposto

através da propriedade da operacédo de derivada da multiplicacdo,

0 op 1510
- =Q0—4 p— C.16
ot @p)=0 Jat P at’ ( )

e, utilizando a regra da cadeia e o conceito de compressibilidade do fluido, c,
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c=——, (C.17)

pode-se escrever

dp dp Op dp

— =——=pc—. 1

ot _ap ot Pt (C.18)
Utilizando a regra da cadeia e o conceito de compressibilidade dos poros também

conhecida como compressibilidade da formacao,

100
=_—) C.19
Cr @ dp ( )
pode-se escrever o termo da variagdo temporal da porosidade na forma
4] 09 0 0
0_00. % P (C.20)

at ap ot ot

Com a substituicdo das equacgdes (C.20) e (C.18) no termo de variacdo temporal da

massa no sistema, Eq. (C.16), temos

d _ dp
5, (@) = pB(c;+ )5 (€21)

A soma da compressibilidade dos fluidos, c, e da compressibilidade da formacéo, ¢y, é

geralmente denominada compressibilidade total, c;.

Para avaliar o termo de fluxo pela fronteira da equacdo de balango de massa, utilizando

a regra da cadeia, pode-se escrever
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V-(pu) =pV-u+u-Vp. (C.22)

A Eq. (C.22) pode ser aplicado o conceito de compressibilidade dos fluidos, neste caso

e€sCreve-se,

V:(pu) =p(V-u)+pc(u-Vp). (C.23)

A velocidade u pode ser substituida pela equacdo de Darcy, desconsiderando efeitos

gravitacionais, o que resulta na forma

V-(pu) =p <V - (SVp)) + pc (SVp . Vp) (C.24)

para o termo de fluxo pela fronteira.

Caso k e u sejam campos homogéneos, a Eq. (C.24) pode ser reescrita na forma

k
V-(pu) = ;p(Vzp +c(Vp)?). (C.25)

Com a substituicdo dos termos modificados de variacdo no volume, dados pela Eq.
(C.21), e fluxo na fronteira, Eg. (C.25), na equacdo de conservacdo de massa, Eq. (C.15),

chega-se a equacdo da difusividade,

,u(bcta_p_
k ot

V2p + c(Vp)? (C.26)

Muitas vezes o termo quadratico do gradiente de presséo € desprezado, por ser pequeno
em funcdo do pequeno gradiente ou da pequena compressibilidade dos fluidos envolvidos.

Neste caso,
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H%Ct a_p _ VZ

= C.27
k ot P ( )

onde o termo o é conhecido como constante de difusividade hidraulica, n.
t

A equacdo da difusividade € deduzida considerando a presenca de um unico fluido
saturando 0 meio poroso, mas ela é valida para meios porosos saturados com mais de um
fluido, desde que apenas um fluido seja moével (Rosa, et al., 2006). Neste caso, a
permeabilidade e viscosidade devem ser referentes ao fluido mdvel e a compressibilidade dos
fluidos &€ uma composicdo das compressibilidades individuais, c;, em fungdo proporgéo de

cada um dos fluidos presentes S,

c=S8,c,+Swcw, (C.28)
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SIMULACAO DE ESCOAMENTO EM RESERVATORIOS

O escoamento em um meio poroso € governado por uma fisica bastante complexa, com
interacdo entre fluidos, fluidos e rocha, condigdes do ambiente e suas consequéncias sobre a
rocha e fluido, incluindo mudancas composicionais nestes. Costuma-se pensar que O
escoamento no reservatorio se resume a interacdo entre dois ou trés fluidos (agua, 6leo e
talvez gas), mas o cenario real é mais complexo. O 6leo é composto de uma mistura complexa
de hidrocarbonetos de diversas composi¢cdes moleculares além de possuir outros componentes
dissolvidos. A agua também ndo é pura, possui sais e gases em solucdo. Além disso, a agua
injetada tem componentes distintos da agua presente no reservatorio, podendo inclusive ser
“projetada” para cumprir tarefas especificas no reservatorio. Todos os fluidos, 6leo, agua e
gas, podem variar de composicdo em funcdo da profundidade ou em um mesmo horizonte no

reservatorio em funcao de condicdes de equilibrio locais.

