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RESUMO

A exposi¢cao de um pogo horizontal a formagdes geoldgicas perfuradas ocorre de
forma diferente a exposicdo de um pocgo vertical a mesma formagao. O pogo horizontal
atravessa as camadas geologicas de forma sub-paralelas, expondo estas camadas com
uma extensao maior do que os pocgos verticais, que as atravessam de forma sub-
perpendicular, formando exposi¢cées abruptas. Essa diferenca de exposi¢cao afeta os
perfis volumétricos, os perfis que compde uma média dos 360° do pogo, considerando
um corte perpendicular a dire¢do longitudinal do pogo de forma diferente em relagao

aos perfis azimutais.

Devido a esta diferengca na exposi¢cdo, é importante considerar métodos
diferentes para a estimativa de Net Pay entre pocgos verticais e horizontais. Assim
sendo, o objetivo deste trabalho foi o de utilizar perfis de densidade azimutais para
diferenciar as estimativas de Net Pay. Para a consecugao dos objetivos deste trabalho,
foram feitos dois estudos. O primeiro deles consiste na utilizagdo de perfis azimutais de
densidade para gerar diferentes calculos do Net Pay. Um segundo estudo compreendeu
a analise de diferentes algoritmos de aumento de contraste de imagem, para auxiliar na

identificacdo das fei¢des geoldgicas, auxiliando na analise de Net Pay.

Os perfis utilizados para a realizagdo deste trabalho sdo de um pog¢o produtor de
Oleo perfurado em um turbidito da costa leste brasileira. Neste poco, foi possivel
identificar algumas feigbes geologicas, como arenitos e folhelhos (camadas),

cimentagao carbonatica e falha geoldgica.

Como resultado do célculo de Net Pay dos diferentes perfis de densidade
analisados neste trabalho, foi possivel identificar uma diferenca de até 10,72% de Net
Pay no mesmo pogo. O Net Pay final das curvas de densidade volumétrica, densidade
up, densidade down, conjunto da densidade up ou down e imagem obtiveram os
seguintes resultados respectivamente: 88,42%, 91,44%, 89,86%, 96,62% e 99,14%.

Quanto aos algoritmos de aumento de contraste, foram aplicados 14 algoritmos

do dominio do espacgo, possibilitando uma melhor visualizagdo de contatos geoldgicos,
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falhas e camadas geoldgicas. Entre todos os algoritmos utilizados, os que
apresentaram melhores resultados em imagem de densidade foram os algoritmos de

derivada de 22 ordem, corte dos niveis de cinza e histograma normalizado.

Conclui-se portanto, que cada feicdo geoldgica encontrada ao longo do pogo
afeta os perfis azimutais e a imagem de densidade de forma diferente, portanto, a
utilizacao dos diferentes perfis e dos algoritmos de aumento de contraste de imagem
podem deflagar quais curvas de densidade devem ser utilizadas em determinadas

profundidades do pogo para obter o Net Pay mais preciso.

Palavras Chave: Net Pay, Po¢o Horizontal, Imagem, Algoritmo de Aumento de Contraste, Perfil

de Densidade.
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ABSTRACT

Drilled geological formation exposure are different considering horizontal and
vertical wells. A horizontal well passes throught geological beds almost parallel, resulting
in a wider exposure of the formation along the well path, while vertical wells passes
through the same formation perpendicularly, resulting in abrupt contact between beds.
This difference in exposure affects the volumetric well logs, logs that are composed by
the average of the 360° of the well, considering a perpendicular cut of the longitudinal

direction of the well.

Due to this difference in exposure, it is important to consider difernet methos of
estimation of Net Pay regarding vertical and horizontal wells. The objective os this work
is to use azimuthal density logs to make diferent Net Pay estimations. To achieve the
objectives of this project, two studies were made. The first study consists of the use of
azimuthal density logs to generate diferent Net Pay estimations. The second, consists of
the analysis of different image contrast enhancement algorithms to help on the

identification of geological features, supporting the Net Pay analysis.

The logs used on this work are from an oil productive well drilled in turbidites of
the brazilian east coast. In this well, it was possible to identify a few geological features,

such as sandstone and shale (beds), carbonate ciment and geological faults.

As a result of the Net Pay calcualtion of the diferent density logs, it was possible
to identify a difference of up to 10.72% Net Pay in the same well. The final Net Pay
estimated from the volumetric density, up density, down density, up or down density and
density image was respectively: 88.42%, 91.44%, 89.86%, 96.62% e 99.14%.

Regarding the image contrast enhancement algorithms, 14 diferent algorithms
from the space domain were applied to the selected density image, allowing a better
visualization of several geological features, such as geological contacts, beds and faults.
The algorithms that presented the best results in this image were the 2" order

derivative, gray level slicing and normalized histogram.

XV



Conclusions of this project are that each geological feature located at the well,
affects the azimuthal and image logs in different ways, so, the use of different logs and
image contrast enhancement algorithms can identify which density curves should be

used in different depths of the well in order to obtain the most accurate Net Pay.

Key Word: Net Pay, Horizontal Well, Image, Contrast Enhancement Algorithm, Density well
Logs
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CAPITULO 1
INTRODUCAO

O avango tecnoldgico da industria petrolifera pode ser visto com clareza
quando analisada a histéria da aquisicdo de dados sismicos de poco, conhecida
como perfilagem. O primeiro perfil elétrico foi realizado no Campo de Pechelbronn,
no Noroeste da Franga, em 1927 (SCHLUMBERGER, 1987). Neste primeiro pogo,
a ferramenta utilizada para a investigacdo do reservatorio era parada em
determinadas profundidades para a realizagado das medidas. Essas medidas eram

gravadas por escrito em um grafico.

Hoje os perfis podem ser transmitidos em tempo real, durante a perfuragao
do poc¢o, sendo que os dados adquiridos pelas ferramentas s&o transmitidos para
a superficie a partir de telemetria por pulso de lama, método em que uma
ferramenta gera picos de pressao que propagam pelo fluido de perfuragdo que
passa por dentro da coluna até a superficie. Na superficie, existem sensores de
pressdo, ligados as linhas de fluxo,que identificam os picos de pressao e os
decodificam como cédigo binario, permitindo a visualizagdo dos dados em tempo
real e as tomadas de decisdes enquanto o pogo ainda é perfurado. Atualmente, na
perfilagem durante a perfuragao (Logging While Drilling em inglés - LWD), podem-
se registrar perfis de raios gama, resistividade, resistividade azimutal, densidade,
porosidade neutrdo, ressonancia magnética, acustico, pressao, temperatura, além
dos perfis de imagens, tornando possivel adquirir imagens com diversos principios
fisicos, sendo eles: imagem de resistividade, a partir de inducao eletromagnética
e por transmissdo de corrente elétrica; imagem de raios gama; imagem de

densidade e imagem acustica.

Os primeiros perfis de imagem foram corridos no inicio da década de 1930.
Em 1943, a ferramenta dipmeter de trés bragcos com um photoinclinbmetro
(aparelho para medir inclinacéo e direcdo do pogo) foi utilizada pela primeira vez
(Figura 1.1). Essa ferramenta utilizava trés sensores de Potencial Esponténeo
(SP), possibilitando medir o angulo e a diregdo de mergulho das camadas
sedimentares (SCHLUMBERGER 1987).



Atualmente, as imagens de pogos s&o extraidas utilizando-se diversos
principios fisicos de investigagdo, a saber: acustico, resistividade, densidade e
raios gama. Ferramentas de perfilagem LWD, como o AFR da Halliburton e o
StarTrak da Baker Hughes, permitem a aquisicao de imagem de resistividade de
alta resolugéo, apresentando resolugao vertical de até 0,5” adquiridas em 128 e
120 setores respectivamente, ou seja, uma aquisigao a cada 3°. A evolugao destes
perfis foi fundamental para permitr uma adequada caracterizagdo de

reservatorios.

1945 1968 1982

&

' 1991 t Presente
. FMS-Z. FMS -4 . FMI

Figura 1.1: llustragdo da evolugdo da ferramenta de perfilagem de imagem resistiva, a partir da
utilizacao de botdes capazes de medir a corrente que sai da ferramenta para dentro da formagéo.
Fonte: Thompson, 2009.

. 3 bracos .
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A perfuracdo de pogos horizontais teve inicio na década de 1990, no
entanto, a utilizagdo desse tipo de pogo cresceu significativamente apenas na
ultima década dos anos 2000 (BAKER HUGHES, 2011) (Figura 1.2). Os pog¢os
horizontais sao perfurados para para reduzir problemas de produ¢gdo em campos
maduros ou em desenvolvimento de petroleo. Essas dificuldades incluem a

criagdo de cone de agua, a produtividade baixa devido as formagdes fechadas, os
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problemas com a completagdo ou com o baixo retorno devido as formagdes
produtoras isoladas (LESSO e KASHIKAR, 1996).
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Figura 1.2: Tipos de pogos perfurados pelas sondas nos Estados Unidos ao longo dos ultimos oito
anos. Fonte: Rig Count; Baker Hughes, 2011.

Atualmente, existem mais pog¢os horizontais do que qualquer outro tipo de
poco sendo perfurado nos Estados Unidos (63% dos pogos perfurados hoje nos
EUA sao pocos horizontais). Conforme informagao da empresa de servigos Baker
Hughes, na Figura 1.3 €& possivel visualizar um mapa com a localizagdo das
sondas distribuidas e a porcentagem de tipos de pogos que estdo em atuagdo.
Esse mapa é atualizado semanalmente, sendo que os dados apresentados sao de
06 de Dezembro, contemplando estatistica de sete dias.

