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Este trabalho desenvolve uma metodologia de obtenção de classes representativas para 

curvas de permeabilidade relativa de meios porosos oriundos de reservatórios de petróleo. 
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This work presents a method to determine relative permeability classes (rocktypes). The 

method associates clustering methods, that are able to classify elements according to its 

correlation in a n-dimensional space of characteristics, with an optimization process, used to 

deform the space of characteristics until the clusters become representative classes with 

minimal spread of relative permeability curves. To complete the rocktypes definition, is 

presented a statistical methodology to define characteristic relative permeability curves and its 

confidence interval. The association of a clustering method with a optimization process 

evaluated in two different vectorial spaces is a innovative methodology. This proposal is 

necessary when the clustering has to be made using a set of parameters, but it is important to 

reduce the dispersion of a second set of parameters. This methodology have been applied to a 

synthetic set and a real set of of relative permeability curves with clear improavement over 

traditional rocktyping methods.a 
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CAPÍTULO 1  
INTRODUÇÃO 

1.1 CONTEXTUALIZAÇÃO 

1.1.1 Avaliação e Gerenciamento de Reservatórios de Petróleo 

A explotação
4
 eficiente de um reservatório de petróleo é resultado de uma cadeia 

complexa e multidisciplinar de avaliação e gerenciamento de reservatórios.  

O processo inicia-se na fase de exploração, que geralmente começa na interpretação de 

imagens sísmicas com embasamento no conhecimento geológico da bacia sedimentar alvo. 

Nesta fase são avaliados os locais mais promissores para perfuração de poços pioneiros
5
. 

Após a descoberta de um reservatório de petróleo, ainda na fase de exploração, são 

reavaliadas as interpretações geofísicas e geológicas em função do conhecimento adquirido 

com o poço descobridor. Com base neste novo cenário são selecionados locais para 

perfuração de poços adicionais para a determinação dos limites do reservatório e coleta de 

dados para avaliação inicial das características do reservatório descoberto, principalmente o 

volume de óleo presente no reservatório (chamado na indústria de VOIP
6
, sigla para volume 

de óleo in place). 

Nesta fase é desenvolvido um modelo geológico do reservatório, exemplificado na 

Figura , que honra as informações adquiridas pelos poços perfurados e da sísmica
7
 e utiliza o 

conhecimento da geologia regional e de formações análogas, geralmente aplicadas utilizando 

técnicas geoestatísticas para estimar a distribuição espacial de estruturas e rochas no 

reservatório. 

                                                 
4
 “O termo exploração, em geologia, relaciona-se à fase de prospecção: busca e reconhecimento da ocorrência 

dos recursos naturais, e estudos para determinar se os depósitos têm valor econômico. A explotação é a retirada 

do recurso com máquinas adequadas, para fins de beneficiamento, transformação e utilização.” (BELISÁRIO, 

2003). 
5
 Poços pioneiros são perfurados com o objetivo de descobrir jazidas de petróleo baseados em indicadores 

obtidos por métodos geológicos e/ ou geofísicos (NEVES, 2012)  
6
 Volume total de óleo em um reservatório de petróleo estimado pelo espaço disponível (espaço poroso) e fração 

de óleo (saturação de óleo) em relação aos outros fluidos que preenchem o espaço poroso. 
7
 Técnica de interpretação de reflexões ou refrações de ondas mecânicas que ocorrem nas interfaces de camadas 

de rocha. 
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Figura 1.1 – Modelo geológico gerado em software comercial
8
 utilizando geoestatística baseada na 

inferência sobre a formação do reservatório e nas informações adquiridas dos poços perfurados.  Fonte: 

SCHLUMBERGER (2012).  

A Figura 1.1 apresenta o resultado de um programa comercial que infere as 

características de cada célula do modelo geológico a partir de informações sobre as 

propriedades conhecidas de poços perfurados e sobre a inferência geológica quanto ao tipo de 

acumulação sedimentar, neste caso, uma foz em delta. Em função do número de poços o 

exemplo apresentado na Figura 1.1 está mais apropriado para o refinamento da fase de 

desenvolvimento, mas também serve para mostrar a aplicação da geoestatística, que pode ser 

iniciada na fase de exploração, mas que continua evoluindo na fase de desenvolvimento, com 

a obtenção de informações adicionais. 

Após a fase de exploração inicia-se a fase de desenvolvimento do campo. Nesta fase se 

realizam refinamentos dos modelos gerados na fase exploratória, em função da maior 

quantidade de informações disponíveis. No entanto, os objetivos principais são determinar as 

reservas
9
 e vazões de produção, definir as estratégias de produção, com a determinação de 

quantidade e locação de poços produtores e injetores, estruturas submarinas, quantidade e 

                                                 
8
 Petrel® é um software da Schlumberger para geração do modelo geológico 

9
 Reservas são a parte do VOIP efetivamente recuperável. Segundo KATSUMI et al. (2006) “reservas são 

aquelas quantidades de petróleo que se espera ser comercialmente recuperada de reservatórios conhecidos, até 

uma determinada data futura” 
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detalhamento das plataformas de petróleo (no caso de campos offshore
10

) além das estruturas 

e plano de transporte do petróleo. Todas estas decisões são baseadas na simulação do 

escoamento de hidrocarbonetos e água no reservatório, poços e dutos de transporte, nas 

características dos fluidos envolvidos e nas condições ambientais, econômicas e legais. 

Ao final da fase de desenvolvimento segue-se a fase de produção. Nesta fase, 

obviamente, ocorre a produção do petróleo, mas é boa prática a continuidade da avaliação do 

reservatório, com a reavaliação dos modelos em função das informações obtidas com a 

própria produção do reservatório ou com dados adicionais adquiridos. A avaliação mais 

precisa realizada nesta fase pode permitir intervenções que evitem ou minimizem uma queda 

de produção inesperada, reduzam uma queda originalmente esperada, ou mesmo aumentem o 

volume de óleo recuperável do reservatório. 

KLEIN (2002) cita dois modelos de gerenciamento de reservatórios, um tradicional 

(Figura 1.2), sequencial e outro flexível (Figura 1.3), com a continuidade da avaliação do 

projeto mesmo após a entrada na fase de produção. 

 

 
Figura 1.2 – Modelo tradicional de gerenciamento de reservatório. Modificado de KLEIN (2002).  

 

Figura 1.3 – Modelo flexível de gerenciamento de reservatório. Modificado de KLEIN (2002).  

                                                 
10

 Campos marítimos. 
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1.1.2 Caracterização do Reservatório 

Reservatórios tradicionais de petróleo ocorrem em rochas para onde o hidrocarboneto 

migrou e encontrou condições propícias para sua acumulação e preservação, chamadas rochas 

reservatório. O que há no reservatório em subsuperfície não pode ser observado ou medido 

diretamente em toda a sua extensão, por isso a indústria de petróleo combina diversas 

ferramentas, com diferentes domínios de investigação, precisão e representatividade para 

inferir a propriedade de cada ponto do reservatório de petróleo. 

Como uma regra geral, quanto maior o domínio de investigação de uma técnica ou 

ferramenta, menor a resolução desta, como está representado na Figura 1.4. Deste modo, para 

entender grandes áreas de reservatório inferindo informação com boa resolução é necessário 

integrar informações de diversas ferramentas e escalas. 

 

Figura 1.4 – Escalas e Representatividade na avaliação de reservatórios. Comparação entre as diversas 

ferramentas de caracterização (em azul) com as escalas de reservatório e células do modelo do reservatório (em 

verde), em valores médios. Modificado de SOLANO et al. (2013) 

nm µm mm m km 

n-Poros e  
Paredes de  
Poros Grãos Laminações Camadas Formações Campo 

Maior resolução       Maior representatividade 
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A avaliação sísmica da subsuperfície é geralmente a primeira ferramenta a ser utilizada 

na avaliação de um reservatório, ou antes, na avaliação de uma região para identificação de 

possíveis reservatórios. Esta técnica se baseia na interpretação de reflexões e refrações de 

ondas mecânicas que ocorrem nas interfaces de camadas de rocha com propriedades elásticas 

razoavelmente distintas e espessas, com resolução vertical dependente de diversos fatores, 

mas em média, para levantamentos convencionais, em torno de 10 a 15 metros (Triggia, et al., 

2001). A imagem sísmica
11

 das camadas permite uma avaliação geológica inicial da formação 

da bacia e das possíveis acumulações de petróleo.  

Dando continuidade ao processo de avaliação, são perfurados poços para coleta de 

dados. Destes poços são coletadas amostras de rocha e fluidos, cujo volume de investigação é 

bastante reduzido, mas cuja avaliação resulta em medidas razoavelmente precisas das 

propriedades daquele volume de amostra. Também nestes poços são medidas diversas 

características 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 têm um grande domínio de investigação vertical com boa resolução 

quando comparada com a sísmica, mas um pequeno volume de investigação horizontal, 

geralmente de poucos decímetros ao redor do poço. 

Outra importante técnica para investigação do reservatório são os testes de produção ou 

injeção no reservatório. A resposta de pressão do reservatório ao longo do tempo permite 

avaliar e modelar forma, tamanho e propriedades de fluxo de estruturas presentes no 

reservatório. A profundidade de investigação em relação ao poço é proporcional ao tempo de 

escoamento, podendo-se investigar até mesmo todo o reservatório. Estes testes têm uma 

grande capacidade de investigação, mas não possuem boa resolução e não têm unicidade de 

resposta, pois um mesmo comportamento de pressão pode ser resultado de mais de um 

cenário. 

É clara a necessidade de integração entre as diversas ferramentas e também que muito 

do reservatório é modelado e avaliado indiretamente possuindo grande incerteza associada. A 

integração de diferentes escalas de informação, bem como de diferentes escalas de 

refinamento do modelo do reservatório, é mostrada na Figura 1.5. 

                                                 
11

 Imagem das interfaces das camadas subsuperficiais determinadas a partir da interpretação de reflexões e 

refrações de ondas mecânicas impostas à região estudada por fontes controladas e capturadas posteriormente por 

sensores.  
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 Figura 1.5 – Processo de caracterização do reservatório para a simulação do escoamento. As setas em 

preto indicam o processo onde se insere a metodologia proposta neste trabalho. Fonte: Elaborada pelo autor 

O modelo geológico é gerado a partir do conhecimento de padrões de comportamento 

geológico característicos e das informações sobre o comportamento das grandes estruturas, 

aparentes na imagem sísmica em conjunto com as condições de contorno
12

 conhecidas através 

                                                 
12

 Propriedades conhecidas e georeferenciadas que devem ser respeitadas pelo modelo. 
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das informações localizadas em poços, obtidas por perfilagem ou análise direta de amostras 

de rochas retiradas do reservatório. A extrapolação das informações de maior resolução para 

as regiões não perfuradas é função da modelagem geológica. Para a determinação deste 

modelo é necessário que se possa atribuir alguma continuidade aos tipos de rocha observados 

no poço. Por isso existe a necessidade de se identificar as propriedades das rochas coletadas 

ou observadas, de modo a entender os processos que controlaram a formação, localização e 

outras características destas, permitindo a extrapolação para o resto do modelo.  

Dependendo da complexidade do reservatório, a diversidade de rochas em escala de 

observação visual pode não ser tão grande e as camadas destes tipos de rochas podem ter uma 

continuidade razoável para a determinação do comportamento delas no modelo geológico. 

Reservatórios mais heterogêneos por outro lado, podem possuir estruturas muito delgadas e 

pouco contínuas, isto é, de alta frequência, dentro de padrões de mais baixa frequência
13

. 

Neste caso as litofácies, que vão caracterizar as rochas em função da sua aparência textural e 

genética, podem não ser tão úteis para o modelo geológico, pois não podem ter sua 

localização determinada com alguma precisão em função da sua pouca continuidade. 

A primeira fase de agrupamento surge nesta etapa, mas ainda não é o agrupamento que 

é o foco deste trabalho. As litofácies devem ser agrupadas e esta “associação de fácies” deve 

ter um comportamento genético e deposicional
14

 similar, permitindo ao modelo geológico 

prever sua localização. Estas associações de fácies também incorporam informações ao 

modelo geológico (com suas respectivas incertezas): incialmente porosidades, mas, a partir de 

correlações ou avaliações diretas ou indiretas, permeabilidades, saturações e outras 

propriedades também são incorporadas ao modelo. 

As correlações para distribuição das permeabilidades (e outras propriedades básicas
15

) 

no modelo podem ser objeto de uma segunda fase de agrupamento, que é a fase tradicional de 

rocktyping. Nesta fase o objetivo é determinar padrões de comportamento que correlacionem 

as propriedades já presentes no modelo do reservatório, como associação de fácies e 

porosidade, a outras propriedades básicas que são necessárias ao modelo. 

                                                 
13

 O termo “baixa frequência” se refere a eventos geológicos de período mais longo e que deixam registros em 

camadas mais espessas e geralmente mais contínuas. O termo “alta frequência” é o oposto. 
14

 Refere-se à deposição das rochas sedimentares, resultado do transporte e deposição de sedimentos.   
15

 Neste texto, o termo “propriedades básicas” se refere a propriedades fundamentais à avaliação do reservatório 

e de medição 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 determinação e aplicação. 
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Estas correlações simples de permeabilidade e porosidade, mesmo quando 

cuidadosamente obtidas, utilizando litofácies ou associação de fácies para determinação dos 

agrupamentos, podem não ser suficientes para definir bons agrupamentos de permeabilidade 

relativa. Meios porosos com mesmas porosidades, permeabilidades e litofácies 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 características.  

HAMON e BENNES (2004) e REBELE et al. (2009) defendem o uso de classificações 

específicas para as curvas de permeabilidade relativa, as “Dynamic Rocktypes”. Nesta fase da 

caracterização se insere o trabalho apresentado neste texto. A determinação de classes 

específicas para permeabilidade relativa é complexa e a identificação de boas correlações sem 

o auxílio de uma busca automatizada pode ser inviável ou pelo menos não obter resultados 

otimizados. 

Com este conjunto de propriedades o modelo já pode representar o escoamento no 

reservatório, no entanto, como a simulação deste escoamento tem um custo alto em termos de 

processamento é comum reduzir a discretização do modelo, aumentando o tamanho das 

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

O processo de aumento do tamanho das células deve ser realizado com cuidado. Mesmo 

a aglutinação de células de mesma propriedade pode ter impacto sobre as curvas de 

permeabilidade relativa que são afetadas por efeitos de escala (Crotti & Cobeñas, 2001; 

2003). A aglutinação de células de propriedades distintas é bastante complexa, e é 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 caracterização: iniciando pela 

determinação do modelo geológico, a partir de técnicas geoestatísticas, utilizando o 

conhecimento geológico da formação da bacia, informações sobre as camadas subsuperficiais 

obtidas da sísmica, dos testes de formação e das ferramentas de perfilagem, bem como 

informações pontuais das amostras de rocha; passando pela definição e caracterização das 

classes de rocha; concluindo com o upscaling das informações para uma escala menos 

refinada, do modelo de simulação. 
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1.1.3 Permeabilidade relativa 

O conhecimento do escoamento de hidrocarbonetos, água e outros fluidos dentro dos 

reservatórios de petróleo é fundamental para a estratégia de explotação, estimativa de 

produção e reservas. As curvas de permeabilidade relativa aos fluidos presentes são um dos 

aspectos mais importantes deste conhecimento. Estas curvas têm um papel chave na 

simulação do escoamento. 

As curvas de permeabilidade relativa representam a capacidade de fluxo
16

 de um 

conjunto de fluidos imiscíveis em um meio poroso em função da saturação dos fluidos, isto é, 

da proporção dos fluidos no volume poroso. Dito de outra forma, elas representam uma 

relação entre a perda de energia (pressão) e a velocidade de escoamento de cada fluido (𝐮𝑓) 

atravessando a fronteira do meio poroso, ou, matematicamente, 

 

𝐮𝑓  = − 
𝑘𝑓(𝑆𝑓)

𝜇𝑓
(∇𝑝𝑓 − 𝜌𝑓𝐠), (1.1) 

onde 𝑘𝑓(𝑆𝑓) é a permeabilidade efetiva ao fluido 𝑓, que é uma função da saturação do fluido, 

𝑆𝑓 , ∇𝑝𝑓  é o gradiente de pressão associado ao fluido 𝑓 , que tem viscosidade 𝜇𝑓  e massa 

específica 𝜌𝑓. O vetor 𝐠 é a aceleração gravitacional, mas também poderia ser outro vetor de 

aceleração, como por exemplo, um associado ao próprio movimento do meio poroso
17

. 

Genericamente, como o meio poroso pode ser anisotrópico, 𝑘𝑓(𝑆𝑓) não é uma função 

escalar, mas sim tensorial, com relações diferentes entre o estímulo e a resposta nas diferentes 

direções, como apresentado no Apêndice C, no trecho que versa sobre a lei de Darcy, na 

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

A permeabilidade relativa (𝑘𝑟𝑓) é uma forma adimensional de apresentar a 

permeabilidade efetiva ao fluido 𝑓, em relação a uma permeabilidade de referência, (𝑘𝑅𝐸𝐹) 

geralmente a permeabilidade absoluta (𝑘𝑎𝑏𝑠) ou a permeabilidade efetiva ao óleo na saturação 

de água inicial (ko@Swi). 

                                                 
16

 A permeabilidade relativa representa a capacidade de fluxo através de uma fronteira em função da saturação 

na fronteira, sendo uma propriedade pontual. Apesar disso, em simulação se utiliza o conceito como capacidade 

de produção e injeção em função das condições de contorno e da saturação média da célula. 
17

 No reservatório não serão observadas acelerações não-desprezíveis do meio poroso; no entanto, é possível 

impor acelerações significativas a amostras de rocha, como por exemplo na centrífuga. 
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 𝑘𝑟𝑓  =  
𝑘𝑓

𝑘𝑅𝐸𝐹
, (1.2) 

Na Figura 1.6 é apresentada a representação gráfica usual das curvas de permeabilidade 

relativa bifásicas: são duas curvas plotadas em gráfico de permeabilidade relativa como 

função da saturação de um dos fluidos envolvidos. Muitas vezes, para não causar poluição 

visual, não são apresentadas legendas informando a que fluido pertence a curva crescente e a 

que fluido pertence a curva decrescente. Esta informação não é necessária pois pode ser 

deduzida da física do processo: a permeabilidade é sempre crescente com o aumento de 

saturação do fluido correspondente e decrescente com a diminuição da saturação deste. Esta 

característica permite a identificação das curvas de permeabilidade relativa de forma 

inequívoca. 

 

Figura 1.6 – Exemplo sintético de Curvas de Permeabilidade Relativa Água-Óleo. As curvas são 

apresentadas geralmente em pares que representam a permeabilidade de um único meio poroso aos dois 

fluidos móveis presentes. Fonte: Elaborada pelo autor 

Pode haver uma conclusão equivocada na interpretação desta apresentação da curva de 

permeabilidade relativa: ela seria dependente exclusivamente da saturação dos fluidos 

presentes. Na verdade, a permeabilidade relativa modela interações complexas entre os 

fluidos e entre o meio poroso e os fluidos, 
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 𝑘𝑟 = 𝑓(𝑆𝑓 , 𝑘𝑎𝑏𝑠, ∅, 𝑃𝑐, litofácies, 𝜏, 𝜇𝑓 , 𝜎, 𝜃, 𝒲, 𝑇, 𝑝, 𝑞, método, … . ) (1.3) 

Entre os fatores que influenciam as curvas de permeabilidade relativa estão a saturação 

dos fluidos presentes no meio poroso, 𝑆𝑓, a permeabilidade absoluta, 𝑘𝑎𝑏𝑠, a porosidade, ∅ e a 

tortuosidade deste meio, 𝜏, a distribuição de gargantas de poros que controlam a pressão 

capilar, 𝑃𝑐 , as características geológicas e texturais representadas pelas litofácies, 

características dos fluidos, como a viscosidade, 𝜇𝑓, e a tensão interfacial, 𝜎, e de interação 

entre os fluidos e a rocha, como ângulos de contato
18

, 𝜃, e a molhabilidade
19

, 𝒲. Além dos 

parâmetros que dependem do meio poroso e dos fluidos presentes, as condições ambientais 

(temperatura) e de escoamento (vazões e pressões) também têm impacto sobre as curvas de 

permeabilidade relativa, assim como o método utilizado nos ensaios. 

A utilização da permeabilidade relativa como uma função exclusiva da saturação dos 

fluidos presentes torna importante a determinação de diferentes conjuntos de curvas para as 

diversas posições do reservatório, em função das características da região, bem como 

histórico de saturações, condições de escoamento e condições ambientais. Como é impossível 

avaliar experimentalmente o reservatório ponto a ponto ou em todas as condições necessárias, 

são utilizados modelos simplificados com agrupamento de regiões razoavelmente
20

 

semelhantes como se semelhantes fossem e, portanto, respondessem a um mesmo conjunto de 

curvas de permeabilidade relativa representativas. 

                                                 
18

 O ângulo de contato representa o ângulo que a interface entre dois fluidos faz com o meio poroso. O menor 

ângulo é relativo ao fluido que tem mais afinidade ao meio poroso, considerado fluido molhante. 
19

 A molhabilidade é um parâmetro que captura como o meio poroso se comporta em função da afinidade dos 

fluidos presentes. A molhabilidade é controlada por fatores químicos (composição de fluidos e rocha), fatores 

geométricos (distribuição de gargantas de poros) e ambientais (temperatura e pressões). 
20

 Os limites de semelhança entre os grupos dependem da heterogeneidade do reservatório, da quantidade de 

informação disponível sobre o reservatório e da capacidade de processamento do modelo. 
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1.1.3.1 Medição da Permeabilidade Relativa em laboratório 

Durante a perfuração do poço é possível utilizar uma broca especial que recolhe um 

cilindro de rocha, chamado de testemunho, do centro do poço. Outra possibilidade de coleta 

de amostras de rocha para análises de petrofísica é a retirada de amostras da parede do poço, 

chamadas de amostras laterais (sidewall cores) por ferramentas que são descidas no poço já 

perfurado. No caso dos testemunhos, por se tratarem de amostras muito grandes, uma coleta 

de subamostras é realizada para as análises. Esta coleta pode retirar dois tipos de amostras: os 

whole-cores, que são seções do testemunho com o mesmo diâmetro deste; e os plugues, que 

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

Estas amostras são geralmente limpas para terem suas propriedades petrofísicas 

básicas
21

 (Routine Core Analysis - RCAL) medidas. Por serem mais caras e demoradas, 

apenas uma fração das amostras que realizaram petrofísica básica é selecionada para realizar 

análises de petrofísica especial (Special Core Analysis – SCAL), entre elas a análise de 

permeabilidade relativa. Esta seleção deve ser criteriosa para ter a representatividade 

maximizada para a quantidade de análises possíveis. 

As análises de permeabilidade relativa em amostras que foram previamente limpas são 

iniciadas pela saturação da amostra com água similar à água presente no reservatório antes da 

interferência humana, chamada de água de formação. Após esta etapa, a água é deslocada por 

óleo
22

, simulando o processo de migração do óleo da rocha geradora até a rocha reservatório, 

até a saturação de água inicial (Swi) que, dependendo das condições do teste e do reservatório, 

pode ser uma condição de água não mobilizável, a saturação de água irredutível (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 

restauração de molhabilidade.  

                                                 
21

 Permeabilidade absoluta, porosidade efetiva e densidade dos grãos. 
22

 É possível obter a curva de permeabilidade relativa de drenagem nesta fase, mas esta caracterização é muito 

rara, pois no processo de produção de óleo ocorre geralmente o aumento de saturação de água caracterização 

pela curva de permeabilidade relativa de embebição. 
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Com a amostra condicionada, inicia-se a análise de permeabilidade relativa de 

embebição
23

, avaliando-se primeiro a permeabilidade efetiva ao óleo na saturação de água 

inicial (kro@Swi) através da injeção de óleo em regime permanente. Em seguida injeta-se água 

até toda a remoção de óleo do meio poroso, isto é, até a saturação de óleo residual (Sor) onde é 

medida a permeabilidade relativa à água nesta saturação (krw@Sor). A injeção de água pode 

ser realizada diretamente em uma proporção total de água, no caso de testes em regime 

transiente, ou em uma mistura de água e óleo em proporções crescentes de água, até a 

totalidade de água, no caso de testes em regime permanente. No teste em regime permanente, 

a cada proporção de água e óleo, as condições são monitoradas até que o regime permanente 

seja atingido e então as permeabilidades aos fluidos são avaliadas diretamente pela Lei de 

Darcy, Eq. (C.13). No teste em regime transiente, a curva de permeabilidade é obtida por 

ajuste de histórico dos dados de pressão e produção do teste ou por métodos analíticos de 

solução 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 Aplicação da Permeabilidade Relativa na simulação 

A aplicação direta do conceito de permeabilidade relativa na simulação é razoavelmente 

simples, se limitando à utilização da permeabilidade efetiva ao fluido em substituição à 

permeabilidade absoluta como capacidade de transmissibilidade do fluido, governada pela Eq. 

(C.29) apresentada no Apêndice C, como uma função das saturações dos fluidos.  

Por outro lado, a criação de um modelo representativo do reservatório, com a utilização 

desta ferramenta simplificada demanda técnicas especiais, como a criação de zonas de 

escoamento com características semelhantes, definição de classes representativas e realização 

de upscaling. Tudo baseado no conhecimento empírico do reservatório e do escoamento no 

meio poroso. 

                                                 
23

 O termo “embebição” rigorosamente refere-se ao aumento de saturação do fluido molhante, isto é, é 

dependente da molhabilidade do conjunto rocha-fluidos. No entanto, como a molhabilidade é complexa e 

variável nos meios porosos reais, para a indústria de petróleo geralmente se utiliza do termo “embebição” para o 

aumento de saturação de água. 
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Apesar da simplicidade da aplicação direta do conceito à simulação, 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
24

 do 

meio em que fluido está escoando, com influências conhecidas da velocidade do escoamento 

e da pressão do fluido
25

, caso este seja um gás. Desta maneira é mais simples modelar e 

aplicar a permeabilidade absoluta. 

A permeabilidade relativa, por outro lado, depende da geometria porosa, da interação 

entres os fluidos e dos fluidos com a rocha, da saturação e localização dos fluidos no meio 

poroso. Estes fatores por sua vez dependem do histórico de saturações e do processo a que foi 

submetido o meio poroso. 

Em função da complexidade associada ao escoamento multifásico em meio poroso, e 

portando às curvas de permeabilidade relativa, é geralmente inviável a determinação de boas 

correlações genéricas entre as curvas de permeabilidade relativa e as características do 

conjunto meio poroso e fluidos. Em função disso a permeabilidade relativa é aplicada ao 

modelo utilizando-se do conceito de classes de rocha, cujas propriedades básicas são 

semelhantes e suas propriedades derivadas são obtidas via análise laboratorial. Não há dúvida 

que, pelo alto grau de complexidade da permeabilidade relativa, uma classe de rocha não 

possuirá uma curva de permeabilidade exatamente definida e sem nenhuma variabilidade. Por 

isso são utilizadas curvas limítrofes de um intervalo de confiança que são utilizadas para a 

simulação de cenários de incerteza, otimistas e conservadores. 

1.1.3.3 Limitações das Curvas de Permeabilidade Relativa 

As curvas de permeabilidade relativa usadas em simulações numéricas são geralmente 

obtidas em amostras de rocha retiradas do reservatório e analisadas em laboratório nas 

condições mais representativas possíveis. O laboratório, no entanto, está limitado em relação à 

                                                 
24

 Pode haver modificação na permeabilidade absoluta caso haja interação entre a rocha e o fluido que modifique 

o meio poroso, como por exemplo o inchamento de argilas pela água, mas neste caso a nova permeabilidade 

absoluta é função da nova geometria porosa. 
25

 A permeabilidade absoluta pode ser definida de forma a não depender da pressão média do gás, sendo a 

permeabilidade medida se o gás estivesse à pressão média infinita, que deve coincidir com a permeabilidade a 

líquidos. A permeabilidade medida ao gás em condições de pressão finita é chamada de permeabilidade aparente. 

Esta relação entre a pressão 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 

limitações impõem grandes desafios à aplicação das curvas de permeabilidade relativa à 

simulação de escoamento. Nas seções seguintes os principais problemas na aplicação das 

curvas de permeabilidade relativa são apresentados e discutidos. 

1.1.3.3.1 Limitação de tamanho da amostra 

A comparação entre o tamanho de uma amostra analisada e da célula de simulação, 

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 região sendo representada pela curva de 

permeabilidade relativa. 

A célula de simulação, em geral, pode ter dimensões da ordem de poucos metros a 

centenas de metros, em função da capacidade computacional disponível, da complexidade do 

modelo de simulação utilizado e do tamanho do reservatório. 

Atualmente uma atividade importante na avaliação de reservatórios é a análise de 

incerteza, que é realizada com simulações numerosas de diversos cenários possíveis. Fica 

claro que a avaliação de incerteza depende de simulações rápidas e, portanto, de modelos com 

a menor quantidade possível 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 região do reservatório como se homogênea
26

 fosse. Sendo 

este o caso, a curva de permeabilidade relativa característica de um ponto desta região do 

reservatório deve ser suficiente
27

 para a modelagem do escoamento nesta célula. Por outro 

lado, quando a célula representa regiões que contenham heterogeneidades não desprezíveis, 

situação bastante comum, as propriedades das diversas regiões da célula devem ser agrupadas 

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

                                                 
26

 Apesar da célula estar limitada à hipótese de ser intrinsicamente homogênea, pode representar meios 

anisotrópicos. A homogeneidade de um meio poroso real é uma abstração, no entanto pode ser aceita em função 

da escala analisada, dentro de certos limites. 
27

 Existe um problema em função do uso inadequado da curva de permeabilidade relativa na simulação que é 

tratado mais adiante. 
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de um meio poroso homogêneo que resulte em respostas semelhantes ao do meio poroso 

heterogêneo correspondente. 

 

Figura 1.7 – Deformação da curva de permeabilidade relativa em função da estratificação do meio poroso. 

A curva em traço contínuo é a curva obtida da simulação do meio poroso estratificado (à esquerda) em função 

da saturação média deste meio. Modificado de HEARN (1971). 

A Figura 1.7 mostra como a associação de regiões com propriedades distintas pode 

deformar significativamente as curvas de permeabilidade relativa que representariam a região 

como se fosse homogênea, evidenciando a necessidade do tratamento adequado de mudança 

de escala (upscaling). No gráfico da Figura 1.7, a curva hipotética (pontilhada) representa a 

propriedade pontual de cada camada enquanto a curva “pseudo” (linha contínua) representa o 

escoamento na célula definida pela associação de camadas mostrada no lado esquerdo da 

figura. 

1.1.3.3.2 Limitação quanto à representatividade espacial 

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

permeabilidade relativa variável mesmo para o tipo de rocha
28

 que ela está representando, isto 

                                                 
28

 O tipo de rocha é definido pelo processo de rocktyping e muitas vezes se limita a rochas com correlações 

semelhantes entre permeabilidade absoluta e porosidade. 

w 

QT 
QT 
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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 o meio poroso 

de uma rocha visualmente homogênea em diversas ampliações. Em função disso, além do 

problema de escala, a escolha de uma curva que melhor represente o meio poroso de modo 

genérico é muito importante. 

 

 

Figura 1.8 – Homogeneidade do meio poroso. Mesmo meios porosos visualmente homogêneos são 

intrinsicamente heterogêneos. A caracterização de cada ponto deste meio poroso pode resultar em propriedades 

distintas. Fonte: Imagem cedida pela Petrobras. 

Em reservatórios muito heterogêneos, como são muitos dos reservatórios carbonáticos, 

mesmo amostras razoavelmente semelhantes, em litologia, aparência e propriedades básicas, 

podem responder de formas bastante distintas ao escoamento. Por isso a obtenção de curvas 

características para representar as rochas no modelo de simulação é um processo complexo e 

muitas vezes realizado subjetivamente. 

Como não é possível caracterizar todos os pontos do reservatório 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 possível diferença entre o 

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

1.1.3.3.3 Limitação da representatividade em função das condições do escoamento e 
histórico de saturações 

Além da restrição de tamanho das amostras e quantidade de ensaios disponíveis, as 

análises de permeabilidade relativa são realizadas em condições específicas de vazão, 

viscosidade dos fluidos, direção do escoamento e histórico de saturações, isto é, como o meio 

poroso foi levado à condição atual de saturação. Todos estes fatores são importantes pois não 

apenas a quantidade (saturação) dos fluidos, mas também a localização 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 

avaliação do reservatório. 

1.1.3.3.4 O problema da utilização inadequada do conceito de permeabilidade relativa 
nos métodos de simulação 

A curva de permeabilidade relativa é definida em termos pontuais e utilizada na 

simulação, inadequadamente, em função da saturação média da célula. Dito de outra forma, a 

permeabilidade relativa modela a capacidade de fluxo de água, óleo e gás através de uma 

fronteira em função da saturação desta fronteira. No entanto esta propriedade é utilizada na 

simulação como capacidade de produção de água e hidrocarbonetos como função da saturação 

média da célula de simulação.  

O efeito mais importante, mas não o único, deste uso inadequado da curva é a 

aceleração da frente de avanço do fluido injetado
29

, prevista pela teoria de BUCKLEY e 

LEVERETT (1942), que deveria percorrer o comprimento da célula antes de produzir efeitos 

na face oposta, mas tem influência instantânea na face oposta pois a saturação média é única 

para todo o volume da célula. Esta deficiência no uso da permeabilidade relativa não é uma 

característica do upscaling mas da simulação em si, no entanto, quanto maiores as células, 

mais distante a simulação está do escopo da curva de permeabilidade relativa. 

CROTTI e COBENÃS (2001) propuseram, com bons resultados, uma técnica de 

modificação da curva de permeabilidade relativa para simulação de escoamento 

unidimensional. Na proposta de Crotti e Cobenãs as curvas de permeabilidade relativa 

aplicadas às células de simulação são deformadas entre dois extremos: 1) utilização da curva 

avaliada em saturação média, para as células de entrada e, 2) para as células de saída, a curva 

pontual, com produção nula de água até a saturação da frente de avanço de água, esta última 

proposta por DAKE (2001). Utilizando esta abordagem hibrida foi possível ajustar 

razoavelmente, em um modelo unidimensional, o fluxo fracionário de água
30

, que seria 

adiantado com a utilização direta da curva em saturação média e atrasado pela utilização 

                                                 
29

 A Teoria de Buckley e Leverett preconiza que a injeção de um fluido imiscível forma uma frente com 

saturação constante que se desloca no meio poroso “empurrando” o fluido deslocado. 
30

 O fluxo fracionário é a relação entre a vazão de um determinado fluido, no caso em questão, a água, e a vazão 

total dos fluidos móveis. 
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direta da proposta de Dake. Porém a generalização desta técnica para cenários bi e 

tridimensionais não foi bem-sucedida (Crotti & Cobeñas, 2003). 

Este problema, quando não tratado via upscaling, é corrigido pelo ajuste de histórico 

com a utilização de um parâmetro de “saturação crítica
31

”, que delimita um domínio de 

saturação com permeabilidade nula, mesmo quando a curva de permeabilidade relativa diz o 

contrário, e um domínio cuja permeabilidade relativa é não-nula, controlado pela curva de 

permeabilidade relativa. 

1.1.3.4 Incertezas associadas à Permeabilidade Relativa  

No mínimo três níveis de incerteza podem ser verificados na determinação das curvas 

de permeabilidade relativa a serem utilizadas nos modelos do reservatório. O primeiro nível 

refere-se a própria incerteza da avaliação experimental; o segundo nível é relativo ao processo 

de determinação de curvas representativas e o terceiro ao processo de mudança de escala para 

utilização das curvas nos modelos do reservatório. 