Apesar da complexidade intrinseca, nem sempre é possivel ou necessario modelar e
simular o escoamento em toda a sua complexidade. Dependendo das caracteristicas dos
fluidos e da rocha do reservatério pode ser suficiente modelar o sistema como sendo
composto por uma rocha portadora de dois ou trés fluidos que ndo interagem entre si com

modificagdes de suas propriedades.

Os principais modelos de simulagdo se dividem em volumétrico (conhecido na industria
de petréleo como “black-0il”) e composicional (Dias Marques, 2008). O modelo volumétrico
considera que as diversas fases presentes no reservatdrio sdo constituidas de uma Unica fase e
ndo mudam de composi¢do ao longo da simulacdo. Este modelo, porém, admite que estes
fluidos tenham comportamentos distintos em funcdo de caracteristicas locais como pressao e
temperatura. O modelo composicional permite atribuir aos fluidos presentes multiplos
componentes, permitindo também que suas composi¢fes sejam alteradas ao longo da

simulagdo, com componentes trocando de fase.

Além destes modelos principais existem diversos outros modelos que adicionam
complexidade ao problema para lidar com situacdes mais especificas, tais como, modelos
geoquimicos (Liu & Ortoleva, 1996), que avaliam a interagdo entre os fluidos e a rocha com

modificacdo das caracteristicas de ambos, modelos geomecanicos (Stone, et al., 2003), que
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avaliam como o escoamento influencia nas tensdes mecanicas atuantes no meio poroso e vice-
versa, modelos térmicos (Rosa, et al., 2006), que estdo preocupados com a influéncia que
variaces de temperatura no reservatdrio tém sobre o escoamento e vice-versa € modelos de
dupla-porosidade e dupla-permeabilidade (Liu & Chen, 1989), que incorporam efeitos de

heterogeneidade matriz-matriz ou matriz-fratura a simulacéo de escoamento.

Neste texto € adotado apenas o modelo volumétrico, pois este é suficiente para
demonstrar a influéncia e a importancia das curvas de permeabilidade relativa sobre o
escoamento no reservatério e consequentemente sobre todo o projeto de explotacdo do
reservatorio. No modelo volumétrico as incognitas sdo as saturacGes e pressdes dos diversos
fluidos envolvidos em cada ponto (célula) do reservatério. Como exemplo, no caso de um
reservatorio modelado com trés fluidos, 6leo dgua e gas, existem seis incognitas, trés pressoes
e trés saturacBGes, em cada célula da malha. Para resolver o problema sdo utilizadas trés
equacOes de conservagdo de massa (uma para cada fluido) duas equacdes de presséo capilar
(um para cada par de fluidos, sendo a terceira dependente) e uma equacdo de balango

volumétrico entre os fluidos presentes.

Como descrito por AZIZ e SETTARI (1979), a lei de Darcy, pode ser substituida na
equacdo de conservacao de massa de cada fluido”’, isto é,

0 ((D Sf> < k¢ >

onde o indice f indica cada um dos fluidos presentes no meio poroso, s € um termo fonte ou
sumidouro de massa (por unidade de volume por unidade de tempo e representa 0 poco
produtor ou injetor), P € a pressdo piezometrica e B é o fator volume de formacéo, que é uma
relacdo entre o volume do fluido na condicdo do reservatdrio, na posicdo sendo avaliada,

V¢ re, € @ uma condicdo padrao, Vy rp, isto é,

V
B, = %< (C.30)

B Ve stp .

9 A equacdo de balanco de massa para o gas tem termos adicionais em funcio da fase gasosa presente dissolvida
na fase oleosa. A equacdo completa da fase gasosa pode ser obtida na referéncia (AZIZ e SETTARI, 1979).
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O oleo, no entanto, deve ser avaliado com um diferencial, pois ele contém gas em solucéo nas
condicBes de reservatdrio que ndo estara na fase oleosa em condicao de superficie, em funcéo

disto,

(Vo + Vag) o

VO,STD

B, (C.31)

)

onde Vg, € 0 volume de gas dissolvido no 6leo nas condigOes de reservatorio.