Atualmente, a perfuracdo de pogos horizontais para a produgao de
hidrocarbonetos € uma atividade frequente nos reservatérios offshore da costa
brasileira. A perfuragdo destes pocgos enfrenta desafios tecnoldgicos e
operacionais, sendo que muitos desses desafios sdo causados por incertezas
geologicas relacionadas a heterogeneidade geoldgica dos reservatorios. A
presenca dessas descontinuidades e anisotropias de zonas com piores condi¢des
permoporosas sao os desafios encontrados durante a perfuragdo, com

acompanhamento em tempo real, de pogos horizontais.
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Figura 1.3: Total de 1775 sondas considerando tipos de pogos perfurados nos Estados Unidos no
periodo de 29 de Novembro até 06 de Dezembro de 2013. Fonte: Rig Count; Baker Hughes, 2013.

A migracdo de pogos verticais para direcionais e horizontais gerou a
necessidade da realizagdo de avaliacdo da formagdo em tempo real, ou seja,
durante a perfuragdo, possibilitando tomadas de decisbes que permitissem
prolongar o pogco ou desviar de alguma formacgao indesejada. A evolugdo dos
sensores de LWD ao longo do final de década de 1980 e inicio da década de 1990
podem ser visto na tabela 1.1. A evolugdo e a migragdo da tecnologia de
perfilagem a cabo para o LWD ocorrem até hoje, tendo em vista que a perfilagem
a cabo em pocgos de alto angulo e horizontais € arriscada, podendo prender ou

perder a ferramenta dentro do pogo.

O servico de geodirecionamento ou geonavegagao surgiu junto com a
perfuragdo dos pogos horizontais, sendo um servico no qual especialistas,

utilizando softwares adequados e baseando-se na resposta dos perfis adquiridos e



transmitidos em tempo real, juntamente com tecnologias de perfuracao direcional
(Rotary Steerables e Motor com inclinagdes), realizam mudanga de diregdo e/ou
azimute do pog¢o dentro do reservatorio. Estes especialistas utilizam todos os
perfis disponiveis e, ao encontrar indicios de que o pocgo esteja se afastando da
zona de interesse, solicitam mudanca na diregao e inclinagao do pogo, procurando
manter o maximo possivel da exposicdo do pogo ao reservatério (LESSO e
KASHIKAR, 1996).

Tabela 1.1: Evolugao dos servigos de Avaliagdo de Formagao em LWD ao longo da década de

1990.
Inovagcoes em LWD

| 1988 2 1992 | 1993 a 1996 | 1997 2 2000
Avahat;ap e Geonavegacio Melhor acuracia
perfuracio
Resistividade compensada Medidas Azimutais Densidade sem fonte radioativa
FEEI L R Imagem de Resistividade Imagem em Tempo real
espacamento
Densidade e Porosidade Neutrdo  |Resistividade na Broca

Fonte: Modificado de Thompson, 2009.

Os perfis de imagem sao ferramentas fundamentais ao servico de
geonavegacao, permitindo aos operadores realizar interpretagbes geoldgicas e
estruturais da formagado, como interpretacées sedimentoldgicas, estratigraficas,
estruturais, diagenéticas, geomecéanica e a analise de net-to-gross. A utilizagao
das imagens para estas aplicacbes estdo limitadas as resolugdes verticais e
horizontais de cada tipo de imagem, variaveis que estdo ligadas, por sua vez, as
limitagdes dos principios fisicos de medi¢céo, aos fatores ambientais (como fluido
de perfuragao sintético ou base agua) e as diferengas tecnolégicas desenvolvidas
pelas diferentes empresas que realizam este servigo (ASQUITH e KRYGOWSKI,
2004).

As aplicagbes dos trés tipos de imagens adquiridas em LWD podem ser
mapeadas da seguinte forma: Imagem de Resistividade (interpretacdes

sedimentoldgicas, estratigraficas, estruturais, diagenéticas, geomecanicas e Net



Pay'), Imagem de Densidade (interpretacdes estruturais, diagenéticas,
geomecanicas e net reservoir) e Imagem de Raios Gama (interpretacdes
estratigraficas e net sand).

A utilizacao de imagem de resistividade é frequente em pogos verticais para
auxiliar na caracterizagado de reservatorios, sendo importante para a analise de
reservatorios laminados. Desta forma, a imagem de resistividade é fundamental
para a obtenc&o de Net Pay (ASQUITH e KRYGOWSKI, 2004).

O perfil de densidade pode ser convertido em porosidade, auxiliando no
célculo de Net Pay. Sendo assim, a utilizacdo de imagem de densidade possibilita
realizar uma avaliagdo mais precisa da distribuicado de porosidade da formacao.
Bourdet (2001) realizou, utilizando o perfil de densidade, uma série de estudos
avaliando como o dano, a abertura parcial ou a tortuosidade de pogos horizontais
afetam a produtividade desses reservatorios.

Segundo SPE (2001a), a estimativa de reserva, em uma analise estatica, é
o resultado do produto de volume total da rocha, Net Pay, da porosidade, da
saturacdo de hidrocarboneto, da conversdo de volume em condicdo de
reservatorio para condicdo de superficie e do fator de recuperagéo. Este trabalho
também afirma que a incerteza na recuperagao eficiente € criticamente
dependente da caracteristica do reservatorio e da especificidade do método de
recuperacao do 6leo e gas.

Segundo Hunt (1996), a porosidade pode ser reconhecida a partir de perfis
de porosidade neutrdao, densidade ou acustico, sendo a densidade a mais
utilizada. A porosidade é calculada com maior precisdao com a utilizagao de calculo
de argilosidade, a partir do perfil de raios gama. A saturagédo de hidrocarboneto é
extraida dos perfis de resistividade, enquanto a espessura do reservatorio é
estimada a partir do conjunto de perfis, incluindo imagem, que permite melhor
avaliacdo da formacdo. Ja a permeabilidade, tratando-se de LWD, s6 pode ser

estimada por outros métodos , por exemplo: 1) a realizagdo de teste de pressao

! Net Pay é uma terminologia vinda do inglés e utilizada para quantificar a espessura porosa produtora a qual o pocgo esta
exposto. Este termo é ampliado para ndo s6 determinar a regido produtora, mas também separar arenito de argilito
(folhelho), formagéo cujo fluido predominante que preenche o espago poroso é agua ou hidrocarboneto, gerando termos
como Net Reservoir e Net Sand. Ver mais detalhes no capitulo 2.4.



de poco, estimando a mobilidade; e 2) a solugdo de equacgdes empiricas baseadas
nos volumes de fluido livre, fluido irredutivel e fluido capilar, os quais sdo extraidos
do perfil de ressonéncia magnética.

A estimativa de Net Pay € muito bem mapeada quando se trata de pogos
verticais, possibilitando avaliar com maior clareza qual é a exposi¢ao do pogo em
relacdo as camadas produtoras (WORTHINGTON, 2009).

Tratando-se de pogos horizontais, € possivel utilizar a imagem de
densidade para realizar uma caracterizagdo do reservatorio mais precisa em
relacdo ao uso de perfis comuns, como densidade, neutrdo, raios gama, etc. Com
as diversas mudangas de inclinagdo e de azimute geradas como resultado do
servico de geonavegacao, a utilizacdo da imagem tornou-se fundamental para a
interpretacdo mais precisa do posicionamento do pogo dentro do reservatério.

Para gerar interpretacbes com maior grau de preciséo, os perfis de imagem
sao desenvolvidos com algoritmos de processamento de imagem, procurando
facilitar a visualizag&o de feigdes geoldgicas contidas na imagem.

O foco deste trabalho foi dado na caracterizacao de reservatorios utilizando
o perfil de densidade, o qual pode ser utilizado com base em calculos petrofisicos,
a fim de gerar um mapa de porosidade, que, por sua vez, € utilizado para

determinar o Net Reservoir.



1.1. Motivacao

Pogos horizontais podem atingir facilmente grandes extensdes, sendo
frequente a perfuracdo de pocos de 1.500,0 m de extensado. Devido as incertezas
geoldgicas dos reservatorios, € recorrente a mudanca de orientagdo e de
inclinagao destes pogos durante a perfuragao, gerando tortuosidade no trajeto do
poco, com constantes saidas e reentradas, resultando, por sua vez, na exposicao
do poco a folhelhos e outras feicdes néo reservatorio.

A idéia central deste trabalho € demonstrar a importancia da utilizagao de
imagem de densidade para gerar o calculo de Net Reservoir (neste ambiente de
incerteza geolodgica) e também evidenciar, com precisdo, a posi¢ao das porg¢des
do pocgo que nao irdo contribuir com sua produgdo, pois o posicionamento e o
tamanho de tais zonas podem influenciar no resultado final da producdo dos
pocos. Este tipo de analise ndo pode ser realizado com precisao utilizando perfis
volumétricos normais, tais como perfis de densidade volumétrica, resistividade ou
raios gama (perfis ndo azimutais), que abrangem os 360° do pog¢o, como séo
usados geralmente em pogos verticais.

Ao longo da minha experiéncia profissional, trabalhando no
acompanhamento da perfuragdo de pocos horizontais de empresas petroliferas
operadoras no Brasil, foi possivel notar que estudos relacionados ao calculo de
Net Reservoir sdo comuns em pog¢os horizontais, no entanto, a analise de Net
Reservoir utilizando imagens de densidade ndo € comum, apesar de acreditar que
esta analise pode trazer muito valor para a caracterizagdo do reservatorio. Para
esta analise de estimativa de Net Reservoir decidiu-se utilizar o dado de imagem
de densidade por ser mais utilizado em pogos horizontais por motivos financeiros
e técnicos (as imagens resistivas de LWD sé podem ser utilizadas quando o pogo
€ perfurado com fluido base agua, além do custo de aquisicao ser mais alto).

As imagens de pogos realizadas por todas as companhias de perfilagem
(LWD) séo apresentadas de duas formas: uma imagem bruta (estatica) e outra
imagem na qual se procura obter um aumento de contraste a partir de histograma
dinamico (imagem dindmica) com os valores de cores referentes a cada pixel.