A incerteza da avaliação experimental, em qualquer resultado experimental, é essencial. 

No entanto, esta avaliação, no caso das curvas de permeabilidade relativa, é de extrema 

complexidade e não foi encontrado na literatura e nem no fluxograma usual de avaliação de 

reservatórios da indústria de petróleo. Metodologias simples de propagação de incertezas não 

se aplicam diretamente à avaliação experimental de permeabilidade relativa, principalmente 

(mas não apenas) no caso dos testes em regime transiente, que dependem da solução de 

problemas inversos de forma analítica ou por processos de otimização (ajuste de histórico). A 

inter-relação entre os diversos aspectos dos testes, como propriedades dos fluidos e das rochas 

com as condições de pressão e temperatura do teste, impõe à avaliação de incerteza o 

conhecimento das funções que descrevem a sensibilidade dos parâmetros correlacionados. 

Além disso, a complexidade do equipamento de análise introduz diversos pontos de incerteza 

que também devem ser avaliados. Mais ainda, limitações relativas ao teste em relação ao 

                                                 
31

 A saturação crítica também é utilizada para modelar a aparição de fase contínua de gás, portanto, com 

permeabilidade não-nula, pela de-solubilização do mesmo. 
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escoamento no reservatório, como o fato da amostra ter uma continuidade limitada e sofrer 

com o efeito de borda
32

, também introduzem incertezas que precisam ser avaliadas.  

Apesar da grande complexidade envolvida, é recomendável que futuros trabalhos 

abordem a determinação da incerteza experimental das curvas de permeabilidade relativa 

permitindo incorporar esta incerteza para o fluxograma de avaliação de reservatórios. 

O segundo nível de incerteza, introduzida pela utilização de classes representativas, 

ocorre em função da representação de rochas, fluidos e condições similares, mas não iguais, 

por uma única 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 caracterização dos reservatórios. 

 

 Figura 1.9 – Incorporação de incertezas do processo de determinação de classes de rocha. As setas em 

preto indicam o processo onde se insere a metodologia proposta neste trabalho. Fonte: Elaborada pelo autor 

                                                 
32

 A capilaridade do meio poroso retém fluido na face de saída da amostra, o que em um reservatório só ocorre 

no poço produtor, não na maior parte do reservatório. 

“Realidade” 

Modelo Geológico  
(litofácies 

geoestatisticamente 
distribuídas) 

Modelo Geológico  
(por Rocktype) 

 

Rochas diferentes 

sendo tratadas como 

rochas iguais (mesma 

classe) 
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Por melhor que seja o agrupamento, as rochas de um determinado agrupamento têm 

curvas de permeabilidade relativa distintas. Mesmo com um processo de otimização buscando 

agrupamentos com menores dispersões, como proposto nesta tese, a complexidade das rochas 

e da interação rocha-fluidos, aliado à pouca disponibilidade de propriedades no modelo do 

reservatório para a determinação de classes mais precisas e à pequena capacidade de 

realização de análises de permeabilidade relativa, impede a determinação de uma curva única 

totalmente representativa do escoamento. 

O terceiro nível, referente às incertezas incorporadas na modificação das curvas de 

permeabilidade relativa “pontuais” obtidas em laboratório no processo de upscaling, tem 

avaliação também é bastante complexa. Na escala cuja célula não é infinitesimal, as condições 

de escoamento afetam a forma como o meio poroso responde a este, assim, mesmo células 

exatamente iguais, com a mesma saturação e histórico de saturações, mas em posições 

diferentes do reservatório, em momentos diferentes do processo de explotação, ou em projetos 

de explotação distintos, respondem de maneira distinta. Esta diferença de resposta pode ser 

abordada de maneira explícita, utilizando-se curvas de permeabilidade relativa distintas para 

cada célula em cada situação, ou utilizando-se curvas representativas e atribuindo-se ao 

modelo as incertezas trazidas por esta simplificação.  

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 explícita ou implícita, sempre sob 

limitações de processamento do modelo final.  

Adicionalmente, o próprio método de upscaling pode trazer incertezas à curva de 

permeabilidade relativa da célula de simulação em função das simplificações utilizadas para a 

determinação de curvas representativas de meios heterogêneos como se homogêneos fossem. 

Esta tese limita-se a abordar o segundo nível de incertezas associadas às curvas de 

permeabilidade relativa de forma isolada. Recomenda-se que em trabalhos futuros avalie-se 

não apenas a incerteza experimental, mas incorpore-se à avaliação de incerteza de segundo 

nível, o impacto da incerteza experimental. Este impacto não é regulado apenas por 

metodologias de propagação de incertezas, pois a própria incerteza de primeiro nível pode ter 

impacto na avaliação de dispersão e, portanto, sobre a formação dos grupos na proposta de 

metodologia apresentada aqui. 
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1.1.3.5 Modificação das curvas de permeabilidade relativa para ajuste de histórico 

O uso de curvas de permeabilidade relativa pouco representativas associado a outras 

incertezas não permite uma simulação preditiva do comportamento real do reservatório. 

Muitas vezes, alterando parâmetros (entre eles as curvas de permeabilidade relativa) em um 

processo de otimização, tenta-se fazer o modelo responder com histórico conhecido de 

produção. No entanto, como a solução para este ajuste de histórico não é única, não há 

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

Não há como evitar incertezas significativas na análise de reservatórios e por isso o 

processo de otimização dos parâmetros por ajuste de histórico é indispensável. No entanto, 

existem técnicas que minimizam as incertezas, permitindo que o processo de otimização tenha 

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

A utilização de técnicas de upscaling apropriadas e a definição cuidadosa de curvas 

representativas são importantes. Não é possível, apenas utilizando estas técnicas, obter 

unicidade na solução do problema de escoamento no reservatório, mas espera-se que a 

redução da incerteza neste aspecto torne mais confiáveis os cenários possíveis apresentados. 

1.2 OBJETIVOS 

A avaliação de reservatórios de petróleo demanda a utilização de diversas técnicas e 

ferramentas, em escalas distintas, entre as quais, avaliações de rochas do reservatório em 

laboratórios.  

O processo de caracterização das células do modelo do reservatório, apresentado 

resumidamente na Figura 1.10, envolve a avaliação do meio poroso em escala de centímetros 

e deve ser capaz de inferir propriedades de escoamento em células de centenas de metros. 

Este processo inicia-se
33

 na caracterização laboratorial de rochas do reservatório e passa por 

fases de definição de classes representativas, em que esta tese está inserida, upscaling e 

refinamento em função de ajuste de histórico. 

                                                 
33

 Pode-se considerar passos anteriores, como a seleção de amostras para a avaliação, como parte de um processo 

mais amplo da modelagem do reservatório. 
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Figura 1.10 – Fases de tratamento de dados e “upscaling” para utilização das propriedades petrofísicas 

(em especial as curvas de permeabilidade relativa) na simulação de escoamento. Em destaque a fase que é 

objetivo deste trabalho. Fonte: Elaborada pelo autor 

A fase de caracterização laboratorial da rocha do reservatório é realizada em pedaços 

pequenos de rocha, se comparados ao reservatório ou à célula de simulação, podendo ser 

consideradas informações pontuais para o reservatório. Esta caracterização é limitada devido 

a esta diferença de escalas, o que deve ser tratado pelas etapas 3 e 4 (upscaling) na Figura 

1.10. A função do upscaling neste cenário é determinar as propriedades estáticas e dinâmicas 

da rocha na escala da célula de simulação, considerando a propriedade “pontual” medida em 

laboratório e informações de escalas maiores, obtidas por modelagem e por ferramentas de 

perfilagem, testes de formação, ou sísmica, entre outras. 

Após a correta determinação das propriedades das células de simulação, com suas 

respectivas incertezas, provenientes tanto da caracterização quanto dos processos de upscaling 

e determinação de classes, o escoamento no reservatório é simulado, item 5 da Figura 1.10, 

em diversos cenários de incerteza das propriedades da célula de simulação e do próprio 

modelo geológico, item 6 da Figura 1.10. Utilizando a simulação é possível ao analista definir 

posicionamento dos poços, condições de vazão de injeção e produção, métodos de 

recuperação mais apropriados, etc. 

6. Análise de Incertezas e Ajuste de Histórico 

5. Simulação de Escoamento Multifásico 

4. Mudança de Escala (upscaling) entre modelo geológico e 
de simulação 
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Exceto em caso de reservatórios “homogêneos
34

”, é praticamente impossível 

caracterizar completamente as propriedades petrofísicas
35

 de cada ponto do reservatório, o 

que torna a classificação das rochas um passo indispensável para a correta caracterização e 

simulação de escoamento no reservatório.  

A classificação de rochas pode ser realizada de diversas maneiras e receber diversos 

nomes, cada maneira com suas vantagens e limitações. ARCHIE (1950) propunha uma 

classificação chamando-a de “Tipo de Rocha” definida como “...uma formação depositada 

em condições similares e que sofreu posteriormente semelhantes processos climáticos, 

cimentação ou ressolubilização...”. De acordo com Archie, as rochas do mesmo “tipo” teriam 

semelhantes distribuição de garganta de poros, relação porosidade-permeabilidade, curvas de 

pressão capilar e saturação de água conata. RUSHING et al. (2008) dividem os métodos de 

classificação de rochas, também conhecidos como “rocktyping”, em Deposicionais, 

Petrográficos e Hidráulicos e sumariza outras classificações como Litofácies
36

, Petrofácies e 

Eletrofácies. Todas estas classificações levam em consideração propriedades estáticas e 

quase-estáticas ou de escoamento monofásico para a determinação dos grupos. No entanto, 

HAMON e BENNES (2004) mostraram que estas classificações podem não ser capazes de 

capturar toda a variabilidade das curvas de permeabilidade relativa. REBELE et al. (2009), 

em uma abordagem semelhante, utiliza classificações específicas para as curvas de 

permeabilidade relativa chamadas de “Dynamic Rocktypes”. 

A determinação dos “Rocktypes” dinâmicos pode ser difícil, pois a quantidade de 

variáveis que controlam as curvas de permeabilidade relativa é grande e, além disso, as 

interações entre estas variáveis são desconhecidas e complexas.  

Neste trabalho é proposta uma metodologia para determinação de “Dynamic Rocktypes” 

com dispersão mínima e, consequentemente, mínima incerteza para a definição dos cenários-

limite, otimista e pessimista. Também é proposta a adoção de metodologia estatística para a 

determinação destes cenários-limite, resolvendo problemas encontrados na abordagem 

tradicional, detalhada ao longo do texto. 

                                                 
34

 Homogeneidade é um conceito dependente da escala. Dificilmente um reservatório seria homogêneo em todas 

as escalas em que ele é avaliado. 
35

 Propriedades físicas das rochas e da interação das rochas com fluidos. 
36

 Litofácies são fácies baseadas em características mineralógicas, petrográficas e paleontológicas relacionadas 

com aparência, textura e composição da rocha (RUSHING, NEWSHAM e BLASINGAME, 2008) 
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1.3 METODOLOGIA 

Não é objetivo encontrar “a curva” que representa um determinado meio poroso. As 

rochas têm heterogeneidades, como ficou claro na Figura 1.8, que impedem que seja possível 

de se obter uma curva de permeabilidade relativa que represente o escoamento de um meio 

poroso distinto daquele analisado em laboratório. No entanto, a impossibilidade da existência 

de uma curva única não inviabiliza a proposta de uma metodologia para obtenção de classes 

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

A metodologia apresentada para obtenção de curvas representativas de classes de rocha 

do reservatório, utiliza teorias de agrupamento associadas a processos de otimização. Esta 

associação de métodos não foi encontrada na bibliografia pesquisada. O detalhamento da 

bibliografia e do método de associação será realizado mais adiante, no Capítulo 2 e Capítulo 

3, respectivamente. No entanto, uma ideia inicial será apresentada nesta seção para embasar 

as discussões necessárias no capítulo de revisão bibliográfica e adiantar a compreensão da 

proposta por parte do leitor. 

A aplicação das classes no modelo do reservatório demanda que as informações de 

pertinência de um “tipo de rocha”, isto é, um conjunto de propriedades usadas para atribuir a 

um meio poroso uma determinada classe, estejam disponíveis a priori no modelo. Assim, a 

técnica de agrupamento não pode usar características da própria curva de permeabilidade 

relativa para gerar os agrupamentos, a não ser que alguma destas características esteja 

presente a priori. Desta forma não há garantias de que os agrupamentos gerados minimizem a 

dispersão das curvas de permeabilidade relativa nos grupos.  

Associando métodos de agrupamento que poderiam determinar grupos com 

características semelhantes em relação a propriedades disponíveis no modelo geológico com 

uma técnica de otimização, que poderia avaliar os agrupamentos gerados com diversos 

parâmetros e pesos, é possível determinar o melhor conjunto de dados para expressar as 

correlações com as curvas de permeabilidade relativa. 

A Tabela 1.1 mostra a comparação do uso da técnica de agrupamento aplicada aos 

dados do modelo geológico, cuja qualidade em relação à dispersão de permeabilidade relativa 

nos grupos gerados não pode ser garantida, com a aplicação desta técnica em relação aos 
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parâmetros de descrição da própria curva, cujo resultado não poderia ser utilizado. A proposta 

atual permitiria agregar as vantagens de ambos os casos. 

Tabela 1.1 – Comparação do agrupamento utilizando características do modelo geológico e 

características das curvas de permeabilidade relativa 

Possibilidades Qualidade Aplicação 

Agrupar em função de características das curvas de 
permeabilidade relativa 

Superior Não 

Agrupar em função de propriedades presentes no modelo 
geológico 

Inferior Ok 

Agrupar em propriedades do modelo geológico, até minimizar a 
dispersão de KREL 

Superior Ok 

 

Esta associação de uma técnica de agrupamento com um método de otimização 

aplicados relacionando espaços vetoriais distintos, um formado por propriedades do modelo 

geológico e outro por propriedades da curva de permeabilidade relativa, com o objetivo de 

minimizar a dispersão da propriedade derivada
37

, não foi encontrada na literatura atual. 

A proposta de metodologia desta tese não se limita a associação de uma técnica de 

agrupamento específica com uma técnica de otimização específica. A aplicação desta técnica 

também não está limitada à determinação de classes de rocha de permeabilidade relativa, mas 

à determinação de agrupamentos embasados em um espaço de propriedades, mas cujo 

resultado seja coerente em um segundo espaço de propriedades (onde será medida a 

dispersão). A seleção da técnica de agrupamento e otimização adequadas é dependente do 

problema a ser abordado, bem como dos espaços de propriedades selecionados. Nas 

avaliações realizadas para a verificação da metodologia foi utilizado um método de 

otimização heurístico, o recozimento simulado, e técnicas de agrupamento hierárquico (com 

critérios de ligação WPGM, UPGM, Person) e particionais (k-médias). Todos estes métodos e 

técnicas serão detalhados mais adiante no Capítulo 2. 

1.4 ORGANIZAÇÃO DO TEXTO 

O texto começa por uma introdução, já apresentada neste capítulo, onde o problema é 

descrito e delimitado, incluindo-se uma breve descrição do processo de avaliação de 

                                                 
37

 As classes são instituídas com a finalidade de atribuir informações adicionais às células do modelo do 

reservatório através da determinação de propriedades representativas de cada uma destas classes. Estas 

propriedades são chamadas neste texto de propriedades derivadas, pois são resultantes do agrupamento. 
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reservatórios e do escoamento em meios porosos, onde o problema se insere, além de uma 

breve discussão sobre as limitações inerentes às curvas de permeabilidade relativa. Também é 

introduzida uma descrição da contribuição desta tese para a avaliação de reservatórios. 

No Capítulo 2 é apresentada uma revisão bibliográfica sobre os métodos tradicionais de 

definição de classes para posterior aplicação de propriedades petrofísicas aos modelos 

geológicos
38

 e de simulação
39

. Na revisão bibliográfica também são apresentadas as 

ferramentas disponíveis em literatura que foram (ou poderiam ser) usadas para metodologia 

proposta. Outras ferramentas são descritas na revisão bibliográfica em função de 

similaridades com a proposta desta tese, com o intuito de demonstrar que, apesar das 

similaridades, se tratam de ferramentas com atuações e objetivos distintos da metodologia 

desta tese. 

A proposta de metodologia é apresentada no capítulo subsequente (Capítulo 3), 

intitulado “Determinação de classes de rocha relacionadas à permeabilidade relativa”.  Nesta 

seção é apresentada a abordagem de solução do problema, explicitando como as ferramentas 

descritas são usadas. 

No Capítulo 4 são apresentados os resultados dos trabalhos realizados com intuito de 

mostrar a capacidade da metodologia proposta neste texto. Primeiramente são apresentados 

resultados da aplicação da técnica a dados sintéticos, com objetivo de verificar a capacidade 

em um cenário controlado e de respostas conhecidas. Em seguida, a técnica é aplicada a um 

conjunto de curvas de reservatórios análogos reais. 

Adicionalmente, os resultados da aplicação da técnica foram avaliados em uma 

simulação de escoamento em alguns modelos de reservatório, mostrando a sensibilidade de 

cada tipo de modelo à redução de incerteza dos agrupamentos de permeabilidade relativa. 

No Capítulo 6 são discutidas diversas peculiaridades da aplicação desta metodologia. A 

utilização inadequada pode levar a resultados claramente espúrios ou até a resultados que 

parecem razoáveis mais são incoerentes.  

                                                 
38

 O modelo geológico é um modelo espacial de distribuição de tipos de rocha em função da história geológica 

da bacia sedimentar deduzida a partir das informações conhecidas sobre a geologia regional e de dados do 

reservatório. 
39

 O modelo de simulação é um modelo baseado no modelo geológico, geralmente mais grosseiro que este pois 

lida com um conjunto de equações mais complexas que demandam muito poder computacional para solução de 

sistemas muito grandes. 
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O texto contém ainda uma conclusão resumindo o que foi apresentado no Capítulo 6, 

uma seção sobre trabalhos futuros (Capítulo 7), anexos e apêndices com informações 

complementares.  

Foram utilizadas notas de rodapé para descrever sucintamente termos técnicos da 

indústria de petróleo e explicitar detalhes específicos, importantes para não serem abordados, 

mas desnecessários em uma leitura mais dinâmica do texto. 
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CAPÍTULO 2  
REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

2.1 DEFINIÇÃO DE CLASSES DE ROCHA NA AVALIAÇÃO DE RESERVATÓRIOS 

Dentro do processo de avaliação do reservatório são determinadas as propriedades 

petrofísicas de cada ponto da formação produtora, onde a unidade pontual é a célula do 

modelo discretizado. A cada célula do modelo geológico, inicialmente são atribuídas 

características geológicas (litofácies ou associação de fácies) e petrofísicas básicas 

(porosidade) em função da posição da célula no modelo gerado por técnicas de geoestatísticas 

que corroboram com informações extraídas de ferramentas sísmicas e de perfilagem.  

Cada célula do modelo precisa ser caracterizada ainda em relação a outras propriedades, 

que geralmente não podem ser deduzidas diretamente de ferramentas de sísmica e perfilagem, 

como permeabilidade absoluta, permeabilidade relativa e pressão capilar. Caso houvesse uma 

relação única entre as propriedades presentes e ausentes, seria possível atribuir diretamente 

estas últimas às células. Isso, no entanto, devido à complexidade do meio poroso, não é 

geralmente o caso, resultando na necessidade de agrupamentos em classes. Nestas classes, 

amostras semelhantes, que têm correlações similares são consideradas representantes de 

grupos com comportamentos definidos (com correlações específicas). 

Incialmente, os agrupamentos são definidos com objetivo de obter correlações entre 

propriedades básicas, este processo é chamado neste texto de “Rocktyping Básico”. Algumas 

vezes estes mesmos agrupamentos são utilizados para atribuição de propriedades especiais, no 

entanto, nem sempre esta é uma boa estratégia. Neste caso é uma boa prática utilizar 

agrupamentos específicos para propriedades mais complexas, cujo processo de determinação 

é chamado neste texto de “Rocktyping Especial”. 

As curvas de permeabilidade relativa são obtidas em ensaios laboratoriais ou simulações 

computacionais de escoamento em escala de poros em meios porosos com dimensões não 

maiores que poucos decímetros, diminutos se comparados com reservatórios comerciais. 

Estas curvas são geralmente bastante dispersas mesmo em meios porosos classificados como 
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semelhantes (pontos de regiões razoavelmente
40

 homogêneas). A utilização coerente das 

curvas de permeabilidade relativa tem, dependendo da homogeneidade do reservatório, que 

passar por dois processos bem característicos: a classificação da rocha, ou rocktyping, e o 

upscaling. Cada reservatório e cada grupo de avaliação pode utilizar diferentes abordagens e 

diversas etapas em cada um destes processos. O foco deste trabalho está no processo de 

rocktyping. 

A Figura 2.1 resume o processo de gênese e uso do rocktype (RT). A gênese do 

rocktype, ou rocktyping, consiste em duas partes, que foram mostradas anteriormente na 

Figura 1.5: a definição e a caracterização. A definição tem como objetivo determinar 

correlações que permitam identificar a que rocktype pertence cada célula e amostra analisada, 

isto é, as relações de pertinência do rocktype. Com este objetivo, tanto no processo tradicional 

quanto na definição dos rocktypes dinâmicos, é fundamental que as propriedades utilizadas na 

definição do RT estejam presentes a priori, isto é, antes da aplicação do RT, nas células do 

modelo do reservatório.  

 

Figura 2.1 – Processos de gênese e uso do rocktypes (RT). A seta pontilhada mais clara indica o uso de 

informações de permeabilidade relativa na gênese do RT, no caso do rocktyping dinâmico, mas esta informação 

não fará parte do conjunto de propriedades que definem o RT. Fonte: Elaborada pelo autor 

A diferença principal entre o rocktyping tradicional e o dinâmico é a utilização de 

informações das curvas de permeabilidade relativa, pelo último, como informação acessória 

para determinação de correlações. Na Figura 2.1 a seta pontilhada indica a utilização (por 

alguns métodos de rocktyping) de informações das propriedades derivadas para direcionar a 

definição dos Rocktypes, mas como estas propriedades não estão presentes no modelo 

geológico não podem ser parte das propriedades que definirão os limites de pertinência do RT. 

                                                 
40

 Regiões com propriedades permoporosas e faceológicas semelhantes, isto é, visualmente semelhantes em 

escala de centímetros e com permeabilidade absoluta e porosidade similares. 
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A caracterização dos Rocktypes consiste em determinar
41

 propriedades (derivadas) que 

possam ser representativas de cada RT. O principal objetivo do processo de rocktyping é 

possibilitar a distribuição destas propriedades derivadas no modelo do reservatório.  

O uso do RT consiste de duas ações: a determinação, em função das propriedades 

conhecidas da célula, do RT referente àquela célula; e a aplicação das propriedades derivadas 

do RT nas células do modelo. As propriedades derivadas podem ser fixas, isto é, serem 

invariáveis em cada rocktype, ou ter correlações com as propriedades conhecidas da célula o 

que resulta em propriedades variáveis dentro do mesmo rocktype. 

Um exemplo comum desta variação de propriedades dentro do mesmo RT é a 

determinação de relações para os pontos extremos das curvas de permeabilidade relativa em 

função de propriedades presentes a priori na célula do modelo, como a saturação de água 

inicial, Swi
42

 e a saturação de óleo residual, Sor, em função da permeabilidade absoluta, bem 

como a permeabilidade relativa ao óleo na condição inicial, kro@Swi, em função do Swi, entre 

outros. As correlações são obtidas de dados de amostras que pertençam ao RT em análise. 

Na Figura 2.2 é apresentada a avaliação da relação entre Swi e permeabilidade absoluta. 

Apesar do baixo coeficiente de determinação, R² (Draper & Smith, 1998), dois grupos têm 

tendências coerentes com o esperado e o terceiro, com menos amostras, tem uma tendência 

inversa e não esperada
43

. A interpretação destes gráficos mostra que o grupo menor não está 

caracterizado adequadamente e necessita de análises adicionais para melhorar sua 

representatividade, sendo mais prudente considerar, enquanto isso, uma propriedade constante 

(com seus limites de incerteza). Os dois grupos maiores já apresentam tendências mais 

coerentes. A dispersão em torno destas tendências pode ser usada na análise de incerteza da 

simulação de escoamento no reservatório. No caso de três grupos bem caracterizados espera-

se três tendências entre Swi e kabs, possivelmente coerentes, mas distintas, e três regiões de 

incerteza em torno das tendências. 

                                                 
41

 Determinar propriedades constantes por RT ou como funções das propriedades presentes (também por RT) 
42

 Saturação de água inicial é, em geral, a saturação de água irredutível, isto é, a saturação de água não móvel, 

por estar descontínua, geralmente presente no reservatório, em regiões distantes do aquífero, antes do início da 

explotação do reservatório. As curvas de permeabilidade relativa são determinadas a partir deste ponto, com 

permeabilidade nula à água, pois a água é imóvel nesta condição. 
43

 A tendência mais usual é de queda do Swi com o aumento da permeabilidade absoluta. 
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Figura 2.2 – Correlações entre Swi e kabs para os rocktypes (RT) da avaliação 425
44

. As linhas representam as 

regressões lineares do conjunto de dados de cada grupo. Fonte: Elaborada pelo autor 

2.1.1 Rocktyping Básico (Classificação “petro-geológica
45

”) 

A classificação das rochas é um processo fundamentalmente estatístico e de 

reconhecimento de padrões, onde devem ser determinados parâmetros que definam as classes 

de rocha (Kazemi, et al., 2012; Kazemi, et al., 2012), muitas vezes chamadas de petrofácies 

ou rocktypes, com duas importantes características: 1) agrupar propriedades petrofísicas, em 

especial, a permeabilidade relativa, de modo a minimizar a sua variância dentro da classe, e 2) 

ter representação no modelo do reservatório, de modo que as classes geradas possam ser 

distribuídas neste modelo. 

Uma das primeiras definições de tipo de rocha, antes mesmo do termo “rocktype” ser 

cunhado, foi dada por ARCHIE (1950), como sendo formações depositadas em condições 

semelhantes e que passaram por processos diagenéticos
46

 semelhantes. 

RUSHING et al. (2008) comentam sobre a classificação das rochas em litofácies, 

petrofácies e eletrofácies, definidos por PORRAS et al. (1999)
47

 e PEREZ et al. (2005) como 

a seguir: 

                                                 
44

 O programa utilizado para determinar os melhores agrupamentos resultou em mais de 7000 possibilidades. 

Cada resultado foi numerado sequencialmente.  
45

 Termo cunhado por REBELE et al. (2009) para descrever a classificação das rochas em função de 

propriedades de petrofísica básica e geológicas  
46

 Em geologia e outras ciências correlatas, diagênese refere-se às alterações da rocha posteriores ao processo 

deposicional. 
47

 PORRAS et al. (1999) comparam em seu artigo as Hydraulic Flow Units, Litofácies e Petrofácies. 
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a) Litofácies são fácies baseadas em características mineralógicas, petrográficas e 

paleontológicas relacionadas com aparência, textura e composição da rocha; 

b) Petrofácies são baseadas na distribuição de gargantas de poros tendo, portanto, 

características semelhantes de escoamento de fluidos; 

c) Eletrofácies são baseadas em respostas semelhantes de ferramentas de perfilagem, 

sendo resposta de características geológicas, mineralógicas, entre outras. 

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

petrográficos e hidráulicos, como descritos a seguir: 

a) Rocktypes Deposicionais seriam aqueles baseados na descrição macroscópica da rocha, 

agrupados em função da similaridade em composição, textura, estrutura sedimentar e 

sequência estratigráfica
48

; 

b) Rocktypes Petrográficos seriam baseados na descrição microscópica da estrutura porosa 

atual, sendo influenciado por composição, textura, mineralogia e diagênese; 

c) Rocktypes Hidráulicos seriam definidos também em função de características em escala 

de poros (características microscópicas), mas com enfoque físico (em contraposição ao 

enfoque geológico dos rocktypes petrográficos), baseados em capacidade de fluxo e 

armazenamento, respectivamente permeabilidade e porosidade. 

Uma abordagem tradicional para definição de rocktypes hidráulicos consiste em obter 

padrões distintos para a relação entre porosidade e permeabilidade e considerá-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 compilação 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 equações genéricas, 

como a equação de potência, 

 𝑘𝑎𝑏𝑠 = 𝐴 ∙ 𝜙𝐵   , (2.1) 

                                                 
48

 A estratigrafia de sequências é focada na análise de mudanças faceológicas e de características geométricas do 

estrato e identificação de superfícies-chave para determinar a ordem cronológica de preenchimento da bacia 

sedimentar e de eventos erosivos (CATUNEANU et al., 2008). 
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onde A e B são parâmetros de ajuste (no gráfico apresentado na Figura 2.3, B foi mantido 

constante com o valor quatro) 

Também podem ser observadas na Figura 2.3 as isolinhas
49

 de funções que relacionam 

permeabilidade e porosidade. Estas isolinhas definem limites de classes de rocha. Isto é, entre 

duas isolinhas encontra-se uma classe. Se for possível perceber padrões nos dados 

experimentais de permeabilidade e porosidade que, alterando os parâmetros, podem ser 

isolados por estas isolinhas, são definidos grupos diretamente. 

No entanto, frequentemente se observa no espaço de permeabilidade x porosidade uma 

nuvem de pontos sem padrões distinguíveis. Neste caso, os pontos apresentados podem ser 

agrupados em função de um terceiro parâmetro, como por exemplo, litofácies. Se os grupos 

apresentarem padrões que podem ser isolados por estas isolinhas, são definidos os limites dos 

grupos determinados por este terceiro parâmetro em função da permeabilidade e porosidade. 

 

 

Figura 2.3 – Agrupamentos e relações entre porosidade e permeabilidade. Modificado de CHEHRAZI e 

REZAEE (2012) 

AMAEFULE et al. (1993) propõem um procedimento matemático para determinação 

das HFU, incluindo a determinação da quantidade delas em função dos dados de porosidade 

                                                 
49

 Linhas que descrevem os pontos cujo valor de um certo parâmetro é constante 
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(∅) e permeabilidade (𝑘). Para tal propõe a expressão definindo um índice de unidade de 

fluxo (Flow Zone Index, FZI): 

 𝐹𝑍𝐼 =
𝑅𝑄𝐼

∅ (1 − ∅)⁄
 , (2.2) 

onde RQI é o indicador de qualidade do reservatório (Reservoir Quality Indicator). Este 

indicador tem unidade de comprimento
50

 e é calculado pela equação 

 𝑅𝑄𝐼 ≡ √
𝑘

∅
 . (2.3) 

O FZI tem relação matemática com características do meio poroso quando este é 

modelado da forma que CARMAN (1937; 1956) propôs a partir de um trabalho de KOZENY 

(1927), em uma equação bastante usada em modelagem de escoamento no meio poroso 

conhecida como equação de Kozeny-Carman, dada por:  

 𝑘 =
1

𝜏2 𝑆𝑉
2 𝐹𝑆

∅3

(1 − ∅)2
 , (2.4) 

onde 𝜏 é a tortuosidade do meio poroso, definida como uma relação entre o comprimento, 𝐿, 

percorrido por uma partícula e o comprimento equivalente, 𝐿𝑒, que seria percorrido em linha 

reta entre os mesmos pontos, 

 𝜏 ≡
𝐿

𝐿𝑒
 , (2.5) 

𝑆𝑉 é a relação entre a área 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.  

Após um algebrismo simples chega-se a  

                                                 
50

 Usualmente a equação (2.3) vem acompanhada de um fator de conversão (0,0314) de modo a resultar em um 

RQI em micrometros, para uma permeabilidade em mD e porosidade em fração. 
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 𝐹𝑍𝐼 =
1

𝜏 𝑆𝑉  𝐹𝑆
1/2 

 .  (2.6) 

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

geométricas do meio poroso que está representando. 

Outra técnica de determinação de classes é a utilização do gráfico de Lorenz 

(Stratigraphic Lorenz Plot – SLP) que plota a relação 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 estratigráfica (Liu, et al., 2012). Esta 

técnica foi utilizada por GUNTER et al. (1997) e é mostrada na Figura 2.4.  Utilizando esta 

técnica, pode-se dividir o reservatório em camadas de propriedades de fluxo semelhantes, 

também consideradas, como em outras técnicas, HFUs, e escolher amostras destas HFUs para 

caracterizá-las. 

 

Figura 2.4 – Gráfico de Lorenz estratificado, SMLP. À direita, camadas em profundidade, apenas para 

mostrar que o gráfico de Lorenz é plotado em ordem estratigráfica e não reflete a espessura das camadas, mas 

as suas capacidades de fluxo (em função das suas capacidades de armazenamento). Gráficos modificados de 

GUNTER et al. (1997). 

Também existe o gráfico de Lorenz modificado (Modified Lorenz Plot – MLP), 

exemplificado na Figura 2.5, que ao contrário do SLP ou SMLP não é plotado em ordem 

estratigráfica, mas em ordem de unidades de fluxo definidas anteriormente por outra técnica 

de classificação (Liu, et al., 2012). 
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Figura 2.5 – Gráfico de Lorenz Modificado, MLP. À esquerda, camadas em profundidade. Gráficos 

modificados de GUNTER et al. (1997). 

Em um processo tradicional de rocktyping, definida a correlação entre permeabilidade e 

porosidade e os limites que separam os agrupamentos, as amostras que realizaram ensaios 

mais complexos, são classificadas nestes grupos, em função das suas propriedades de 

permeabilidade e porosidade. A cada grupo é associado um conjunto de propriedades mais 

complexas, como permeabilidade relativa e pressão capilar. 

2.1.2 Rocktyping Especial (Classificação em “Grupos Petrofísicos
51

”) e “dynamic 

rocktyping” 

HAMON e BENNES (2004) dividem as petrofácies em dois grupos: petrofácies 

baseadas em petrofísica básica (caracterização monofásica de petrofísica) e baseadas em 

petrofísica especial. O objetivo desta tese é apresentar petrofácies focadas em permeabilidade 

relativa, pertencentes, portanto, à segunda classificação. 

REBELE et al. (2009) dividem as petrofácies em estáticas, chamadas pelos autores de 

grupos petrofísicos, e petrofácies dinâmicas. Os autores defendem que características estáticas 

(petrofísica básica e pressão capilar ou distribuição de gargantas de poros) podem não 

capturar a variabilidade das curvas de permeabilidade relativa.  

                                                 
51

 Termo cunhado por REBELE et al. (2009) para descrever a classificação das rochas em função de 

propriedades de petrofísica básica e geológicas, juntamente com propriedades capilares (distribuição de 

gargantas de poros e curvas de pressão 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 determinação do que os autores chamaram de “Petro-Geological Groups” 

(PGG), que são agrupamentos que levam em consideração resultados de petrofísica básica 

(permeabilidade absoluta, porosidade e densidade dos grãos), perfis e descrição geológica. 

Em seguida são gerados os grupos denominados pelos autores “Petrophysical Groups” (PG) 

obtidos pelo agrupamento de meios porosos em função das mesmas propriedades utilizadas na 

geração dos PGG, além de distribuição de gargantas de poros, curvas de pressão capilar e 

outros parâmetros obtidos em estudos sedimentológicos das amostras retiradas do 

reservatório. 

REBELLE e LALANNE (2014) indicam que geram grupos petrofísicos utilizando redes 

neurais em função não apenas de porosidade e permeabilidade absoluta, mas também 

densidade dos grãos e parâmetros das curvas de pressão capilar. Fica clara uma evolução da 

proposta de REBELLE e LALANNE (2014) em relação à utilização de determinações 

subjetivas de agrupamentos no espaço bidimensional de porosidade e permeabilidade 

absoluta. Em sequência estes autores propõem ainda os “Static RockTypes” ou SRT, que são 

adequações dos PGs levando em considerações características geológicas, incluindo a 

diagênese, e a relação com as respostas de perfil, de modo a atribuir uma assinatura rastreável 

dos grupos em perfis. Esse rastreamento dos SRTs em perfis facilita a distribuição dos grupos 

no modelo geológico. 