Apesar de cada fase ser equacionada independentemente das outras, a dependéncia entre
os fluidos ndo é perdida pois a permeabilidade relativa e as equacdes de pressao capilar,

modelam esta relacao.

Completam o sistema de equac0es, as equacdes de pressdo capilar:

Pc, , =P, —P,, (C.32)
Pcyy =P, —P,, (C.33)
Pcyo =Py — Py, (C.34)

onde Py € a pressdo do fluido f e a diferenca de presséo entre os fluidos é suportada pela

pressdo capilar, Pc, um reflexo da interacao entre os fluidos e da afinidade deste com a rocha.

A equacdo de balango volumétrico imp&e uma restricdo que pode ser escrita como

SwHSo+S5=1. (C.35)

Este sistema de equacdes é resolvido numericamente utilizando, em geral, método de

diferengas finitas.
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APENDICE D
DEDUCAO DA LEI DE DARCY A PARTIR DA EQUACAO DE NAVIER-STOKES

A lei de Darcy também pode ser formalmente deduzida da equacgdo de conservacao de
quantidade de movimento, em sua forma aplicAvel a escoamento em meios porosos,
apresentada na Eq. (D.1), assim como a propria equacdo de Navier-Stokes. MASSARINI
(2002) descreve detalhadamente a deducdo em seu livro de fluidodindmica em sistemas
particulados. Na sequéncia transcrevo 0s passos principais.

A equacéo de quantidade de movimento,

d
—f (Z)pvdv=f T-ndS—| mdv+ | @pgdv=0, (D.1)
dtJy s

é a forma proposta por Massarani para modelar as interacdes internas ao meio poroso. Nesta
equacao, V,, e S,, sdo respectivamente o volume e a superficie material que comporta tanto o
fluido como a matriz porosa, considerada para esta deducdo como indeformavel. A letra @
representa a porosidade ocupada pelo fluido presente no meio poroso, p é a massa especifica
do fluido, g é a aceleracdo da gravidade e T é o tensor de tensdes que agem sobre a fase fluida

na fronteira do sistema com vetor normal n.

No interior do volume material as forcas de interacdo entre o fluido e 0 meio poroso, e
no caso de escoamento multifasico, entre os fluidos, sdo modeladas como uma forc¢a de corpo

*

m.

Para o fluido, a interacdo com a superficie solida do meio poroso se daria em funcédo de
uma forca de superficie, mas como o volume material estd sendo modelado como um
continuo que engloba a matriz porosa e o fluido, a interacdo entre esses é uma forga interna

(de corpo).

Neste ponto vale a comparacdo entre a modelagem das equacBes de Navier-Stokes e
Darcy: Darcy seria uma equacdo mais macroscopica, homogeneizando o conjunto matriz
porosa e fluido como um continuo. Navier-Stokes lidaria com todas as interagdes intrinsecas
ao modelo de Darcy como interagOes na fronteira do sistema, isto €, seria uma representacdo

mais microscopica do fenémeno.
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A forca de interacdo entre o fluido e a matriz porosa, m*, é composta de uma

componente cisalhante (resistiva, m) e uma componente normal (o empuxo do fluido sobre a

matriz porosa),

m'=m— (1 - 9)pg. (D.2)

Utilizando o teorema de transporte de Reynolds e o teorema da divergéncia € possivel

deduzir a forma diferencial da equacdo da conservacdo de quantidade de movimento

apresentada na Eq. (D.1):

Dv
(DpD—t=V-’]I‘—m+pg, (D.3)

onde % é a derivada total, dada por

o= (2tve). (D.4)

O tensor de tensdes T pode ser decomposto em uma parte isotropica (responsavel por
efeitos de expansdo e compressdo) e uma parte anisotrépica (responsavel por deformacées

isocoricas, isto é, sem variacdo de volume),

1
T = Etr(’]I‘)]I +S, (D.5)

onde I é a matriz identidade e S ¢ a parte anisotrépica do tensor de tens@es e, evidentemente,