Com os intuitos de ajudar na visualizagdo da imagem, de possibilitar



interpretacdes geologicas mais precisas e permitir a melhor avaliagdo de Net
Reservoir, foram analisados algoritmos de aumento de contraste utilizados para
analise de imagens.

A utilizacdo de imagens permite a visualizagdo das caracteristicas
geologicas da rocha ao redor do poco. Alguns desses elementos sdo de grande
importancia, como, por exemplo, a presenca de litologias pouco permeaveis que
podem impedir a vazao de fluidos do reservatério. Como exemplos, podemos citar
as concregdes carbonaticas ou as camadas argilosas. A dificuldade encontrada é
que muitas vezes o pogo nao fica completamente (360°) exposto a essas feigoes
(exposicao parcial). Esta exposigcao parcial as formagdes de baixa permeabilidade
gera incertezas na interpretacdo dos perfis, sendo necessario utilizar perfis
azimutais para avaliar com maior precisao a formacao pela qual o poco atravessa.

Os tépicos selecionados para serem discutidos nesse trabalho se
complementam (Geonavegacdo, Imagem de Densidade, Net Reservoir e
Algoritmo de aumento de contraste de imagens). A ideia é que o servico de
geonavegagdo, com mudangas de inclinagdo e diregdo do pogo, expde o
reservatorio a formacgdes néo produtoras. A imagem de densidade extraida
durante a perfuragado do pogo permite uma analise de Net Reservoir mais precisa.
A observacdo de Net Reservoir gera um mapa do pogo, exibindo regides que
estdo expostas a formacdo produtora de hidrocarboneto, variavel fundamental
para ser inserido no simulador fluxo de reservatério, o qual ird gerar uma

estimativa de producgao do pogo.



1.2. Objetivos

O objetivo deste trabalho € utilizar métodos diferentes para estimativa de
Net Reservoir, procurando identificar qual metodologia representa melhor a
realidade, ou seja, qual delas demonstra com maior preciséo a exposi¢ao do pogo
as formacdes produtoras de hidrocarbonetos. Para isso, serdo realizadas duas
abordagens; a primeira utiliza-se de dados azimutais de densidade e o perfil
convencional de densidade (densidade volumétrica) para gerar quatro curvas
distintas de Net Reservoir. Os perfis de densidade azimutais sdo: o perfil de
densidade apenas considerando o lado alto do pogo, outro apenas considerando o
lado baixo do poco e o perfil de imagem, que sub-divide os 360° do po¢o em 16
setores, apresentando 16 curvas de densidade ao longo de todo o pogo.

A segunda abordagem para avaliar o Net Reservoir € qualitativa. Esta
abordagem prevé a utilizagdo de métodos de processamento de imagens para 0s
dados de densidade, permitindo ressaltar a distribuicao de feigdes geoldgicas do
reservatorio. Para a realizacdo dessa analise, € preciso avaliar diferentes
algoritmos de aumento de contraste de imagem, a fim de possibilitar a
visualizacdo de feicdbes que podem contribuir ou inibir a produgdo de
hidrocarbonetos, como, por exemplo: 1) fraturas fechadas e abertas, 2) falhas, 3)
exposic¢ao parcial do pogo a folhelhos ou concregdes carbonaticas e 4) a presenga
de camadas finas.

Em sintese, este trabalho tem os seguintes objetivos:

» Realizar calculo de porosidade a partir do perfil de densidade
e da imagem de densidade;

= Avaliar como o servigo de geonavegagao é realizado e qual o
efeito que gera no pogo e na imagem;

= Apresentar diferentes algoritmos de aumento de contraste que
podem ser utilizados nos perfis de imagem de poc¢o;

= Realizar calculo de Net Pay utilizando perfis de densidade
azimutais e imagem de densidade;

= Avaliar como os métodos de aumento de contraste de imagem

podem auxiliar na caracterizacao do reservatorio;
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= Avaliar a diferenga dos resultados obtidos do calculo de Net

Pay a partir dos diferentes perfis de densidade.
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CAPITULO 2

REVISAO BIBLIOGRAFICA

Os principais topicos considerados nesse estudo sdo: a aquisicdo, a
aplicacao e a interpretacdo de imagens de densidade. Procurou-se, apresentar os
métodos de aumento de contraste de imagens; mostrar e discutir o conceito de
Net Pay e a utilizagdo dos métodos em dados de pogos verticais e horizontais;
reconhecer os principios que envolvem o servico de geonavegacao, e avaliar
como o Net Reservoir pode influenciar na produgcado de um reservatorio.

A anadlise de Net Reservoir € uma das maiores motivagdes para a
realizacéo desse trabalho. Essa investigacédo, geralmente ndo é feita em pocgos
horizontais utilizando-se imagens de densidade ou um conjunto de curvas de
densidade azimutal. Geralmente essa avaliagdo é realizada baseando-se dados
de resistividade, densidade volumétrica, raios gama e ressonancia magnética,
mas nao sdo dados azimutais, ou seja, consideram toda a parede do pogo (360°)
em uma dada profundidade.

A incerteza geoldgica relacionada a geometria do reservatorio € um dos
principais motivos para a ocorréncia da exposi¢cao parcial dos folhelhos no pocgo. O
servigco de navegacgao de reservatorio € utilizado para evitar ou minimizar a saida
do pogo do reservatério, no entanto, apesar de inUmeros esforgos, esta saida do
poco do reservatorio pode ocorrer de forma total ou parcial.

A industria petrolifera utiliza apenas um método de aumento de contraste
em imagens de poc¢o adquiridas durante a perfuracdo (LWD), o algoritmo de
aumento de contraste por histograma. Neste capitulo, sdo apresentados diversos
métodos de aumento de contraste, demonstrando o valor de utilizar tais métodos

na identificagdo e na distingdo de unidades geoldgicas.
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2.1. Perfil de Densidade

O perfil de densidade € um dos mais importantes na avaliagdo de formagéo.
Na maioria dos pocgos perfurados, a densidade é utilizada como indicador de
porosidade e pode ser utilizada para indicar litologia e fluido da formagdo em
combinagao com outros perfis (BATEMAN, 1985).

O perfil de densidade, também conhecido por Rhob (pv), registra a
densidade eletrdnica da rocha, e infere a densidade da rocha (g/cm®) a partir da
emissdo e da captagdo de raios gama. Considerando a natureza dos dados
adquiridos em funcéo do sistema rocha, poro e fluidos. A aquisicao dos dados a
partir de uma fonte de raios gama torna a estimativa de porosidade calculada, com
base no perfil de densidade, uma das mais precisas (SERRA, 1984).

O raio gama € uma radiacéo eletromagnética (féton) emitida por nucleos em
estado excitado. Estes ndo possuem numero atdmico nem massa atdmica, sendo
compostos apenas de energia, que quando emitida por uma fonte radioativa nao
altera nem a massa nem o numero atdmico do is6topo, apenas o nivel energético
ao deslocar elétrons. A penetracdo de raios gama em qualquer rocha é
inversamente proporcional ao numero atdomico dos atomos. A penetragcdo é
influenciada pelos minerais que compdem a rocha e pelo grau de compactacgao e
pela porosidade, com isso formagdes mais porosa € menos compactadas
apresentam maior penetragcdo, sendo assim, maior sera a leitura destes no
receptor da ferramenta.

Segundo Serra (1984), os raios gama sao gerados a partir de uma fonte
especial de ®°Co que emite fétons com energia de 1,17 a 1,33 MeV ou de "*'Cs
que emite fétons com energia de 0,66 MeV. No caso do cesium-137, o decaimento
radioativo ocorre com a transformagao do "*’Cs em "*’Ba mais uma particula beta
(elétron). Este *’Ba ¢ instavel, decaindo para "*’Ba estavel mais um raio gama.
Os raios gama gerados a partir deste decaimento interagem com a formacéao de
trés formas diferentes: producdo de pares, espalhamento Compton e efeito foto
elétrico. O fenbmeno de geracédo de pares é irrelevante para as fontes utilizadas

nas ferramentas de densidade.
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O espalhamento Compton ocorre quando o féton incidente colide
elasticamente com um elétron, dividindo assim sua energia cinética e sendo
ejetado do atomo. O foton espalhado percorre uma dire¢do com angulo diferente
da trajetéria inicial e procede com energia reduzida. Este fenbmeno geralmente
ocorre com os elétrons que compdem as ultimas camadas do atomo e € sensivel a
densidade de elétrons da formagao (numero de elétrons por unidade de volume).

O fator fotoelétrico € um fenbmeno de absor¢cao que ocorre quando, ao
colidir com o elétron, o féton é absorvido por este, que, por sua vez, transforma a
energia recebida em energia cinética. O fator fotoelétrico (Pe) ocorre com maior
intensidade quando a energia do féton é baixa e o numero atémico da formacao é
alto, sendo assim, sua relagdo com o numero atémico do atomo alvo (Z) e com a
energia do raio gama incidente (Ey) € (SERRA, 1984):

=121 (Z46x Ey>10) barns / eletrons (b/e) Eq. 1.

As ferramentas de densidade medem a intensidade de raios gama
espalhados a uma distancia fixa da fonte, utilizando dois receptores e um
transmissor. Os raios gama sao ejetados pela fonte para dentro da formagéao e, a
partir do principio de Espalhamento Compton, chegam aos receptores (préximo e
distante). Esta intensidade diminui quanto maior for o niumero de colisbes dos
fétons, ou seja, quanto maior for a densidade de elétrons. A densidade de elétrons
€ proporcional a densidade da formac&o, ou seja, o numero de raios gama
detectado pela ferramenta € menor quanto mais densa for a formacao.

Nas formagdes densas, por gerar uma quantidade grande de colisées entre
os fétons e os elétrons, os raios gama perdem energia até que sejam absorvidos
(fator fotoelétrico). Nas formag¢des menos densas, menor € o numero de colisdes
dos fétons, tornando o numero de raios gama detectado maior.