Os PGs não são capazes de capturar a complexidade das curvas de permeabilidade 

relativa, REBELE et al. (2009) citam HAMON e BENNES (2004) e defendem que além dos 

parâmetros já mencionados para determinação dos PGs propriedades petrofísicas dinâmicas, 

em especial as próprias curvas de permeabilidade relativa, e indicadores de molhabilidade, 

como a distância ao nível de água livre
52

, por exemplo, devem ser usados em uma descrição 

multivariada para determinação dos rocktypes dinâmicos. 

Um fluxograma simplificado sobre o processo tradicional de determinação de rocktypes 

e sua comparação com o método de Rocktyping dinâmico é apresentado na Figura 2.6 
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 O nível de água de água livre é definido como a profundidade onde a pressão da água e do óleo são iguais, ou, 

em termos de pressão capilar, esta é nula. (ABDALLAH et al., 2007) 
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Figura 2.6 – Comparação entre os processos de definição tradicional do rocktype e do dynamic rocktyping. 
Fonte: Elaborada pelo autor 

A principal contribuição desta tese está na proposição de uma técnica de determinação 

de rocktypes dinâmicos de uma forma estruturada e (semi) automatizada com a aplicação de 

técnicas de agrupamento associadas a um processo de otimização, de modo a obter 

agrupamentos em um espaço de propriedades do modelo geológico em conjunto com 

resultados de baixa dispersão em um espaço de propriedades da propriedade derivada, a 

permeabilidade relativa, neste caso. 

Na literatura foram encontrados diversos métodos de determinação de rocktypes, 

apresentados nesta seção, diversos métodos de agrupamento e otimização, apresentados mais 

adiante neste capítulo, mas nenhum método que reunisse as ferramentas como está sendo 

proposto neste trabalho. 
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2.2 TÉCNICAS DE AGRUPAMENTO 

De acordo com JAIN (2009), “A Análise de Agrupamento é o estudo formal de métodos 

e algoritmos para agrupamento de elementos de acordo com suas similaridades ou 

características intrínsecas medidas ou percebidas”. A Análise de Agrupamento conta com 

uma grande gama de métodos para separar dados em grupos, cada método mais adequado a 

alguns cenários. A característica mais comum para definição dos grupos em um agrupamento 

é a distância dos seus constituintes, como mostrado na Figura 2.7. Deseja-se neste caso obter 

grupos cujos elementos os sejam mais próximos entre si. 

 

Figura 2.7 – Agrupamento por proximidade no espaço n-dimensional (neste caso, para facilitar a 

representação gráfica, bidimensional) de parâmetros de agrupamento. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Os métodos de agrupamento podem geralmente ser divididos em dois grandes grupos: 

agrupamentos hierárquicos e particionais (Jain, 2009). O agrupamento hierárquico 

recursivamente aglutina indivíduos em grupos desde os mais próximos até os mais distantes, 

até que todos os indivíduos façam parte de um único grupo. Este processo pode ser 

representado graficamente por uma estrutura tipo árvore chamada dendograma, como é 

mostrado mais adiante (na Figura 2.9). O agrupamento particional divide os indivíduos em 

um número, geralmente pré-definido, de grupos tentando otimizar uma função objetivo, 

geralmente relacionada com o máximo de distância intergrupos e o mínimo de dispersão 

intragrupo. 
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Além das técnicas específicas para agrupamento a utilização de redes neurais auto 

organizáveis, 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 não há uma técnica de agrupamento que se aplique 

universalmente a todos os conjuntos de dados porque os algoritmos são baseados em certas 

heurísticas referentes a como os indivíduos se relacionam no conjunto de dados, isto é, como 

são a forma e os critérios que definem os grupos. Neste trabalho foi inicialmente escolhido 

utilizar o agrupamento hierárquico, pois dele resulta o dendograma que pode ajudar a 

interpretar a relação 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 não se limita a aplicação de uma técnica específica de agrupamento ou otimização, 

mas sim a metodologia de utilização conjunta de uma técnica de agrupamento com uma 

técnica de otimização, mais adequadas a cada caso. 

Uma característica complexa, porém desejável quando possível, é a determinação do 

número de classes que os dados naturalmente possuem, em contraposição a imposição da 

separação dos dados em “k” classes determinadas a priori. MOK et al. (2012) propõem uma 

técnica de identificação de número de grupos integrando resultados de diversos agrupamentos 

definidos por uma técnica usual e avaliados em uma matriz de decisão computados os 

agrupamentos mais frequentes.  

KUO e LIN (2010) utilizam redes neurais para determinação do número de grupos 

naturais de um conjunto de dados para então 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 número de fácies sísmicas 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 função de uma distância máxima para 

pertinência do indivíduo a um certo grupo. Quanto maior a distância máxima admitida, menor 

o número de grupos gerados, e vice-versa. Uma análise de sensibilidade em relação a 

definição da distância máxima e do número de grupos gerados resulta na determinação do 

número de grupos mais apropriado. 
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No caso do agrupamento de permeabilidades relativas, no entanto, dois problemas 

surgem relativos à avaliação natural do número de grupos: 1) a pequena quantidade de dados 

disponíveis que resulta geralmente em uma superdimensionalização do número de grupos, 

pois os dados ainda esparsos demais são considerados grupos quase unitários, 2) o número de 

grupos de permeabilidade relativa a ser utilizada pelo modelo de simulação é muitas vezes 

limitado pela capacidade computacional disponível para rodar o modelo e da quantidade de 

dados disponíveis para caracterizar adequadamente cada grupo gerado. Em função das 

limitações impostas geralmente o número de grupos é definido a priori. 

2.2.1 Agrupamento Hierárquico 

O agrupamento hierárquico, ou agrupamento pareado, é uma técnica de análise de 

agrupamento que utiliza uma métrica para avaliação de similaridade ou dissimilaridade 

(distância) para obter sequencialmente (hierarquicamente) pares de pontos ou subconjuntos 

próximos. 

Um indivíduo (uma amostra de rocha, por exemplo) pode ser representado por um 

ponto em um espaço n-dimensional de características escolhidas deste indivíduo, onde cada 

característica é representada por uma coordenada deste espaço. Usando este espaço e uma 

métrica para medir as distâncias entre indivíduos é possível determinar proximidade entre 

eles.  

Para realizar o agrupamento, além da métrica para determinar distância entre 

indivíduos, é necessária também uma regra para determinar a distância entre indivíduos e 

grupos e entre grupos. Esta regra é chamada de “linkage criterium” ou critério de ligação, em 

tradução livre. 

O agrupamento hierárquico começa com a procura em todo o espaço dos dois 

indivíduos mais próximos. Estes indivíduos são agrupados e o método volta a procurar em 

todo o espaço pelos dois elementos mais próximos (a palavra elemento está sendo usada neste 

texto quando a referência é válida para indivíduo ou grupo indistintamente). O grupo formado 

no passo anterior também é levado em conta na avaliação de distâncias. O processo continua 

até que todos os elementos tenham sido agrupados em um único grande grupo. 
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Para a avaliação da distância entre indivíduos a métrica mais usada é a distância 

Euclidiana (ou norma L2 do vetor diferença), mas há muitas outras normas que podem ser 

usadas, como o quadrado da distância Euclidiana, a distância Mahalanobis (Mahalanobis, 

1936), a norma Minkowski, (também conhecida como norma Lp) do vetor diferença (Kruskal, 

1964) entre outras (Deza & Deza, 2009). 

Em relação a distâncias entre grupos e entre indivíduos e grupos, a maioria dos critérios 

de ligação define um ponto que represente o grupo e mede as distâncias como se estivesse 

medindo distâncias entre pontos. Este ponto representativo pode ser o mais distante, no 

critério de ligação chamado “complete-linkage” ou o mais próximo, no critério de ligação 

chamado “single-linkage” ou uma média dos indivíduos do grupo, em critérios de ligação 

como o UPGMA (“Unweighted Pair Group Method with Arithmetic Averages”) ou o 

WPGMA (“Weighted Pair Group Method with Arithmetic Averages”). Uma explicação 

detalhada dos critérios de ligação mais comuns pode ser encontrada no trabalho de GRONAU 

e MORAN (2006). 

     

     

     

Figura 2.8 – Processo de agrupamento hierárquico WPGMC (lado esquerdo de cada coluna) e o 

respectivo dendograma (lado direito de cada coluna) de um espaço bidimensional de parâmetros com seis 

indivíduos. Fonte: Elaborada pelo autor. 
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A Figura 2.8 mostra o processo recursivo do agrupamento hierárquico usando o critério 

de ligação WPGMC (“Weighted Pair-Groups Method using Centroids”), onde a dupla de 

elementos é substituída pelo seu ponto central. Percebe-se, no quadro 1 da Figura 2.8, que o 

algoritmo encontra os dois pontos mais próximos do espaço, os agrupa e os substitui por um 

ponto médio, na sequência de quadros o processo continua até que todos os indivíduos 

estejam em um único grupo. A diferença entre os critérios de ligação WPGMA ou UPGMA e 

suas contrapartidas WPGMC e UPGMC são detalhadas no Apêndice B. 

A parte direita das colunas da Figura 2.8 mostra a formação do dendograma 

correspondente. No dendograma é representada a distância entre dois elementos que foram 

unidos. Olhando o dendograma é fácil de identificar como os indivíduos se relacionam nos 

grupos, quais são os indivíduos mais próximos, quais são os outliers
53

, etc. Este tipo de 

avaliação pode ser realizado diretamente no gráfico do espaço, se ele for bidimensional ou 

tridimensional, mas em um espaço n-dimensional, com n maior que três, esta avaliação se 

torna impossível ou muito difícil.  

A partir do dendograma é possível verificar graficamente certos agrupamentos de 

amostras. No exemplo apresentado na Figura 2.9, caso se deseje dividir o conjunto de 

amostras em três 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 número de conjuntos (entre dois grupos e o número de amostras) 

poderia ser obtido apenas escolhendo diferentes distâncias máximas entre os conjuntos. 

Pelo gráfico da Figura 2.9 é possível perceber que as amostras 8 e 23 são as mais 

próximas entre si (no espaço de agrupamento utilizado) seguidas pelas amostras 2 e 3, e assim 

sucessivamente. 

A observação do dendograma também facilita a interpretação do método de 

agrupamento pareado, onde as duas amostras mais próximas, de um conjunto de “m” 

amostras, são substituídas por uma amostra “média” e esta é então avaliada no conjunto de 

“m-1” amostras. 
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 Alguns elementos podem aparecer claramente distantes de todos os demais, não pertencendo a nenhum 

agrupamento (a não 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 Distância entre pontos do espaço n-dimensional 

A determinação dos agrupamentos é baseada em uma métrica para definição de 

distância entre os pontos e grupos do espaço. Entre algumas métricas disponíveis na literatura 

(Deza & Deza, 2009), pode-se citar a Distância Euclidiana, ou Norma L2 do vetor diferença, 

utilizada neste trabalho, as Normas Lp, a distância de Mahalanobis e o cosseno entre os 

vetores relativos aos pontos avaliados, como apresentados a seguir: 
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Distância Euclidiana 

(Norma L2 do vetor diferença) 
‖𝐚 − 𝐛‖2 = √∑ (𝑎𝑖 − 𝑏𝑖)2

𝑖
 (2.7) 

Quadrado da distância Euclidiana ‖𝐚 − 𝐛‖2
2 = ∑ (𝑎𝑖 − 𝑏𝑖)

2

𝑖
 (2.8) 

Distância Manhattan 

(norma L1 do vetor diferença) 
‖𝐚 − 𝐛‖1 = ∑ |𝑎𝑖 − 𝑏𝑖|

𝑖
 (2.9) 

Distância máxima 

(norma 𝐿∞ do vetor diferença) 
‖𝐚 − 𝐛‖∞ = 𝑚𝑎𝑥|𝑎𝑖 − 𝑏𝑖| (2.10) 

Norma Minkowski 

Norma Lp do vetor diferença  

(forma genérica que agrupa as normas L, com p 

variando de um a infinito) 

‖𝐚 − 𝐛‖𝑝 = [∑ (𝑎𝑖 − 𝑏𝑖)
𝑝

𝑖
]

1/𝑝

 (2.11) 

Distância Mahalanobis  

(𝚺 é a matriz de covariância) 
‖𝐚 − 𝐛‖𝑀 = √(𝐚 − 𝐛)𝑇𝚺−1(𝐚 − 𝐛) (2.12) 

Cosseno entre os vetores distância 𝑐𝑜𝑠(𝐚𝐛) =
𝐚 ∙ 𝐛

‖𝐚‖‖𝐛‖
 (2.13) 

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

par de menor distância. Os pontos de menor distância são agrupados e avaliados com um 

grupo em relação aos outros pontos do espaço. 

2.2.1.2 Distância entre grupos e pontos do espaço 

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

além de uma métrica para determinação de distância entre pontos é necessária uma métrica 

para determinação de distância entre grupos ou entre grupos e pontos. Esta avaliação de 

distância envolvendo grupos é realizada através de alguns métodos distintos, chamados de 

critérios de ligação.  
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Existem diversos critérios de ligação na literatura (Gronau & Moran, 2007), como o 

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

a) Ligação mínima ou simples (single-linkage): a distância entre os elementos mais 

próximos dos grupos é considerada como distância entre os grupos, ou seja, 

 𝑑(𝐴, 𝐵) = min
𝑖

{𝑑𝑖(𝐚, 𝐛): 𝐚 ∈ 𝐴, 𝐛 ∈ 𝐵} , (2.14) 

onde 𝑑𝑖 é a distância determinada por alguma métrica. A e B são conjuntos de pontos 

agrupados em passos anteriores, ou conjuntos de único elemento, caso se tratem de 

pontos ainda não relacionados a nenhum grupo; 

b) Ligação máxima ou completa (complete-linkage): a distância entre os elementos mais 

distantes dos grupos é considerada como distância entre os grupos, ou seja, 

 𝑑(𝐴, 𝐵) = max
𝑖

{𝑑𝑖(𝐚, 𝐛): 𝐚 ∈ 𝐴, 𝐛 ∈ 𝐵} ; (2.15) 

c) Ligação por média (average-linkage), também conhecida por agrupamento pareado não 

ponderado (Unweighted Pair Group Method with Arithmetic Mean – UPGMA) (Gronau 

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

 𝑑(𝐴, 𝐵) =
1

|𝐴| ∙ |𝐵|
∑ ∑ 𝑑(𝐚, 𝐛)

𝐛∈𝐵𝐚∈𝐴

 , (2.16) 

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

Pode causar estranheza este critério ser chamado de não-ponderado, visto que 

claramente há uma ponderação pelo tamanho dos grupos. Por outro lado, esta 

“ponderação” pode ser considerada uma correção de distorção da posição do ponto 

considerado representante médio de um grupo; 
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d) Outra técnica de ligação por média, mais precisamente conhecida por agrupamento 

pareado ponderado
54

 (Weighted Pair Group Method with Arithmetic Mean – WPGMA), 

definida por  

 𝑑(𝐴, 𝐵) =
1

2
(𝑑(𝐴) + 𝑑(𝐵)) , (2.17) 

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

 𝑑(𝐺) = 𝑑(𝐺1, 𝐺2) =
1

2
(𝑑(𝐺1) + 𝑑(𝐺2)) . (2.18) 

Neste modelo de ligação, elementos de conjuntos menores têm peso relativo maior na 

determinação da distância entre os grupos, por isso este critério é considerado 

ponderado, enquanto os critérios tipo UPGM são não-ponderados; 

e) Coeficiente de correlação de Person, definido como 

 𝑟(𝐴, 𝐵) =
𝑐𝑜𝑣(𝐴, 𝐵)

√𝑣𝑎𝑟(𝐴) ∙ 𝑣𝑎𝑟(𝐵)
 , (2.19) 

isto é, uma covariância relativa às variâncias dos conjuntos, sendo portanto, uma 

medida de similaridade, em contraposição às distâncias especificadas anteriormente, 

que são medidas de dissimilaridade. Isto posto, é evidente que são desejados grupos 

onde seus indivíduos possuam alto coeficiente de Pearson, em módulo. 

A medição das distâncias na prática é realizada de modo incremental, isto é, a cada 

novo grupo formado, ao invés de toda a matriz de distâncias ser recalculada, apenas as 

distâncias ao novo grupo formado são recalculadas baseadas nas distâncias do passo anterior, 

como descrito por GRONAU (2007): 

Ligação 

Simples 
𝑑(𝐴, (𝐵 ∪ 𝐶)) = 𝑚𝑖𝑛(𝑑(𝐴, 𝐵), 𝑑(𝐴, 𝐶)) , (2.20) 
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 Esta técnica de ligação é considerada ponderada pois os pesos de cada elemento não são iguais. Como a 

equação (2.17) não corrige o peso dos grupos A e B em função do número de seus componentes, grupos maiores 

têm componentes com pesos individuais menores e vice-versa. 
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Ligação 

Completa 
𝑑(𝐴, (𝐵 ∪ 𝐶)) = 𝑚𝑎𝑥(𝑑(𝐴, 𝐵), 𝑑(𝐴, 𝐶)) , (2.21) 

WPGMA 𝑑(𝐴, (𝐵 ∪ 𝐶)) =
1

2
(𝑑(𝐴, 𝐵) + 𝑑(𝐴, 𝐶)) , (2.22) 

UPGMA 𝑑(𝐴, (𝐵 ∪ 𝐶)) =
|𝐵|

|𝐵| + |𝐶|
𝑑(𝐴, 𝐵) +

|𝐶|

|𝐵| + |𝐶|
𝑑(𝐴, 𝐶) . (2.23) 

WARD (1963) propôs uma técnica genérica para a determinação de grupos onde 

objetiva-se minimizar ou maximizar uma função objetivo especificada pelo investigador. Em 

um conjunto de “n” subconjuntos, deve-se agrupar dois subconjuntos, selecionando, entre 

todos os agrupamentos possíveis, o que minimiza ou maximiza a função objetivo para o novo 

conjunto de “n – 1” subconjuntos. Segue-se daí, hierarquicamente, até o conjunto de grupos 

desejado. 

Como exemplo, Ward propôs que a função objetivo fosse a variância dos grupos 

gerados e o objetivo seria gerar grupos que minimizassem a variância intragrupos. Ward 

considerava esta função objetivo como a função “perda de informação”. Ward a considerava 

assim, pois a função Soma de Erro Quadrático (variância) é uma avaliação de quanto de 

informação é perdida ao utilizar-se da média para representar o grupo. O critério de 

agrupamento por minimização da variância ficou conhecido como Método de Mínima 

Variância de Ward ou simplesmente Método de Ward. Segundo LANDIM (2004), métodos 

de agrupamento pareados igualmente ponderados têm se mostrado superiores aos demais 

métodos de agrupamento hierárquico. A comparação entre o UPGM e o método de Ward, 

realizada por HALE e DOUGHERTY (1988) também mostraram a superioridade do UPGM. 

Para a avaliação da metodologia neste trabalho foram utilizados os critérios de ligação 

UPGMA, WPGMA e a correlação de Pearson. Como métrica para medição de distâncias foi 

utilizada a distância Euclidiana. 
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2.2.2 Agrupamento Particional 

O agrupamento particional se diferencia do agrupamento hierárquico por definir os 

grupos sem a imposição de uma estrutura de precedência. Enquanto o agrupamento 

hierárquico determina os grupos de forma sequencial, o agrupamento particional particiona o 

espaço de dados diretamente (Jain, 2009). Isto não significa, no entanto, que as técnicas de 

agrupamento particional não se utilizem de processos iterativos para determinação dos 

grupos, apenas estes processos iterativos não resultam em agrupamentos com estrutura 

hierárquica 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 então é a minimização da variabilidade intragrupos e a maximização da variabilidade 

intergrupos. 

O algoritmo tradicional, proposto originalmente por Lloyd
55

, é uma iteração onde os 

indivíduos são movidos para o grupo 𝐺𝑖  com centro 𝐱Gi
 mais próximo e os centros são 

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

nenhum indivíduo mude de grupo. 

Isto é, matematicamente: 

 𝐺𝑖(𝑡) = {𝐱p ∶  ‖𝐱p − 𝐱Gi
(𝑡)‖ ≤ ‖𝐱p − 𝐱Gj

(𝑡)‖ ∀ 1 < j < k} (2.24) 

                                                 
55

 Proposto em 1957, ainda antes do termo k-média ter sido cunhado, mas publicado apenas por LOYD (1982) 

apud JAIN (2009). FORGY (1965) publicou o 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, 

último acesso 20/07/2015) 
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A cada passo de tempo t, o grupo 𝐺𝑖  é formado pelos indivíduos 𝐱p  que são mais 

próximos de seu centro 𝐱Gi
 que do centro de qualquer outro grupo 𝐺𝑗. 

 

 

Figura 2.10 – Fluxograma do algoritmo de agrupamento por k-médias.  

x marca os vetores de parâmetros, G os grupos , |𝐆𝐢| o número de elementos do grupo. Fonte: Elaborada 

pelo autor.  

 

A definição do agrupamento inicial, que tem impacto sobre o resultado e sobre a 

convergência do método, é objeto de vários artigos e técnicas como inicialização aleatória de 

k-centroides (Forgy Method), Partição Aleatória (que atribuiu grupos aleatoriamente aos 

indivíduos) e k-means++ (Arthur & Vassilvitskii, 2007). 

A obtenção de agrupamentos que minimizam a dispersão também é escopo de diversas 

técnicas, além da tradicional, apresentada na Figura 2.10. Muitas técnicas utilizam otimização 

heurística, 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 determinação 

dos conjuntos de mínima dispersão. 

𝐱G1..k
 

Inicio  
(atribuição aleatória dos “k” 

centroides dos grupos) 

𝐱Gi
=

1

|Gi|
∑ 𝐱j

𝐱j∈Gi

 

Cálculo dos centroides 
(𝐱G) dos grupos 

Mova todos os indivíduos 
para os grupos mais 

próximos (com centroide 

mais próximo) 

 

Condição de 
convergência ou parada 
(Nenhuma movimentação de 

indivíduo) 

Fim 
Sim Não 
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MACQUEEN (1967) também propõe uma técnica de agrupamento hierárquico 

utilizando k-médias. Define-se o número “k” de grupos por nível e um limite máximo para 

variância intragrupos. Os grupos gerados no nível atual são avaliados em relação ao limite 

estipulado para a variância. Enquanto houver grupos que não satisfaçam o limite de variância, 

estes grupos são divididos em “k” subgrupos. As iterações param quando todos os 

grupos/subgrupos gerados satisfaçam o limite estipulado para a variância. 

O método k-médias foi utilizado como uma das possibilidades de determinação dos 

agrupamentos (além do agrupamento hierárquico com critérios de ligação UPGMA, WPGMA 

e Person).  

2.2.3 Agrupamento por minimização de distâncias ou outras correlações 

Um método de agrupamento, suportado simplesmente pela minimização da distância 

entre indivíduos e o centroide de seus grupos, como no caso do agrupamento k-médias, pode 

deixar de capturar padrões, como exemplificado na Figura 2.11. A figura mostra como os 

grupos são intuitivamente formados pelos três conjuntos circulares, no entanto, como os 

conjuntos têm dimensões distintas, o método de agrupamento por k-médias não funciona 

apropriadamente, agrupando elementos do grupo maior como se pertencessem ao grupo 

menor, apenas por que estão mais próximos do centro deste.  

 

Figura 2.11 – Agrupamento de um conjunto de dados (a), por k-médias, (b) , e por EM (expectation-

maximization
56

), (c). Fonte: http://en.wikipedia.org/wiki/K-means_clustering - último acesso: 20/07/2015 

                                                 
56

 Não é objetivo deste texto descrever todas as técnicas de agrupamento possíveis, 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 função da lógica de agrupamento dos dados. 

(a) (b) (c) 
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Existem métodos de agrupamento que são capazes de identificar correlações 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 gráficos como proposto por 

MOK et.al. (2012), com alguns resultados apresentados na Figura 2.12. 

 
Figura 2.12 – Resultados da técnica de agrupamento proposta por MOK et al. (2012). À esquerda três 

grupos gerados a partir de um conjunto de 889 dados. À direita, 2 grupos determinados a partir de um conjunto 

de 2298 dados. Fonte: (Mok, et al., 2012) 

Algumas correlações entre propriedades das curvas de permeabilidade relativa são 

conhecidas na indústria do petróleo, como, por exemplo, as relações entre saturação de água 

inicial (Swi) ou a saturação de óleo residual (Sor) e permeabilidade absoluta (kabs). No entanto 

estas correlações não estão sempre claras, isto é, não são sempre correlações fortes, e o uso 

delas como modos de agrupamento não chegou a ser avaliado diretamente. Este uso 

introduziria uma complexidade adicional à definição do espaço de agrupamento, pois apesar 

de existirem correlações em espaços bidimensionais, em espaços n-dimensionais estas não são 

conhecidas. É possível que o método de agrupamento tivesse que ser capaz de lidar com 

correlações em algumas dimensões e com minimização de distâncias em outras. Neste 

trabalho o agrupamento por minimização das distâncias foi utilizado por ser mais genérico, no 

entanto, a avaliação do uso de técnicas de agrupamento que trabalham com outras correlações 

como objetivo é interessante para futuros desenvolvimentos da técnica. 

Além de uma técnica de agrupamento que fosse capaz de perceber correlações, outra 

possibilidade de lidar com esta característica seria definir diretamente uma ou mais dimensões 

do espaço com equações que descrevem as correlações. Um exemplo desta possibilidade é a 

utilização do FZI como uma das dimensões do espaço de agrupamento. A técnica de 

agrupamento que busca minimizar distâncias agrupará indivíduos com FZI semelhantes, o que 

resulta em indivíduos que têm uma tendência semelhante no espaço bidimensional de 
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permeabilidade absoluta e porosidade. Isto pode ser observado na Figura 2.13 que apresenta 

os resultados da aplicação de uma técnica de agrupamento hierárquico com critério de ligação 

WPGMA que buscava os melhores agrupamentos (de três grupos) em relação ao FZI 

(resultados apresentados mais detalhadamente no Capítulo 4). Percebe-se claramente que os 

grupos formados têm correlações semelhantes no espaço bidimensional de permeabilidade 

absoluta e porosidade, mas não necessariamente pontos próximos. 

 

Figura 2.13 – Resultados da técnica de agrupamento buscando proximidade de pontos em relação ao FZI. 

Agrupamento hierárquico com critério de ligação WPGMA buscando minimizar dispersão de FZI apresentado 

entre os resultados no Capítulo 4. Fonte: Elaborada pelo autor. 
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2.2.4 Aplicação de técnicas de agrupamento na indústria de Petróleo 

A indústria do petróleo possui uma ampla gama de áreas de conhecimento, muitas delas 

fazem uso de técnicas de agrupamento, como na perfuração (Hamzaban & Memarian, 2008), 

na sísmica (Perez, 2010; Xingfang, et al., 2011; Yao & Wu, 1990), na exploração (Tokmechi, 

et al., 2008; Nickerson & Tuttle, 2000) e na área de reservatórios, como proposto por KANG 

(2014), sobre determinação de zoneamentos em reservatórios com ajuste de histórico. 

Ainda na área de reservatórios, mas especificamente em relação a determinação de 

rocktypes, RABILLER e THEVOUX-CHABUEL (2003) se utilizam de técnicas de 

agrupamento para identificar correlações (eletrofácies) entre propriedades do perfil de 

resistividade (como afastamento das curvas em função da profundidade de leitura em relação 

à parede do poço) e saturações, permeabilidades e fácies. RABILLER, LEDUC e YE (2001) 

determinam permeabilidade a partir de respostas de perfis, em outra forma de eletrofácies. 

AGHCHELOU, NABI-BIDHENDI e SHAHVAR (2012) também utilizam técnicas de 

agrupamento para determinar eletrofácies baseadas nos perfis sônico, densidade, neutrão e 

raios-gama, com o objetivo de determinar boas correlações com as litofácies. REBELLE e 

LALANNE (2014) citam a utilização de redes neurais para a determinação de agrupamentos 

dos chamados “Petrophysical Groups”, utilizando permeabilidade, porosidade, densidade dos 

grãos e parâmetros das curvas de pressão capilar como parâmetros de agrupamentos. 

FOURNIER, FABRE e AUG (2013) utilizam técnicas de agrupamento para determinar 

classes com curvas de pressão capilar similares, para tal, os autores determinam os parâmetros 

do espaço de agrupamento utilizando análise de componentes principais (PCA) em 

propriedades das curvas de pressão capilar, e, após a determinação das classes, tentam 

identificar correlações entre estas e as litofácies de modo a permitir a aplicação do resultado 

no modelo geológico. Na proposta de FOURNIER, FABRE e AUG (2013) o agrupamento é 

realizado em função de parâmetros da propriedade derivada (no caso, a pressão capilar) e a 

aplicação no modelo geológico é realizado definindo-se correlações entre os grupos formados 

e características do modelo geológico, isto é, no sentido inverso do proposto nesta tese. 
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2.3 TÉCNICAS DE OTIMIZAÇÃO 

2.3.1 Tipos de Otimização 

Pode-se dividir os métodos de otimização em dois grandes grupos: métodos 

determinísticos e métodos estocásticos. Em um problema onde a propriedade que se quer 

otimizar (minimizar ou maximizar) tem função conhecida é possível utilizar métodos 

determinísticos que utilizam a própria função para encontrar um mínimo, não necessariamente 

global. Quando a função objetivo é desconhecida ou quando os métodos determinísticos 

falham em encontrar mínimos globais utilizam-se métodos estocásticos (de caráter aleatório) 

para buscar o ótimo global. 

A maioria dos métodos estocásticos de otimização são heurísticos, pois utilizam o 

conhecimento sobre algum fenômeno para determinar a técnica de otimização, como SILVA 

NETO (2012) bem descreve: 

O nome heurística é derivado da palavra grega heuriskein, que significa descobrir. Hoje esse termo é 

usado para descrever um método “que, baseado na experiência ou julgamento, parece conduzir a uma 

boa solução de um problema, mas que não garante produzir uma solução ótima” (Fogel, et al., 1966). 

Esse termo pode ser considerado como associado a um conhecimento circunstancial, não verificável 

matematicamente. 

Nesta proposta de metodologia a técnica de agrupamento é associada a um método de 

otimização para determinação das classes de permeabilidade relativas com dispersão mínima. 

A função objetivo usada no processo de otimização é uma medida de avaliação do 

agrupamento gerado, podendo ser uma avaliação de dispersão média ou outras medidas mais 

específicas para avaliação da qualidade de agrupamentos, como o Davies Bouldin Index e o 

Dunn Index, detalhados mais adiante neste texto. Esta função objetivo não é contínua e não é 

diferenciável em seu domínio, sendo portanto, a aplicação de métodos determinísticos pouco 

adequada.  

A utilização de métodos determinísticos baseados no gradiente da função objetivo não é 

eficiente para a metodologia em discussão, pois não existe uma função objetivo definida 

analiticamente de modo a definir seus gradientes de forma simplificada.  
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Deseja-se minimizar uma medida de dispersão dos pontos no espaço de parâmetros de 

dispersão, 𝜓, isto é, minimizar a dispersão das curvas de permeabilidade relativa dos grupos 

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

 min 𝜓 = min (∑
1

|G𝑖|
∑ ‖𝐱 − 𝐱̅𝑖‖

𝐱∈G𝑖

𝑘

𝑖=1
) , (2.25) 

onde G𝑖 é o i-ésimo grupo do conjunto de k grupos, 𝐱 é um vetor de parâmetros (um ponto do 

espaço de parâmetros de dispersão), e 𝐱̅𝑖 é o centroide do grupo G𝑖, |G𝑖| é a cardinalidade de 

G𝑖. 

A função 𝜓 é discreta, e portanto, não-linear, com o número de soluções definido pelo 

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

 𝑆(𝑛, 𝑘) ≡ {
𝑛
𝑘

} =
1

𝑘!
∑(−1)𝑘 (

𝑘
𝑗

) 𝑗𝑛

𝑘

𝑗=0

, (2.26) 

onde n é o número de elementos do espaço e k o número de grupos. O símbolo (
𝑘
𝑗

) representa 

a combinação de k elementos em grupos de j componentes: 

 (
𝑘
𝑗

) = 𝐶𝑗
𝑘 =

𝑘!

𝑗! ∙ (𝑘 − 𝑗)!
 (2.27) 

A determinação dos gradientes poderia ser feita numericamente, no entanto, os 

argumentos da função de dispersão dependem do agrupamento no espaço de parâmetros de 

agrupamento. Isto é, o algoritmo de determinação de grupos e cálculo de dispersão fariam 

parte do processo necessário à determinação dos gradientes, em um processo muito custoso 

numericamente. 

Em função da dificuldade na obtenção dos gradientes e da não linearidade do problema 

com grande possibilidade de mínimos locais (Paterlini & Krink, 2006; Chuang, et al., 2011; 

Sun, et al., 2012), as técnicas heurísticas são mais adequadas ao processo de otimização. Dois 

métodos têm 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 Partículas (PSO – 

Particle Swarm Optimization) e o Recozimento Simulado (SA – Simulated Annealing)  
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O método do Enxame de Partículas é inspirado no movimento dos pássaros e cardumes 

de peixes, onde cada indivíduo tem seu movimento influenciado pela sua própria velocidade e 

pelo movimento do líder (melhor resultado atual). As partículas (indivíduos do enxame) são 

os vetores-solução, no caso do problema abordado, são os conjuntos de multiplicadores dos 

parâmetros de agrupamento ou os conjuntos de parâmetros das equações que relacionam estes 

parâmetros. Cada conjunto de parâmetros ou multiplicadores é um indivíduo do enxame. 

O método do Recozimento Simulado é inspirado no processo de ordenação das 

estruturas minerais durante o processo de recozimento. Durante um resfriamento rápido não 

há tempo dos minerais se expandirem (buscarem mínimos globais) enquanto em um 

resfriamento lento, o processo é mais demorado, permitindo que as estruturas sejam mais 

suaves e expandidas. No problema minimização da dispersão no espaço de parâmetros de 

dispersão, o recozimento simulado age aceitando ou não soluções dependendo da dispersão 

delas em relação a um mínimo de dispersão já encontrado, dependendo da temperatura atual. 

No início do processo, quando as temperaturas estão elevadas, o método aceita soluções que 

fujam do mínimo atual (permitindo fugir de mínimos locais) e ao final do processo o método 

se concentra em torno da melhor região obtida. 

FANG et al. (2007) e SHIEH et al. (2011) defendem que método de enxame de 

partículas é eficiente e rápido, mas tem a tendência a ficar preso em mínimos locais, por outro 

lado, o método de recozimento simulado, ao contrário, não é tão rápido, mas possui grande 

capacidade de evitar mínimos locais. Por isso estes autores propõem algoritmos híbridos entre 

o enxame de partículas e o recozimento simulado. 