S=T—tr(DI. (D.6)
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A componente isotrépica é conhecida como pressao. Como usualmente consideramos a

pressdo positiva aquela que reduz o volume, o tensor de tensdes assume a forma

T=—pl+S§. (D.7)

Substituindo a decomposicdo do tensor de tensbes, mostrada na Eq. (D.7), na forma
diferencial da equacdo de conservacdo de quantidade de movimento, Eq. (D.3), chega-se a

seguinte equacdo:

av
@p(a+v-Vv>=—Vp+V-S—m+pg. (D.8)

As funcdes que descrevem m e S devem satisfazer a Segunda Lei da Termodinamica, o
principio da invariancia as mudancas de referencial e, no caso de meios isotrépicos, que é o

caso da forma bésica da Lei de Darcy, devem ser funcdes isotropicas.

Obedecendo estas condi¢fGes, empiricamente chega-se a seguinte forma de m
(Massarini, 2002):

m:ﬁ[HM]u_ 0.9)
k 2

onde c,, € um parametro que depende fatores estruturais da matriz poroso e u é o vetor
velocidade aparente, enquanto v é a velocidade intersticial do fluido. Estas velocidades sdo

relacionadas, como definido anteriormente para escalares, pela porosidade. Isto é,

v=0u. (D.10)

A forma apresentada para a forca resistiva m na Eq. (D.3) resulta na forma quadréatica

de Forchheimer. Para escoamentos lentos,
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k
w «1. (D.11)

Desta forma chega-se a forma da forca resistiva m que resulta na Lei de Darcy, isto é,

u. (D.12)

Existe pouca literatura sobre o termo anisotropico do tensor de tensbes S, que é
geralmente desprezado no caso de fluidos newtonianos e escoamento de baixa velocidade.

Logo impomos a hipdtese de que

S=0. (D.13)

Considerando o campo de velocidades uniforme e permanente e utilizando a forma da
forca resistiva para escoamentos de baixa velocidade, a equagédo de balanco de quantidade de

movimento se reduz a equacédo de Darcy,

0=—Vp—%u+pg, (D.14)

ou, em uma forma mais conhecida,

k
u=- ;(Vp —pg). (D.15)

Apesar da deducgéo ter utilizado a suposi¢cdo de campo de velocidades uniforme e
permanente, a equacdo de Darcy é satisfatoria mesmo em escoamento ndo permanente pois 0

termo de aceleragéo é geralmente pouco significativo.
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APENDICE E
ESPECIFICACOES

O programa para avaliagdo da metodologia foi escrito em VBA de modo a aproveitar a
interface do Excel para a entrada de dados, calculos de formulas e apresentacdo de resultados.
A utilizacdo de linguagens mais rapidas e interfaces desenvolvidas exclusivamente para esta
metodologia é recomendavel, mas a auséncia destas ndo foi um impeditivo a avaliagdo da
metodologia.

Os valores de tempo de execucdo sdo referentes ao uso deste programa em uma

maquina com as seguintes especificacdes, apresentadas na Tabela E.1:

Tabela E.1 — Especificagcdo do Hardware/Software

Item Especificagdo

Processador Intel Core i7 870 2.93GHz

Memodria Instalada: 4,00GB / Utilizavel: 3,50GB

Sistema Operacional | Windows 10 Pro

Tipo de sistema S.0. de 32bits, processador com base em x64

Versdo do Excel 2013
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ANEXO A — INDICE REMISSIVO