Considerando a espessura do material (x), a intensidade de raios gama
detectada segue o comportamento exponencial da densidade de elétrons da
formacao (SERRA, 1984) (Tabela 2.1):

| = |y Pb-@ZANT x Eq. 2.

15



Onde, | é a intensidade de raios gama medida no receptor, I € a
intensidade de raios gama na fonte, Z € o numero atdémico, A € a massa atomica,
N é o nimero de Avogrado (6,02x10%), py é a densidade volumétrica (g/cm®) e ¢ é
area de deteccdo do espalhamento compton. A densidade de elétrons da
formacéo (pe) é relacionada com a densidade volumétrica (p», g/cm®) através da
seguinte equacéo:

pe = 2.(ZIA).pp Eq. 3.

Para a maioria dos elementos constituintes das rochas, Z/A é préximo de

0,5, exceto para o hidrogénio, para o qual esta relagéo é proxima de 1,0.

Tabela 2.1: Densidade de Minerais e Fluidos que componham as rochas.

Componente Formula Pb EE—Z] Pe Pa
emice) [ M )| (gm/co (gm/ce)
Quartzo S5i02 2,054 0,9985 2,650 2,048
Calcita Caco3 2,710 0,9991 2,708 2,710
Dolomita CaMg(CO3)2 2,870 0,9977 2,863 2,876
Anidrita Caso4 2,960 00,9990 2,957 2,977
Silvita KCl 1,984 0,9657 1,916 1,863
Halita Macl 2,165 0,9581 2,074 2,032
Gipso Cas04.H20 2,320 1,0222 2,372 2,351
ﬁgua doce H20 1,000 1,1101 1,110 1,000
Agua Salgada 200,000 ppm 1,146 1,0797 1,237 1,135
"Oleg" M{CH2) 0,850 1,1407 0,970 0,850
Metano CH4 Prmett 1,2470 | 1,247poun | 1,335 poess - 0,188
"Gas" C1.1H4.2 Pea: 1,2380 | 1,238p,., 1,325 p,. - 0,188

Fonte: Peters, 2012.

As ferramentas de densidade possuem dois receptores, localizados acima
do transmissor de raios gama. Estes receptores sdo cintilbmetro compostos por
iodeto de sédio (Nal) preenchendo um tubo foto-multiplicador. O iodeto de sddio
reage com o raio gama criando um pequeno pulso de luz visivel, que sao
detectados por cathodos foto-sensiveis, emitindo um elétron a cada pulso de luz
visivel detectado. Estes receptores sao localizados em diferentes distancias do

transmissor, sendo conhecidos como receptores préoximo e distante.
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Os raios gama reagem com o fluido de perfuragdo presente entre a
ferramenta e a parede do pogo e com a formacgao (sistema rocha-fluido). Como o
raio gama reage com qualquer atomo, a leitura final € influenciada pelo fluido de
perfuragdo. Portanto, dependendo do espagamento entre a ferramenta e a parede
do poco, havera diferenca na leitura final de raios gama, mesmo que a nao haja
mudanca nas caracteristicas da formagao exposta. Para minimizar o efeito de
alguns fenOmenos ligados a distdncia da ferramenta da formagdo, foram
desenvolvidas ferramentas com dois receptors, permitindo a aplicagdo de uma
compensacgao ou corregao dos valores finais de densidade.

O dado de densidade é extraido a partir da combinacdo da contagem de
raios gama que atingiram os dois receptores, proximo e distante. Bigelow (1995)
descreve o procedimento de correcdo dos valores de densidade afetados pelo
reboco da parede do pogo (mudcake). O grafico utilizado, denominado “espinha”,
combina valores adquiridos nos dois detectores e apresenta os resultados da

densidade e da corregdo de densidade, delta rho (Ap). A densidade final, também
conhecida por densidade volumétrica (p,) € o resultado da soma da densidade

adquirida pelo sensor distante, assim como da correcdo da densidade (Ap),
necessaria para que o ponto seja rebatido para a reta de correlagédo entre os dois
detectores (Figura 2.1).

Esta correcdo é realizada para compensar a presengca de alguns
fendbmenos durante a aquisicdo do dado, que expde o receptor a regides com
maior ou menor volume de fluido de perfuragéo. Alguns destes fendmenos sao: (a)
a excentricidade da ferramenta, que ocorre quando a ferramenta esta inclinada em
relacdo ao pocgo; (b) a descentralizagao da ferramenta dentro do pogo e (c) a
rugosidade da parede do poco, devido ao espiralamento, entre outros fendbmenos.

A densidade volumétrica medida € uma média ponderada da densidade da
matriz que compde a formacao e da densidade do fluido que preenche os poros,

com a seguinte relagao (SERRA, 1984):
pb = pro + pma (1-0) Eq. 4.
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Onde, a primeira relagdo compde a densidade do fluido (pr.¢) € a segunda a

densidade da matriz (pma (1-9)), ou seja, a porosidade pode ser calculada por meio

dos dados de densidade volumétrica pela seguinte relagéo:

Taxa de Contagem do detector distante [CPS)

¢=(pma-pv)/( pma-pr)

10'}

-
BIJ
L

Reboco de baixa
densidade
Reboco de alta
densidade

25

——l NLT

® Bloco de Calibraciio Mg (1,72 gfcc)
3.0 & Bloco de Calibracio Al (2,60 gfcc)
Bloco l:_ie Calibracio de CaCO? (2,71 g/cc)

’. i A 'l i

a4
10
Taxa de Contagem do detector proxime [CPS)

Eq. 5.

Figura 2.1: Grafico demonstrando o principio de aquisi¢do de dados da ferramenta de densidade,
contendo uma fonte (S) e dois receptores (D), um préximo e um distante. Fonte: Mendoza, et. al.,

2006.

Kobranova (1986) demonstra que o calculo de porosidade a partir da

equacao 5 é utilizado de forma direta para todas as rochas reservatérios. O autor

destaca que o fluido que preenche o poro nem sempre € somente 6leo ou agua,

mas também pode ser o volume de argila em reservatorios argilosos:

pma = [(1-Vsh). Psand + Vsh. Pshale]

pf = [(1-Sw)- poil + Sw. Pwater]

18
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Onde, v¢n € 0 volume de argila presente na rocha, estimado a partir do perfil
de raios gama, psand € @ densidade do arenito, pshae € a densidade da argila, sy é a
saturacdo de agua presente na rocha, p.i € a densidade do éleo e, por fim, puater €
a densidade da agua.

O Rho da matriz precisa ser obtido de forma mais precisa, pois é raro um
reservatorio ser constituido por uma unica fase mineral. Peters (2012) demonstra,
a partir da tabela 2.1, os principais elementos quimicos e minerais constituintes
das rochas estudadas em sistemas petroliferos. As argilas podem estar
distribuidas nas areias como argila estrutural (como pequenos gréos distribuidos
entre os graos de areia), argila laminada (na forma de finas Iaminas) e argila

dispersa (envolvendo os graos de areia).
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2.2. Imagem de Densidade

O perfil de imagem é uma composig¢ao visual de uma ou mais medidas de
perfis com uma relagao espacial conhecida ao redor do pogo. Na perfuragao do
poco, a aquisicdo de uma imagem ocorre durante a rotagdo da ferramenta, dada
pela rotacdo da coluna durante a perfuragcdo e pelo movimento de avango da
broca.

A ferramenta divide o pogo em setores que, dependendo da resolugao,
podem ser quatro setores de 90° 16 setores de 22,5° até 120 setores de 3°. A
utilizacdo de dados azimutais (divididos em setores) permite aos geologos e aos
petrofisicos, ndo apenas a visualizagdo das imagens, mas também a utilizagéo

das curvas em diferentes orientagdes do pocgo (Figura 2.2).

Top Quad

16 Setores 4 Setores

Memodria

Tempo-

Figura 2.2: Diagrama (esquerda) mostrando uma sec¢éo do poco a partir de uma imagem de
densidade setorizada. A imagem da esquerda é a imagem de memaria subdividindo o po¢co em 16
setores de mesmo angulo. A imagem da direita é a imagem em tempo real, subdividindo o pogo em

quatro setores. Fonte: Modificado de Rizzi, et. al., 2007.

Os dados mais utilizados hoje s&o os dados up (lado alto do pogo), down
(lado baixo) e bulk (volumétrico, média dos dados de todos os setores do pogo),
0s quais explicam esses fenbmenos.

Essas imagens sdo orientadas segundo o norte magnético ou segundo o
lado alto do pogo, no caso de pogos direcionais ou horizontais. Para fins de

visualizagao e interpretagdo, a imagem é transferida de uma visualizagédo em trés
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dimensdes (3D) para duas dimensdes (2D), cortando-se longitudinalmente a
mesma, segundo o plano de orientagdo adotado, norte magnético ou lado alto do
poco (Figura 2.3) (LOFTS et. al., 1997).

Com esse tipo de visualizagéo, qualquer estrutura plana pela qual o pogo
atravesse (falha, fratura ou camada), transforma-se em uma senoide (em 2D). A
amplitude da senoide dependera da diferenga de &angulo entre a estrutura
mapeada e o pog¢o. Quanto menor for o angulo entre a estrutura geoldgica e o
poco, maior sera a amplitude da senoide. Quando analisados pogos horizontais,
por exemplo, ao passar por uma camada (geralmente de baixo angulo), a imagem
apresenta uma interface com amplitude alta e, ao passar por falhas ou fraturas
(costumam ter alto angulo), a amplitude deve ser baixa, aproximando-se de retas
(Figura 2.4).

p

Figura 2.3: quadro mostrando como uma imagem de poco passa pela formagao rochosa e como
ela é visualizada em duas dimensdes. Fonte: Modificado de Lofts, et. al., 1997.