A proposta deste trabalho consiste da associação de uma técnica de agrupamento a uma 

técnica de otimização. Dependendo do conjunto de dados pode ser mais apropriada uma 

técnica específica de agrupamento e uma técnica específica de otimização. Como 

características importantes da técnica de otimização escolhida estão a capacidade de 

investigação de um domínio amplo e a robustez, isto é, a capacidade de evitar mínimo locais 

na busca de um mínimo global. Considerando que o conjunto de dados disponíveis de 

permeabilidade relativa geralmente não é grande, um método robusto, mesmo mais lento é 

mais adequado que um método mais rápido, porém mais propenso a encontrar mínimos 

locais. Assim, para demonstrar a utilização da metodologia foi utilizado o recozimento 

simulado como método de otimização. 
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2.3.2 Utilização de otimização para determinação de agrupamentos  

Vários 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 otimização para obter agrupamento de dados, no entanto estes trabalhos estão 

focados na minimização de uma função objetivo de avaliação da dispersão, como proposta, 

por exemplo, por BAGIROV e YEARWOOD (2006), que seria a dispersão total (𝜓) dos 

grupos gerado,  

 𝜓 =
1

𝑛
∑ ∑ ‖𝐱 − 𝐱̅𝑖‖

𝐱∈G𝑖

𝑘

𝑖=1
 , (2.28) 

onde G𝑖 é o i-ésimo grupo do conjunto de k grupos, 𝐱 é um vetor de parâmetros (um elemento 

sendo agrupado), e 𝐱̅𝑖 é o centroide do grupo. Isto é, a técnica de otimização é uma ferramenta 

para determinação dos agrupamentos, incluindo ou não determinação automática do número 

de grupos (Kuo, et al., 2012), mas não são utilizados para relacionar dois espaços de 

parâmetros. 

Outros autores combinam métodos de agrupamento com algoritmos de otimização com 

o objetivo de aumentar a eficiência da otimização. Estes métodos utilizam as técnicas de 

agrupamento para “identificar as regiões do espaço de busca mais promissoras para a 

obtenção de boas soluções” (de Almeida, 2009). 

Em ambos os casos, a associação de técnicas de agrupamento com técnicas de 

otimização não tem os mesmos objetivos ou a mesma metodologia da proposta deste texto, 

como ficará mais claro quando a proposta for detalhada no Capítulo 3. 

Na indústria do petróleo também existem artigos citando o uso de técnicas de 

otimização para a determinação de agrupamentos. XINGFANG et al. (2011) utilizam Particle 

Swarm Optimization (PSO) para determinar não apenas agrupamentos de características 

sísmicas (fácies sísmicas) como também para identificar o número de grupos ideal para o 

conjunto de dados disponível. KANG (2014) por outro lado, utiliza técnicas de agrupamento 

para determinar o zoneamento do reservatório e, em um segundo momento, utiliza algoritmos 

de otimização para determinar os multiplicadores aplicados às zonas geradas previamente 

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

O recozimento simulado é um algoritmo estocástico e heurístico baseado no processo 

físico de resfriamento do metal. Durante o recozimento, quando em alta temperatura, os 

átomos da rede cristalina têm alta energia e têm maior capacidade de se acomodar em 

configurações da rede cristalina diversas, porém, com a redução da temperatura, os átomos 

perdem a capacidade de modificar sua configuração. O método de otimização funciona 

mimetizando estas características: inicialmente, em condições de alta “temperatura”, as 

soluções podem escapar de mínimos locais, mas ao longo do processo de “resfriamento” as 

soluções ficam presas em um mínimo
57

 encontrado pelo algoritmo. 

Como pode ser observado na Figura 2.14, o fluxograma básico do algoritmo de 

recozimento simulado é bastante simples e geralmente estruturado em dois processos 

iterativos: um externo, que controla a redução da temperatura e testa a convergência final e 

um interno, que avalia as soluções candidatas, aceitando as que minimizam a função objetivo 

ou aquelas que aleatoriamente, em função da temperatura, escapam do mínimo atual. 

No fluxograma apresentado na Figura 2.14, o vetor de parâmetros x contém os pesos 

aplicados aos parâmetros de agrupamento, que deformam o espaço de parâmetros de 

agrupamento de modo a tornar o agrupamento gerado neste espaço coerente com o 

agrupamento no espaço de parâmetros de dispersão, isto é, de modo a minimizar a dispersão 

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

Ao longo do processo de otimização, a função de perturbação 𝒫 altera aleatoriamente os 

pesos x. Estes novos pesos multiplicados pelos parâmetros de dispersão determinam um novo 

espaço onde o método de agrupamento é aplicado para gerar os grupos de acordo com a 

técnica escolhida. Estes grupos são avaliados em função da dispersão y e podem ser aceitos, 

mesmo caso sejam mais dispersos que a melhor solução encontrada, dependendo da 

temperatura “T” do passo atual. 
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 No SA puro o mínimo para onde o algoritmo converge ao final não é necessariamente o menor mínimo entre 

os testados. 
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Figura 2.14 – Fluxograma do algoritmo de recozimento simulado.  

x marca os vetores de parâmetros, y as soluções (escalares) da função objetivo, T é a temperatura, 𝓟 é a 

perturbação aleatória dos parâmetros, ∝ é o coeficiente de resfriamento (escalar entre 0 e 1), rand é um 

escalar aleatório. Fonte: Elaborada pelo autor. 

2.4 RECONHECIMENTO DE PADRÕES POR REDES NEURAIS 

Neste trabalho não foram utilizadas redes neurais, no entanto existem semelhanças entre 

a aplicação e objetivos do uso das redes neurais e a técnica proposta aqui que impõem a 
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necessidade de uma abordagem mais detalhada destas técnicas de modo a demostrar as 

diferenças entre as técnicas e suas respectivas aplicações. Além disso, existe uma 

possibilidade de adaptação de técnicas de redes neurais para a atuação de forma semelhante à 

proposição desta tese, que será indicada para futuros trabalhos. 

2.4.1 Aprendizagem Supervisionada 

Existem semelhanças, mas também diferenças sutis e importantes entre os objetivos e 

processos da técnica proposta e de técnicas de identificação de padrões, como técnicas de 

inteligência artificial, por exemplo. Em técnicas de identificações de padrões, padrões de 

estímulo (entrada) semelhantes
58 

respondem com padrões de saída semelhantes. Para tal, no 

caso de redes neurais com aprendizado supervisionado, por exemplo, padrões de saída 

conhecidos e relacionados a padrões de entrada específicos, também conhecidos, são 

utilizados para treinar a rede de modo que ela responda posteriormente do modo desejado a 

padrões semelhantes aos apresentados no treinamento.  

 

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 função do estímulo do 

ambiente (sinal de entrada). Os parâmetros da rede são modificados de modo a minimizar o 

sinal de erro que “é definido como a diferença entre a resposta desejada e a resposta real da 

rede” (Haykin, 2001). 

                                                 
58
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A deformação do espaço de agrupamento durante o processo otimização para 

minimização da dispersão dos grupos no espaço de dispersão é um processo análogo ao 

processo de treinamento de uma rede neural com aprendizado supervisionado. Porém, 

diferente deste tipo rede neural, não há uma resposta conhecida a priori para guiar o 

“treinamento”. Existem tipos de aprendizado que não necessitam de um conhecimento prévio 

de um conjunto de respostas conhecidas. Estes tipos, mais adequados ao problema em questão 

serão discutidos nas próximas seções. 

2.4.2 Mapas auto organizáveis (SOM – Self Organizing Maps) 

As redes não supervisionadas, como os mapas auto organizáveis, por outro lado podem 

estar sim relacionadas à formação de agrupamentos, neste caso a diferença reside na mesma 

diferença que a técnica apresentada tem com qualquer técnica de agrupamento: o objetivo e o 

resultado de uma técnica de agrupamento tradicional é determinar grupos semelhantes 

relacionados aos dados de entrada, sem nenhuma influência dos dados de saída nesta 

avaliação. 

 

Figura 2.16 – Correlações entre o espaço de entrada e o espaço de saída no método SOM. Adaptado de 

HAYKIN (2001) 

Mapas auto organizáveis são estruturas neuronais (redes neurais artificias) organizadas 

topologicamente cujos neurônios são relacionados aos dados de entrada por vetores-peso, w, e 

por transformações não-lineares denominadas por HAYKIN (2001) de “Mapas de 
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Características”, Φ, como mostrado na Figura 2.16. HAYKIN (2001) apresenta dois modelos 

de mapas auto organizáveis 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 formação do mapa auto organizável é composta de três processos básicos: a 

competição, onde os neurônios do mapa “competem” para avaliar o neurônio mais correlato 

aos dados de entrada, chamado de neurônio vencedor; a cooperação, onde o neurônio 

vencedor da etapa de competição define os neurônios vizinhos que terão o vetor-peso 

modificado de modo torná-los mais próximos aos dados de entrada que fizeram o vencedor 

atual; e a adaptação sináptica, onde efetivamente há a atualização dos pesos do neurônio 

vencedor e dos seus vizinhos tornando-os mais próximos dos dados de entrada atual. Estes 

processos estão apresentados graficamente na Figura 2.18. 
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Figura 2.17 – Exemplo de inicialização de Mapa Auto Organizável. Em azul a estrutura dos neurônios no 

espaço de saída, em vermelho a imagem dos neurônios no espaço de entrada, isto é, o valor dos pesos dos 

neurônios como coordenadas no espaço de entrada. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Os vetores-peso são geralmente as coordenadas da imagem do neurônio no espaço de 

entrada, H, assim o neurônio mais correlato, i(x), ao estímulo de entrada atual, x, é uma 

entidade de um espaço discreto de saída, A., geralmente unidimensional ou bidimensional, 

cuja imagem no espaço de entrada é a mais próxima do vetor de entrada atual, entre todas as 

imagens dos neurônios do mapa do espaço da saída. 

Os vetores-peso são iniciados geralmente de forma aleatória de modo que não haja uma 

pré-disposição da rede antes da fase de treinamento. É importante perceber que a posição do 
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neurônio na rede, isto é, no espaço de saída, não é uma função dos vetores-peso. Os vetores-

peso são a imagem do neurônio no espaço de entrada. 

Como os neurônios têm imagens no espaço de entrada, quando possível, isto é, nos 

casos bidimensionais e tridimensionais, o mapa é apresentado como a sua projeção no próprio 

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

 

Fase de competição: O neurônio cuja imagem é a mais próxima do sinal 
de entrada, isto é, cujo vetor-peso é o mais próximo do vetor sinal de 
entrada, é declarado vencedor. 

 

Fase de cooperação: Os neurônios próximos ao vencedor são 
selecionados para atualização dos pesos de suas sinapses. A proximidade 
entre os neurônios é avaliada no espaço de saída de acordo com uma 
regra de adaptação que depende do tempo e de uma métrica de 
distância entre os neurônios neste espaço. 

 

Fase de adaptação sináptica: Os vetores-peso associados aos neurônios 
vizinhos são modificados, aproximando-os do vetor de entrada atual. 

Figura 2.18 – Exemplo de Processo de Organização do Mapa Auto Organizável. Fonte: Elaborada pelo 

autor. 

A utilização desta técnica como técnica de agrupamento pode ser realizada em função 

da posição da imagem de neurônios próximos (no espaço de saída), que seriam considerados 

de um mesmo grupo. Isto é, neurônios próximos no espaço de saída, ao final do processo de 

organização do mapa, apontariam para posições no espaço de entrada que pertenceriam a um 

mesmo grupo. Neste caso restaria ainda a necessidade de determinar o agrupamento dos 

neurônios da camada de saída para a determinação efetiva dos grupos da camada de entrada. 

Neurônio Vizinho 

Neurônio Vencedor 

Sinal de Entrada 
Imagem do  

Neurônio Vencedor 

Imagens modificadas 
dos Neurônios 

Neurônio Vencedor 

Neurônio Vencedor 



 

 

66 

 

Também é possível trabalhar com redes com números pequenos de neurônios e considerar que 

cada neurônio representa um grupo, já definindo ao final do processo de organização do mapa 

o agrupamento, assim, por exemplo, uma rede com nove neurônios resultaria em um 

agrupamento com 9 grupos, como utilizado por BIONDI NETO et al. (2006) em um trabalho 

sobre agrupamento dos municípios do Rio de Janeiro com base no consumo de energia 

elétrica. 

Outra forma de apresentar o mapa de características é atribuindo-se rótulos de classe aos 

dados de entrada e apresentado estes rótulos no mapa da saída em função do neurônio 

vencedor para cada determinado dado de entrada. Este tipo de visualização é chamado de 

“Mapa contextual”. Nesta abordagem cada dado de entrada, x, contém um conjunto de 

informações que representam as suas características e um rótulo de classe, que pode ser 

representado por um vetor do tamanho do número de classes possíveis que possuiria um valor 

não nulo apenas na casa correspondente à classe a que o determinado dado pertence. O rótulo, 

a princípio, não participa da organização da rede apenas adiciona ao mapa informações 

qualitativas que podem ser usadas como agrupamentos. Ao final do processo de organização 

do mapa, o espaço de saída fica povoado de rótulos que, se próximos neste espaço, devem ser 

elementos de um mesmo grupo. 

Um exemplo de mapa contextual é utilizado para a classificação de espécies de animais. 

Atribui-se a cada neurônio as características de uma determinada espécie e o neurônio 

também recebe um rótulo indicando que espécie representa. O final da organização do mapa, 

em função das características selecionadas para descrever as espécies, os neurônios próximos 

são agrupados em classes e com os rótulos é possível identificar famílias de espécies 

similares. 

2.4.3 Aprendizagem por reforço (AR) 

Existem também as redes com aprendizado por reforço (AR) onde a rede é estimulada a 

responder as entradas de forma a minimizar um índice escalar de desempenho (Haykin, 2001). 

Geralmente este tipo de técnica é utilizado para determinar ações ótimas em problemas de 

decisão sequenciais (Heinen, et al., 2013) como navegação de robôs (Faria & Romero, 2002), 

movimentos ou ações em jogos, controle de semáforos (Heinen, et al., 2013). 
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Em verdade, segundo SUTTON e BARTO (2005), a Aprendizagem por Reforço não é 

definida como um método fechado, mas como uma classe de métodos com duas 

características principais: 1) busca por tentativa e erro e 2) recompensa atrasada
59

.  

 

Figura 2.19 – Fluxo de informação entre os componentes do processo de aprendizado por reforço. Linhas 

finas representam caminhos restritos a passagem de escalares. Adaptado de SUTTON (1984) 

Neste tipo de aprendizado, esquematizado na Figura 2.19, o “ambiente” é influenciado 

pelas ações do “elemento de ação” e responde a esta ação com um estímulo escalar ao 

“crítico” do sistema de aprendizado e com estímulos genéricos sobre os outros elementos do 

sistema. O reforço primário é uma função escalar das condições do ambiente que pode indicar 

se uma ação foi positiva ou negativa. O crítico tem como função receber o reforço primário e 

convertê-lo em um reforço de “melhor qualidade” (Sutton, 1984) em função de heurísticas 

associadas ao problema. O “elemento de aprendizado” recebe este reforço e “aprende” com 

isto se o resultado de uma ação ou sequência de ações foi positiva ou negativa, armazenando 

este conhecimento (através da modificação de pesos) na “base de conhecimento”. 
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Apesar de não ser diretamente aplicável, necessitando de adequações, esta técnica 

poderia ser modificada para a solução do problema abordado nesta tese: Uma rede neural de 

aprendizagem competitiva (Haykin, 2001), onde apenas um neurônio de saída é ativado em 

função de um sinal específico de entrada (adequada para a determinação de classes) forneceria 

o resultado do “agrupamento”, substituindo os métodos de agrupamento; A otimização seria 

utilizada para determinar os pesos associados aos neurônios da rede (base de conhecimento) 

em um processo de aprendizagem; A dispersão medida em um espaço de parâmetros de 

dispersão seria utilizada como índice de desempenho. Os neurônios de entrada seriam 

correlatos ao espaço de agrupamento, os pesos associados ao processo de aprendizagem 

seriam correspondentes aos parâmetros de deformação do espaço de agrupamento, e o espaço 

de dispersão seria utilizado como a função de recompensa. 

Esta técnica tem uma desvantagem em relação a utilização do acoplamento 

agrupamento-otimização: não é transparente a associação entre os pesos e a significância dos 

parâmetros de agrupamento em relação à redução de dispersão no espaço de dispersão. Isto é, 

o resultado pode ser utilizado, mas não auxilia diretamente na identificação de padrões de 

correlação entre os parâmetros de agrupamento e dispersão, isto é, a correlação entre causa e 

efeitos, que podem ficar visíveis em um processo de deformação do espaço de agrupamento. 

Apesar da desvantagem mencionada, é recomendável que esta técnica de aprendizado 

por reforço adaptada seja testada em trabalhos futuros, avaliando a sua eficácia e eficiência na 

obtenção de classes de permeabilidade relativa de mínima dispersão. 

2.4.4 Utilização de Redes Neurais para determinação de agrupamentos na indústria do 

petróleo 

Diversos autores propõem métodos de utilização redes neurais na determinação de 

agrupamentos na indústria do petróleo. 

MASLENNIKOVA (2013) utiliza mapas de Kohonen para determinar agrupamentos 

baseados em porosidade e parâmetros dos perfis de resistividade e raios-gama. Estes 

agrupamentos são utilizados para estimar a permeabilidade das classes, com bons resultados 

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

REBELLE e LALANNE (2014) também utilizam redes neurais para a determinação de 

agrupamentos dos chamados “Petrophysical Groups”, utilizando permeabilidade, porosidade, 
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densidade dos grãos e parâmetros das curvas de pressão capilar como parâmetros de 

agrupamentos. 

FINOL, ROMERO e VALBUENA (2002) propõem o uso de redes neurais com 

aprendizado supervisionado e não-supervisionado para a determinação de segmentação 

(agrupamentos) de imagens resistivas. Os autores também argumentam que as redes neurais 

são capazes de identificar os padrões, mas não permitem a incorporação de processos de 

decisão inteligente e por isso defendem, para introduzir estes processos de decisão, a 

integração dos métodos de redes neurais com técnicas de agrupamento que utilizam lógica 

Fuzzy, chamando estes métodos de “neuro-fuzzy clustering algorithms”. 
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CAPÍTULO 3  
METODOLOGIA DE DETERMINAÇÃO DE CLASSES DE ROCHA RELACIONADAS À 

PERMEABILIDADE RELATIVA 

O presente estudo propõe uma metodologia inovadora como solução do problema de 

determinação de agrupamentos com dispersão minimizada de permeabilidade relativa. Este 

capítulo apresenta esta metodologia, que consiste da associação de técnicas de agrupamento 

com métodos de otimização em espaços vetoriais distintos, e como esta associação é aplicada 

na solução do problema abordado.  

3.1 MOTIVAÇÃO 

As curvas de permeabilidade relativa são obtidas experimentalmente e, portanto, 

relacionadas especificamente aos meios porosos analisados. Interações complexas entre o 

meio poroso e os fluidos presentes controlam o escoamento e são representados pelas curvas 

de permeabilidade relativa de forma macroscópica e empírica, obviamente sujeitas a erros e 

incertezas. O meio poroso é abordado como um contínuo com respostas específicas a 

estímulos limitados. Este tipo de abordagem (macroscópica) resulta na necessidade de 

diferentes curvas para lidar com meios porosos diferentes, mesmo que razoavelmente 

semelhantes, ou diferentes fluidos, condições ambientais e de contorno. 

Entre os fatores que influenciam as curvas de permeabilidade relativa estão a saturação 

dos fluidos presentes no meio poroso, a permeabilidade absoluta, a porosidade e a 

tortuosidade deste meio, a distribuição de gargantas de poros, a pressão capilar, as 

características geológicas e texturais representadas pelas litofácies, características dos fluidos, 

como a viscosidade e a tensão interfacial, e de interação entre os fluidos e a rocha, como os 

ângulos de contato e a molhabilidade. Além destes, as condições ambientais (temperatura e 

pressão) e de escoamento (vazões e gradientes de pressões) também têm impacto sobre as 

curvas de permeabilidade relativa e, portanto, também o método utilizado nos ensaios tem 

impacto importante. 

Não existe um modelo analítico para determinação da permeabilidade relativa em 

função dos parâmetros que influenciam o escoamento no meio poroso. Isso torna fundamental 
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a determinação experimental (ou por simulação numérica) das curvas de permeabilidade 

relativa representativas das rochas. No entanto, sem nenhum conhecimento da relação entre as 

propriedades do meio poroso e a permeabilidade relativa, seria necessária a caracterização de 

cada ponto do reservatório em todas as condições que aquele ponto pode estar submetido ao 

longo da produção do reservatório, o que é impossível. Por isso é necessária a obtenção de 

agrupamentos representativos que possibilitem a caracterização do reservatório de forma 

simplificada, permitindo que rochas com características semelhantes, mas não 

necessariamente iguais, sejam representadas pelo mesmo conjunto de curvas de 

permeabilidade relativa. 

Em função da heterogeneidade dos reservatórios e da complexidade das análises 

laboratoriais, a disponibilidade de dados petrofísicos, em especial de curvas de 

permeabilidade relativas, é geralmente bastante inferior à necessidade.  Para poder atribuir 

características às diversas regiões do reservatório é necessário agrupá-las em poucas classes 

que tenham características semelhantes e respostas petrofísicas semelhantes. Estas classes 

podem então ser caracterizadas e as informações distribuídas no modelo do reservatório. 

Existem diversos métodos para determinação de correlações e agrupamentos para 

atribuir propriedades complexas, como permeabilidade relativa e pressão capilar, em função 

de propriedades mais simples das rochas representadas no modelo do reservatório. Porém, em 

rochas heterogêneas, estas correlações geralmente resultam em relações fracas com grande 

dispersão das curvas aplicáveis a cada tipo de rocha. Vários destes modelos foram 

apresentados na seção 2.1. 

Este trabalho tem como foco a obtenção de classes que tenham curvas de 

permeabilidade relativa semelhantes, identificando os parâmetros que têm maior impacto 

sobre a forma das curvas. É importante que os parâmetros selecionados para definir as classes 

sejam identificáveis no modelo geológico do reservatório para que seja possível distribuir as 

classes neste modelo. Deseja-se, portanto, encontrar propriedades petrofísicas, relacionadas 

com o modelo geológico, que definam classes e que resultem em curvas de permeabilidade 

relativa pouco dispersas. 

Cada grupo gerado possui incerteza com relação às curvas de permeabilidade relativa 

que o representam, em função, entre outros fatores, da impossibilidade de uma caracterização 

completa do reservatório em toda a sua heterogeneidade e em todas as condições de 

escoamento. Por isso é fundamental que os agrupamentos sejam representados por suas curvas 
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padrão, mas também por seus intervalos de confiança. Neste sentido, também é proposta uma 

abordagem estatística baseada na distribuição t-Student para a definição das curvas 

representativas dos cenários otimistas e conservadores de incerteza. Esta proposta resulta em 

uma determinação criteriosa e estatisticamente embasada destes cenários. 

3.2 ESPAÇOS VETORIAIS DE AGRUPAMENTO E DE AVALIAÇÃO DA DISPERSÃO 

Antes de descrever a proposta de metodologia propriamente dita, uma pequena 

introdução sobre os espaços vetoriais que serão utilizados para a aplicação da metodologia 

pode ajudar no encadeamento de ideias. Por isso esta seção é focada na apresentação destes 

espaços vetoriais. 

Como pode ser observado na seção 2.1, um espaço vetorial muito usado na indústria do 

petróleo é o espaço bidimensional “permeabilidade absoluta x porosidade”. Cada amostra de 

rocha ou célula do modelo do reservatório pode ser representada por um ponto neste espaço 

em função da sua permeabilidade absoluta e porosidade. A utilização de espaços 

bidimensionais permite que os grupos sejam inferidos visualmente, porém nem sempre os 

agrupamentos são dependentes apenas de duas propriedades e, portanto, visíveis em um 

espaço bidimensional. Ou pior, os agrupamentos podem ficar claros em espaços 

bidimensionais, mas não serem corretos em espaços de maior dimensão.  

 

Figura 3.1 – Representação bidimensional e tridimensional de amostras de rocha mostrando que pontos 

razoavelmente próximos em uma representação bidimensional do espaço podem ser significativamente 

distantes em uma representação ampliada para um espaço tridimensional. Fonte: Elaborada pelo autor.  

ϕ 

kabs 
R2 

R3 

R1 
R4 

kabs (mD) 

1 

25 

7 

0.1 

Rocha 

R1 

R2 

R3 

R4 

Φ (fr) 

0.15 

0.2 

0.13 

0.1 

Vsh (fr) 

0.01 

0.28 

0.02 

0.30 

ϕ 

kabs 

 

R2 

R3 

R1 

R4 
Vsh 



 

 

73 

 

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 não são 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 dependência 

complexa de uma quantidade significativa de parâmetros sendo a aplicação de agrupamentos 

em espaços bidimensionais geralmente pobre. Esta característica dificulta a obtenção visual 

de agrupamentos, que é viável em representações bidimensionais, ou no máximo 

tridimensionais, mas não é possível em espaços de dimensões superiores. A aplicação de 

técnicas de agrupamento se torna recomendável neste caso. 

Cada rocha, seja uma amostra com propriedades medidas no laboratório ou uma 

representação em uma célula de simulação, possui um conjunto de propriedades que a define. 

Pode-se selecionar um subconjunto deste e representar a rocha como um ponto em um espaço 

vetorial que tenha como bases as propriedades deste subconjunto. 

Na metodologia proposta nesta Tese são usados dois espaços vetoriais para que as 

operações de agrupamento e avaliação de dispersão sejam realizadas. As propriedades da 

rocha utilizadas para gerar as classes são chamadas neste texto de “Parâmetros de 

Agrupamento” e o espaço vetorial gerado tendo estas propriedades como base é chamado de 

“Espaço de Agrupamento”. O requisito principal dos parâmetros de agrupamento é estarem 

presentes no modelo do reservatório previamente à aplicação do resultado do processo de 

rocktyping, pois estes parâmetros são usados para esta aplicação. 

O objetivo final é encontrar classes com curvas de permeabilidade relativa semelhantes. 

Esta similaridade é medida em um segundo espaço vetorial chamado neste texto de “Espaço 

de Dispersão” cuja base é formada pelos parâmetros que descrevem as curvas de 

permeabilidade relativa, chamados aqui de “Parâmetros de Dispersão” pois são utilizados para 

medir a dispersão do agrupamento gerado. 

Na Tabela 3.1 são resumidas e comparadas as características dos parâmetros de 

dispersão e dos parâmetros de agrupamento. 
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 Tabela 3.1 – Comparação entre parâmetros de agrupamento e parâmetros de dispersão. 

Parâmetros de Agrupamento Parâmetros de dispersão 

Características dos fluidos e meio poroso que 
controlam a forma da curva de permeabilidade 
relativa 

Características da curva de permeabilidade relativa 
que definem a sua forma 

Têm influência na física do escoamento no meio 
poroso 

São a resposta/resultado das características do meio 
poroso e fluidos 

É requisito estarem presentes no modelo do 
reservatório a priori da aplicação dos resultados do 
Rocktyping 

Geralmente não estão presentes no modelo do 
reservatório pois são características da curva de 
permeabilidade relativa 

Exemplos: permeabilidade absoluta; porosidade; 
distribuição de gargantas de poros; tortuosidade

60
. 

Exemplos: valores de ajuste de equações paramétricas 
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 espaços de dispersão e agrupamento. Nesta figura algumas propriedades 

podem ser utilizadas apenas em um dos espaços, outras podem ser usadas em ambos os 

espaços, pois atendem aos requisitos de ambos, e outras ainda não podem ser usadas na 

formação de nenhum dos dois espaços. A saturação de água inicial (Swi) por exemplo, pode 

ser obtida previamente à aplicação dos rocktypes, pois pode ser determinada não apenas como 

um parâmetro da curva de permeabilidade relativa, mas também como um resultado do 

equilíbrio capilar-gravitacional que controla a distribuição de fluidos do reservatório antes do 

início da produção do reservatório. Além disso, o Swi também é um ponto da curva de 

permeabilidade relativa e, portanto, é uma característica de descrição da curva e pode ser 

usado como parâmetro de dispersão. Por outro lado, o índice de molhabilidade de Amott-

Harvey
61

, apesar de ter uma correlação forte com a curva de permeabilidade relativa, não é 

uma característica de descrição de curva e por isso não pode ser usado como parâmetro de 

dispersão. Geralmente também não é um parâmetro presente no modelo do reservatório e não 

poderia ser usado como parâmetro de agrupamento. 

                                                 
60

 A tortuosidade é uma relação entre o comprimento tortuoso, que uma partícula 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 viável distribuí-la no modelo do reservatório para que servisse de 

parâmetro de agrupamento. 
61

 O índice de Amott-Harvey relaciona a embebição espontânea (relativa ao total de fluido deslocado) de cada 

um dos fluidos avaliados. Quanto maior a embebição espontânea relativa, mais o fluido é molhante. O índice 

varia de 1, para molhabilidade total à água, até -1, para molhabilidade total ao óleo.  (ANDERSON, 1986) 
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A molhabilidade tem um impacto significativo sobre as curvas de permeabilidade 

relativa, principalmente no caso de meios porosos carbonáticos, e, portanto, deveria ser 

avaliada neste processo. A colocação de um parâmetro que tenha relação com a molhabilidade 

no espaço de agrupamento é recomendável, desde que seja respeitada a condição de 

pré-existência deste no modelo do reservatório. A utilização de um parâmetro relativo à 

molhabilidade, mas não relacionado à forma da curva de permeabilidade de permeabilidade 

deve ser evitada, pois uma correlação que deve ser avaliada pelo processo de otimização é 

imposta a priori. Esta imposição induz a formação de agrupamentos com molhabilidades 

semelhantes mesmo com curvas de permeabilidade distintas, forçando uma correlação 

inexistente. 

 

 

Figura 3.2 – Propriedades do meio poroso que podem ou não ser usadas na definição dos espaços de 

agrupamento e dispersão. Fonte: Elaborada pelo autor. 

3.3 PROPOSTA DE METODOLOGIA 

A aplicação direta de técnicas de agrupamento, utilizando parâmetros que definem a 

forma das curvas (chamados neste texto de parâmetros de dispersão), seria capaz de obter 

grupos de curvas similares. O agrupamento utilizando estes parâmetros tem garantia
62

 de 

                                                 
62

 Desde que houvessem curvas semelhantes suficientes para serem agrupadas como tal na formação dos grupos 
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sucesso em relação à determinação de grupos de curvas semelhantes, pois as técnicas de 

agrupamento geralmente buscam grupos de mínima dispersão (de acordo com a métrica 

selecionada). 

No entanto agrupar curvas semelhantes sem determinar as propriedades do conjunto 

meio-poroso/fluidos presentes no modelo do reservatório que influenciam no agrupamento 

não tem utilidade para aplicação dos grupos no modelo de simulação. Não há como aplicar o 

agrupamento de permeabilidade relativa para definir a permeabilidade relativa de uma célula 

se, para determinar a pertinência desta célula, for necessário que ela possua uma curva de 

permeabilidade relativa associada a ela previamente. 

A solução seria agrupar o conjunto de amostras em função das suas propriedades 

petrofísicas e geológicas presentes no modelo do reservatório (chamadas neste texto de 

parâmetros de agrupamento), tornando possível definir como os grupos são distribuídos no 

modelo geológico e no modelo de simulação.  No entanto, como a correlação entre estas 

propriedades e o formato das curvas não é trivial nem conhecida, não há garantias que os 

grupos formados utilizando estas propriedades resultem em conjuntos de curvas de 

permeabilidade relativa com pequena dispersão. 

Para resolver o problema mencionado acima, propõe-se a metodologia descrita neste 

texto: associar ao método de agrupamento um processo de otimização para determinar 

grupos semelhantes de propriedades do modelo geológico que resultem em grupos de 

permeabilidade relativa semelhantes. 

A metodologia proposta aqui tem dois objetivos indissociáveis: obter grupos de mínima 

dispersão de permeabilidade relativa e determinar correlações entre estes grupos e parâmetros 

petrofísicos disponíveis no modelo geológico. Para cumprir os objetivos propostos, a 

metodologia se baseia na determinação de grupos no espaço n-dimensional de parâmetros 

petrofísicos do modelo geológico (parâmetros de agrupamento) e na avaliação destes grupos 

no espaço p-dimensional de parâmetros de dispersão. O processo de otimização deforma o 

espaço de parâmetros de agrupamento, aplicando pesos a estes parâmetros ou a parâmetros de 

equações que os relacionam. O objetivo do processo de otimização é determinar um espaço de 

parâmetros de agrupamento de modo que grupos gerados neste sejam relacionados a grupos 

de pequena dispersão destes agrupamentos no espaço de parâmetros de dispersão. 

A inovação da proposta está na associação de uma técnica de agrupamento que é 

aplicada sobre um espaço de representação de um conjunto de dados (o espaço de 
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agrupamento) com uma técnica de otimização que tem como objetivo deformar este espaço e 

permitir a minimização de dispersão do agrupamento em outro espaço de representação do 

mesmo conjunto de dados (o espaço de dispersão).  

Todas as técnicas de agrupamento, associadas ou não a métodos de otimização, têm 

como objetivo gerar grupos, identificando padrões 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 espaço e, assim, associar este problema de 

agrupamento a um método de otimização para minimizar a dispersão em outro espaço. Não há 

uma definição neste texto quanto à técnica de agrupamento e de otimização 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 aplicação mais genérica, 

podendo ser aplicada a qualquer problema em que se deseja determinar correlação entre 

causas e efeitos quando esta é muito complexa ou multidimensional, tanto em causas como 

em efeitos, e, além disso, que o agrupamento de indivíduos semelhantes só é útil se realizado 

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

 correlação de outras características da rocha que também possuem correlações a)

complexas e poderiam ter melhores agrupamentos determinados por esta técnica. 

Características como compressibilidade dos poros, influenciada por tamanho, forma e 

composição dos grãos, cimentação, presença de argilas e fraturas, tamanho e 

distribuição de grãos, entre outras propriedades das rochas, são candidatas a aplicação 

desta técnica; 

 correlação entre imagem e propriedades. Diversos parâmetros podem ser calculados de b)

uma imagem, tais como, distribuição do espectro de cores, médias, desvios padrão, 

tamanho de regiões monocromáticas, etc. Estes parâmetros podem estar relacionados de 

forma complexa com propriedades da imagem ou do objeto representado. Por exemplo, 

características da imagem da “parede” de um poço de petróleo podem estar relacionadas 

com propriedades do escoamento no poço ou características de imagens de fotos podem 

ser usadas para determinar tipos de conteúdo; 

 características ou doenças relacionadas de forma complexa a um conjunto de c)

características genéticas e ambientais, onde a aplicação de uma técnica de agrupamento 
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isoladamente pode gerar agrupamento com alguma correlação com a característica ou 

doença, mas não obter a melhor correlação com elas; 

 correlações entre parâmetros econômicos e sociais e índices de desenvolvimento ou d)

crescimento. 

Estas abordagens não serão objeto deste projeto e sem dúvida teriam que ser validadas 

para comprovar a eficácia da técnica nestes casos. No entanto a listagem é baseada em 

potenciais candidatos em função da semelhança dos problemas. A aplicação desta técnica em 

outros problemas pode ser alvo de futuros trabalhos. 

O processo de otimização deforma o espaço de agrupamento e o resultado desta 

deformação pode mostrar indícios da correlação entre causa e efeitos. Dimensões do espaço 

de agrupamento que possuem efeito sensível sobre as dispersões são maximizadas pelo 

processo de otimização, de modo que as distâncias sejam aumentadas e apenas pontos 

realmente próximos nestas dimensões sejam agrupados. Assim estas dimensões maximizadas 

devem ser consideradas relacionadas de forma causal às propriedades do espaço de dispersão. 