A

agrupamento hierarquico 40, 41, 42, 43, 44, 49, 50,

52,79,114
agrupamento particional.........ccceeverenneen. 40, 50, 79
angulo de contato ......ccceeveeriieeiiienieceeeeen 11,70
B
bacia sedimentar......cccceevvvveieiiiiiiiiieeeeeceenn. 1, 27,33
c
classificacdo de rochas ........cccceeecieieiiieeecciiee s 24
COTBY 111
D
dendograma ....ccecceeevecivee e 40, 41, 43, 44

distribuicdo de gargantas de poros... 11, 33, 37, 38,

70, 74, 85
E
Espaco de Agrupamento .......ccccoeecvvvveeeeenn. 73, 116
Espaco de Dispersao.......cccccceeeeeeeicnvvnneeneen. 73,115
123 o] (o] = Tor- o J SR 1,2
12 e] (o] o Lo H RSN 1,9, 31,99, 167
F
frente de avango de 4gUa......ccceeevecevevevcieee e, 18
G
gerenciamento de reservatorios ...........cccuuee... 1,3
K
k-medias .....ccccovviviiiiiiiiii xxii, 50, 51, 52
L

litofacies..11, 32, 34, 70, 85, 92, 112, 114, 121, 133

M
mapa auto-organizavel.......cccccevveriieniciiiieenenn, 64
mapa de Kohonen .......cccccvveevieeecciiee e, 41

modelo de simulagdo ....8, 15, 17, 27, 30, 42, 76, 89
modelo geoldgico .1, 2, 8, 23, 27, 29, 71, 76, 85, 86,
104, 105, 106, 108, 109, 133

molhabilidade.......cccccoovvniveeiiiiiiiinnns 11, 38, 70, 86
P

parametro de forma.......cccceeecieeecciee e, 86
Parametros de Agrupamento..........cccccuveeennnns 73,74
parametros de controle .......ccccceeevcveeeeciieeiiieenn. 86
Parametros de DiSPersdo ........ccecceevvveerveerveenneens 73
perfilagem ......ccovvveiiiieeeciee e, 8, 23,29,33,134

permeabilidade absoluta... xix, 9, 11, 13, 14, 16, 29,
30, 31, 38,70,72,74, 112,114, 151, 158, 161
permeabilidade de referéncia........cc.ccccuu.e... 9,161
permeabilidade efetiva ........ 13, 100, 134, 161, 162
permeabilidade relativa iv, xix, xxii, 8, 9, 10, 11, 13,
14, 15, 16, 17, 18, 22, 23, 24, 25, 27, 29, 30, 31,
32,37,38,41,42,57,60, 70,71, 73,74, 76, 77,
79, 80, 82, 83, 84, 85, 86, 88, 91, 95, 96, 98, 100,
101, 111, 112, 114, 115, 116, 120, 122, 133,
136, 138, 139, 151, 156, 161, 167, 168

POCO descobridor ........cccviieeeiei i, 1

POGOS PIONEITOS ..vvveriiiriiiiiiiereeeserireeeeee e s s sierreeee s 1

pressao capilar .. xix, 11, 24, 29, 37, 38, 70, 71, 100,
134, 167, 168

propriedades petrofisicas.23, 24, 27, 29, 32, 38, 71,

76,151
R
FESEIVAS 1uneevreeeeeirieeereteererneerrneeresneeerssneeersnaeeseses 2,9
reservatorio de petréleo ........coceveeceeeccveeeccveenn, 1
ROCKEYPES «.evvvvieieeeeeciieeee s 8, 24,33
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rocktyping............... 30, 38, 39, 73, 95, 97, 104, 133
S
saturagdo.....xxii, 1, 9, 10, 11, 14, 16, 17, 18, 24, 31,

70, 83, 84,97, 99, 102, 103, 104, 105, 106, 134,

151, 162
saturacdo de 4gua conata .........ccceeeervreeenns 24,134
saturacdo de dleo residual .............. xxii, 31, 97, 151
T
tensdo interfacial........ccovveeeieiiieiiiieeeeee e, 11,70

tortuosidade.......ccccceeeeiiiiiiiinnnnnnn. 11, 35, 70, 74, 85

t-Student................. 72,91, 101, 102, 103, 104, 133
U
upsCaling...cceveveeeeeeniiee e, 8,13, 15, 16, 18, 22, 23
"4
viscosidade............. 9,11, 17,70, 100, 158, 161, 165
VOIP ..ttt xx, 1,2
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