A resolucdo dos perfis de imagem permite a analise de uma série de
feicbes geoldgicas imperceptiveis aos perfis comuns, possibilitando a identificagao
e a interpretacado de falhas, de camadas, bem como a distribuicdo de concrecgdes

carbonaticas e o Net Pay, além de outras feicbes (LABAT et. al., 2002).
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Figura 2.4: Representagédo de uma trajetéria de pogo (linha azul) passando por diversas camadas
geoldgicas. A Segao geoldgica apresentada pelas letras A, B, C e D possui algumas diferengcas em
relacdo ao posicionamento do poco dentro do reservatorio e a presencga de falhas e fraturas.
Abaixo de cada sec¢éo geoldgica ha uma representagdo da imagem de pogo referente a passagem
do poco pelas respectivas camadas. Nestas imagens sintéticas é possivel identificar diferentes
amplitudes das senoides, devido aos diferentes angulos de encontro entre o pogo e os planos
geoldgicos (camadas, estratificagbes, falhas, fraturas e dobras). Fonte: Lindsay, et. al., 2006.

A imagem de densidade ndo € uma das imagens que possui a maior
resolucdo, no entanto, € usada com frequéncia, pois pode ser operada em pogos
perfurados com fluido sintético (base 6leo) ou com fluido a base de agua.
Geralmente as imagens de densidade sao apresentadas com oito a 16 setores
(LABAT et. al., 2002). Isso significa que os 360° do poco sao divididos em até 16
porcdes, de modo que cada porcdo representa até 22,5° (Figura 2.5).
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Raios Gama Imagem de
20 ofem’ 120 Densidade
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Densidade Setor Baixo = =
CT IR T 1 Orientacao da
20 gom Imagem
Densidade Média |A D B E A
20 g/em’ 25
X00
X50
X00

Figura 2.5: Exemplo de uma imagem de densidade de 16 setores. As letras A, D,Be E
representam a posicao dos lados Alto, Direita, Baixo, Esquerda e Alto, fechando os 360° da
imagem. Fonte: Ellis e Singer, 2007.
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2.3. Tratamento de Imagens

O processamento de imagens de perfis LWD envolve um ajuste de tempo,
de profundidade e de orientagdo. Este processamento € complexo e compreende
grande volume de dados, que, por ndo ser um dos objetivos deste trabalho, n&o é
discutido. Tratamos, aqui, de como a imagem € apresentada e de quais sao o0s
tipos de controle de aumento de contraste utilizados.

O tratamento de imagens, destacado nesse trabalho como algoritmos de
aumento de contraste, pode ser realizado de duas formas, conhecidas como
dominio do espago e como dominio da frequéncia (GONZALES e WOODS, 2001).
Segundo Gonzales e Woods (2001), o principal objetivo de aumentar o contraste
em uma imagem € o de processa-la para que o resultado deste procedimento seja
mais adequado que o da imagem original, procurando atingir um fim especifico.
Por exemplo, um algoritmo utilizado para processar uma imagem de Raio X pode
nao ser adequado para processar uma foto.

Gonzales e Woods (2001) ressaltam que o processamento de imagem no
dominio do espaco é realizado a partir da manipulagao direta de pixels contidos na
imagem com base em sua relagéo espacial.

Os autores afirmam que n&o existe uma teoria geral relacionada ao
aumento de contraste de imagens. Segundo estes autores, quando uma imagem é
processada para interpretacdo visual, a pessoa que observa a imagem é o juiz
que define a qualidade do método utilizado, sendo esta avaliagdo altamente
subjetiva.

Nos pogos, as imagens sao apresentadas de duas formas: a primeira
corresponde a imagem bruta (estatica); e a segunda € um processamento no
dominio do espacgo utilizando um algoritmo de aumento de contraste por
normalizagcado, o qual se fundamenta em determinada janela de pixels conhecida
como imagem dinamica. Este método também foi descrito por Al-Amri et al (2010)
como equalizagao por histograma e pode ser realizado de duas maneiras: a global
e alocal.

Segundo Tang et al. (2003), existem duas abordagens para aumentar o

contraste em imagens com aplicacao de filtros lineares e n&o lineares, as quais
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buscam alterar os pixels a partir da avaliagdo dos seus vizinhos. Uma ¢é a
equalizagao local ou global de histogramas; e a outra compreende a amplificagao
local do contraste.

Nos pocos tem sido adotado este sistema de equalizagdo de histograma
para visualizagdo de imagens, sendo o histograma local conhecido como imagem
dindmica. Com a imagem dindmica, o maximo e o minimo sdo reajustados
localmente, segundo um tamanho de janela. Esta janela é deslocada ao longo de
niveis de profundidade (passo); e o maximo e o minimo s&o reajustados a cada

passo (Figura 2.6).
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Figura 2.6: Quadro mostrando imagens estaticas e dindmicas de uma série de feicdes geoldgicas.
Fonte: Lofts, et.al., 2005.

Diversos autores trabalharam na implantagéo de algoritmos para realizar o
aumento de contraste. Al-Amri et. al. (2010) afirma que o método de amplificagado

local de contraste é realizado em uma imagem para ajustar localmente cada
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unidade da imagem (pixel), aumentando, assim, a capacidade de visualizagcao de
elementos escuros e claros ao mesmo tempo.

Com o intuito de investigar a utilidade do algoritmo de aumento de contraste
utilizado na industria petrolifera (imagem dinamica) e de avaliar a qualidade de
outros algoritmos, foram analisados 14 algoritmos de aumento de contraste
diferentes. Todos os algoritmos avaliados nesse trabalho sdo processamentos
contidos no dominio do espago, sendo dez deles apresentados por Gonzales e
Woods (2001), um sendo a imagem dinamica e os outros sendo criados por Yu e
Bajaj (2004), Gordon e Rangayyan (1984), e por Beghdadi e Le Negrate (1988).

Os algoritmos apresentados por Gonzales e Woods (2001) sao algoritmos
que operam no dominio do espaco, sendo assim, desenvolvem operacdes
realizadas pixel a pixel, sendo elas: a) imagem negativa; b) logaritmo na base 10;
c) poténcia; d) alargamento de contraste; e) corte por nivel de cinza; f) histograma;

g) média; h) média ponderada; i) mediana; e j) derivada de 22 ordem.

2.3.1. Imagem Negativa

A imagem negativa € uma inversdo de cores que produz uma imagem
similar ao negativo de uma foto. Considerando uma imagem com uma escala de
cores variando de [0, L-1], obtém-se a imagem negativa a partir da equacéao 8:

s=L—-1-r Eq. 8,
sendo s o valor final do pixel, r o valor do pixel a ser alterado e L o valor

maximo da escala de cor.
2.3.2. Imagem Logaritmica na base 10

A equacdo 9 descreve o processamento de uma imagem a partir do seu
logaritmo na base 10. Este processamento tem por natureza a expansao dos
valores mais contrastantes:

s=clog(1+r) Eq. 9,
sendo s o valor final do pixel e r o valor do pixel a ser alterado e ¢ € uma

constante.
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2.3.3. Imagem Poténcia

A transformacao de imagem utilizada a partir do algoritmo de aumento de
contraste potencial também € conhecida e amplamente utilizada como corre¢ao
por gama; a poténcia utilizada nesta corre¢cao corresponde a valores fracionados.

Este processamento pode ser realizado a partir da equagao 10:
s=cr Eq. 10,
sendo s o valor final do pixel e r o valor do pixel a ser alterado e ¢ e y séo

constantes positivas.

2.3.4. Imagem Alargamento de Contraste e Corte de Nivel de Cinza

O alargamento de contraste e o corte de nivel de cinza s&o alteragdes
lineares, similares a aplicagdes de filtros passa alto, passa baixo ou passa banda.
O alargamento de contraste, por exemplo, pode ocorrer alterando valores acima
ou abaixo de pontos determinados, como, por exemplo, demonstrado na equagao
11 (Figura 2.7):

ser<ry, s=cr

Ser>ry, S=cCr Eq. 11,

O processamento a partir do corte de nivel de cinza tem uma abordagem
similar a outra transformacéao linear utilizando o alargamento de contraste. Neste

caso, o objetivo é ressaltar alguma feigdo determinada da imagem (figura 2.8).
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Figura 2.7: Grafico representando alteragdo de imagem e utilizando alargamento de contraste.
Imagem original (cima direita); imagem processada utilizando alargamento de contraste (baixo
esquerda) e imagem processada utilizando limite (filtro passa alto ou passa baixo). Fonte:
Gonzales e Woods, 2001.

Figura 2.8: Graficos mostrando duas formas diferentes de corte de nivel de cinza: uma (cima
esquerda) destaca fei¢cdes que estejam dentro do range [A, B] de uma imagem original; e outra
(cima direita) realiza um destaque das cores contidas dentro do limite [A, B] sem alterar o resto da
imagem. Embaixo, a esquerda apresenta-se a imagem original e a direita mostra-se a imagem
alterada a partir do grafico de cima a esquerda. Fonte: Gonzales e Woods, 2001.
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2.3.5. Imagem Histograma Normalizado

Segundo Conci et. al. (2008), o processamento de imagem para aumento
de contraste baseado em histograma é uma operagcdo global ndo-linear que
consiste em equalizagdo de histograma. Para realizar esta operagédo, usa-se o
histograma normalizado. Esta normalizagcado é baseada na fungéo densidade de

probabilidade de ocorréncia de cada nivel de cinza (Figura 2.9):

w ‘ | | il

Figura 2.9: Imagem junto com o histograma, demonstrando a aplicacéo de equalizagdo por
histograma, normalizando a imagem em fung&o dos niveis de cinza que a compdem (esquerda —
imagem bruta e direita — imagem processada)

Fonte: Gonzales e Woods, 2001.