Por outro lado, no caso de dimensões do espaço de agrupamento que têm pouco efeito na 

medição da dispersão, isto é, não estão relacionadas fortemente de maneira causal com as 

propriedades medidas no espaço de dispersão, não é coerente como os pesos serão 

distribuídos pelo processo de otimização. Caso a falta de correlação resulte em indivíduos 

próximos no espaço de agrupamento e distantes no espaço de dispersão, o processo de 

otimização tenderá a aumentar a dimensão correspondente no espaço de agrupamento, 

evitando que amostras próximas resultem em grupos dispersos no espaço de dispersão. Caso a 

falta de correlação resulte na representação de indivíduos dispersa no espaço de agrupamento 

e concentrada no espaço de dispersão ou dispersa em ambos os espaços, o processo de 

otimização tem pouca vantagem na alteração dos pesos referentes à esta dimensão, resultando 

em pesos aleatórios, não sendo possível avaliar com segurança a correlação entre a magnitude 

dos pesos e causalidade entre propriedades.  

Para resolver este problema o processo de otimização poderia realizar uma avaliação de 

sensibilidade das dimensões, reduzindo àquelas que não têm impacto sobre a dispersão. Esta 

característica do processo de otimização deve ser implementada com cuidado para não 

impedir que a busca por mínimos globais não seja prejudicada. Esta modificação no processo 

de otimização não foi implantada neste trabalho, mas será indicada como trabalho futuro. 
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3.3.1 Agrupamento de amostras semelhantes otimizado para a minimização da 

dispersão de permeabilidade relativa 

Para a obtenção das classes são utilizadas técnicas de determinação de agrupamentos. 

Estas técnicas se propõem em determinar grupos com características similares, como 

exemplificado anteriormente na Figura 2.7, neste caso, avaliando-se a distância das amostras. 

O objetivo da tese não é avaliar a melhor técnica de agrupamento, mas avaliar se a integração 

desta com o processo de otimização traz bons resultados. Para tal, ao menos em um primeiro 

momento, foram implantadas algumas técnicas, como o agrupamento hierárquico pareado 

ponderado (WPGMA), o agrupamento pareado não ponderado (UPGMA), o agrupamento 

hierárquico utilizando o coeficiente de Pearson como métrica e o agrupamento particional 

k-médias. 

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

diversas técnicas disponíveis é apresentado no item 2.2. 

A classificação em função dos parâmetros de agrupamento não garante que as curvas de 

permeabilidade relativa são reunidas minimizando a dispersão do grupo, isto é, a dispersão no 

espaço de parâmetros de dispersão, mostrado no gráfico da direita da Figura 3.3, pode ser 

grande.  O resultado ótimo só ocorre quando os parâmetros de agrupamento escolhidos são 

“parâmetros de controle”
63

 e, portanto, estão relacionados às curvas de permeabilidade 

relativa.  

A relação dos diversos parâmetros de controle com a curva de permeabilidade relativa 

também não deve ser equilibrada, isto é, entre as diversas propriedades da rocha, algumas 

podem ter um impacto maior
64

 do que outras. Estas diferentes influências poderiam resultar 

em uma deformação nos grupos formados no espaço de dispersão: pequenas diferenças em 

um parâmetro de agrupamento mais influente poderiam resultar em grandes distâncias entre 

os pontos relativos às curvas de permeabilidade relativa. O contrário também aconteceria: 

diferenças significativas de parâmetros com menor impacto sobre a permeabilidade relativa 

poderiam ter quase nenhum impacto sobre os pontos no espaço de dispersão.  

                                                 
63

 São chamados de parâmetros de controle os parâmetros que têm impacto (controle) na propriedade derivada 

(permeabilidade relativa, neste caso) de modo que “indivíduos” com parâmetros de controle semelhantes têm 

uma tendência maior a terem a propriedade derivada semelhante também. 
64

 A forma da curva de permeabilidade relativa pode ser mais sensível a uns parâmetros que a outros. 
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Em função destas diferentes sensibilidades da propriedade derivada aos parâmetros de 

agrupamento, grupos formados em um espaço de agrupamento regular (sem pesos para os 

diversos parâmetros) estariam relacionados a grupos deformados no espaço de dispersão. Isto 

torna desejável que os grupos sejam determinados em um espaço de agrupamento deformado, 

equilibrando os diversos parâmetros em relação as suas respectivas influências sobre a 

propriedade derivada. 

 
Figura 3.3 – Relação entre agrupamento no espaço de parâmetros de agrupamento e parâmetros de 

dispersão. Não há garantias que um bom agrupamento no espaço dos parâmetros escolhidos para determinar 

os agrupamentos será um agrupamento que minimize a dispersão das curvas de permeabilidade relativa, isto é, 

seja um bom agrupamento no espaço de parâmetros de dispersão
65

. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Como não são conhecidos a priori
66

 os parâmetros de controle, muito menos suas 

relações funcionais, a técnica de agrupamento é associada a um método de otimização, que 

iterativamente busca o conjunto de parâmetros e suas relações funcionais que minimizem a 

dispersão das curvas de permeabilidade relativa nos grupos gerados, de acordo com o 

fluxograma apresentado na Figura 3.4. Esta figura mostra não apenas o fluxograma do 

processo de otimização e agrupamento mais a metodologia proposta nesta tese como um todo, 

incluindo decisões prévias e a avaliações posteriores. Como diversas decisões podem afetar o 

resultado e não há, a priori, escolhas melhores ou piores, a metodologia foi implementada de 

tal modo que além da otimização “interna”, que deforma o espaço de agrupamento em busca 

da minimização da dispersão no espaço de dispersão, existe também uma busca exaustiva 

                                                 
65

 A figura apresenta como exemplo, para permitir a visualização, espaços bidimensionais de parâmetros de 

agrupamento e parâmetros de dispersão. Os espaços de parâmetros de agrupamento são n-dimensionais e os de 

parâmetros de dispersão l-dimensionais. Com n e l não necessariamente iguais e geralmente bem maiores que 2. 
66

 A aplicação de uma técnica de Análise de Componentes Principais (PCA) em um espaço contendo tanto os 

possíveis parâmetros de agrupamento como os parâmetros das curvas de permeabilidade relativa poderia indicar 

os principais parâmetros de controle auxiliando na fase de escolha dos parâmetros de agrupamento. 
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pelo melhor conjunto definições da metodologia que resulta nos agrupamentos de menor 

dispersão.  

  

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 são função de muitas variáveis e nem todas 

estas variáveis estarão disponíveis no modelo geológico, é provável que o processo de 

otimização resulte em agrupamentos que minimizem a dispersão, mas que não tenham 

coerência com a física associada ao escoamento. Deste modo, após a aplicação da 

metodologia, deve-se avaliar criticamente se os grupos formados, mesmo com dispersão 

minimizada, são aceitáveis, verificando se o espaço de agrupamento deformado não penaliza 

propriedades importantes, avaliando se os grupos formados não têm curvas espúrias 

(outliers), se certificando também que o número de grupos, dentro de limites impostos pela 

capacidade de caracterização e de simulação, é o melhor possível. Estas avaliações são 

razoavelmente subjetivas e dependem do conhecimento do campo e da física associada ao 

escoamento, de modo a permitir uma avaliação crítica dos resultados. 

3.3.2 Definição dos parâmetros de dispersão e parâmetros de agrupamento 

Previamente ao processo de agrupamento com otimização, é necessário que os 

parâmetros envolvidos sejam determinados como se segue. 

3.3.2.1 Definição dos parâmetros de dispersão 

Os parâmetros de dispersão
67

 são usados para avaliar a dispersão dos conjuntos gerados 

pela técnica de agrupamento. É importante que estes parâmetros avaliem quão próximas são 

as curvas agrupadas, dando maior peso às características mais importantes das curvas, de 

modo que os de maior influência para o escoamento no reservatório sejam priorizados na 

definição das classes. 

Os pontos inicial e final das curvas de permeabilidade relativa são candidatos óbvios a 

parametrização. Além destes pode-se determinar uma equação que melhor ajuste as curvas de 

permeabilidade relativa e utilizar os parâmetros de ajuste da equação para determinar 

semelhança de curvas. 

                                                 
67

 Também poderiam ser adequadamente chamados de parâmetros de forma ou parâmetros de descrição, pois 

são parâmetros que representam as curvas de permeabilidade relativa (no caso do uso da metodologia com o 

objetivo de agrupar curvas de permeabilidade relativa) e são usados para verificar quão similar é uma curva de 

outra. 
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Considerando que as curvas de permeabilidade relativa de um meio poroso não são 

independentes entre os fluidos, os parâmetros considerados mais representativos para a 

definição das curvas foram selecionados de forma a trazer a informação intrínseca desta 

interdependência. Esta seleção não é rígida e é possível que, dependendo do reservatório e das 

próprias curvas de permeabilidade relativa medidas, outros parâmetros se mostrem mais 

adequados para a avaliação da distância entre estas. 

Para a avaliação dos agrupamentos no processo de otimização, em relação aos dados 

reais apresentados neste trabalho, os parâmetros de dispersão utilizados foram os listados 

abaixo: 

a) a razão entre a permeabilidade dos pontos extremos de água, 𝑘𝑤@𝑆𝑜𝑟, e óleo, 𝑘𝑜@𝑆𝑤𝑖, 

 R𝑘 =
𝑘𝑜@𝑆𝑤𝑖

𝑘𝑤@𝑆𝑜𝑟
  . (3.1) 

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

razão entre as permeabilidades em todas as saturações; 

b) a saturação inicial da curva,  𝑆𝑤𝑖  , que localiza (posiciona) a curva em relação às 

saturações; 

c) a saturação de óleo móvel, 

 𝑆𝑜𝑚 = 1 − 𝑆𝑜𝑟 − 𝑆𝑤𝑖 , (3.2) 

que captura a amplitude da curva em relação às saturações;  

d) saturação de água no ponto de cruzamento das curvas de permeabilidade relativa, isto é, 

a saturação de água onde a permeabilidade aos dois fluidos móveis na curva de 

permeabilidade relativa bifásica é a mesma, 

 𝑆𝑤𝑥 = 𝑆𝑤 ∶  𝑘𝑜(𝑆𝑤) = 𝑘𝑤(𝑆𝑤); (3.3) 
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e) a permeabilidade onde ocorre o cruzamento das curvas,  

 𝑘𝑟𝑥 = 𝑘𝑟(𝑆𝑤𝑥), (3.4) 

que, em conjunto com a saturação deste ponto, define o ponto intermediário de 

amarração, que, em conjunto com os pontos extremos, suporta razoavelmente bem a 

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

 

Figura 3.5 – Pontos utilizados como parâmetros de dispersão (parâmetros de forma). As curvas são 

razoavelmente bem representadas por estes pontos de amarração. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Além dos parâmetros de dispersão selecionados para este estudo, outros podem ser 

úteis, como os parâmetros de uma equação que ajuste as curvas de permeabilidade relativa, 

tais como as equações propostas por COREY (1954),  

 𝑘𝑟𝑓 = 𝑘𝑟𝑓_𝑀𝐴𝑋 ∙ 𝑆𝑓𝐷
𝑛𝑓  , (3.5) 

onde 𝑘𝑟𝑓_𝑀𝐴𝑋 é a permeabilidade relativa máxima do fluido 𝑓, 𝑆𝑓𝐷 é a saturação adimensional 

deste fluido e 𝑛𝑓 o parâmetro de ajuste (formato) da curva;  

Ponto de 
cruzamento 
(descrito por Swx 
e Krx) Ponto inicial 

(descrito por 
Swi e Rk) 

Ponto final 
(descrito por 
Som e Rk) 
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Também poderiam ser usadas como parâmetros, as permeabilidades efetivas, ou mais 

coerentemente com o defendido anteriormente, a razão entre as permeabilidades em 

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

Outros parâmetros correlacionados à forma da curva de permeabilidade relativa de 

forma indireta também poderiam ser usados, tais como o tempo de breakthrough
68

, a 

saturação da frente de avanço, o fator de recuperação total ou o fator de recuperação até um 

determinado fluxo fracionário. 

No entanto, deve-se tomar cuidado para não utilizar parâmetros que não estejam 

relacionados à descrição da forma da curva, mas relacionados à causa da forma da curva, 

como, por exemplo, parâmetros que indiquem a molhabilidade ou a distribuições de gargantas 

de poros. A utilização destes parâmetros como parâmetros de dispersão impõe uma relação 

causal que pode ou não existir para o conjunto de dados disponível e deve ser avaliada pelo 

processo de otimização. 

3.3.2.2 Definição dos parâmetros de agrupamento 

Os parâmetros de agrupamento podem formar uma lista inicial (extensa) de parâmetros 

petrofísicos e geológicos que têm possibilidade de influenciar a curva de permeabilidade 

relativa. Parâmetros como a distribuição de gargantas de poros, a porosidade, a 

permeabilidade e tortuosidade, as litofácies, entre outros podem ter impacto sobre as curvas 

de permeabilidade relativa e devem ser avaliados quanto a isso. Em um primeiro momento 

pode não ser feita uma análise crítica de que parâmetros podem ou não ser obtidos no modelo 

geológico para futura distribuição de classes, mas como objetivo final, os parâmetros 

selecionados como parâmetros de agrupamento têm que ser passíveis de serem obtidos do 

modelo geológico. 

Não é sempre conhecido a priori se os parâmetros de agrupamento têm ou não controle 

sobre as curvas de permeabilidade relativa, apesar de serem escolhidos em função da 

inferência empírica desta relação. O processo de otimização, com a determinação de pesos 

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

                                                 
68

 O breakthrough é o momento em que o fluido injetado (geralmente água) irrompe na face de saída da amostra 

do reservatório, neste caso, um poço produtor. 
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são efetivamente parâmetros de controle. Em uma avaliação extensiva (busca exaustiva do 

fluxograma da Figura 3.4), com a seleção de parâmetros distintos para a formação do espaço 

de agrupamento, a presença de parâmetros de agrupamento que não são parâmetros de 

controle é possivelmente danosa, pois a aleatoriedade da relação destes com as curvas de 

permeabilidade relativa pode resultar em agrupamentos com dispersões mais altas.  

É possível utilizar parâmetros de dispersão como parâmetros de agrupamento, com 

alguns problemas e cuidados que serão discutidos em uma seção específica no Capítulo 5. 

Duas exigências devem estar sempre em mente: o parâmetro deve estar presente no modelo 

do reservatório antes da aplicação das classes de rocha que ele representa e o parâmetro não 

deve apenas representar a curva de permeabilidade relativa, mas também ter impacto sobre ela 

como um todo. 

 Como exemplo, o Swi é um parâmetro que pode se enquadrar nestas duas exigências por 

alguns motivos: 

 tem correlação com a geometria e topologia do espaço poroso; a)

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

 apesar de ser um parâmetro de forma, não é uma resposta da curva de permeabilidade c)

relativa, pois é condição inicial do ensaio, obtido, geralmente e preferencialmente, por 

drenagem capilar, em oposição ao fenômeno viscoso, presente no efeito modelado pela 

curva de permeabilidade relativa; 

 pode ser atribuído ao modelo geológico para posterior aplicação das curvas de d)

permeabilidade relativa, pela aplicação geoestatística dos dados medidos por perfilagem 

dos poços ou a partir de um modelo de equilíbrio capilar-gravitacional. 

3.3.3 Medição da dispersão 

A determinação da dispersão ( 𝜓 ) para avaliação dos agrupamentos no espaço da 

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

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

função de uma norma qualquer, matematicamente, 
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𝜓𝐷𝑀 =

∑ (∑
(‖𝐱𝑗,𝑖 − 𝐱𝐺,𝒊‖)

𝑛𝑖
𝑛𝑖
𝑗=1 )𝑘

𝑖=1

𝑘
, 

(3.6) 

onde, k é o número de grupos, ni, o número de pontos do grupo i,  𝐱𝑗,𝑖  o vetor que 

identifica o ponto j do grupo i, 𝐱𝐺,𝒊 o vetor que identifica o centro do grupo i.  ‖. ‖ 

indica a norma escolhida, como por exemplo, qualquer uma das citadas na seção 

2.2.1.1; 

 Como se trata da avaliação da dispersão de um conjunto vetorial, cada componente b)

vetorial, isto é, cada dimensão do espaço, possui sua própria medida de desvio padrão, 

sendo este então, também um vetor. Uma possível medida escalar para caracterizar a 

dispersão do conjunto de grupos seria a média aritmética da norma do desvio padrão 

dos grupos, cuja equação é 

 𝜓𝜎𝑀 =
∑ (‖𝛔𝑖‖)𝑘

𝑖=1

𝑘
, (3.7) 

onde 𝛔𝑖 é o vetor desvio padrão do grupo i, dado, componente a componente, por  

 𝜎𝑚,𝑖 = √∑
(𝑥𝑚,𝑗,𝑖 − 𝑥𝐺𝑚,𝑖)

𝑏

𝑛𝑖

𝑛𝑖

𝑗=1

𝑏

, (3.8) 

onde 𝜎𝑚,𝑖  é a m-ésima componente do vetor 𝛔𝑖  , 𝑥𝑚,𝑗,𝑖  e 𝑥𝐺𝑚,𝑖  são as m-ésimas 

componentes dos vetores,  𝐱𝑗,𝑖  e 𝐱𝐺,𝑖  respectivamente. O parâmetro b é geralmente 2, 

mas caso se faça uso de uma norma Lp diferente da norma L2 recomenda-se utilizar um 

parâmetro b coerente; 

 O índice de Dunn (Dunn Index) mede a relação entre a distância intergrupos, que se c)

deseja que seja grande, e a dispersão intragrupo, que deve ser pequena. Este índice é 

definido pela equação 

 𝐷𝐼 = min
1≤𝑖≤𝑘

{ min
1≤𝑗≤𝑘

{
𝛿(𝐺𝑖 , 𝐺𝑗)

max
1≤𝑞≤𝑘

𝑑(𝐺𝑞)
}}, (3.9) 
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onde 𝛿(𝐺𝑖 , 𝐺𝑗) é a métrica de medição da distância (critério de ligação) entre os grupos 

𝐺𝑖 e 𝐺𝑗, 𝑑(𝐺𝑞) é a dispersão do grupo 𝐺𝑞. Observa-se pela definição e pela equação que 

quanto maior o índice de Dunn, melhor o agrupamento; 

 O índice de Davies-Bouldin (Davies-Bouldin Index) relaciona, de maneira inversa ao d)

índice de Dunn, a distância intergrupos e a dispersão intragrupo, sendo por isso, tanto 

melhor o agrupamento quanto menor este índice. A equação para cálculo do índice de 

Davies-Bouldin é 

 𝐷𝐵𝐼 =
1

𝑘
∑ max

𝑗:𝑖≠𝑗

𝑑(𝐺𝑖) + 𝑑(𝐺𝑗)

𝛿(𝐺𝑖 , 𝐺𝑗)

𝑘

𝑖=1

, (3.10) 

onde, como no índice de Dunn, 𝛿(𝐺𝑖 , 𝐺𝑗) é a métrica de medição da distância (critério 

de ligação) entre os grupos 𝐺𝑖  e 𝐺𝑗 , mas diferente do índice de Dunn, 𝛿(𝐺𝑖, 𝐺𝑗)  é 

especificada como a norma Lp do vetor diferença entre os centroides dos grupos. 

Novamente como o índice de Dunn, 𝑑(𝐺𝑞), q sendo um marcador para i ou j, é a 

dispersão do grupo 𝐺𝑞 , também, diferente do índice de Dunn, aqui 𝑑(𝐺𝑞) é definido 

como sendo a soma das normas Lp dos vetores-diferença entre a posição de cada 

indivíduo do grupo e o centroide do grupo. 

Assim como a seleção do conjunto de parâmetros de dispersão, a seleção da métrica 

mais adequada não 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 variáveis de agrupamento com as curvas 

de permeabilidade relativa esteja coerente com informações disponíveis sobre o reservatório e 

2) resulte numa minimização da incerteza em relação aos cenários de escoamento no 

reservatório. 

Com a definição dos cenários extremos, as curvas otimistas e pessimistas de cada grupo, 

se estas não estiverem originalmente presentes nos dados, como é caso exemplificado na 

Figura 3.6, podem também ser usadas para definir novos critérios para a avaliação da 

dispersão do resultado final, incluindo ou não estes novos dados gerados, mantendo ou não os 

dados originais na medição de dispersão. A vantagem da medição da dispersão 

exclusivamente usando os dados gerados como cenários extremos de cada grupo é a grande 

aderência desta métrica à incerteza que será considerada na curva de permeabilidade relativa 
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para o modelo de simulação. A desvantagem é que o processo de otimização tem como 

objetivo a redução da distância entre os cenários extremos com um embasamento mais fraco 

nos dados medidos. 

 

Figura 3.6 – Curvas medidas (em azul claro) e curvas geradas como média representativa (curva preta 

contínua) e como limites do intervalo do intervalo de confiança (pretas descontínuas) Fonte: Elaborada pelo 

autor. 

Durante o processo de otimização, o critério de minimização da dispersão é afetado por 

uma característica indesejável: como grupos formados de um único elemento têm dispersão 

nula (ou impossível de ser calculada), o algoritmo tende a manter muitos grupos com um 

único elemento e poucos grupos com muitos elementos. Isto é reforçado pois a dispersão dos 

grupos grandes não é maximizada porque geralmente esta medida é uma média aritmética, 

não um somatório simples. Para evitar este comportamento, foi associada ao cálculo da 

dispersão dos grupos, uma penalização para grupos muito pequenos. Este artifício permitiu 

que a otimização resultasse em grupo com número de elementos mais próximo à média de 

amostras por grupo, porém com uma dispersão menos otimizada. 

Duas possibilidades de penalização foram propostas para evitar grupos pequenos: a 

primeira atribui à dispersão de grupos de um único elemento a dispersão máxima entre todos 

os grupos gerados, apenas atuando sobre os grupos unitários; a segunda, atuando sobre todos 

os grupos formados, penaliza a dispersão do grupo que se afasta da média de amostras por 

grupo, seguindo a equação 
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 𝜓𝑖
∗ = 𝜓𝑖 + |𝜓̅ − 𝜓𝑖| ∙ |𝑚̅ − 𝑚𝑖|

𝑎, (3.11) 

onde 𝜓𝑖
∗ é a dispersão modificada do grupo i, medida a partir da sua dispersão original, 𝜓𝑖, da 

dispersão média dos grupos, 𝜓̅, do número de amostras do grupo i, 𝑚𝑖 e da média de amostras 

por grupo, 𝑚̅.  

O parâmetro de penalização (𝑎) existe para permitir calibrar a penalização de modo a 

viabilizar a redução do número de grupos espúrios sem impedir o algoritmo de gerar 

agrupamentos ótimos.  

Os grupos unitários podem existir como resultado do processo de otimização em função 

da deficiência na determinação da dispersão de grupos unitários ou também em função da 

subamostragem de indivíduos em relação a alguma propriedade. No primeiro caso, o processo 

de otimização artificialmente afasta indivíduos próximos de modo a atingir uma dispersão 

nula com grupos unitários artificialmente gerados. No segundo caso, o processo de otimização 

apenas corrobora a amostragem com outliers. O parâmetro de penalização deve evitar o 

primeiro efeito, mas não deve criar agrupamentos heterogêneos de modo artificial, agrupando 

outliers, que devem ser tratados antes do processo de otimização. Então, neste contexto, o 

parâmetro de penalização não deve ser considerado um parâmetro de regularização com o 

objetivo de evitar o sobreajuste (overfitting), mas apenas um parâmetro para lidar com a 

deficiência na avaliação de dispersão de grupos unitários. 

Nem este parâmetro nem a equação de penalização têm significado físico ou estatístico, 

sendo basicamente empíricos. Buscou-se uma formulação matemática que penalizasse a 

dispersão quando o número de elementos grupo se afastasse do número médio de amostras 

por grupo, como pode se observar na Figura 3.7, e que pudesse ter o seu impacto ajustado por 

um parâmetro. Esta lógica matemática é bastante simples, e apesar de não ter sido baseada em 

nenhuma literatura conhecida pelo autor, não há qualquer dificuldade em acreditar que 

equações similares existam na literatura. 
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Figura 3.7 – Variação da função de penalização em função do parâmetro de penalização a. Fonte: 

Elaborada pelo autor. 

Apesar da falta de embasamento físico na equação de penalização, a seleção criteriosa 

do parâmetro de penalização é importante para uma determinação de grupos com significado 

físico. Se por um lado o uso de pequenos parâmetros de penalização permite que o processo 

de otimização busque se valer da pequena ou nula dispersão de grupos pequenos, por outro 

lado, a utilização de penalizações severas impõe ao problema como solução ótima o uso de 

grupos do tamanho da média. Isto fica claro com o comportamento da função de penalização 

em função do parâmetro de penalização e da diferença entre o tamanho médio dos grupos, mi, 

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

A utilização de técnicas estatísticas, mais especificamente a distribuição t-Student, para 

determinação dos limites do intervalo de confiança das curvas de permeabilidade relativa de 

cada grupo, trará mais um componente de penalização de pequenos grupos, se na avaliação da 

dispersão forem utilizadas também as curvas geradas para representar os cenários extremos. 

No entanto, mesmo neste caso, a aplicação de alguma definição para o cálculo da dispersão 
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dos grupos unitários, como os dois mencionados anteriormente (utilização da função de 

penalização ou a penalização apenas dos grupos unitários), é necessária, pois a medição da 

dispersão neste caso pode ser nula ou indefinida, como já mencionado anteriormente. 

3.3.4 Avaliação de Informações de rótulo (informações não-numéricas) 

Algumas características do meio poroso são determinadas por dados não-numéricos 

(rótulos). Entre exemplos comuns na indústria de petróleo estão as litofácies, a zona 

produtora, a idade geológica, etc. Estas informações dispersas e qualitativas precisam receber 

um tratamento especial para que o método de agrupamento e a avaliação de dispersão sejam 

capazes de medir distâncias ou definir outras métricas de similaridade ou dissimilaridade. 

Para o cálculo das medidas de similaridade ou dissimilaridade é necessário que estes 

dados não-numéricos sejam substituídos por valores numéricos. Para tal duas propostas são 

apresentadas neste texto: 

a) Substituir cada rótulo por um número - Como a medição das distâncias será 

influenciada pelo valor escolhido para cada rótulo, quando o analista escolhe um 

número para um determinado rótulo, está havendo uma imposição de uma informação 

adicional, sobre como os diferentes rótulos estão correlacionados. Rótulos substituídos 

por números próximos serão considerados representativos de meios porosos mais 

semelhantes (neste aspecto) que rótulos substituídos por números distantes. 

Se esta informação quantitativa sobre distância relativa entre os rótulos puder ser 

obtida, é recomendável que esta proposta seja utilizada, pois a outra possibilidade é 

considerar todos os rótulos equidistantes, que pode não ser correto neste caso. 

b) Substituir cada rótulo por uma dimensão no espaço vetorial - Cada rótulo de uma 

certa propriedade não-numérica poderia ser substituído por uma nova dimensão no 

espaço vetorial, e cada elemento seria representado por valores binários (0-1) nestas 

dimensões que representaria esta propriedade não-numérica. Cada elemento seria 

representado pelo valor 0 (zero) nas dimensões relativas aos rótulos diferentes do seu e 

por 1 (um) na dimensão relativa ao seu rótulo. Com isto todos os rótulos de uma certa 

propriedade se tornam equidistantes. 
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Figura 3.8 – Representação de dados não-numéricos no espaço. À esquerda, a cada rótulo é estipulado um 

valor escalar, resultando em distâncias distintas entre os diversos rótulos, por exemplo, a fácies A3 é mais 

distante da fácies A1 que da fácies A2. Á direita, a representação é realizada em dimensões adicionais e todos 

os rótulos são equidistantes. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Existe um problema nesta abordagem: A inclusão de novas dimensões no espaço 

vetorial resulta em um maior peso na determinação de similaridades para esta propriedade 

não-numérica. Para contornar este problema o peso relacionado e esta propriedade é 

modificado coerentemente. 

Quando se distribui os rótulos de maneira binária (0-1) entre as diferentes dimensões, a 

distância entre cada dois rótulos será sempre a raiz quadrada de dois, como mostrado na 

Figura 3.8. Para realizar a correção do peso, então se converte a distância em valores unitários 

e posteriormente se corrige o peso em função do número de dimensões especificadas para a 

representação desta propriedade no espaço vetorial, 𝑁𝐿 , que é o número de rótulos desta 

propriedade. A correção é realizada pela equação 

 𝑊𝐿𝑐 =
𝑊𝐿

𝑁𝐿√2
   , (3.12) 

onde 𝑊𝐿𝑐 é o peso corrigido baseado no peso original, 𝑊𝐿.  
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Uma segunda opção para a definição de equidistância entre os diversos rótulos de uma 

determinada propriedade foi sugerida por SURMAS (2015, informação verbal)
69

. A métrica 

poderia ser incumbida de lidar com este tipo de informação, atribuindo-se para amostras de 

mesmo rótulo distâncias nulas na dimensão correspondente a esta propriedade e distâncias 

unitárias para amostras de rótulos distintos. Uma vantagem da utilização desta proposta é a 

manutenção do tamanho do espaço vetorial, o que pode resultar em uma maior velocidade do 

processo de agrupamento e avaliação de dispersão. Por outro lado, haveria a necessidade de 

trabalhar-se com métricas distintas em função da dimensão do espaço, o que resultaria em 

uma complexidade adicional no processo de avaliação de distâncias com possível redução da 

eficiência. A avaliação desta proposta será recomendada para trabalhos futuros. 
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 Informação fornecida durante a defesa de tese por Rodrigo Surmas, em 26/08/2015. 
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3.3.5 Determinação das curvas representativas e dos intervalos de confiança 

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

de rocktypes é dividido em duas fases: a definição e a caracterização. Na fase de definição, 

são estruturadas as bases do espaço vetorial de agrupamento, bem como os limites ou 

centroides dos diversos grupos neste espaço vetorial. Isto é, a fase de definição é responsável 

pela criação das relações de pertinência ao rocktype. Na fase de caracterização cada grupo 

deve ser caracterizado com um conjunto de propriedades que serão atribuídas ao meio poroso 

que for considerado pertencente a este grupo, isto é, serão determinadas as propriedades 

derivadas. 

Como meios porosos algo distintos são considerados no processo de rocktyping como 

parte de um mesmo grupo, é esperado que as propriedades derivadas representativas deste 

grupo não sejam únicas (determinísticas). Espera-se, no entanto, se o rocktyping tiver sido 

cuidadoso e bem-sucedido, que o intervalo de confiança não seja muito grande, isto é, que não 

seja grande a diferença entre as diversos valores possíveis dentro de um grupo. 

Após a fase de definição dos rocktypes, todas as amostras de rocha que fizerem parte de 

um certo grupo são consideradas amostras características 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 

desejável que existam muitas curvas representativas de cada grupo. No entanto, apesar de se 

buscar uma minimização desta dispersão, estas curvas têm uma certa variabilidade e é 

importante que se defina uma única 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
70

 é o valor mais representativo obtido a partir das 

propriedades medidas em todas as amostras de um certo grupo. Dependendo da característica 
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 No caso genérico, onde a representação da propriedade não é uma curva 
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sendo avaliada ou do padrão apresentado pelos resultados medidos, pode-se adotar estatísticas 

constantes
71

 como a média ou a moda, ou ainda funções definidas por regressões.  

A média aritmética é uma escolha natural, pois minimiza a soma do erro quadrático, 

mas pode-se perder características da física do processo que poderiam estar representadas 

pelas regressões. Um exemplo do uso de regressões é a atribuição da permeabilidade absoluta 

às células, geralmente, ao invés de se atribuir uma única permeabilidade absoluta em função 

da classe, a permeabilidade é atribuída (por classe) como função da sua relação com a 

porosidade da célula do modelo do reservatório. 

No caso das curvas de permeabilidade relativa, os pontos terminais são mais facilmente 

atribuídos em função de regressões, mas em relação à forma da curva, a média aritmética é 

mais simples e foi a utilizada neste trabalho. A determinação de curvas representativas em 

função de características físicas ou em relação a propriedades que especificamente tenham 

maior impacto sobre o escoamento (como o fluxo fracionário, fator de recuperação, entre 

outros) será proposta para trabalhos futuros. 

A determinação da curva média pode ser realizada de duas maneiras: 1) definindo-se 

parâmetros que representem as curvas e utilizando a média destes parâmetros 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 parametrização das curvas tem a desvantagem de reduzir a quantidade de informação 

disponível na curva, exceto se a curva tenha sido gerada parametrizada e esta seja a 

parametrização utilizada. A vantagem é que o uso de uma quantidade geralmente pequena de 

parâmetros torna possível representar a curva sem uma perda significativa de informação, 

desde que a função parametrizada escolhida seja adequada. No entanto, para permitir a 

obtenção das médias, todas as curvas de um certo grupo têm que ser representadas pela 

mesma função de parametrização. Isto pode dificultar a obtenção de uma função 

genericamente adequada. 

A divisão da curva em n pontos resulta necessariamente em perda de informação
72

, ao 

contrário da parametrização que pode ser exata. No entanto, se o número de pontos for 
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 A curva-base ou propriedade-base pode ser uma única para o grupo gerado, ou pode ser resultado de 

regressões onde a propriedade-base é função de uma equação que permite que esta propriedade varie célula a 

célula pertencente ao mesmo grupo (rocktype) 
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 A exceção de curvas formadas por segmentos de reta entre os pontos selecionados na discretização. 
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adequado, a perda de informação desta segmentação da curva pode ser considerada 

desprezível. Este processo é mais simples e automatizável pois não depende da seleção de 

melhores funções para representar genericamente as curvas de um certo grupo. O código 

desenvolvido para avaliação desta proposta de tese utiliza este método para determinação das 

curvas médias. 

Obter a curva média do conjunto de curvas que possuem domínios distintos, isto é, 

serem definidas em zonas de saturação distintas, pode ser problemático. Se nem todas as 

curvas estão definidas para uma determinada saturação não é possível fazer a média. A 

extrapolação das curvas para regiões onde elas não estão definidas é problemática pois pode 

resultar em valores espúrios (valores de permeabilidade negativos ou positivos extremos). 

Uma possibilidade é adimensionalizar as curvas em saturação antes de realizar a divisão em 

partes para determinação da média. Esta adimensionalização deforma a curva sem um sentido 

físico razoável, mas espera-se que em curvas razoavelmente semelhantes, pois fazem parte de 

um mesmo grupo, esta deformação não seja um problema crítico. 

Neste projeto as curvas são adimensionalizadas, subdivididas em dez pontos de 

saturação, cujas médias são utilizadas para representar a curva-base. Também são calculados 

os desvios padrão que serão usados para determinação do intervalo de confiança, explicado 

mais adiante.  

Os pontos extremos das curvas, kro@Swi e krw@Sor, também têm a média e desvio 

padrão calculados para posterior redimensionalização da curva média. No entanto, este passo 

pode variar um pouco. É viável obter-se a saturação de água inicial no modelo do reservatório 

a priori, isto é, anteriormente a aplicação do rocktyping. Assim, a redimensionalização da 

curva pode ser realizada em função de parâmetros pré-existentes do modelo. Neste caso, por 

coerência com a aplicação do rocktyping, seria recomendável que a saturação de água inicial 

fosse utilizada como parâmetro de agrupamento, de modo que as curvas representativas de 

uma certa célula do reservatório tenham este parâmetro similar àquele encontrado na célula. 

Como a saturação de óleo residual, ao contrário da saturação inicial, não é conhecida a priori, 

a redimensionalização ainda depende deste parâmetro. Caso seja possível observar uma 

tendência entre a saturação inicial e a saturação final, como a observada (com baixo 

coeficiente de determinação, R²) na Figura 3.9, pode-se respeitar esta tendência na 

redimensionalização, tomando o devido cuidado com a incerteza desta correlação. Caso 

contrário pode-se realizar a redimensionalização da saturação de óleo residual 
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independentemente da saturação inicial, mantendo este valor constante em cada grupo (com o 

seu devido intervalo de confiança) ou aplicando outra correlação visível nos dados. 

 

 

Figura 3.9 – Correlação entre Swi e Sor nos agrupamentos (rocktypes). Apesar do baixo coeficiente de 

correlação (R
2
) é possível perceber uma tendência de redução do Sor com o aumento do Swi. Fonte: Elaborada 

pelo autor. 

3.3.5.2 Curvas limítrofes: O intervalo de confiança 

Diferente da definição da curva média, que apresenta poucas possibilidades disponíveis, 

a definição das curvas limítrofes do intervalo de confiança da permeabilidade relativa de um 

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

listadas abaixo, nas próximas seções. 

3.3.5.2.1 Utilizar as curvas extremas de cada fluido obtidas em laboratório 

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 é 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 estatísticos. Conceitualmente ela falha, pois o escoamento de um 

fluido em um meio poroso depende da presença do outro fluido, assim, não é correto tratar as 

curvas dos fluidos independentemente. Estatisticamente esta abordagem falha pois a maior a 

disponibilidade de curvas não apenas não reduz a incerteza como geralmente a aumenta, o que 

não tem sentido. 

 

Figura 3.10 – Utilização das curvas extremas de forma independente como limites de incerteza. Os gráficos 

apresentam dois agrupamentos de um mesmo rocktyping, um grupo que possui muitas amostras e outro que 

possui poucas. Como a definição dos intervalos de confiança é afetado pelo número de amostras a apresentação 

destes extremos é recomendável. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Para aplicação 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 saturações, superior ou inferior à permeabilidade a este 

mesmo fluido de outra amostra, e além disso, ambas as curvas possuem o mesmo domínio em 

saturação, isto é, têm o mesmo Swi e Sor no caso da curva água-óleo, a definição seria trivial. 

No entanto este caso é uma exceção. 

O tratamento de curvas com domínios distintos pode ser feito adimensionalizando-se o 

domínio para posterior comparação das curvas, com o mesmo problema comentado na 

definição das médias. Após a adimensionalização, caso as curvas apresentem permeabilidades 

mais altas em certa região do domínio e permeabilidades mais baixas em outras, a avaliação 

pode ser alvo de alguma subjetividade e especificidade em função do reservatório e da 

estratégia de explotação. Este trabalho utilizou a área sob a curva como sendo o parâmetro de 

definição de uma curva de permeabilidade mais elevada ou menos elevada. No entanto pode-

se decidir por outros critérios como, por exemplo, considerar que a região da curva mais 
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próxima do Swi é mais importante pois mais regiões do reservatório são influenciadas por esta 

região que a região da curva mais próxima do Sor. 

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

Selecionar os 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 o melhor como otimista. Esta abordagem não 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 disponíveis geralmente está associada a uma manutenção ou aumento da estimativa 

de incerteza. 

A comparação 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 

comparação das curvas elas foram reunidas utilizando o conceito de fluxo fracionário,  

 𝑓𝐴 ≡
𝑄𝐴

𝑄𝐴 + 𝑄𝐵
   , (3.13) 

onde 𝑓 indica o fluxo fracionário, 𝑄 indica a vazão, e os subscritos A e B, são usados para 

indicar os fluidos A e B. Considerando ambos os fluidos incompressíveis ou ambos 

compressíveis e utilizando a lei de Darcy e ainda desprezando efeitos de variação de pressão 

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

 𝑓𝐴 ≈

𝑘𝐴
𝜇𝐴

⁄

𝑘𝐴
𝜇𝐴

⁄ +
𝑘𝐵

𝜇𝐵
⁄

   . (3.14) 

onde 𝑘 indica a permeabilidade efetiva e 𝜇 a viscosidade dinâmica. 

Neste ponto outra decisão se apresenta, pode-se respeitar o fluxo fracionário, utilizando 

a viscosidade dos fluidos do reservatório, ou, apenas utilizar o arcabouço matemático para 
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reunir as curvas de modo mais igualitário, considerando as viscosidades dos fluidos iguais. 

Esta segunda abordagem tem a vantagem de permitir a comparação mais direta de curvas de 

reservatórios distintos, mas por outro lado, estas curvas devem ter sido influenciadas pela 

viscosidade dos fluidos utilizados no ensaio e não pesar esta influência pode ser inadequado.  

Após a definição de uma curva de fluxo de fracionário por amostra, com ou sem a 

compatibilização do domínio destas curvas, a comparação entre os fluxos fracionários das 

diferentes amostras pode ser realizada como proposto para a comparação das curvas de 

permeabilidade relativa, através das áreas sob as curvas, com ou sem peso relativo para as 

diversas regiões do domínio. 

  

Figura 3.11 – Utilização das curvas relativas a meios porosos com piores e melhores fluxos fracionários 

como limites de incerteza. Os gráficos apresentam dois agrupamentos de um mesmo rocktyping, um grupo que 

possui muitas amostras e outro que possui poucas. Como a definição dos intervalos de confiança é afetado pelo 

número de amostras a apresentação destes extremos é recomendável. Fonte: Elaborada pelo autor. 

3.3.5.2.3 Utilizar alguma técnica estatística para determinar as curvas extremas 

Utilizando a mesma abordagem para a obtenção da curva média, pode-se obter outras 

estatísticas da informação como o desvio padrão e, a partir daí, calcular o intervalo de 

confiança de maneira usual através de funções de distribuição estatísticas como a curva 

normal ou a distribuição t-Student (Student, 1908). A distribuição t-Student é mais 

recomendada para conjunto pequeno de dados pois ela leva em consideração o aumento da 

incerteza com o número reduzido de informações e tende para a distribuição normal com uma 

grande quantidade de dados. Além da utilização de técnicas tradicionais para determinação do 

intervalo de confiança, outras técnicas estatísticas como, por exemplo, bootstrapping 

(DiCiccio & Efron, 1996) também podem ser utilizadas. 
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O intervalo de confiança pode ser calculado para média estimada da população, 𝜇, de 

um certo parâmetro, 

 𝑥̅ − 𝑡(𝐶, 𝑚)
𝜎

√𝑚
≤ 𝜇 ≤ 𝑥̅ + 𝑡(𝐶, 𝑚)

𝜎

√𝑚
   , (3.15) 

onde 𝑚 é o número de amostras do conjunto, t é o limite da distribuição t-Student em função 

do nível de confiança, C
73

. 𝑥̅ e 𝜎 são, respectivamente, a média e o desvio padrão da amostra. 

Também pode ser calculado com relação aos valores pontuais dos indivíduos, 𝑥, 

 𝑥̅ − 𝑡(𝐶, 𝑚)𝜎 ≤ 𝑥 ≤ 𝑥̅ + 𝑡(𝐶, 𝑚)𝜎 . (3.16) 

A média é representada por um intervalo de confiança menor que os valores pontuais 

pois é um valor mais estável, menos sujeito à outliers. Esta diferença entre os limites dos 

intervalos de confiança da média, mostrado em um exemplo na Figura 3.12, e os relativos ao 

ponto, na Figura 3.13, ficam claros nos gráficos à esquerda nestas figuras. No caso da 

aplicação destes resultados ao modelo do reservatório em um determinado cenário (otimista 

ou conservador), a utilização do intervalo de confiança da média é mais adequada pois, 

naquele cenário, a curva definida pelo intervalo de confiança será usada em todo o modelo do 

reservatório para cada grupo determinado.  

Ao invés de utilizar apenas uma curva de permeabilidade relativa em todo o modelo do 

reservatório para um determinado cenário para cada grupo, poder-se-ia determinar curvas 

aleatoriamente dentro dos limites do intervalo de confiança.  Neste caso, o intervalo de 

confiança do indivíduo é o mais adequado. 

Quando a curva é subdividida em diversos pontos, como apresentado para a obtenção da 

curva média, cada ponto pode ter sua própria média e desvio padrão e também seu intervalo 

de confiança. O problema em utilizar o intervalo de confiança ponto a ponto é visível quando 

a quantidade de curvas é pequena e as curvas têm curvaturas distintas que resultam em pontos 

mais próximos em certas regiões do domínio ou até em cruzamentos. Estes cruzamentos não 

indicam que em uma determinada saturação a dispersão, isto é a incerteza, é nula, mas o 

cálculo do desvio padrão resulta nulo e as curvas limítrofes, calculadas a partir do intervalo de 
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 Relacionado com o nível de significância estatístico (𝛼) por 𝐶 = 1 − 𝛼 
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confiança são afetadas negativamente por este comportamento, como pode ser observado 

claramente nos gráficos à direita na Figura 3.12 e na Figura 3.13. 

  

Figura 3.12 – Utilização do intervalo de confiança da média baseado na distribuição t-Student com nível de 

confiança de 0,75, calculado a cada ponto de saturação. No gráfico à direita, o cruzamento das curvas de 

permeabilidade à água (quando as curvas estão referenciadas pela permeabilidade ao óleo, no gráfico elas 

estão referenciadas pela permeabilidade à água) resulta na deformação das curvas limítrofes do intervalo de 

confiança. Fonte: Elaborada pelo autor. 

  

Figura 3.13 – Utilização do intervalo de confiança do ponto baseado na distribuição t-Student com nível de 

confiança de 0,75, calculado a cada ponto de saturação. No gráfico à direita, o cruzamento das curvas de 

permeabilidade à água (quando as curvas estão referenciadas pela permeabilidade ao óleo, no gráfico elas 

estão referenciadas pela permeabilidade à água) resulta na deformação das curvas limítrofes do intervalo de 

confiança. Fonte: Elaborada pelo autor. 

É possível evitar este artefato considerando o desvio padrão médio entre os desvios 

padrão de todas as saturações como sendo o desvio padrão representativo de um certo 

conjunto de curvas. O cálculo e a aplicação deste desvio padrão médio é ponderado pela 

permeabilidade efetiva média de cada saturação avaliada. Esta abordagem suaviza as curvas 

limítrofes, o que é uma vantagem quando as curvas limítrofes estão deformadas de maneira 

não-usual, mas é uma desvantagem quando a deformação das curvas limítrofes é uma 
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representação aceitável dos dados. A comparação 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 observação: Na Figura 3.14 percebe-se um comportamento mais 

natural das curvas, mas, por outro lado, também percebe-se a perda da informação trazida por 

uma das amostras quanto ao crescimento rápido da permeabilidade à água com o aumento da 

saturação de água próximo ao Swi. Além disso, a curva pessimista (traço-ponto) da 

permeabilidade à água, no gráfico do lado direito desta figura, deixa de considerar como 

incerteza uma região importante de permeabilidades próximas ao Swi. Este comportamento de 

avaliação de incerteza (que não considera todas as permeabilidades mensuradas em 

laboratório) é aceitável devido às considerações estatísticas do intervalo de confiança, no 

entanto isto não é esperado em conjuntos com pouquíssimos dados. 

 

Figura 3.14 – Utilização do intervalo de confiança da média baseado na distribuição t-Student com nível de 

confiança de 0,75, calculado em função da média dos desvios padrão de todos os pontos de saturação. 
Fonte: Elaborada pelo autor. 

3.3.6 Regras de Aplicação ao modelo geológico 

Os resultados do método de rocktyping são a determinação de grupos de rochas com 

propriedades semelhantes e a definição de propriedades associadas a estes grupos, de tal 

forma que qualquer rocha cujas características 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 seção aborda o problema da determinação das relações de pertinência entre meios 

porosos não avaliados no processo de agrupamento
74

 e os grupos gerados. 

3.3.6.1 Agrupamento em espaço unidimensional 

Em um espaço unidimensional a definição de limites para os grupos e, portanto, a definição 

das relações de pertinência é trivial. Caso um meio poroso tenha o valor de uma propriedade 

dentro dos limites definidos por dois valores no ℝ1, ela é parte de um determinado grupo.   

O espaço unidimensional onde serão definidos os limites dos grupos pode ter como base um 

único parâmetro do modelo do reservatório (na Figura 3.15 simbolizado por 𝑥 = 𝑝1) como 

por exemplo a porosidade, ou pode ter como base uma função de imagem escalar (na Figura 

3.15 simbolizado por 𝑥 = 𝑓(𝑝1, 𝑝2, 𝑝3, 𝑝4, 𝑒𝑡𝑐)) como por exemplo o FZI, um escalar função 

da porosidade e da permeabilidade absoluta. 

 

 

Figura 3.15 – Esquema de exemplo da avaliação de grupos em relação a um parâmetro escalar ou em 

relação a uma função de imagem escalar. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Em espaços de maior dimensão, inclusive no ℝ2 , a determinação dos limites entre 

grupos deixa de ser trivial, pois demanda a descrição de superfícies cujos equacionamento são 

complexos ou inviáveis. 

3.3.6.2 Agrupamento a partir de parâmetros otimizados de relações funcionais ℝ𝒏 → ℝ  

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

determinação do grupo de um ponto/amostra do reservatório seria a utilização de um espaço 
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 Durante o processo de definição dos rocktypes alguns meios porosos foram utilizados para a própria definição 

do rocktyping. Estes têm sua pertinência avaliada durante o próprio processo de agrupamento. 

𝑥 = 𝑝1 

Grupo 1 Grupo 2 Grupo 3 

𝑥 = 𝑓(𝑝1,𝑝2,𝑝3,𝑝4, 𝑒𝑡𝑐) 
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unidimensional de parâmetros de agrupamento que seriam atribuídos ao problema 

exclusivamente através de uma relação funcional de ℝ𝑛 → ℝ , cujos parâmetros deste 

funcional seriam os objetos da otimização. Isto é, os parâmetros petrofísicos de entrada 

(parâmetros de agrupamento) seriam relacionados através de uma equação com resultado 

escalar com parâmetros otimizados. Utilizando a metodologia desta maneira é simples definir 

limites para os grupos, pois estes limites seriam escalares. 

A Figura 3.16 mostra um esquema de exemplo desta possibilidade. A, B e C indicariam 

os parâmetros da equação otimizados, enquanto 𝑝1, 𝑝2, 𝑝3, 𝑝4 representariam os parâmetros 

presentes no modelo geológico. Um possível exemplo da situação seria a utilização de um 

RQI modificado, onde ao invés de utilizar uma raiz quadrática, como mostrado na equação 

(2.3), poderia se permitir ao processo de otimização a definição de uma √
𝐴

 que resultasse 

em melhores agrupamentos que a raiz quadrática do RQI original. 

Esta abordagem é um caso especial da metodologia genérica proposta neste trabalho. 

Ela limita a flexibilidade da obtenção de grupos de menor dispersão (pois os parâmetros 

estariam sujeitos a uma equação escalar parametrizada), mas permite a adoção simplificada ao 

modelo geológico. 

 

Figura 3.16 – Esquema de exemplo da avaliação de grupos em relação a uma função de imagem escalar 

cujos parâmetros foram otimizados. Fonte: Elaborada pelo autor. 

3.3.6.3 Avaliação de resultados de otimização em espaço n-dimensional em relação a 

funcionais ℝ𝒏 → ℝ ou espaços unidimensionais 

Ao invés de buscar um agrupamento em espaço unidimensional diretamente, poderia se 

realizar o agrupamento em um espaço n-dimensional (onde 𝑛 ≥ 3) e, em seguida, avaliar o 

resultado do agrupamento em um espaço unidimensional ou bidimensional verificando a 

possibilidade de correlações unidimensionais razoáveis neste espaço de menor dimensão para 

a definição dos limites dos agrupamentos. 

A Figura 3.17 mostra o resultado de uma classificação que buscou boas correlações de 

permeabilidade relativa (isto é, um rocktyping dinâmico), não somente do parâmetro FZI. 

𝑥 = 𝑓(𝐴,𝐵,𝐶,𝑝1,𝑝2,𝑝3,𝑝4, 𝑒𝑡𝑐) 

Grupo 1 Grupo 2 Grupo 3 
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Apesar disso, observando os pontos percebe-se que o FZI não é um parâmetro tão ruim para 

definir os limites do agrupamento, se mostrando razoavelmente
75

 adequado. 

 

Figura 3.17 – Correlações FZI para os rocktypes (RT) da 445ª avaliação de agrupamentos realizada pelo 

programa
76

. Fonte: Elaborada pelo autor. 

A utilização do FZI diretamente no processo de agrupamento poderia ser mais 

adequado, mas a avaliação do agrupamento em espaços de maior dimensão pode indicar que o 

FZI não é um bom parâmetro de agrupamento para a minimização da dispersão da 

propriedade derivada. 

Nem sempre é possível conseguir boas correlações, principalmente quando há poucas 

análises disponíveis para a caracterização de um determinado RT. A Figura 3.18 mostra 

correlações entre kabs e porosidade para avaliar o resultado do agrupamento com relação ao 

resultado de técnicas tradicionais, que geralmente usam correlações no espaço kabs-Phi. É 

possível perceber alguma correlação de dois grupos, mas o terceiro, com poucas amostras, 

não tem uma correlação coerente com as demais neste espaço. Neste caso, diferente do caso 

                                                 
75

 Alguns pontos considerados pelo processo de agrupamento como Grupo 1, seriam considerados como Grupo 3 

pelos limites atribuídos em função do FZI. 
76

 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 não é possível utilizar correlações kabs-Phi diretamente para a 

atribuição dos rocktypes às células do modelo do reservatório. 

 

Figura 3.18 – Correlações kabs-Phi para os rocktypes (RT) da avaliação 425
77

. As linhas representam as 

regressões lineares do conjunto de dados de cada grupo. Fonte: Elaborada pelo autor. 

3.3.6.4 Definição das fronteiras e regiões em espaço n-dimensional 

Uma possibilidade poderia ser a determinação de limites (superfícies no espaço n-

dimensional de parâmetros de agrupamento) para os grupos, como exemplificado na Figura 

3.19. Nesta figura é apresentada, de forma simplificada, a criação de uma malha de Voronoi 

construída por triangulação de Delaunay (de Berg, et al., 2008) a partir dos centroides dos 

grupos criados. A vantagem da determinação de limites é que se torna desnecessário aplicar o 

método de agrupamento para determinação do grupo da amostra ou região do reservatório. No 

entanto, nem a determinação nem a aplicação de superfícies-limite de “k” grupos no espaço n-

dimensional de parâmetros é trivial. A determinação da posição de um ponto dentro da malha 

de grupos pode ser tão ou mais custosa que a utilização do método de agrupamento para a 

avaliação de uma amostra ou ponto específico. 

                                                 
77

 O 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 Voronoi construída por Triangulação de Delaunay dos centroides dos grupos em 

um exemplo em um espaço bidimensional de parâmetros de agrupamento. Exemplo de definição de região 

de controle dos grupos. Fonte: Elaborada pelo autor. 

3.3.6.5 Aplicação da avaliação de pertinência da própria técnica de agrupamento utilizada 

para determinação da pertinência das células do modelo aos grupos 

Ao final do processo de otimização, estarão definidas as classes, os parâmetros de 

agrupamento, seus pesos na definição do espaço, e opcionalmente, suas relações funcionais. A 

determinação do grupo a que pertence uma nova amostra ou ponto do reservatório poderia ser 

realizada utilizando o método de agrupamento
78

 (sem realizar a otimização) com todos os 

dados presentes no espaço de agrupamento ou apenas um conjunto de controle definido 

(poderiam ser apenas os centroides dos grupos gerados, dependendo do método de 

agrupamento e da métrica de similaridade definidas), como exemplificado na Figura 3.20. 

Neste momento, a adição de uma amostra poderia alterar o agrupamento de alguma amostra 

com agrupamento já definido anteriormente. Para que isso não ocorra o método de 

agrupamento deveria ser adaptado para apenas avaliar o novo ponto em relação aos grupos já 

gerados, sem reavaliar os agrupamentos. 

Esta abordagem é adequada à aplicação do resultado do agrupamento ao modelo do 

reservatório, sendo necessário apenas que as propriedades do modelo do reservatório 

utilizadas para gerar os agrupamentos, isto é, as propriedades que geram o espaço de 

agrupamento, sejam avaliadas pela mesma técnica de agrupamento utilizada na definição do 

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

                                                 
78

 Não todo o escopo do método de agrupamento, mas apenas as definições de pertinência do método, sendo 

comum como regra de pertinência, a menor distância ao grupo. 
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Figura 3.20 – Definição de pertinência das células aos grupos (rocktypes). Cada célula (representada pela 

estrela) tem a sua pertinência avaliada pela mesma técnica de agrupamento utilizada originalmente para a 

determinação dos grupos. No exemplo da figura, pela mínima distância ao centroide do grupo. Fonte: Elaborada 

pelo autor. 
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CAPÍTULO 4  
RESULTADOS 

4.1 VERIFICAÇÃO 

Com intuito de avaliação prévia à utilização desta técnica em dados reais, foi criado um 

conjunto de curvas de permeabilidade relativa sintéticas divididas em quatro grupos. As 

relações petrofísicas entre as propriedades básicas e as curvas de permeabilidade relativa 

seguem padrões empíricos usuais, mas a técnica é cega a este embasamento, isto é, para a 

avaliação da técnica, poderiam ter sido utilizadas correlações sem qualquer embasamento. A 

técnica poderia ser considerada adequada se conseguisse “reconhecer” estas correlações.  Um 

aspecto importante para a avaliação 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 são mantidas razoavelmente próximas, comparando-as com as curvas 

de outros grupos. Avaliando a “proximidade” entras as curvas de permeabilidade relativa, a 

técnica de agrupamento deverá 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 água e para o óleo:  

 𝑘𝑟𝑤 = 𝑘𝑟𝑤@𝑆𝑜𝑟 ∙ (
𝑆𝑤 − 𝑆𝑤𝑖

1 − 𝑆𝑜𝑟 − 𝑆𝑤𝑖
)

𝑛𝑤

   ; (4.1) 

 𝑘𝑟𝑜 = 𝑘𝑟𝑜@𝑆𝑤𝑖 ∙ (
1 − 𝑆𝑤 − 𝑆𝑜𝑟

1 − 𝑆𝑤𝑖 − 𝑆𝑜𝑟
)

𝑛𝑜

  , (4.2) 

que são versões específicas da equação genérica (3.5). 

As correlações empíricas entre estas curvas e outros parâmetros geológicos e 

petrofísicos são apresentados na Tabela 4.1. 



 

 

112 

 

Tabela 4.1 – Relação entre as curvas de permeabilidade 

relativa e os parâmetros petrofísicos e geológicos. 

Parâmetro Função de 

krw Sor; Amott-Harvey 

kro Swi; Amott-Harvey 

no Amott-Harvey; FZI 

nw Amott-Harvey; Litofácies 

Sor kabs 

Swi kabs; Litofácies 

FZI * 

Amott-Harvey Swi 

Litofácies * 

𝒌𝒂𝒃𝒔 * 

Porosidade FZI; kabs 
* Propriedade primária (semente) para a geração dos grupos 

sintéticos: não depende de outras propriedades. 

Quatro grupos foram definidos, cada um com um conjunto de parâmetros. Estes 

parâmetros são definidos a partir de funções de correlações, apresentadas na Tabela 4.1, cujas 

sementes (parâmetros independentes) foram o FZI, a litofácies e a permeabilidade absoluta 

(𝒌𝒂𝒃𝒔). Os valores destas sementes foram escolhidos de forma a gerar grupos razoavelmente 

distintos, para que estes pudessem ser considerados grupos coerentes, mas não 

suficientemente distintos para que o trabalho de agrupamento fosse trivial para todas as 

técnicas. As curvas foram geradas usando os parâmetros aleatoriamente obtidos de uma 

distribuição normal, com média para cada grupo apresentada na Tabela 4.2 e desvio padrão de 

10% desta média. Este nível de “ruído” em relação à distância entre as propriedades 

primárias, permite que haja alguma interseção entre os grupos gerados, dificultando o trabalho 

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

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

 Grupo 1 Grupo 2 Grupo 3 Grupo 4 

krw (fração) 0,038 0,104 0,223 0,362 

kro (fração) 0,654 0,605 0,506 0,387 

no 1,63 1,83 2,23 2,53 

nw 1,52 1,62 1,71 1,80 

Sor (fração) 0,254 0,293 0,331 0,358 

Swi (fração) 0,298 0,278 0,239 0,192 

𝒌𝒂𝒃𝒔 (mD) 1 10 100 500 

Porosidade (fração) 0,093 0,096 0,116 0,152 

FZI 1 3 7 10 

Amott-Harvey -0,268 -0,281 -0,309 -0,342 

Litofácies 1 2 3 4 
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O primeiro passo foi a definição aleatória do grupo a que cada amostra pertencia. Isto 

também resultou em um número aleatório de elementos por grupo. A partir do grupo definido 

por amostra, os valores apresentados na Tabela 4.2 são utilizados como o valor médio de uma 

função de distribuição normal para a definição dos parâmetros das curvas . O resultado desta 

determinação aleatória de propriedades das amostras resultou no quadro apresentado na 

Tabela 4.3. Nesta tabela o único valor não gerado diretamente de forma aleatória, mas 

calculado em função dos outros valores da tabela (kabs e Porosidade) é o FZI. 

Tabela 4.3 – Lista de propriedades das amostras sintéticas. 
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      Disp. Disp. Disp. Disp. Disp. Disp.  

  Agrup.* Agrup.* Agrup.* Agrup.** Agrup.*       

1 1 0,483 0,089 1 0,746 0,331 0,279 0,040 0,640 1,637 1,445 -0,304 

2 4 1194,651 0,144 4 17,086 0,163 0,325 0,309 0,428 2,641 1,985 -0,635 

3 1 0,446 0,093 1 0,674 0,327 0,323 0,040 0,612 1,718 1,474 -0,215 

4 4 661,380 0,159 4 10,734 0,169 0,351 0,377 0,415 2,371 1,958 -0,472 

5 4 1208,488 0,155 4 15,185 0,203 0,371 0,304 0,361 2,824 2,097 -0,104 

6 4 1716,861 0,123 4 26,588 0,219 0,257 0,386 0,378 2,782 1,499 -0,626 

7 2 5,832 0,100 2 2,171 0,306 0,314 0,110 0,676 1,753 1,725 -0,207 

8 2 24,160 0,111 2 3,701 0,334 0,301 0,118 0,785 2,047 1,284 -0,234 

9 1 0,480 0,091 1 0,720 0,268 0,240 0,044 0,563 1,409 1,589 -0,256 

10 3 81,237 0,132 3 5,139 0,229 0,328 0,187 0,518 1,912 1,643 -0,533 

11 3 83,117 0,107 3 7,249 0,242 0,355 0,213 0,462 2,307 1,778 -0,442 

12 3 81,164 0,135 3 4,941 0,224 0,337 0,240 0,539 2,273 1,245 0,093 

13 1 0,533 0,096 1 0,692 0,339 0,242 0,039 0,589 1,930 1,465 -0,469 

14 2 18,271 0,102 2 3,680 0,285 0,296 0,126 0,590 1,737 1,788 -0,194 

15 4 313,759 0,172 3 6,425 0,196 0,344 0,397 0,447 2,864 1,798 -0,321 

16 4 443,897 0,184 4 6,850 0,202 0,391 0,314 0,417 2,573 1,778 -0,413 

17 3 110,841 0,103 3 8,906 0,201 0,305 0,213 0,595 2,093 1,730 -0,394 

18 3 86,894 0,140 3 4,792 0,276 0,360 0,210 0,518 2,208 1,674 -0,393 

19 3 123,893 0,120 3 7,371 0,280 0,356 0,227 0,452 2,534 1,483 -0,296 

20 3 64,621 0,107 3 6,456 0,221 0,367 0,234 0,480 2,154 1,466 -0,207 

21 1 1,490 0,086 1 1,382 0,294 0,242 0,033 0,756 1,334 1,386 -0,322 

22 4 1055,164 0,159 4 13,562 0,173 0,322 0,353 0,387 2,381 1,977 -0,322 

23 3 58,285 0,124 3 4,778 0,226 0,331 0,235 0,490 2,036 1,989 -0,329 

24 3 35,677 0,123 3 3,803 0,231 0,278 0,216 0,554 2,268 1,655 0,015 

* Parâmetros de agrupamento utilizados pela técnica UPGMA com e sem otimização 

** Parâmetro de agrupamento utilizado pela técnica FZI 

As curvas de permeabilidades relativas geradas a partir dos dados sintéticos 

apresentados na Tabela 4.3 estão mostradas na Figura 4.1. 
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Figura 4.1 – Curvas de permeabilidade relativa geradas aleatoriamente a partir de correlações com dados 

petrofísicos. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Três técnicas de determinação de classes de rocha foram aplicadas aos dados gerados 

sinteticamente: 

a) a divisão por faixas de FZI, cujos limites foram determinados com uma técnica de 

agrupamento cuja função objetivo era reduzir a dispersão no espaço de agrupamento
79

; 

b) a aplicação da técnica de agrupamento hierárquico com critério de ligação UPGMA 

(detalhado na seção 2.2.1) baseado em um espaço de agrupamento sem deformação 

formado pelas propriedades: Swi, litofácies, permeabilidade absoluta e porosidade; 

c) a aplicação da técnica de agrupamento hierárquico com critério de ligação UPGMA 

baseado em um espaço de agrupamento, deformado pelo processo de otimização, 

formado pelas propriedades: Swi, litofácies, permeabilidade absoluta e porosidade. 

O resultado da aplicação 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 consideração 

especial, discutidos na sequência do texto. 

O índice FZI foi usado na determinação dos grupos (na curvatura da curva de 

permeabilidade ao óleo, no, e na porosidade da amostra fictícia), mas o método FZI não foi 

                                                 
79

 A aplicação de uma técnica de agrupamento para definição dos limites já é um refinamento da técnica de 

definição de classes quando comparada com a identificação visual dos limites de agrupamento. 
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capaz de definir tão bem os grupos quanto o método UPGMA sem otimização, que apresentou 

o melhor resultado quantitativo entre os três métodos. Este resultado pode ser explicado pois, 

como as curvas de permeabilidade relativa foram definidas não apenas em função do FZI, 

como é também o caso de curvas reais, o agrupamento utilizando FZI não foi capaz de 

capturar o impacto das outras variáveis sobre a curva. O agrupamento UPGMA sem 

otimização possuía mais informações relativas aos parâmetros utilizados para gerar as curvas, 

assim, ao minimizar a dispersão no Espaço de Agrupamento resultou em dispersões menores 

no Espaço de Dispersão também. 

Além do FZI não incorporar todos os parâmetros que impactam na curva, ele, e também 

o UPGMA sem otimização, sofrem com a aleatoriedade e com o desvio padrão impostos às 

correlações entre os parâmetros petrofísicos e a forma da curva. Como a otimização objetiva a 

minimização da dispersão das curvas de permeabilidade relativa, a aleatoriedade e o desvio 

padrão dos parâmetros podem ser compensados por esta técnica. 

A definição do agrupamento com otimização utilizando penalidade mais alta (a = 0,8) 

evitou os grupos unitários mas resultou em dispersões maiores que os apresentados por outros 

métodos, quando utilizando penalidade baixa (a = 0,3) o método com otimização resultou nos 

mesmos agrupamentos do UPGMA sem otimização. Quando executado sem penalidade o 

método com otimização resultou em menores dispersões que todos os outros métodos, porém 

com dois grupos unitários sem sentido físico. 
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Tabela 4.4 – Estatística dos métodos aplicados aos dados sintetizados. 
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FZI (Através de 
Agrupamento UPGMA) 

Agrupamento UPGMA 
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Agrupamento UPGMA 
com otimização e 

penalização (a=0,8) 

Tempo de 
execução

80
 

 
0,0313s 0,0469s aprox. 11s

81
 

 Qtd Qtd Dispersão* Qtd Dispersão* Qtd Dispersão* 

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 

Dispersão 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 índices de dispersão que o UPGMA com 

otimização, uma observação da Figura 4.2 e da Figura 4.3 leva a inferir que os grupos 

formados pelo FZI são mais dispersos que os formados pelo método de otimização. Esta 

contradição entre os índices de dispersão (avaliação quantitativa) e a avaliação qualitativa é 

resultado da dispersão nula do grupo unitário, que foi evitado pelo processo de otimização em 

função da penalização. 

O índice de Amott-Harvey foi utilizado para gerar as curvas de permeabilidade relativa, 

mas não foi utilizado pelo método de agrupamento UPGMA com e sem otimização pois este 

parâmetro geralmente não está disponível no modelo geológico. Além disso, a ausência deste 

parâmetro no Espaço de Agrupamento permite avaliar em certa medida a robustez dos 

métodos de agrupamento. 

 

                                                 
80

 Relativos a hardware/software especificados no Apêndice E 
81

 O processo de otimização varia a cada tentativa. Para avaliação do tempo o algoritmo foi executado cinco 

vezes, com menor tempo de execução de 10,77s e maior tempo de execução de 11,19s. Os parâmetros utilizados 

no S.A. foram: temperatura inicial (T0) = 1000; temp. mínima = 0,1; coeficiente de resfriamento (α) = 0,9. 
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Figura 4.2 – Comparação dos grupos definidos no conjunto de dados sintetizados pelo método FZI 

(inferior, esquerda), Agrupamento UPGMA sem otimização (inferior, centro) e Agrupamento UPGMA 

com otimização (inferior, direita) com os grupos gerados originalmente (gráfico superior). Fonte: 

Elaborada pelo autor. 

A comparação dos agrupamentos obtidos pelas três técnicas com o agrupamento 

sintético original mostra a melhor correlação pós-otimização que as duas outras técnicas. É 

possível verificar que o agrupamento com otimização reconheceu a existência de duas curvas 

distintas das demais e as agrupou coerentemente (grupo 4, UPGMA OTM) apesar destas 

curvas possuírem parâmetros de agrupamentos não tão distintos, pois as mesmas foram 

mantidas em um mesmo agrupamento pelas outras técnicas (grupo 3, FZI e UPGMA sem 

OTM). Além de reconhecer a existência de curvas distintas com parâmetros não muito 

distantes, a técnica com otimização foi capaz de interpretar como parte de um agrupamento 

maior uma curva que estava sendo considerada em um agrupamento unitário pelas demais 

Agrupamento Original 

FZI UPGMA sem OTM UPGMA OTM 
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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 não foram adequadamente caracterizadas nem pelas técnicas 

tradicionais (pois possuíam parâmetros de agrupamento não coerentes com estes grupos) nem 

pela técnica com otimização (pois possuíam curvas com características que a correlacionam 

melhor com outro grupo). Porém, isto não desabona o resultado da técnica com otimização, 

pois para a simulação, grupos cujas características resultem em curvas mais semelhantes são 

sempre mais adequados, desde que, é claro, tenham repetibilidade estatística. Considerando 

uma escolha adequada dos parâmetros de dispersão em relação ao escoamento no 

reservatório, a menor dispersão das curvas de cada grupo resulta em menor incerteza na 

aplicação das curvas em cada célula do modelo do reservatório. O impacto desta redução da 

dispersão na redução de incerteza evidentemente depende do próprio impacto da 

permeabilidade relativa sobre o escoamento no reservatório, como poderá ser observado mais 

adiante quando forem apresentados os resultados de simulação em modelos de reservatórios 

com os grupos gerados com dados reais. 