2.3.6. Imagem Média e Mediana

Gonzales e Woods (2001) definem outro grupo de algoritmos de aumento
de contraste como sendo o de operagdes aritméticas. As fungdes aritméticas sao
realizadas em cada pixel utilizando os pixels vizinhos e, geralmente, considerando
os vizinhos de 12 ou 22 ordem, tendo como a matriz os numeros 3:3 e 9:9,
respectivamente. As operagdes consideradas nesse trabalho foram a média e a
mediana dos pixels vizinhos de 12 ordem (matriz 3:3). Conci, et. al. (2008)

descrevem os filtros de média e de mediana como filtros passa-baixo ou como
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filtros de suavizagcdo. Estes descrevem a utilizacdo de cinco filtros que compde
este grupo: média, mediana, moda, gaussiano e meédia de n vizinhos

selecionados.

2.3.7. Imagem Derivada de 22 Ordem

Gonzales e Woods (2001) ressaltam que, quando se trata do aumento de
contraste em imagens, o interesse volta-se aos filtros isotropicos, os quais tém
resposta independente da direcdo da descontinuidade. Estes demonstram que a
derivada isotrépica mais simples € a Laplaciana, que, por uma fungado de duas
variaveis f(x, y), é definida como:
>’f  Pf

'2+ &

Vi = J
ox dy

Eq. 12.

Segundo os autores, para esta equacado ser util em processamento de
imagem, ela deve ser expressa de forma discreta. Para definir uma derivada
parcial de segunda ordem utilizando os pixels vizinhos, s&o realizadas solug¢des
para as dire¢des x e y. Sendo assim, a implantacao digital da Lapalciana de duas

dimensdes obtidas a partir da equagao 15 pode ser resumida da seguinte forma:

Vi=[flx+Ly)+flx—1L,y) + fx,y +1) + f(x,y - 1)] Eq.13.
— 4f(x, ).

Estes explicam que a Laplaciana ressalta descontinuidades de niveis de
cinza e nao enfatiza as regides com pouca variagdo de niveis de cinza. Estes
também chamam a atencéo para qual definicdo de Laplaciana é utilizada (Figura
2.10). Caso a definicdo que seja utilizada possua um coeficiente central negativo,
ira subtrair ao invés de somar a Laplaciana, gerando resultados inversos. A
utilizagcdo da Laplaciana para gerar aumento de contraste é descrita pela equagéo
14:
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L w) = T-Zf(x, v) Caso o coeficiente central for

negativo Ea. 14
g(x,y) = Tl 9 o 'Ezf(x, ¥) Caso o coeficiente central for
positivo
0 1 0 1 1 1
1 4 1 1 -8 1
0 1 0 1 1 1
0 -1 0 -1 -1 -1
-1 4 -1 -1 8 -1
0 -1 0 -1 -1 -1

Figura 2.10: Mascara com o esquema dos coeficientes para implementar o filtro Laplaciano.
Quadros: A esquerda representa os filtros, considerando os quatro vizinhos; e a direita, filtro
adicionando os vizinhos transversais. Fonte: Gonzales e Woods, 2001.

2.3.8. Imagem Yu e Bajaj

Trabalhando em imagens de tomografia (cérebro humano), com o objetivo
de chegar a uma imagem com maior contraste, Yu e Bajaj (2004) calculam os

valores maximos, minimos e médios de cada pixel para uma janela de pixels m x
n:

lavgm.n = (1 — ¢€) x lavgmn + C x lavgm.1.n Eq. 15;
if (Iminm-1n < Iminm )

Iminm n = (1-C) x Iminm n + € x Iminm_1.5 Eq. 16;

if (Imaxm-1n < lmaxm.n)

ImaXm’n = (1'0) X |maXm,n + Cx ImaXm-1’n Eq. 17,
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Onde, lavgm,, € 0 valor médio da imagem dentro da janela de matriz m x n ou
m-1 x n, ¢ € um fator de condutividade que varia de 0 a 1, Imin e Imax
correspondem aos valores minimo e maximo da janela. Considerando o valor x

como a imagem de entrada e y como imagem de saida tem-se:
Wo - \Wp™ — X se X< Wwp

Eq. 18,

<
1l

wo + V(255 - wg)2 — (255 — x)?

Onde, wy € um valor fixo, tal qual, se [lmax — Imin| < wp, O contraste é
considerado ruido. A partir dos valores estimados acima, os autores calculam uma

imagem nova e uma média nova a partir das equacgoes:
lnew = o x [ ( lold — Imin) / (Imax — Imin) ] Eq. 19;
Anew = ® x [ ( Aold — Imin) / (Imax — Imin) ] Eq. 20,
Onde, ® € o novo limite maximo dos valores da imagem.

O principal resultado do trabalho de Yu e Bajaj (2004) é demonstrar que,
caso a intensidade da imagem em um determinado pixel seja menor do que a
média local, a intensidade desse pixel deve diminuir. Para contornar esse aspecto
€ realizada uma fungao de transferéncia concava, enquanto uma fungéo convexa
€ utilizada quando ocorre o fendbmeno inverso, no caso do pixel central ser maior
do que a média local. Estas funcbes sao adaptadas de pixel em pixel, baseando-

se em um parametro o
o = (Anew — Inew) / 128 Eq. 21.

Os autores definem a fungdo de transferéncia como parte de uma curva
parabolica, sendo convexa se o < 0 e concava se a > 0 (Figura 2.11). Estes geram
uma expressao explicita (Fungdo de Inew) que ira governar a transformacéo da

imagem nova, em que:

y=-b—-(Vb%2-4)xaxc Eq. 22;
2xa
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a=a/(2xwm)
Onde: b=(a/®)xx-a-1 Eq. 23.

c=la/(2x®)]xX?-axXx +Xx

Apos a obtencdo da funcdo de transferéncia para cada pixel, os autores

computam a imagem com contraste aumentado:
lenh = Imin + f (Inew) Eq. 24,

Onde f é a fungao de transferéncia definida na equacédo 15. Os resultados

da pesquisa de Yu e Bajaj (2004) podem ser vistos na figura 2.12.
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Figura 2.11: Esquema da janela de esticamento (esquerda) e da fungéo de transferéncia
apresentado por Yu e Bajaj (2004).
Fonte: Zeyun Yu e Chandrajit Bajaj, 2004.

Figura 2.12: Resultado de Yu e Bajaj (2004), mostrando uma ressonancia magnética de um
cérebro, onde: (a) é a imagem original; (b) imagem com aumento de contraste utilizando
equalizacdo de histograma e; (c) imagem com aumento de contraste pelo método desenvolvido por
Yu e Bajaj (2004). Fonte: Zeyun Yu e Chandrajit Bajaj, 2004.
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2.3.9. Imagem Gordon e Rangayyan

Gordon e Rangayyan (1984), trabalhando com imagens sintéticas,
desenvolveram um algoritmo de aumento de contraste que envolve uma janela
variavel. Este algoritmo considera o contraste C entre o pixel p e a média dos seus
oito vizinhos (no caso de janela 3 x 3) como:

C=|p—a|ll/(p+a) Eq. 25.

Esta definicdo tem como variacdo de contraste 0 a 1 e é aumentada
segundo a fungdo C” = VC. Uma nova imagem é computada a partir de C” e “a’,
como segue:

p=ax(1+C)/(1-C) sep=a Eq. 26.
p'=ax(1-CH/(1+C sep<a Eq. 27.

Normalizando os valores para obter estimativas entre 0 e 255, tem-se:

p =255« (p -min’)/ (max - min") modo positivo Eq. 28.
p =255 x(min-p’)/ (max-min’) modo negativo Eq. 29.

A relagao que os autores sugerem para a aplicagcdo deste algoritmo em

relagao ao pixel central e aos vizinhos, para diferentes dimensbdes de janela (Ex. 1

x1,3x3;5x5,9x9;....), é apresentado na figura 2.13.

Figura 2.13: Resultado de Gordon e Rangayyan (1984), mostrando imagem original de
microcalcificagdo de uma mamografia (esquerda) e imagem com aumento de contraste com janela
3 x 3. Fonte: Richard Gordon e Rangaraj M. Rangayyan, 1984.
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2.3.10. Imagem Beghdadi e Le Negrate

Azeddine Beghdadi e Alain Le Negrate (1988) criaram um algoritmo similar
ao de Gordon e Rangayyan (1984), no entanto, estes autores propdéem uma
abordagem diferente para a definicdo do contraste Cy. Os estudiosos criam um
valor de borda A; baseado no médulo da diferenca entre um determinado pixel (X)
e a média dos oito pixels vizinhos (XD, que compdem a janela W:

Ay = X - X Eq. 30.

Para cada janela Wy, os autores calculam um valor de cinza da imagem,

definido por:

. [Zagum, by %Xy
R ™ 2
I L &Y-f Eq. 31.

Apos definir o valor de cinza, é definido o contraste Cy associado ao pixel

central X; a partir de:
Cu = | Xia - Exl I | X + Exl Eq. 32.
Com o intuito de conseguir um aumento do contraste, os autores criaram

C'w = VCq. A partir deste novo contraste, obtém-se uma imagem nova (Figura

2.14):

Xu=Eax(1-Cw)/(1+C) se )(ij < Ey;
{ Eq. 33.

Xuw=Eux(1+Cw)/(1-C) se Xij > Ex;
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. e)
B (b)

Figura 2.14: Resultado de Beghdadi e Le Negrate (1988). Uma imagem original (a); outra na qual
foi aplicado o método de aumento de contraste por Gordon e Rangayyan (1984) (b) e outra com o
método de Beghdadi e Le Negrate (c) (1988)

Fonte: Azeddine Beghdadi e Alain Le Negrate, 1988.
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2.4. Net Pay

Os termos Net Pay, assim como Net-to-Gross, utilizados como sinbnimos
na industria de petréleo, ndo possuem definicdo unica. Segundo Worthington
(2009), o termo Net Pay, além de n&o possuir uma definicdo universal, n&do
apresenta um método unico para ser identificado, além de existirem pontos de
vista distintos de como utiliza-lo.