Na Figura 4.3 são apresentados os resultados dos agrupamentos em relação a cada um 

dos grupos. Também são apresentados nesta figura, em curvas pretas, os intervalos de 

confiança da média de cada um dos grupos. A curva representativa (calculada pela média 

neste trabalho) possui linha contínua, a curva otimista, linha pontilhada e a curva pessimista, 

linha traço-ponto. Os grupos unitários, gerados pelas técnicas de agrupamento UPGMA sem 

otimização, utilizando apenas FZI ou o espaço n-dimensional descrito na Tabela 4.3, não 

possuem intervalos de confiança estimados pois o desvio padrão não tem como ser avaliado. 
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FZI UPGMA sem otimização UPGMA com otimização 

   

Figura 4.3 – Grupos definidos no conjunto de dados sintetizados pelo método FZI (esquerda), 

Agrupamento UPGMA sem otimização (centro) e Agrupamento UPGMA com otimização (direita) – 

Gráficos individuais. Grupo 1: Primeira linha, Grupo 2: Segunda linha, Grupo 3: Terceira linha, Grupo 4: 

Quarta linha. As curvas pretas indicam os cenários limítrofes: curva média (preta contínua); otimista 

(pontilhada) e pessimista (traço-ponto). Os grupos unitários não têm avaliação do intervalo de confiança. 

Fonte: Elaborada pelo autor. 
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4.2 AVALIAÇÃO DE UM CONJUNTO REAL DE DADOS 

Um conjunto de curvas de permeabilidade relativa oriundas de reservatórios 

carbonáticos de petróleo obtidas em testes laboratoriais em condições semelhantes às do 

reservatório foi selecionado para que a metodologia proposta pudesse ser testada para a 

determinação de agrupamentos em função das características das amostras relacionadas às 

curvas.  

Os dados utilizados são apresentados na Tabela A. no Apêndice A. Os resultados com 

os pesos aplicados aos parâmetros para o agrupamento sem otimização, com otimização livre 

e com otimização com penalização são apresentados na Tabela 4.5, na Figura 4.5 e na Figura 

4.6. 

 

Figura 4.4 – Curvas de permeabilidade relativa de reservatório real. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Para obtenção 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 não apresentou os 
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melhores resultados para as tentativas realizadas, no entanto, como se trata de um método 

dependente da estimativa inicial aleatória, é possível que ele seja capaz de obter resultados 

melhores. Os métodos WPGMA e UPGMA resultaram em agrupamentos iguais e o 

agrupamento pareado utilizando Person resultou em melhores agrupamentos em alguns casos 

e priores em outros.  

Foram utilizados como parâmetros de agrupamento as litofácies, que possuem 

correlação com a história geológica da formação do meio poroso, e o FZI, cujo cálculo já foi 

apresentado na equação (2.2) e que, como discutido na seção 2.1, possui correlação com a 

geometria do meio poroso. Em uma avaliação extensa de parâmetros, estes apresentaram bons 

resultados sem impor ao processo de otimização uma correlação direta entre a dispersão dos 

espaços de dispersão e de agrupamento, como seria o caso do Swi. 

 

FZI WPGMA sem otimização WPGMA com otimização 

   

Figura 4.5 – Grupos definidos pelo método de agrupamento WPGMA usando como parâmetro de 

agrupamento o FZI (à esquerda) usando o FZI + Litofácies (no centro) e FZI + Litofácies com otimização 

(à direita). Fonte: Elaborada pelo autor. 
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Em curvas de permeabilidade relativa referentes a meios porosos reais a avaliação 

visual não é tão simples quanto em agrupamento de curvas sintéticas. A variabilidade de 

curvas e da correlação destas com os parâmetros físicos associados ao escoamento em meio 

poroso é bastante grande e, por isso, os grupos, mesmo com melhoria significativa, ainda 

apresentam uma dispersão não desprezível, como pode ser observado na Figura 4.5, que 

apresenta os resultados do agrupamento tradicional (FZI), o WPGMA (FZI+Litofácies) e o 

WPGMA com otimização (FZI+Litofácies), e na Figura 4.6, que apresenta os resultados do 

agrupamento hierárquico utilizando Person como critério de ligação, com otimização 

(FZI+Litofácies) e novamente, para efeito de comparação, o agrupamento tradicional (FZI) e 

o WPGMA (FZI+Litofácies). 

 

FZI WPGMA sem otimização Pearson com otimização 

   

Figura 4.6 – Grupos definidos pelo método de agrupamento WPGMA usando como parâmetro de 

agrupamento o FZI (à esquerda) usando o FZI + Litofácies (no centro) e FZI + Litofácies com otimização 

(à direita). Fonte: Elaborada pelo autor. 
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A observação das curvas da Figura 4.5 e da Figura 4.6 também pode levar a conclusão 

da necessidade de um número maior de grupos, porém, como comentado na seção 2.2, o 

número de grupos natural é geralmente excessivo no caso do problema de agrupamento de 

permeabilidades relativas e existe sempre uma limitação quanto a capacidade do modelo de 

simulação e da disponibilidade de dados para caracterizar adequadamente um número grande 

de grupos. Neste caso foram utilizados três grupos em função da disponibilidade de análises 

de permeabilidade relativa, pouco dispersos em relação aos parâmetros de agrupamento para a 

identificação de um quarto grupo. 

O intervalo de confiança utilizado para a definição dos cenários otimista e pessimista foi 

o relativo a confiança da média, descrito pela equação (3.15), com nível de confiança de 80%. 

Tabela 4.5 – Estatística dos métodos aplicados aos dados reais. 

 
FZI (Através de 
Agrupamento 

WPGM) 

Agrupamento 
WPGMA sem 

otimização 

Agrupamento WPGMA 
com otimização e 

penalização (a=0,3) 

Agrupamento Pearson 
com otimização e 

penalização (a=0,3) 

Tempo de 
execução

82
 

0,0469s 2,4375s aprox. 73s
83

 aprox. 124s
84

 

 Qtd Dispersão* Qtd Dispersão* Qtd Dispersão* Qtd Dispersão* 

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%) 

Grupo 3 4 4,479 4 4,479 5 
2,496 (-
44,3%) 

6 2,900 (-35,3%) 

Dispersão 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 parênteses a comparação das avaliações de dispersão em relação à técnica utilizando somente FZI 

A Tabela 4.5 mostra a avaliação quantitativa dos agrupamentos utilizando os parâmetros 

de dispersão descritos na seção 3.3.2.1 e das métricas de dispersão apresentadas na seção 

3.3.3. Os resultados mostram uma significativa redução da dispersão em relação ao cenário de 

agrupamento utilizando apenas FZI (a comparação percentual com o cenário de utilização de 

FZI apenas está entre parênteses na tabela) mesmo quando a otimização está condicionada 

                                                 
82

 Relativos a hardware/software especificados no Apêndice E 
83

 O processo de otimização varia a cada tentativa. Para avaliação do tempo, o algoritmo foi executado cinco 

vezes, com menor tempo de execução de 71s e maior tempo de execução de 77s. Os parâmetros utilizados no 

S.A. foram: temperatura inicial (T0) = 1000; temp. mínima = 0,1; coeficiente de resfriamento (α) = 0,9. 

 
84

 O processo de otimização varia a cada tentativa. Para avaliação do tempo, o algoritmo foi executado cinco 

vezes, com menor tempo de execução de 120s e maior tempo de execução de 131s. Os parâmetros utilizados no 

S.A. foram: temperatura inicial (T0) = 1000; temp. mínima = 0,1; coeficiente de resfriamento (α) = 0,9. 
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pela equação de penalização. A diferença foi mais significativa no grupo 3, com uma redução 

de 44,3% na dispersão, o que resultou em uma redução global de dispersão de 23,1% com um 

aumento desejável do Dunn Index (DI) de 53,2% com um aumento indesejável de 11,1% no 

Davies-Bouldin Index (DBI). Este resultado negativo quanto ao DBI ocorreu pois o processo 

de otimização buscava neste caso a redução da dispersão. Em outro conjunto de resultados 

cuja otimização buscava a otimização do DI usando a correlação de Pearson como métrica de 

distância no agrupamento, resultou em uma redução de dispersão global de 19,9% com um 

aumento desejável do DI de 100,6% e uma redução desejável do DBI de 2,0%. 

Percebe-se pela Tabela 4.5 que os tempos de execução são significativamente maiores 

neste caso, quando comparados com o caso de dados sintéticos, apresentado na Tabela 4.4. 

Existe um aumento no número de curvas e, para o caso do agrupamento WPGMA com e sem 

otimização, estes estão lidando com dados simbólicos (litofácies) que demandam a conversão 

em dimensões de agrupamento. No entanto, sem dúvida este código tem espaço para melhoria 

de eficiência, tanto pela adoção de um algoritmo mais elaborado, quanto pela adoção de uma 

linguagem de programação mais adequada. 

4.3 APLICAÇÃO EM MODELO DE SIMULAÇÃO 

Para a indústria do petróleo, as curvas de permeabilidade relativa têm como objetivo 

modelar o escoamento dos fluidos presentes no reservatório de modo a avaliar a melhor 

estratégia de explotação. Com este intuito, estas curvas são utilizadas em células de modelos 

do reservatório discretizado, onde são simuladas as produções, injeções e pressões dos 

fluidos. 

O impacto da curva de permeabilidade relativa varia significativamente de reservatório 

para reservatório, de malha de drenagem
85

 para malha de drenagem, também em função das 

características dos fluidos e de outras características do projeto de explotação.  

Para a avaliação do impacto da redução da incerteza das curvas de permeabilidade 

relativa representativa dos grupos foram utilizados três modelos de reservatório, resumidos na 

Tabela 4.6, cujas características os colocam em situações bem distintas quanto ao impacto da 

                                                 
85

 Malha de drenagem é o conjunto das localizações e características de poços injetores e produtores 

especificados no projeto de explotação. 
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permeabilidade relativa sobre seus comportamentos, como poderá ser observado pelos 

resultados. 

Tabela 4.6 – Características dos modelos utilizados na avaliação. 

Modelo Característica 

Aleatório Células com propriedades e rocktyping aleatoriamente aplicados 

“Layer-Cake
86

” baixo 
contraste 

Três camadas distintas e homogêneas internamente, com permeabilidades 
variando com menor contraste comparado ao caso de alto-contraste  

“Layer-Cake” alto 
contraste 

Três camadas distintas e homogêneas internamente, com permeabilidades 
variando com maior contraste comparado ao caso de baixo-contraste, uma 

das camadas podendo ser considerada uma super-k
87

 

Em todos os casos a simulação utilizou-se do modelo black-oil, baseado na equação 

C.29, em um simulador comercial
88

 de escoamento em reservatórios. A malha de drenagem se 

baseou em um esquema “five-spot” que se refere à localização dos poços de produção nos 

quatro cantos de um quadrado e um poço de injeção no centro deste quadrado. Em função da 

simetria do problema, para a simulação deste modelo foi utilizada uma seção deste modelo
89

, 

como mostrado na Figura 4.7.  

 

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

                                                 
86

 Nome dado em inglês, mas usado no Brasil também, para designar um modelo de distribuição do meio poroso 

em camadas distintas e internamente homogêneas, como as camadas de um bolo. 
87

 Designação de camadas de permeabilidades significativamente mais altas que as contíguas, sendo, portanto, 

principais vias de escoamento dos fluidos. 
88

 IMEX da CMG (http://www.cmgl.ca/software/imex2014, última visita 20/08/2015) 
89

 No caso do modelo aleatório uma simetria artificial é imposta pelo recorte, mas é possível considerar também 

que neste caso a simulação representa uma malha de apenas um par de poços (um injetor e um produtor) em uma 

região com barreiras de fluxo. 

Poço Injetor 

Poço 

Produtor 
Recorte 

simulado 
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Cada modelo do reservatório foi avaliado utilizando os cenários limítrofes otimistas e 

conservadores obtidos através da técnica tradicional do FZI e através da otimização do 

agrupamento WPGMA com dois parâmetros (FZI e litofácies), cujos resultados foram 

apresentados na Figura 4.5 e na Tabela 4.5. 

Os parâmetros utilizados na simulação estão apresentados na Tabela 4.7. 

Tabela 4.7 – Parâmetros de simulação. 

Parâmetro Modelo Aleatório 
“Layer-Cake” baixo 

contraste 
“Layer-Cake” alto 

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 % 

Razão permeabilidade 
horizontal/vertical 

0,1 0,1 0,1 

Período Simulado 30 anos 

Vazão de injeção 20.000 bbl/dia 

Pressão Máxima de Injeção 8000 psi 

Pressão Mínima de Fundo (produtor) 3500 psi 

4.3.1.1 Reservatório com propriedades aleatoriamente distribuídas 

A geração do modelo do reservatório com propriedades distribuídas seguiu a seguinte 

sequência de procedimentos: 

a) a média e desvio padrão das propriedades de permeabilidade absoluta e porosidade 

efetiva foram definidas em função da litofácies de cada amostra com curva de 

permeabilidade relativa analisada neste trabalho; 

b) uma litofácies foi atribuída aleatoriamente a cada célula do modelo; 

c) a permeabilidade e porosidade foram atribuídas às células de modo a respeitar a 

estatística obtida no item a); 

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

atribuídas. 

O resultado da geração deste modelo é mostrado na Figura 4.8, abaixo. 
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 Figura 4.8 – Distribuição do Rocktyping das células de simulação do modelo de reservatório com 

propriedades aleatoriamente distribuídas. As células em branco foram definidas com permeabilidade nula. 

Fonte: Elaborada pelo autor. 

A redução da incerteza na produção para este reservatório com propriedades 

aleatoriamente distribuídas é perceptível quando avaliada em relação à curva de água 

produzida, mas inexistente com relação à curva de óleo produzido (NP), como se observa na 

Figura 4.9. A imposição do escoamento do fluido por diversas células de rocktypes diferentes 

entre o poço 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 redução de incerteza apresentada pela técnica proposta nesta tese ocorreu 

prioritariamente no grupo 3, de maior permeabilidade, o comportamento médio minimiza o 

impacto da redução da incerteza em um reservatório que tem este tipo de característica, 

quando comparado com reservatórios layer-cake que privilegiam altas permeabilidades. Além 

desta homogeneização do impacto dos três rocktypes, pode-se observar que a geração 

aleatória das propriedades resultou em uma menor quantidade de células do RT3, justamente 

o que possuía a menor redução da dispersão com a utilização da técnica otimizada. 

RT1 

RT2 

RT3 

Poço 

Produtor 

Poço Injetor 

Camada 1 

Camada 2 

Camada 3 
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 Figura 4.9 – Produção acumulada de água (à esquerda) e óleo (à direita) relativas às curvas otimistas e 

pessimistas do modelo de rocktyping tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um 

reservatório com propriedades distribuídas aleatoriamente. Fonte: Elaborada pelo autor. 

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

 
Figura 4.10 – Modelo de reservatório layer-cake de baixo contraste. Fonte: Elaborada pelo autor. 
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A simulação do escoamento nos reservatórios “layer-cake”, propostos neste texto e 

esquematizados na Figura 4.10 e na Figura 4.12, apresentaram uma maior sensibilidade às 

curvas de permeabilidade relativa. Esta característica potencializa a redução da incerteza nos 

resultados de produção com a aplicação da técnica proposta nesta tese, mostrando resultados 

mais significativos que no caso do modelo de propriedades aleatoriamente distribuídas deste 

trabalho
90

. 

O impacto da redução da incerteza para este reservatório layer-cake de menor contraste 

de permeabilidade (Figura 4.10) fica claro na Figura 4.11, tanto para a produção acumulada 

de óleo quanto para a produção acumulada de água. 

 

 Figura 4.11 – Produção acumulada de água (à esquerda) e óleo (à direita) relativas às curvas otimistas e 

pessimistas do modelo de rocktyping tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um 

reservatório layer-cake com baixo contraste de permeabilidade. Fonte: Elaborada pelo autor. 

                                                 
90

 Não há nenhuma pretensão deste texto quanto à avaliação da sensibilidade de cada tipo de reservatório às 

curvas de permeabilidade relativa, que não poderia ser realizada com um único caso de reservatório com 

propriedades aleatoriamente distribuídas. 
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4.3.1.3 Reservatório “layer-cake” com alto contraste de permeabilidade 

Na Figura 4.12 é esquematizado o modelo de um reservatório com uma camada “super-

k”. Esta camada, no caso do modelo testado, intermediária, possui uma permeabilidade 

bastante superior às demais, resultando em um escoamento preferencial dos fluidos por esta 

camada. 

 
Figura 4.12 – Modelo de reservatório layer-cake de alto contraste. Fonte: Elaborada pelo autor. 

Na Figura 4.13 pode-se observar que para este modelo há uma significativa redução de 

incerteza relativa à produção de óleo, com uma pequena redução da incerteza relativa à 

produção de água. Esta dicotomia é explicada pela canalização do reservatório na camada 

super-k levando a uma produção de água próxima ao valor de injeção de água, como 

mostrado na Figura 4.14 (em comparação com o valor máximo de injeção mostrado na Tabela 

4.7). A pequena diferença em relação ao total injetado (ao final de 30 anos), que é difícil de 

ser observada no gráfico de produção de água, é derivada da produção de óleo, e nesta, pode-

se observar que há uma expressiva diferença entre os resultados apresentados pelo modelo 

tradicional e pelo modelo otimizado. 

A pequena redução de incerteza na produção acumulada de água ao final de 30 anos 

pode esconder uma importante redução de incerteza presente na curva de produção de água: o 

tempo de breakthrough da água nos poços produtores. Este parâmetro é muito importante 

para a avaliação econômica do projeto e, como fica claro na Figura 4.14, existe uma grande 

incerteza quando se usa o agrupamento baseado no FZI que é reduzida consideravelmente 

quando se usa o agrupamento otimizado. 
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 Figura 4.13 – Produção acumulada de água (à esquerda) e óleo (à direita) relativas às curvas otimistas e 

pessimistas do modelo de rocktyping tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um 

reservatório layer-cake com camada super-k. Fonte: Elaborada pelo autor. 

 

 Figura 4.14 – Produções de água relativas às curvas otimistas e pessimistas do modelo de rocktyping 

tradicional (FZI) e do modelo de rocktyping otimizado para um reservatório layer-cake com camada super-

k. Fonte: Elaborada pelo autor. 
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4.3.1.4 Comparação dos resultados 

Para avaliação da redução da incerteza utilizou-se a redução da dispersão entre cenários 

otimistas e pessimistas ao final do trigésimo ano de produção, relativo à média entre estes 

cenários, isto é, 

 ∆𝜉 =
(𝑃𝑟𝑜𝑑𝑂𝑇𝑀_𝐹𝑍𝐼 − 𝑃𝑟𝑜𝑑𝑃𝑆𝑀_𝐹𝑍𝐼) − (𝑃𝑟𝑜𝑑𝑂𝑇𝑀_𝑂 − 𝑃𝑟𝑜𝑑𝑃𝑆𝑀_𝑂)

(𝑃𝑟𝑜𝑑𝑂𝑇𝑀_𝐹𝑍𝐼 + 𝑃𝑟𝑜𝑑𝑃𝑆𝑀_𝐹𝑍𝐼) 2⁄
  , (4.3) 

onde 𝑃𝑟𝑜𝑑 é volume acumulado do fluido produzido, óleo ou água, ao final do trigésimo ano 

de produção, 𝑃𝑆𝑀 indica o cenário pessimista, 𝑂𝑇𝑀 o otimista, _𝐹𝑍𝐼 a técnica tradicional e 

_𝑂 a técnica que utiliza a otimização proposta nesta tese. 

Os resultados de redução são apresentados nas figuras relativas à produção acumulada 

de água e óleo dos três modelos (Figura 4.9, Figura 4.11 e Figura 4.13) e sumarizada na 

Tabela 4.8, abaixo. 

Tabela 4.8 – Redução da dispersão na produção em função do uso da técnica de agrupamento otimizada. 

Modelo ∆𝝃 Água (%) ∆𝝃 Óleo (%) 

Aleatório 23,4 -0,95 

“Layer-Cake” baixo contraste 91,7 22,2 

“Layer-Cake” alto contraste 6,1 40,1 
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CAPÍTULO 5  
DISCUSSÕES: CUIDADOS E PROBLEMAS 

5.1 AGRUPAMENTO INDUZIDO PELA AMOSTRAGEM E CARACTERIZAÇÃO 

ESTRATIFICADA  

Por ser um ensaio caro e demorado, a quantidade de análises de permeabilidade relativa 

disponível para caracterização do reservatório é geralmente pequena. Em função disso as 

amostras para estas análises são selecionadas seguindo critérios não aleatórios. Geralmente as 

amostras são selecionadas em função de grupos (estratos) considerados representativos. Este 

agrupamento original pode impactar no resultado do agrupamento otimizado proposto neste 

trabalho.  

A correlação entre a dispersão e o número de indivíduos em cada agrupamento, com 

aumento da dispersão em grupos com número pequeno de amostras, tanto utilizando a 

equação de penalização (3.11) ou utilizando a distribuição t-Student, leva a técnica a 

considerar parâmetros com boa caracterização como bons parâmetros. Como exemplo, se um 

determinado reservatório teve todas as litofácies caracterizadas igualmente bem 

caracterizadas, os grupos resultantes do agrupamento por litofácies serão 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 otimização. 

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

da função de penalização e da técnica de t-Student e avaliar criticamente os resultados. 

5.2 UTILIZAÇÃO DE UM MESMO PARÂMETRO NOS ESPAÇOS DE AGRUPAMENTO E 

DISPERSÃO 

Alguns parâmetros são válidos como parâmetros de agrupamento, pois estão presentes 

no modelo geológico antes da aplicação do rocktyping e têm possível impacto sobre a 

propriedade derivada do rocktyping (a permeabilidade relativa no caso deste texto), mas 

também são válidos como parâmetros de dispersão pois são características da descrição da 
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propriedade derivada. No caso da permeabilidade relativa, a saturação de água conata ou 

inicial, que pode ser atribuída ao modelo geológico em função de resultados de perfilagem 

nos poços ou por modelagem da pressão capilar no reservatório, e a permeabilidade efetiva ao 

óleo nesta mesma saturação, que pode ser atribuída em função de resultados de testes de 

produção ou injeção de fluidos no reservatório, podem ser duas características válidas para 

uso tanto como parâmetro de dispersão como parâmetro de agrupamento. 

O problema com o uso de parâmetros em ambos os espaços é que o bom agrupamento 

destes parâmetros, dependendo da técnica de agrupamento utilizada, resulta necessariamente 

na redução da dispersão relativa destes. Como resultado, o aumento do peso que este 

parâmetro tem no agrupamento é diretamente relacionado com uma redução da dispersão no 

espaço de dispersão, artificialmente aumentado a importância destes parâmetros em relação 

escopo de parâmetros de agrupamento. 

A utilização de algum parâmetro conjuntamente no espaço de agrupamento e no espaço 

de dispersão pode resultar em agrupamentos de grande qualidade, pois a possibilidade de que 

um parâmetro de descrição da curva possa ter correlação com os outros parâmetros da curva 

não é desprezível. Estando este parâmetro de descrição também disponível no modelo do 

reservatório é até recomendável que se avalie o agrupamento com o uso deste parâmetro. No 

entanto, pelos problemas mencionados, esta avaliação deve ser cuidadosa e criteriosa, 

rechaçando-se resultados que tiveram minimização exagerada da dispersão relativa neste 

parâmetro, mas com curvas bastante dispersas em outros parâmetros de descrição, além de 

avaliar se o algoritmo não está desprezando parâmetros potencialmente importantes.  

5.3 TRATAMENTO DE PONTOS ISOLADOS (OUTLIERS) 

5.3.1 Manutenção ou remoção de outliers 

Os outliers neste tipo de avaliação, onde é necessário avaliar grupos com “causas” e 

“efeitos” semelhantes, devem ser avaliados nos dois espaços correspondentes, os espaços de 

agrupamento e dispersão, respectivamente. 

Pontos isolados no espaço de agrupamento representam uma má amostragem para a 

determinação das propriedades derivadas (no caso deste texto, a permeabilidade relativa), pois 
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não foram analisadas amostras suficientes para determinar o comportamento de meios porosos 

semelhantes ao ponto isolado. Caso as propriedades derivadas sejam semelhantes para todos 

os pontos que farão parte do grupo com este outlier, ele pode ser mantido na avaliação de 

pertinência dos grupos, gerando grupos que possuem um domínio disperso e uma imagem 

compacta. Isto é coerente com a pequena sensibilidade da propriedade derivada em relação às 

propriedades selecionadas para o agrupamento e deve ser levado em consideração. Este fato 

permite inclusive uma avaliação (laboratorial ou analítica) menos extensiva das propriedades 

derivadas. Por outro lado, caso o outlier no espaço de agrupamento tenha também a 

propriedade derivada isolada (no espaço de dispersão), este ponto deve ser tratado em 

separado. Isto é, este indivíduo deve ser considerado um grupo unitário, e deixado de fora da 

avaliação dos grupos restantes pelo processo de otimização. Como a incerteza destes grupos 

unitários é muito grande, recomenda-se a caracterização de amostras semelhantes para a 

minimização da incerteza. 

Em função da multiplicidade de fatores que influenciam as curvas de permeabilidade 

relativa e da complexidade da relação entre estes e o escoamento multifásico no meio poroso, 

mesmo rochas com um conjunto de propriedades (disponíveis no modelo geológico) 

semelhantes pode possuir curvas de permeabilidade relativa significativamente distintas. Isto 

é, podem existir outliers no espaço de dispersão relacionados a indivíduos com propriedades 

semelhantes no espaço de agrupamento. Deve-se tomar muito cuidado neste caso. É possível 

que a dispersão no espaço relativo às propriedades derivadas seja função de erros na 

caracterização destas e, neste caso, deve-se remover os pontos problemáticos da análise. Por 

outro lado, se a dispersão for resultado de incerteza da análise, condições de ensaio distintas 

(mas representativas) ou resposta real do meio poroso, a remoção do ponto isolado irá reduzir 

artificialmente e equivocadamente a incerteza associada ao agrupamento. 

5.3.2 A avaliação da dispersão de grupos unitários 

O processo de otimização avalia a dispersão dos grupos gerados com o objetivo de 

minimizá-la, mas esta avaliação encontra uma dificuldade quando surgem grupos unitários. 

Em grupos unitários, a média e o desvio padrão da amostra perdem o sentido enquanto o 

desvio padrão da população não é nem definido. 
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Neste trabalho os grupos individuais têm a dispersão tratada pela equação de 

penalização, no entanto esta equação traz inconvenientes já mencionados anteriormente neste 

capítulo e em capítulos anteriores, como a indução a um agrupamento com grupos de tamanho 

médio. 

O grupo unitário pode ser representativo dos dados e deve ser tratado com cuidado, 

como comentado na seção anterior. A simples aplicação de tratamentos matemáticos como o 

proposto neste texto pode impor a inclusão em um grupo da curva representativa de um meio 

poroso realmente distinto dos demais indivíduos do grupo. 

A definição das curvas limítrofes (do intervalo de confiança) para estes grupos unitários 

é um problema pois não há modo objetivo de fazê-lo, mas recomenda-se, a não ser que hajam 

informações que possam indicar o contrário, que se atribuam intervalos de confiança bastante 

grandes, aproximando-se do limite do razoável para curvas de permeabilidade relativa. Esta 

abordagem permitiria que a inclusão de novos dados resultasse no resultado coerente de 

redução da incerteza do agrupamento. A determinação de curvas limítrofes em casos como 

estes é tratada na seção seguinte. 

5.4 DETERMINAÇÃO DE CURVAS DE PERMEABILIDADE RELATIVA LIMÍTROFES DO 

INTERVALO DE CONFIANÇA EM GRUPOS PEQUENOS 

Em grupos com poucos dados a incerteza pode ser tão significativa que a aplicação de 

técnicas estatísticas para a determinação do intervalo de confiança pode resultar em curvas 

não razoáveis ou até impossíveis. Evidentemente estes cenários de incertezas são irreais, pois 

as curvas reais devem ser encontradas dentro de limites razoáveis. 

Para evitar este tipo de comportamento é recomendável selecionar ou sintetizar curvas 

que possam ser consideradas limites superiores de incerteza para um determinado 

reservatório. Neste trabalho estas curvas serão chamadas de curvas LK (de “Low-

Knowledge”). A construção destas curvas tem alguma subjetividade e depende da experiência 

e do conhecimento do analista que está propondo as curvas, no entanto algumas 

recomendações podem ser seguidas: 



 

 

137 

 

a) usar equações paramétricas simples, como por exemplo as curvas de Corey (3.5), para a 

sintetização das curvas LK, pois geralmente não há base de conhecimento para 

selecionar curvas com formato não usual; 

b) a dispersão das curvas medidas do grupo deve ser considerada como um limite inferior 

de dispersão; 

c) caso seja viável ser calculado, o intervalo de confiança deve ser considerado sempre que 

as curvas geradas sejam razoáveis; 

d) dependendo do conhecimento do reservatório os limites de confiança devem ser 

expandidos ou retraídos, sempre tendo em mente que o aumento no número de dados de 

um certo conjunto deve sempre resultar em uma redução da incerteza associada àquele 

grupo. 
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CAPÍTULO 6  
CONCLUSÕES 

O uso de classes de rocha específicas para permeabilidade relativa (rocktypes 

dinâmicos) é importante, pois as classes de rocha tradicionais não são capazes de capturar 

toda a complexidade e variabilidade das curvas de permeabilidade relativa. No entanto existe 

uma grande dificuldade na definição das correlações que resultem em uma boa determinação 

de classes para permeabilidade relativa. Esta dificuldade é natural, pois a permeabilidade 

relativa é resultado de interações extremamente complexas entre os fluidos, entre os fluidos e 

o meio poroso e destes com as condições ambientais. 

Para abordar o problema foi apresentada uma técnica inédita de acoplamento entre 

algoritmos de agrupamento e de otimização aplicados a espaços vetoriais distintos, um para 

determinação dos agrupamentos, o “Espaço de Agrupamento”, e outro para medição da 

dispersão dos grupos de permeabilidade relativa gerados, o “Espaço de Dispersão”. 

Métodos de agrupamento são capazes de encontrar padrões de agrupamento em 

conjuntos de dados em espaços de grande dimensão, enquanto a capacidade humana de 

identificação de padrões se limita a espaços, no máximo, tridimensionais. Porém, em relação 

ao problema de agrupamento de permeabilidades relativas, o uso de métodos de agrupamento 

sozinhos não resolve o problema, pois agrupar os dados em função das propriedades presentes 

no modelo do reservatório não garante bons grupos de permeabilidade relativa. Por outro 

lado, a aplicação destes métodos em relação a propriedades das curvas de permeabilidade 

relativa não permite o uso dos grupos gerados no modelo do reservatório. 

A proposta de usar o método de agrupamento em função dos parâmetros presentes no 

modelo do reservatório acoplado a uma técnica de otimização que modifica o espaço de 

agrupamento, mudando assim os agrupamentos, de forma a minimizar a dispersão das curvas 

de permeabilidade relativa nos grupos gerados, resolve o problema da aplicação da técnica de 

agrupamento no problema. 

Os resultados da comparação da utilização de técnicas tradicionais da indústria de 

petróleo, com técnicas de agrupamento sem otimização e com otimização mostra a grande 

vantagem das técnicas de agrupamento e principalmente do acoplamento desta com técnicas 

de otimização. 
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A avaliação 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 

geológico podem indicar agrupamentos distintos. A técnica tradicional de agrupamento por 

FZI e o agrupamento sem otimização foram induzidas pelos dados a gerar grupos 

inconsistentes, enquanto a técnica com a associação da avaliação da dispersão de 

permeabilidade relativa foi a única capaz de evitar o problema. 

A aplicação da técnica proposta nesta tese em um conjunto de curvas reais mostrou uma 

redução de 23,1% da dispersão média das curvas de permeabilidade relativa. Este resultado 

aplicado na simulação de escoamento em modelos de reservatório apresentou redução de 

incerteza de 91,7% em relação à produção acumulada de água em um dos casos avaliados e 

redução de 40,1% na incerteza relativa à produção acumulada de óleo em outra simulação. 

A estrutura de um rocktyping deve estar sempre baseada em dois pilares: a definição do 

agrupamento e a determinação das propriedades representativas do rocktype (chamadas aqui 

de propriedades derivadas). Por isso, além da definição dos agrupamentos, também foi 

proposta uma metodologia igualmente inédita para determinação dos intervalos de confiança 

das permeabilidades relativas representativas dos grupos gerados. Esta metodologia se baseia 

na aplicação de conceitos estatísticos de intervalo de confiança utilizando funções de 

distribuição de probabilidades conhecidas, mais especificamente a função de distribuição de t-

Student que é dependente da quantidade de dados disponíveis para a estatística. Quantidades 

pequenas de dados são penalizados com um aumento do intervalo de confiança para um 

mesmo nível de confiabilidade. 

A aplicação desta técnica estatística permitiu a determinação mais coerente e embasada 

dos cenários de incerteza para as curvas de permeabilidade relativa dos grupos do 

agrupamento. 
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CAPÍTULO 7  
TRABALHOS FUTUROS 

Como desenvolvimento futuro cita-se a implementação da utilização de equações 

genéricas para a definição das bases dos espaços de dispersão e agrupamento. A possibilidade 

de aplicação destas equações foi citada neste texto mas não chegou a ser implementada, pois 

demandaria um tempo adicional significativo, tanto para o desenvolvimento do algoritmo 

quanto para a interpretação dos resultados. Outro ponto desejável é a avaliação das diversas 

métricas, métodos de agrupamento e de otimização de modo a obter o conjunto mais 

adequado de ferramentas para o uso da metodologia proposta para o problema abordado. 

A determinação da curva média de permeabilidade relativa pela média das diversas 

curvas adimensionalizadas presentes em um determinado agrupamento é razoavelmente 

adequada quando as diversas curvas são muito próximas, mas não tem um fundamento físico 

sólido para o uso em agrupamentos de grande dispersão. Não foi encontrado na literatura um 

método mais adequado, mas este poderia ser o objetivo de trabalhos futuros. 

Dependendo do espaço de agrupamento, pode ser útil identificar os grupos não apenas 

buscando uma minimização da distância entre seus elementos, como foi o objetivo das 

técnicas de agrupamento utilizadas neste texto, mas também encontrar correlações entre os 

dados. A avaliação do uso de técnicas de agrupamento que têm objetivos distintos, bem como 

a mesclagem de técnicas distintas em relação às diversas dimensões do espaço de 

agrupamento pode trazer boas contribuições para a determinação dos melhores agrupamentos 

de dados. 

Outro ponto recomendado para trabalhos futuros é a abordagem de tratamento de 

rótulos (informações não-numéricas) utilizando métricas de similaridade especiais, cujo 

resultado seria unitário para rótulos distintos e nulo para rótulos iguais. A vantagem do uso 

deste tipo de métrica é a manutenção da dimensão do espaço e a desvantagem é a necessidade 

de utilização de métricas específicas para cada dimensão do espaço. 

A deformação do espaço de agrupamento pode trazer informações úteis sobre a 

correlação entre causas (dimensões do espaço de agrupamento) e efeitos (qualidade dos 

agrupamentos no espaço de dispersão). Para permitir uma avaliação mais robusta desta 

deformação seria necessário que as dimensões do espaço de agrupamento que não se 

relacionassem de forma causal com as propriedades do espaço de dispersão fossem contraídas 
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pela técnica de otimização. Isso atualmente não está implementado e, se for feito, deve-se 

tomar o devido cuidado para evitar que o algoritmo de otimização não deixe de buscar 

soluções ótimas globais. 

Não foi introduzida no processo de agrupamento, nem no processo de avaliação de 

incertezas das curvas representativas, a incerteza experimental da determinação das curvas de 

permeabilidade relativa. Este ponto é importante para a estimativa mais precisa da incerteza 

apresentada neste texto e é recomendável ser abordado em trabalhos futuros. 

Também foram citadas no texto possíveis aplicações desta metodologia em outros 

problemas relacionados ou não com a avaliação de reservatórios. Estas aplicações teriam que 

ser validadas em trabalhos futuros, corroborando ou não com a avaliação inicial da 

aplicabilidade da técnica. 