O Net Pay é largamente utilizado na industria para estimar o volume total de
hidrocarbonetos do reservatério e também é determinado como principal variavel
para a simulagao de fluxo do reservatério. A cada poco de petroleo perfurado é
realizada uma estimativa de Net Pay, a partir do mapeamento detalhado de quais
zonas realmente contribuem para a producéo de hidrocarbonetos.

Worthington (2009) afirma que o Net Pay permite que a taxa de
recuperacao do reservatoério seja avaliada de forma significativa em relagdo a uma
analise volumétrica inicial de hidrocarbonetos contidos no reservatério. Segundo
este autor, a ndo utilizagdo do calculo de Net Pay pode distorcer a estimativa da
taxa de recuperagao devido a inclusdo de zonas com volume de hidrocarboneto
que nao contribuirdo para a produgao do reservatorio.

Worthington (2009) infere que experiéncias recentes confirmaram que, caso
o Net Pay seja sistematicamente quantificado, o desempenho de modelos de
reservatorio ira melhorar significativamente em relagdo a ajustes histéricos de
producao.

Inimeros autores procuraram classificar o Net Pay utilizando-se de
diferenciadas técnicas. Uma série de dados é utilizada para gerar esta estimativa,
entre estas informagdes podemos apontar o volume de argila (Vs - calculado a
partir da curva Raios Gama), a porosidade (¢ - estimado a partir da curva de
densidade), a permeabilidade (k — extraida da analise laboratorial de plugs e
testemunhos), a saturagdo de agua (S, — estimado a partir da resistividade) e o
indice de hidrocarboneto mével (MHI — pode ser estimado a partir da ressonancia
magnética) (WORTHINGTON et al., 2003).

Uma pratica comum para a estimativa de Net Pay ¢ a utilizacado de cut-offs.
Cut-offs sao valores maximos ou minimos de um determinado perfil (raios gama
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ou porosidade) que excluem as zonas potencialmente ndo contribuintes para a
producao do reservatorio, ou seja, o cut-off € um filtro passa-alto, sendo que todo
valor de porosidade acima do valor determinado é considerado como intervalo que
contribuira para a producdo. Com a aplicagdo desses cortes, os petrofisicos e
gedlogos de reservatorio procuram eliminar a porcentagem de rochas que
contenham altos valores de argila ou de cimentagdo e até mesmo de arenitos
menos permeaveis.

Autores como Worthington e Consentino (2003); Egbele et al. (2005) e
Worthington (2009), entre outros, formularam diferentes rotinas de utilizagao de
perfis para gerar uma classificagao de espessuras de intervalo avaliado, associada
a real contribuicdo e ao fluxo de hidrocarbonetos. Em sintese, grande parte dos
autores utiliza o Vg, para delimitar a espessura de rocha reservatorio (Net
Reservoir, Net Sand, Gross Sandstone ou Net-to-Gross Sand). A partir das
espessuras delimitadas pelo Vg, utiliza-se o perfil de ¢ para determinar a
espessura de reservatério que contribui para a producado (Gross Pay, Net
Reservoir, Net Sandstone e Net-to-Gross Reservoir). Em seguida, € determinada,
a partir da S,,, a zona que contribuira para a producéo de hidrocarboneto (Net Pay
ou Net-to-Gross Pay) (Tabela 2.2). Por fim, com os perfis de ressonancia
magnética, pode-se determinar o volume de fluido livre da formacao (BVW), ou
seja, dentro da area de interesse, € possivel determinar qual € o volume de fluido
que sera produzido.

A maior parte dos estudos realizados abordando o tema acima esta
associada a caracterizacdo de reservatorios a partir de pogos verticais. O tema
sobre Net Pay em pog¢os horizontais é pouco discutido em trabalhos técnicos, mas
€ aceito que, devido a anisotropia do reservatério, a analise de Net Pay deva ser
realizada de maneira distinta entre pogos verticais e horizontais (LEMOS, et al.,
2006).

A utilizacdo do perfil de imagens em pocos horizontais tem mostrado que
nem sempre o pogo esta inserido em rochas produtoras. E possivel visualizar,

com frequéncia, que parte do pogo ndo esta exposta ao fluxo de fluidos do
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reservatorio por possuir uma exposi¢cao parcial a argila ou as zonas com

cimentagao, como exemplo.

Tabela 2.2: Esquema de classificagcdo de Net Pay adotado por alguns autores

Egbele, et. al. Etris e Stewart Worthington e Pfeffer Theory
Consentino
Gross Thickness
None
Gross Reservoir Gross Reservoir Gross Rock
None None None
Net Reservoir Net Reservoir Net Sand Gross Sandstone
Vsh & ¢ Vsh Vsh Vsh
Gross Pay Gross Pay Net Reservoir Net Sandstone
Sw & OWC owc ) o
Net Pay Net Pay Net Pay Gross Pay
BVW® Sw Sy Sy
Net Pay
BvW

Fonte: Modificado de Egbele, et. al., 2005.

Radtke, et. al. (2007) chamam a atencao sobre as diferengas fundamentais
da resposta da ferramenta de densidade exposta em pogos horizontais e em
pocos verticais. Em pogos verticais, as laminagdes sao perpendiculares ao poco,
gerando um fator geométrico ou uma variagéo axial (na diregdo do pogo). Para os
pocos horizontais, onde a variagao da formacgao € subparalela a direcido do poco,
a variacao de densidade ocorre de forma radial.

Nos pocgos horizontais, a profundidade de investigagdo da ferramenta € um
fator crucial para a compreensao da variacdo dos niveis de densidade. Ao se
aproximar de uma camada pelo lado baixo do poco, devido a profundidade de
investigacao da ferramenta, o valor de densidade varia antes mesmo de o sensor
passar efetivamente pela camada (RADTKE, 2007). Quanto maior for o contraste
de densidade entre as camadas, maior sera esta variagdo, podendo gerar erros no
célculo de Net Pay.

Outra discussao apontada por Radtke, et. al. (2007) esta relacionada ao
método de correcdo do dado de densidade a partir do Ap. Esta corregcdo é
baseada no fator geométrico axial considerando dois receptores (proximo e
distante) e uma fonte.
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Segundo Radtke, et. al. (2007), o fator determinante da resposta da
ferramenta é a resolugdo vertical, ou seja, a caracteristica fisica da medida e a
distancia entre sensores. Nos pocos horizontais, a resposta dos sensores é
governada pela profundidade de investigagao dos sensores e transmissor.

Para o calculo de Net Pay em pocgos horizontais, € possivel estimar uma
saturagdo de agua constante para determinadas zonas do reservatorio, sendo
assim, para este estudo, ndo sera considerado S, como classificador de zona
produtora de hidrocarboneto. Desta forma, Net Pay sera classificado como sendo
estimado a partir da andlise de cut-off de Vg, e ¢.

Tendo em vista estas variagdes de valores de densidade, devido a
proximidade de camadas subparalelas ao pogo, € imprescindivel a utilizacdo de
um perfil de imagem, a fim de avaliar ndo somente o valor utilizado do cut-off, mas
de verificar se este valor se aplica a determinada regido. Um exemplo claro é
quando um poco horizontal esta passando no meio de uma interface entre uma
camada de arenito e uma camada de folhelho. Quando isso ocorre, parte do pogo
(metade de cima) fica exposta ao folhelho e a outra metade exposta ao arenito.
Apesar da porcao de arenito contribuir para o fluxo de hidrocarboneto, ela pode
ser considerada como n&o produtora, dependendo do contraste de densidade e da

forma como esta posicionada, ou seja, acima ou abaixo do cut-off (Figura 2.15).
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Figura 2.15: Exemplo de imagem de resistividade de um pogo horizontal. O pogo esta passando
por laminagdes, onde é possivel ver que parte do pogo esta exposta a camadas produtoras
(arenitos — regibes claras) e camadas nao produtoras (argilas camadas escuras). As senoides
horizontalizadas que nao tem continuidade sao fraturas induzidas
Fonte: Stamm, et. al., 2007.
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2.5. Navegacao de Reservatério

Segundo Lesso e Kashikar (1996), o Geosteering (Navegagao de
Reservatério, Reservoir Navigation ou Geo-Direcionamento) pode ser definido
como a colocagdo de um pogo por planejamento interativo utilizando critérios
geoldgicos. No caso de pogo horizontal, a utilizacdo correta do Geostering evita
uma série de problemas de produgdo em campos em desenvolvimento (cone de
agua ou gas, baixa produgdo devido as formacdes fechadas ou completagao
complicadas e resultado pobre devido a presencga de zonas isoladas).

Esta solugdo, no entanto, depende da colocagdo do pogco em posigao
estratégica, com baixa tolerancia ao erro no posicionamento. Ao longo da
perfuracédo do poco, informacdes de perfis adquiridos e analisados em tempo real,
juntamente com informagdes geoldgicas pré-existentes, auxiliam na
caracterizagao do reservatorio.