A adaptação de técnicas de redes neurais com aprendizagem por reforço para a solução 

do problema abordado nesta tese também é uma linha de trabalho com bom potencial de 

sucesso. Apesar da desvantagem citada no texto, é possível que, por outro lado, esta técnica 

tenha vantagens em eficiência e eficácia sobre a proposta atual. Apenas a implementação 

desta nova versão desta técnica poderia responder estas questões. 
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APÊNDICE A  

DADOS E RESULTADOS DOS CONJUNTOS TESTADOS 

Este apêndice contêm as propriedades petrofísicas e litológicas das amostras analisadas, 

listadas na Tabela A.1 como parâmetros de agrupamento (“Agrup.”) e parâmetros de 

dispersão (“Disp.”). 

A porosidade da amostra analisada é representada por , e a permeabilidade absoluta 

por kabs. O Swi, como comentado anteriormente, é a saturação de água inicial, condição em que 

a água contida no meio poroso é imóvel por efeitos capilares ou por descontinuidade, isto é, 

por não estar isolada da entrada e da saída do meio poroso por outros fluidos. A 

permeabilidade relativa ao óleo na saturação de água inicial é representada por kro@Swi e a 

permeabilidade à água na saturação de óleo residual por krw@Sor, onde Sor é a saturação de 

óleo residual, condição em que óleo não é mais removido do meio poroso, ao menos pelo 

deslocamento primordialmente viscoso imposto na determinação das curvas de 

permeabilidade relativa.  

Tabela A.1 – Dados de amostras e parâmetros de agrupamento e de forma (para avaliação da dispersão) 

utilizados nos testes apresentados neste texto. 
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      Agrup.*       Disp. Disp. Disp. Disp. Disp. Agrup. 424 453 425 444 

1 299,2 13,6 1 0,441 1 37,8 24,9 0,441 37,4 16,1 0,158 9,36 2 1 2 2 

2 147 14,2 1 0,153 0,384 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 0,479 24,6 26,3 0,52 49,2 24,4 0,166 2,04 1 2 3 1 

7 155 12,7 3 0,395 0,739 34,9 26,7 0,535 38,4 9,3 0,157 7,54 1 1 3 1 

8 182 12 1 0,332 0,599 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 14,5 0,125 10,24 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 0,594 52,2 30,7 0,081 3,85 1 2 1 1 
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      Agrup.*       Disp. Disp. Disp. Disp. Disp. Agrup. 424 453 425 444 

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 0,849 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 44,6 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 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 25,3 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 0,377 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 0,183 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 

28 737,9 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 0,523 39,3 25,9 0,442 34,8 10,7 0,113 6,27 1 1 1 1 

30 335 12 1 0,252 0,485 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 35,8 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 4,9 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 são descritos como os parâmetros foram utilizados nos espaços de agrupamento e dispersão e 

o número da otimização relativo ao resultado escolhido.  

* No caso do processo de agrupamento FZI, apenas o FZI foi utilizado no espaço de agrupamento.   
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APÊNDICE B  

CÁLCULO DA DISTÂNCIA ENTRE CENTROIDES DOS GRUPOS 

As fórmulas utilizadas na literatura para a atualização da tabela de distâncias entre 

grupos ponderada (UPGMA) e não-ponderada (WPGMA) é válida para o cálculo da distância 

dos centroides dos grupos em espaços unidimensionais, mas não são exatas em espaços de 

dimensões maiores. Este não é um erro, pois por definição estas medidas de distância entre os 

grupos (WPGMA e UPGMA) são realizadas pela média aritmética. A medição da distância 

entre os grupos pela distância entre os seus centroides é também uma possibilidade de métrica 

utilizada pelos critérios de ligação WPGMC (Unweighted Pair-Groups Method using 

Centroids) e UPGMC (Weighted Pair-Groups Method using Centroids) 

Este apêndice contêm a dedução das fórmulas utilizadas no código para o cálculo de 

distância entre um ponto (1, na Figura B.1) e um segundo ponto (ponto 4) colinear com outros 

dois pontos (2 e 3). Este cálculo é utilizado para que, após a formação de um grupo, o código 

não precise recalcular a tabela de distância (ou parte dela), mas simplesmente deduzir a 

distância ao novo ponto (d), a partir das três distâncias originais (a, b e c). 

 

 

Figura B.1 – Distância entre Pontos. Fonte: Elaborada pelo autor. 
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A lei dos cossenos é uma generalização do teorema de Pitágoras para triângulos 

quaisquer e tem a forma,  

 𝑐2 = 𝑎2  + 𝑏2 − 2 ∙ 𝑎 ∙ 𝑏 ∙ 𝑐𝑜𝑠(𝛼) , (B.1) 

e vale tanto para o triangulo 1-2-3, como mostrada na equação (B.1) como para o triângulo 1-

2-4, com a forma,  

 𝑑2 = 𝑎2  + 𝑏𝑓
2 − 2 ∙ 𝑎 ∙ 𝑏𝑓 ∙ 𝑐𝑜𝑠(𝛼) , (B.2) 

onde 𝑏𝑓 é o segmento 2-4. 

Igualando o 𝑐𝑜𝑠(𝛼) chega-se a:  

 
𝑎2  + 𝑏𝑓

2 − 𝑑2

2 ∙ 𝑎 ∙ 𝑏𝑓
=

𝑎2  + 𝑏2 − 𝑐2

2 ∙ 𝑎 ∙ 𝑏
 , (B.3) 

que, pode ser usada para calcular a distância d, entre o ponto 1 e o ponto 4. 

 𝑑2 = 𝑎2  (1 −
𝑏𝑓

𝑏
) + 𝑏𝑓(𝑏𝑓 − 𝑏) + 𝑐2 (

𝑏𝑓

𝑏
) (B.4) 

Caso o segmento 1-4 seja a mediana referente ao lado 2-3 do triângulo 1-2-3, neste 

caso,  

 𝑏𝑓 =  
𝑏

2
 , (B.5) 

e a fórmula se reduz à formula do comprimento das medianas dada pelo teorema de 

Apollonius. 
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 𝑑2 =
𝑎2

2
−

𝑏2

4
+

𝑐2

2
 , (B.6) 

A matriz de distâncias calculadas para os métodos hierárquicos UPGMC e WPGMC 

podem ser recalculadas utilizando, de modo mais genérico, a equação (B.4) ou, para o caso 

WPGMC, a equação (B.6). 
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APÊNDICE C  

ESCOAMENTO EM MEIOS POROSOS 

Neste apêndice são discutidos os modelos e as equações usados para descrever o 

escoamento no meio poroso, desde a lei de Darcy, formulada empiricamente para 

escoamentos de água em leitos porosos, mas adequada posteriormente para escoamentos 

multifásicos com o conceito da permeabilidade relativa, passando pelas equações que 

modelam o comportamento da pressão no escoamento monofásico em reservatórios, a 

equação da difusividade e as equações usadas na simulação de escoamentos multifásicos em 

reservatórios. 

A LEI DE DARCY 

A Lei de Darcy para escoamentos monofásicos 

O escoamento monofásico em meios porosos pode ser descrito pela equação de Navier-

Stokes, no entanto, neste caso o problema teria que ser solucionado na escala de poros, o que 

é inviável para a avaliação de reservatórios. 
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Figura C.1 – Esquema original do experimento de Darcy para escoamento de água em meio poroso (leito 

de areia filtrante). Fonte: FREEZE (1994) 

Henry Darcy (Fancher, 1956), descrevendo experimento de filtração, como apresentado 

na Figura C.1, propôs, no apêndice D do seu livro sobre distribuição de água em Dijon 

(Darcy, 1856)
91

, uma correlação empírica para o balanço de quantidade de movimento de 

água escoando em um leito poroso vertical (Brown, 2005), dada por, 

 𝑞 =
𝐾𝐴

𝐿
(ℎ + 𝐿 − ℎ0) , (C.1) 

onde 𝑞 é a vazão volumétrica de água, 𝐴 é a área da seção transversal, 𝐿 é o comprimento do 

meio filtrante, ℎ e ℎ0  são, respectivamente, a altura de coluna de água (pressão) na entrada e 

saída do meio filtrante e 𝐾  é uma constante de proporcionalidade denominada condutividade 

hidráulica (Correa, 2006), dependente do fluido e do meio poroso. 

                                                 
91

 O texto original de Darcy, escrito em Francês, 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 correlação poderia modelar o escoamento 

monofásico de outros fluidos, em função da viscosidade destes (Honarpour, et al., 1986). 

Outra generalização importante da correlação apresentada por Darcy é o equacionamento 

apresentado de forma a modelar escoamentos em direções quaisquer
92

 (Bear, 1988), que pode 

ser escrito como 

 𝐮 = −
𝑘𝜌

𝜇
∇𝜑 , (C.2) 

onde 𝑘 é a constante de permeabilidade, agora independente do fluido e dependente apenas do 

meio poroso
93

, 𝜌 é a massa específica e 𝜇  a viscosidade dinâmica do fluido, que escoa a uma 

velocidade média aparente 𝐮. 

A velocidade é denominada aparente pois a lei de Darcy considera a área total da região 

porosa, incluindo sólidos, não apenas a área aberta ao fluxo. A componente da velocidade 

aparente 𝐮 na direção s e dada por: 

 𝑢𝑠 =
𝑞𝑠

𝐴𝑠
 , (C.3) 

onde 𝑞𝑠  é a vazão volumétrica que atravessa a fronteira de área total 𝐴𝑠  incluindo regiões 

sólidas e vazios da matriz porosa. A velocidade aparente se relaciona com a velocidade média 

intersticial dos fluidos que atravessam a mesma fornteira, 𝑣𝑠,  por: 

 𝑣𝑠 = ∅ 𝑢𝑠 , (C.4) 

                                                 
92

 O sinal negativo na equação generalizada de Darcy indica que a velocidade u tem sentido oposto ao gradiente 

do potencial φ 
93

 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 função do movimento intrínseco de suas moléculas, caso de fases 

gasosas a baixa pressão (efeito Klinkenberg, (JONES, 1972)). No caso do gás, cunhou-se o termo 

permeabilidade aparente para diferenciar a permeabilidade que é afetada pela pressão média do fluido, da 

permeabilidade absoluta, só dependente do meio poroso. 
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onde ∅ representa a proporção de espaço vazio no meio poroso, conhecida em hidrologia 

como porosidade. 

O termo 𝜑 na Eq. (C.2) designa um potencial escalar definido por HUBBERT (1940) 

como 

 𝜑 ≡
𝑝

𝜌
+ 𝑔𝑧 , (C.5) 

onde 𝑝 é o campo de pressões, 𝑔 é componente vertical da aceleração gravitacional e 𝑧 é a 

distância vertical. 

Outra forma bastante conhecida da lei de Darcy utiliza a pressão piezométrica 𝑃94, 

definida por 

 𝑃(𝐱) = 𝑝(𝐱) + ∮ 𝜌𝐠d𝐬
𝐱

𝐱𝑹𝑬𝑭

 , (C.6) 

No caso de fluidos incompressíveis a pressão piezométrica assume uma forma mais 

simples, dada por 

 𝑃(𝐱) = 𝑝(𝐱) + 𝜌𝐠 ∙ (𝐱 − 𝐱𝑹𝑬𝑭). (C.7) 

Ainda, caso a única força de corpo seja a força gravitacional, que só tem componente 

vertical, 

 𝑃(𝐱) = 𝑝(𝐱) − 𝜌g𝐞𝐳 ∙ (𝐱 − 𝐱𝑹𝑬𝑭) = 𝑝(𝐱) + 𝜌g (z𝑔(𝐱) − z𝑔(𝐱𝑹𝑬𝑭)) . (C.8) 

Utilizando a pressão piezométrica, a equação de Darcy toma a seguinte forma: 

                                                 
94

 A definição da pressão piezométrica, dada pela equação (C.6), a torna função da posição do ponto de 

referência, no entanto, a equação de Darcy utiliza o gradiente da pressão piezométrica e, portanto, não é afetado 

por esta questão. 
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 𝐮 = −
𝑘

𝜇
∇𝑃 . (C.9) 

A equação generalizada de Darcy (C.2) considera o meio poroso isotrópico e, portanto, 

passível de ser caracterizado por um escalar k. No entanto, o meio poroso é geralmente 

anisotrópico e assim tem permeabilidades distintas em função da direção. Neste cenário, o 

meio poroso deve ser caracterizado por um tensor 𝕂, e a lei de Darcy assume a forma 

 𝐮 = −
𝜌

𝜇
𝕂 ∇𝜑 . (C.10) 

Pode-se mostrar que o tensor 𝕂  é simétrico (Neuman, 1977) contendo as 

permeabilidades nas diversas direções (onde os subscritos indicam as direções ortogonais): 

 𝕂 = [

𝑘𝑥 𝑘𝑥𝑦 𝑘𝑥𝑧

𝑘𝑦𝑥 𝑘𝑦 𝑘𝑦𝑧

𝑘𝑧𝑥 𝑘𝑧𝑦 𝑘𝑧

] . (C.11) 

No tensor 𝕂, os termos fora da diagonal modelam a interferência do meio poroso sobre 

a direção do escoamento. Mesmo sob ação de um gradiente do potencial em uma certa 

direção, o escoamento resultante pode ter uma direção distinta em função da anisotropia do 

meio poroso. 

A lei de Darcy, apesar de ter sido obtida empiricamente, pode ser derivada da equação 

de Navier-Stokes por um processo formal de cálculo de médias
95

 (Neuman, 1977). 

BATCHELOR (1967) também exibe a lei de Darcy como sendo um caso especial da equação 

de Navier-Stokes para condições de escoamento lento, com baixo número de Reynolds, 

 𝑅𝑒 ≡
𝜌𝛿𝑣

𝜇
≪ 1 , (C.12) 

                                                 
95

 Em relação ao escoamento em meio poroso, a equação de Darcy seria uma representação global (macro) e a 

equação de Navier-Stokes uma representação local (micro). 
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e meio poroso isotrópico
96

. Na definição utilizada para o número de Reynolds, 𝛿  é um 

comprimento característico intersticial do meio poroso e 𝑣 a velocidade intersticial. 

MASSARINI (2002) apresenta uma dedução da lei de Darcy a partir da equação de 

Navier-Stokes, compatibilizando a representação mesoscópica (lei de Darcy) onde a 

interações intrínsecas do meio poroso são modeladas pela constante de permeabilidade (k) e a 

visão microscópica (Navier-Stokes) onde todas as interações entre o meio poroso e os fluidos 

devem ser modeladas no contorno. Esta dedução é apresentada no Apêndice D. 

A extensão da Lei de Darcy para escoamentos multifásicos 

Em reservatórios de petróleo geralmente existem pelo menos dois fluidos saturando o 

meio poroso (água e óleo, água e gás ou água, óleo e gás). Neste contexto é necessário definir 

uma propriedade que relacione constitutivamente forças e deslocamentos dos fluidos neste 

contínuo. Esta propriedade é a permeabilidade efetiva (associada à viscosidade do fluido). A 

equação constitutiva é uma extensão da Lei de Darcy Generalizada da Eq. (C.2) que pode ser 

escrita como 

 𝐮 = −
𝑘𝑓

𝜇𝑓
∇(𝑝𝑓 + 𝜌𝑓𝑔𝑧) , (C.13) 

onde o índice 𝑓  é relacionado a cada um dos fluidos presentes no meio poroso e 𝑘𝑓  é 

denominada permeabilidade efetiva ao fluido 𝑓, que na sua forma adimensional é denominada 

permeabilidade relativa (𝑘𝑟𝑓), definida pela expressão 

 𝑘𝑟𝑓 =
𝑘𝑓

𝑘𝑅𝐸𝐹
 , (C.14) 

onde a permeabilidade de referência, 𝑘𝑅𝐸𝐹, pode ser qualquer permeabilidade relacionada ao 

meio poroso em questão. Em geral, utiliza-se a permeabilidade absoluta ou a permeabilidade 

                                                 
96

 Neumann (NEUMAN, 1977) realiza a sua dedução sem impor a condição de isotropia; prova na sua dedução 

que o tensor de permeabilidades é simétrico. 
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efetiva ao óleo na saturação mínima de água, que geralmente é a permeabilidade efetiva 

máxima do meio poroso. 

A extensão da Lei de Darcy para escoamentos multifásicos, mostrada na Eq. (C.13), que 

daqui em diante será chamada de Lei de Darcy Multifásica ou apenas Lei de Darcy, também é 

essencialmente empírica, mas também pode ser deduzida da equação de conservação de 

quantidade de movimento, de modo similar ao apresentado para o escoamento monofásico 

(Massarini, 2002). Esta extensão foi primeiramente proposta por MUSKAT e PERES apud 

BLUNT (2014) 

A EQUAÇÃO DA DIFUSIVIDADE 

A equação da difusividade para escoamento em meio poroso é uma equação importante 

para avaliação de reservatório porque modela o comportamento da pressão no meio poroso 

onde apenas um fluido é móvel. Esta condição é bastante razoável para o início da produção 

de grande parte dos reservatórios de petróleo onde o óleo é o único fluido móvel. 

A partir da equação de conservação de massa, na sua forma apropriada a meios porosos, 

 
∂

𝜕𝑡
(∅ 𝜌) +  ∇ ∙ (𝜌 𝐮) = 0 , (C.15) 

é possível obter uma equação de difusividade para os fluidos do reservatório, que é 

essencialmente uma relação de pressão dos fluídos em função do tempo. O termo de variação 

temporal da massa no sistema, primeiro termo da equação (C.15), pode ser decomposto 

através da propriedade da operação de derivada da multiplicação,  

 
∂

𝜕𝑡
(∅ 𝜌) = ∅

∂𝜌

𝜕𝑡
+ 𝜌

∂∅

𝜕𝑡
 , (C.16) 

e, utilizando a regra da cadeia e o conceito de compressibilidade do fluido, 𝑐, 
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 𝑐 ≡
1

𝜌

∂𝜌

𝜕𝑝
 , (C.17) 

pode-se escrever 

 
∂𝜌

𝜕𝑡
=

∂𝜌

𝜕𝑝
∙

∂𝑝

∂𝑡
= 𝜌𝑐

∂𝑝

∂𝑡
 . (C.18) 

Utilizando a regra da cadeia e o conceito de compressibilidade dos poros também 

conhecida como compressibilidade da formação,  

 𝑐𝑓 ≡
1

∅

∂∅

𝜕𝑝
 , (C.19) 

pode-se escrever o termo da variação temporal da porosidade na forma 

 
∂∅

𝜕𝑡
=

∂∅

𝜕𝑝
∙

∂𝑝

∂𝑡
= ∅𝑐𝑓

∂𝑝

∂𝑡
 . (C.20) 

Com a substituição das equações (C.20) e (C.18) no termo de variação temporal da 

massa no sistema, Eq. (C.16), temos 

 
∂

𝜕𝑡
(∅ 𝜌) = 𝜌∅(𝑐𝑓 + 𝑐)

∂𝑝

∂𝑡
 . (C.21) 

A soma da compressibilidade dos fluidos, 𝑐, e da compressibilidade da formação, 𝑐𝑓, é 

geralmente denominada compressibilidade total, 𝑐𝑡. 

Para avaliar o termo de fluxo pela fronteira da equação de balanço de massa, utilizando 

a regra da cadeia, pode-se escrever 
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 ∇ ∙ (𝜌 𝐮) = 𝜌∇ ∙ 𝐮 + 𝐮 ∙ ∇𝜌 . (C.22) 

À Eq. (C.22) pode ser aplicado o conceito de compressibilidade dos fluidos, neste caso 

escreve-se, 

 ∇ ∙ (𝜌 𝐮) = 𝜌(∇ ∙ 𝐮) + 𝜌𝑐(𝐮 ∙ ∇𝑝) . (C.23) 

A velocidade 𝐮 pode ser substituída pela equação de Darcy, desconsiderando efeitos 

gravitacionais, o que resulta na forma 

 ∇ ∙ (𝜌 𝐮) = 𝜌 (∇ ∙ (
𝑘

𝜇
∇𝑝)) + 𝜌𝑐 (

𝑘

𝜇
∇𝑝 ∙ ∇𝑝) (C.24) 

para o termo de fluxo pela fronteira.  

Caso 𝑘 e 𝜇 sejam campos homogêneos, a Eq. (C.24) pode ser reescrita na forma 

 ∇ ∙ (𝜌 𝐮) =
𝑘

𝜇
𝜌(∇2𝑝 + 𝑐(∇𝑝)2) . (C.25) 

Com a substituição dos termos modificados de variação no volume, dados pela Eq. 

(C.21), e fluxo na fronteira, Eq. (C.25), na equação de conservação de massa, Eq. (C.15), 

chega-se a equação da difusividade, 

 
𝜇∅c𝑡

𝑘

∂𝑝

∂𝑡
= ∇2𝑝 + 𝑐(∇𝑝)2 (C.26) 

Muitas vezes o termo quadrático do gradiente de pressão é desprezado, por ser pequeno 

em função do pequeno gradiente ou da pequena compressibilidade dos fluidos envolvidos. 

Neste caso, 
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𝜇∅c𝑡

𝑘

∂𝑝

∂𝑡
= ∇2𝑝 , (C.27) 

onde o termo 
𝑘

𝜇∅c𝑡
 é conhecido como constante de difusividade hidráulica, 𝜂. 

A equação da difusividade é deduzida considerando a presença de um único fluido 

saturando o meio poroso, mas ela é válida para meios porosos saturados com mais de um 

fluido, desde que apenas um fluido seja móvel (Rosa, et al., 2006). Neste caso, a 

permeabilidade e viscosidade devem ser referentes ao fluido móvel e a compressibilidade dos 

fluidos é uma composição das compressibilidades individuais, 𝑐𝑓, em função proporção de 

cada um dos fluidos presentes 𝑆𝑓,  

 𝑐 = 𝑆𝑜𝑐𝑜 + 𝑆𝑤𝑐𝑤 , (C.28) 
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SIMULAÇÃO DE ESCOAMENTO EM RESERVATÓRIOS 

 O escoamento em um meio poroso é governado por uma física bastante complexa, com 

interação entre fluidos, fluidos e rocha, condições do ambiente e suas consequências sobre a 

rocha e fluido, incluindo mudanças composicionais nestes. Costuma-se pensar que o 

escoamento no reservatório se resume à interação entre dois ou três fluidos (água, óleo e 

talvez gás), mas o cenário real é mais complexo. O óleo é composto de uma mistura complexa 

de hidrocarbonetos de diversas composições moleculares além de possuir outros componentes 

dissolvidos. A água também não é pura, possui sais e gases em solução. Além disso, a água 

injetada tem componentes distintos da água presente no reservatório, podendo inclusive ser 

“projetada” para cumprir tarefas específicas no reservatório. Todos os fluidos, óleo, água e 

gás, podem variar de composição em função da profundidade ou em um mesmo horizonte no 

reservatório em função de condições de equilíbrio locais. 

Apesar da complexidade intrínseca, nem sempre é possível ou necessário modelar e 

simular o escoamento em toda a sua complexidade. Dependendo das características dos 

fluidos e da rocha do reservatório pode ser suficiente modelar o sistema como sendo 

composto por uma rocha portadora de dois ou três fluidos que não interagem entre si com 

modificações de suas propriedades. 

Os principais modelos de simulação se dividem em volumétrico (conhecido na indústria 

de petróleo como “black-oil”) e composicional (Dias Marques, 2008). O modelo volumétrico 

considera que as diversas fases presentes no reservatório são constituídas de uma única fase e 

não mudam de composição ao longo da simulação. Este modelo, porém, admite que estes 

fluidos tenham comportamentos distintos em função de características locais como pressão e 

temperatura. O modelo composicional permite atribuir aos fluidos presentes múltiplos 

componentes, permitindo também que suas composições sejam alteradas ao longo da 

simulação, com componentes trocando de fase. 

Além destes modelos principais existem diversos outros modelos que adicionam 

complexidade ao problema para lidar com situações mais específicas, tais como, modelos 

geoquímicos (Liu & Ortoleva, 1996), que avaliam a interação entre os fluidos e a rocha com 

modificação das características de ambos, modelos geomecânicos (Stone, et al., 2003), que 
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avaliam como o escoamento influencia nas tensões mecânicas atuantes no meio poroso e vice-

versa, modelos térmicos (Rosa, et al., 2006), que estão preocupados com a influência que 

variações de temperatura no reservatório têm sobre o escoamento e vice-versa e modelos de 

dupla-porosidade e dupla-permeabilidade (Liu & Chen, 1989), que incorporam efeitos de 

heterogeneidade matriz-matriz ou matriz-fratura à simulação de escoamento. 

Neste texto é adotado apenas o modelo volumétrico, pois este é suficiente para 

demonstrar a influência e a importância das curvas de permeabilidade relativa sobre o 

escoamento no reservatório e consequentemente sobre todo o projeto de explotação do 

reservatório. No modelo volumétrico as incógnitas são as saturações e pressões dos diversos 

fluidos envolvidos em cada ponto (célula) do reservatório. Como exemplo, no caso de um 

reservatório modelado com três fluidos, óleo água e gás, existem seis incógnitas, três pressões 

e três saturações, em cada célula da malha. Para resolver o problema são utilizadas três 

equações de conservação de massa (uma para cada fluido) duas equações de pressão capilar 

(um para cada par de fluidos, sendo a terceira dependente) e uma equação de balanço 

volumétrico entre os fluidos presentes. 

Como descrito por AZIZ e SETTARI (1979), a lei de Darcy, pode ser substituída na 

equação de conservação de massa de cada fluido
97

, isto é, 

 
∂

𝜕𝑡
(

∅ S𝑓

𝐵𝑓
) + 𝓈𝑓  =  ∇ ∙ ( 

𝑘𝑓

𝜇𝑓𝐵𝑓
∇𝑃𝑓), (C.29) 

onde o índice 𝑓 indica cada um dos fluidos presentes no meio poroso, 𝓈 é um termo fonte ou 

sumidouro de massa (por unidade de volume por unidade de tempo e representa o poço 

produtor ou injetor), 𝑃 é a pressão piezometrica e 𝐵 é o fator volume de formação, que é uma 

relação entre o volume do fluido na condição do reservatório, na posição sendo avaliada, 

𝑉𝑓,𝑅𝐶, e a uma condição padrão, 𝑉𝑓,𝑆𝑇𝐷, isto é, 

 𝐵𝑓 ≡
𝑉𝑓,𝑅𝐶

𝑉𝑓,𝑆𝑇𝐷
 . (C.30) 
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 A equação de balanço de massa para o gás tem termos adicionais em função da fase gasosa presente dissolvida 

na fase oleosa. A equação completa da fase gasosa pode ser obtida na referência (AZIZ e SETTARI, 1979). 
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O óleo, no entanto, deve ser avaliado com um diferencial, pois ele contém gás em solução nas 

condições de reservatório que não estará na fase oleosa em condição de superfície, em função 

disto,  

 𝐵𝑜 ≡
(𝑉𝑜 + 𝑉𝑑𝑔)

𝑅𝐶

𝑉𝑜,𝑆𝑇𝐷
 , (C.31) 

onde 𝑉𝑑𝑔 é o volume de gás dissolvido no óleo nas condições de reservatório.   

Apesar de cada fase ser equacionada independentemente das outras, a dependência entre 

os fluidos não é perdida pois a permeabilidade relativa e as equações de pressão capilar, 

modelam esta relação. 

Completam o sistema de equações, as equações de pressão capilar: 

 𝑃𝑐𝑜−𝑤 ≡ 𝑃𝑜 − 𝑃𝑤  , (C.32) 

 𝑃𝑐𝑔−𝑤 ≡ 𝑃𝑔 − 𝑃𝑤 , (C.33) 

 
𝑃𝑐𝑔−𝑜 ≡ 𝑃𝑔 − 𝑃𝑜 , (C.34) 

onde 𝑃𝑓 é a pressão do fluido 𝑓 e a diferença de pressão entre os fluidos é suportada pela 

pressão capilar, 𝑃𝑐, um reflexo da interação entre os fluidos e da afinidade deste com a rocha. 

A equação de balanço volumétrico impõe uma restrição que pode ser escrita como 

 𝑆𝑤 + 𝑆𝑜 + 𝑆𝑔 = 1 . (C.35) 

Este sistema de equações é resolvido numericamente utilizando, em geral, método de 

diferenças finitas. 
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APÊNDICE D   

DEDUÇÃO DA LEI DE DARCY A PARTIR DA EQUAÇÃO DE NAVIER-STOKES 

A lei de Darcy também pode ser formalmente deduzida da equação de conservação de 

quantidade de movimento, em sua forma aplicável a escoamento em meios porosos, 

apresentada na Eq. (D.1), assim como a própria equação de Navier-Stokes. MASSARINI 

(2002) descreve detalhadamente a dedução em seu livro de fluidodinâmica em sistemas 

particulados. Na sequência transcrevo os passos principais. 

A equação de quantidade de movimento, 

 
𝑑

𝑑𝑡
∫ ∅ 𝜌 𝐯

𝑉𝑚

d∀=  ∫ 𝕋 ∙ 𝐧
𝑆𝑚

dS − ∫ 𝐦∗

𝑉𝑚

d∀ + ∫ ∅ 𝜌 𝐠
𝑉𝑚

d∀= 0 , (D.1) 

é a forma proposta por Massarani para modelar as interações internas ao meio poroso. Nesta 

equação, 𝑉𝑚 e 𝑆𝑚 são respectivamente o volume e a superfície material que comporta tanto o 

fluido como a matriz porosa, considerada para esta dedução como indeformável. A letra ∅ 

representa a porosidade ocupada pelo fluido presente no meio poroso, 𝜌 é a massa específica 

do fluido, 𝐠 é a aceleração da gravidade e 𝕋 é o tensor de tensões que agem sobre a fase fluida 

na fronteira do sistema com vetor normal 𝐧.  

No interior do volume material as forças de interação entre o fluido e o meio poroso, e 

no caso de escoamento multifásico, entre os fluidos, são modeladas como uma força de corpo 

𝐦∗.  

Para o fluido, a interação com a superfície sólida do meio poroso se daria em função de 

uma força de superfície, mas como o volume material está sendo modelado como um 

contínuo que engloba a matriz porosa e o fluido, a interação entre esses é uma força interna 

(de corpo). 

Neste ponto vale a comparação entre a modelagem das equações de Navier-Stokes e 

Darcy: Darcy seria uma equação mais macroscópica, homogeneizando o conjunto matriz 

porosa e fluido como um contínuo. Navier-Stokes lidaria com todas as interações intrínsecas 

ao modelo de Darcy como interações na fronteira do sistema, isto é, seria uma representação 

mais microscópica do fenômeno. 
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A força de interação 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 − ∅)𝜌𝐠 . (D.2) 

Utilizando o teorema de transporte de Reynolds e o teorema da divergência é possível 

deduzir a forma diferencial da equação da conservação de quantidade de movimento 

apresentada na Eq. (D.1): 

 ∅𝜌
D𝐯

𝐷𝑡
=  ∇ ∙ 𝕋 − 𝐦 + 𝜌𝐠 , (D.3) 

 

onde  
D 

𝐷𝑡
 é a derivada total, dada por  

 
D

𝐷𝑡
≡ (

𝜕

𝜕𝑡
+ 𝐯 ∙ ∇) . (D.4) 

O tensor de tensões 𝕋 pode ser decomposto em uma parte isotrópica (responsável por 

efeitos de expansão e compressão) e uma parte anisotrópica (responsável por deformações 

isocóricas, isto é, sem variação de volume), 

 𝕋 =
1

3
𝑡𝑟(𝕋)𝕀 + 𝕊 , (D.5) 

onde 𝕀 é a matriz identidade e 𝕊 é a parte anisotrópica do tensor de tensões e, evidentemente, 

 𝕊 ≡ 𝕋 −
1

3
𝑡𝑟(𝕋)𝕀 .  (D.6) 
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A componente isotrópica é conhecida como pressão. Como usualmente consideramos a 

pressão positiva aquela que reduz o volume, o tensor de tensões assume a forma 

 𝕋 = −𝑝𝕀 + 𝕊 . (D.7) 

Substituindo a decomposição do tensor de tensões, mostrada na Eq. (D.7), na forma 

diferencial da equação de conservação de quantidade de movimento, Eq. (D.3), chega-se a 

seguinte equação: 

 ∅𝜌 (
𝜕𝐯

𝜕𝑡
+ 𝐯 ∙ ∇𝐯) = − ∇𝑝 + ∇ ∙ 𝕊 − 𝐦 + 𝜌𝐠 . (D.8) 

As funções que descrevem 𝐦 e 𝕊 devem satisfazer a Segunda Lei da Termodinâmica, o 

principio da invariância às mudanças de referencial e, no caso de meios isotrópicos, que é o 

caso da forma básica da Lei de Darcy, devem ser funções isotrópicas. 

Obedecendo estas condições, empiricamente chega-se a seguinte forma de 𝐦 

(Massarini, 2002): 

 𝐦 =
𝜇

𝑘
[1 +

𝑐𝑚𝜌√𝑘‖𝐮‖

𝜇
] 𝐮 . (D.9) 

onde 𝑐𝑚  é um parâmetro que depende fatores estruturais da matriz poroso e 𝐮  é o vetor 

velocidade aparente, enquanto 𝐯 é a velocidade intersticial do fluido. Estas velocidades são 

relacionadas, como definido anteriormente para escalares, pela porosidade. Isto é, 

 𝐯 = ∅ 𝐮 . (D.10) 

A forma apresentada para a força resistiva 𝐦 na Eq. (D.3) resulta na forma quadrática 

de Forchheimer. Para escoamentos lentos, 
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𝑐𝑚𝜌√𝑘‖𝐮‖

𝜇
≪ 1 . (D.11) 

Desta forma chega-se a forma da força resistiva 𝐦 que resulta na Lei de Darcy, isto é, 

 𝐦 =
𝜇

𝑘
𝐮 . (D.12) 

Existe pouca literatura sobre o termo anisotrópico do tensor de tensões 𝕊 , que é 

geralmente desprezado no caso de fluidos newtonianos e escoamento de baixa velocidade. 

Logo impomos a hipótese de que  

 𝕊 = 𝟎 . (D.13) 

Considerando o campo de velocidades uniforme e permanente e utilizando a forma da 

força resistiva para escoamentos de baixa velocidade, a equação de balanço de quantidade de 

movimento se reduz à equação de Darcy,  

 𝟎 = − ∇𝑝 −
𝜇

𝑘
𝐮 + 𝜌𝐠 , (D.14) 

ou, em uma forma mais conhecida, 

 𝐮 = − 
𝑘

𝜇
(∇𝑝 − 𝜌𝐠) . (D.15) 

Apesar da dedução ter utilizado a suposição de campo de velocidades uniforme e 

permanente, a equação de Darcy é satisfatória mesmo em escoamento não permanente pois o 

termo de aceleração é geralmente pouco significativo. 
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APÊNDICE E  

ESPECIFICAÇÕES 

O programa para avaliação da metodologia foi escrito em VBA de modo a aproveitar a 

interface do Excel para a entrada de dados, cálculos de formulas e apresentação de resultados. 

A utilização de linguagens mais rápidas e interfaces desenvolvidas exclusivamente para esta 

metodologia é recomendável, mas a ausência destas não foi um impeditivo à avaliação da 

metodologia. 

Os valores de tempo de execução são referentes ao uso deste programa em uma 

máquina com as seguintes especificações, apresentadas na Tabela E.1: 

Tabela E.1 – Especificação do Hardware/Software 

Item Especificação 

Processador Intel Core i7 870 2.93GHz 

Memória Instalada: 4,00GB / Utilizável: 3,50GB 

Sistema Operacional Windows 10 Pro 

Tipo de sistema S.O. de 32bits, processador com base em x64 

Versão do Excel 2013 
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