Com isso, um projeto de geonavegacéo deve ser organizado da seguinte
forma:

1) Avaliar dados sismicos disponiveis;

2) Qualificar e avaliar dados (perfis) de pogos adjacentes;

3) Selecionar a formagéo alvo;

4) Projetar e otimizar a trajetéria do pogo;

5) Estabelecer tolerancia e risco de posicionamento apropriado do pogo na

formacao alvo;

6) Perfurar pogo vertical até KOP (Kick Off Point — ponto de inicio do ganho
de angulo do pogo para comegar pogo direcional) e iniciar fase
direcional do po¢o;

7) Estabelecer correlagao geolégica e controle de alvo;

8) Ajustar projeto de trajetéria quando necessario, na fase final de ganho
de angulo (aterrissagem);

9) Aterrissar o pogo no ponto de inicio do pogo horizontal;

10) Revisar a trajetéria do pogo da secao com alto dngulo e capacidade de

direcionar o pogo;
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11) Estabelecer distancia da broca dos sensores, para compreender a

estrutura geoldgica e localizagcdo de anomalias a serem antecipadas

(falhas, afinamento de camadas, mudanca lateral de canal, etc.);

12) Perfurar a seg¢ao horizontal, mudando dire¢do do pogo e rotacionando

para manter angulo;

13) Com o surgimento de um evento inesperado (surpresa geologica),

iniciar acao corretiva, para determinar a causa, tomar a acao evasiva,

guando necessario, ou avaliar a necessidade de realizar um sidetrack;

O servico de Navegacao de Reservatério é dividido em trés categorias

(SPE, 2001b):

Nivel 1 (Passivo):

Nivel 2 (Reativo):

- Plano de pogo geomeétrico;

- Confirmacgéo e correlagéo geologica;

- Nao sao tomadas decisbes em tempo real,
relacionados aos dados coletados durante a perfuragao.
- Utilizagdo de ferramentas com baixa profundidade de
investigacéo, possivelmente distantes da broca;

- Permite correlagéo e confirmacéo geoldgica baseadas
no que ja foi perfurado;

- Permite a tomada de decisbes e a mudanga de

trajetéria baseadas no que ja foi perfurado.

Nivel 3 (Pro-ativo): - Utilizagdo de ferramentas com baixa e alta

profundidade de investigagdo, o mais préximo possivel
da broca;

- Permite correlagéo e confirmagéo geoldgica baseadas
no que ja foi perfurado e, em certos ambientes, permite
a capacidade preventiva;

- Permite a tomada de decisbes e a mudancga de
trajetéria baseadas n&o s6 no que ja foi perfurado, mas

no que € provavel que seja perfurado.

Lesso e Kashikar (1996) descrevem que um trabalho de Navegacédo de

Reservatorio, além de necessitar de uma equipe multidisciplinar, precisa ter uma
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compreensao da geologia estrutural e dos dados petrofisicos; assim como
identificar o limite das camadas e a realizagdo de modelagem de resistividade,
além de outras necessidades. Os autores explicam que é necessario realizar uma
andlise detalhada das estruturas geoldgicas, combinando dados sismicos,
correlacao de perfis de pogos adjacentes e outros dados petrofisicos.

O principal perfil utilizado na realizagdo do servico de Navegacédo de
Reservatorio é o perfil de resistividade. Este é utilizado com frequéncias diferentes
(400 KHz e 2 MHz geralmente), atingindo diferentes profundidades de
investigacao, permitindo identificar a aproximagao de uma formagao geoldgica e a
aplicacao de desvio do pogo antes que atravesse a formagao (Figura 2.16).
Quando dentro de uma formagdo homogénea, os perfis de 400 KHz e 2 MHz
devem apresentar o mesmo valor de resistividade. A frequéncia de transmissao
diferente resulta em profundidades de investigacado diferentes, sendo assim,
quando o pogo estiver proximo de uma rocha com diferente valor de resistividade,
o perfil que possuir a maior profundidade de investigacado (400 KHz) sera afetado
por esta formacdo, mudando de valores em relacdo ao perfii de menor
profundidade de investigacao (2 MHz).

O posicionamento dos pogcos em subsuperficie € guiado pelos horizontes
sismicos mapeados. A partir do posicionamento estratigrafico € gerado o modelo
geoldgico; o operador analisa curvas de resistividade com diferentes
profundidades de investigacdo para identificar a aproximagdo de camadas
geoldgicas. A utilizagdo de outros perfis como raios gama, densidade, neutrdo e
ressonancia magnética permite uma correlagdo do posicionamento do pogo com o
modelo do reservatorio (Figura 2.17).

Os perfis de imagem tornaram-se indispensaveis na aplicagdo deste
servico, ndo apenas por mostrarem com clareza se 0 pog¢o esta subindo ou
descendo na estratigrafia (Figura 2.17), mas também por permitirem avaliar o
angulo e a diregdo de mergulho das camadas, assim como a presencga de falhas,

as fraturas, as anisotropias ao longo do po¢o, entre outras fei¢oes.
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Folhelho

Figura 2.16: A profundidade de investigacdo do perfil de resistividade pode identificar a fronteira
entre formagdes nos trés casos acima, permitindo uma tomada de deciséo antes do pogo atingir
esta fronteira.

Fonte: Modificado de Lessa e Kashikar, 1996.

Figura 2.17: Janela de software de Navegacao de Reservatorio, ilustrando posicionamento
estratigrafico de um pogo, imagem de resistividade de 64 setores e curva de resistividade
Fonte: Fulda, et. al., 2006.

Apesar do modelo geolégico como guia para manter o pogo na melhor
porcao do reservatorio, a existéncia de incertezas geoldgicas no modelo € comum

e ocasiona o posicionamento do po¢co em zonas nao desejadas. Uma ocorréncia
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frequente é quando o pogo atinge camadas de folhelho, permanecendo metade no
reservatorio e metade no folhelho, como pode ser visto na profundidade
aproximada de 10.200 ft da figura 2.18, situacdo que sera analisada nesta

dissertacao.
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Figura 2.18: Imagem de densidade mostrando a passagem do pog¢o por camadas reservatorio e
nao reservatorio, as vezes mantendo metade do pogo exposta ao reservatério e metade nao
exposta ao reservatorio, como pode ser observado nas proximidades da profundidade de 10200 ft
(escala da esquerda)

Fonte: Ingerbrigtsen, et. al., 2003.
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CAPITULO 3

METODO DE TRABALHO

Para a realizagdo deste estudo, foi utilizado o perfil de imagem de
densidade. A decisao por utilizar esta tecnologia foi tomada devido ao fato de ser
uma imagem que possui resolugcado superior a imagem de raios gama e por ter um
custo de aquisicao inferior ao custo de imagens resistivas em LWD (que é a que
possui maior resolugdo). Além disso, a imagem de densidade é adquirida com
frequéncia em pocos direcionais e horizontais.

A imagem real de densidade foi adquirida de um pog¢o horizontal, perfurado
em formacao siliciclastica, com o objetivo de produzir éleo (Figura 3.1). A partir da
imagem, foram extraidas as curvas de densidade volumétrica e as densidades
azimutais. Esses quatro conjuntos de dados (imagem de densidade, densidade
volumétrica, densidade up e densidade down) foram utilizados para gerar cinco
modelos de Net Reservoir: 1) a imagem de densidade; 2) a densidade volumétrica;
3) a densidade up; 4) a densidade down, e 5) a combinag¢ao das densidades up e
down.

A partir do perfil de imagem de densidade, foi possivel extrair os outros trés
perfis. Como o perfil de imagem de densidade é um dado azimutal, o qual é
dividido em 16 setores, as curvas de densidade podem ser extraidas a partir deste
dado. A densidade volumétrica € o resultado da média de todos os setores, ja as
densidades azimutais, como up e down sao representadas pela densidade dos
setores alto e baixo do poco.

O Net Reservoir é calculado aplicando-se um cut-off nos dados de
densidade. Caso o valor de densidade seja maior que o cut-off, esta unidade é
considerada como nao reservatorio e, caso o valor de densidade seja menor, esta
unidade é considerada como sendo reservatorio.

Modelos de geonavegagao foram criados utilizando o sofiware RNS 2.3 da
Baker Hughes com o objetivo de demonstrar como ocorrem, durante a perfuragéo
do pogo, certas exposi¢cdes do poco as formagdes produtoras e as formagdes nao

produtoras, que sao responsaveis por um maior ou por um menor Net Reservoir.
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O resultado da exposicdo do pogo as formagdes produtoras ou ndo é
consequéncia da geonavegacdo, a qual busca manter o pogo dentro do
reservatorio, mudando sua trajetoria (inclinacdo e diregdo) conforme a
heterogeneidade geologica.

Outro tema discutido é a aplicacado dos algoritmos de aumento de contraste.
A partir de uma imagem de densidade real, de um pogo horizontal, foram
aplicados diversos meétodos de aumento de contraste, podendo avaliar os
diferentes resultados.

A imagem de densidade utilizada nesse trabalho permite a identificagdo de
algumas feicdes sedimentologicas, diagenéticas e estruturais. Este pocgo foi
perfurado em um reservatério composto por arenitos depositados por fluxo
gravitacional em ambiente marinho profundo. Com base na associagao de imagem
e perfisé possivel separar trés conjuntos de rocha: o folhelho, apresentado por
ldaminas mais escuras; o arenito, pela coloragcdo mais clara; e o arenito com
cimentagao carbonatica, reconhecido na imagem como nédulos escuros.

O mosaico (Figura 3.2) ressalta feicbes geoldgicas visualizadas nesta
imagem, como laminagdes de folhelho (Figura 3.2 — A), contato por superficie
erosiva (Figura 3.2 — B), arenito com cimentacao carbonatica (Figura 3.2 — C) e

mudanga de angulo entre camadas (Figura 3.2 — D).
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Figura 3.1: A coluna da direita contém uma imagem de densidade que possui escala de cores
variando de 2 a 3 g/cm3. As trés curvas apresentadas na coluna da esquerda representam os perfis
de densidade volumétrica (Rhob), densidade up (Rhob-up)e densidade down (Rhob-down), todas

em g/cm?.
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Figura 3.2: Mosaico dos dados de densidade utilizados nesse trabalho, destacando a presencga de
laminagdes de folhelho (Figura 3.2 — A), contato por superficie erosiva (Figura 3.2 — B), arenito com
cimentagao carbonatica (Figura 3.2 — C), mudancga de angulo entre camadas (Figura 3.2 — D).
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3.1. Avaliacao de Net Reservoir

Conforme abordado no Capitulo 2.4, varios autores descrevem que o Net
Pay é o calculo final de quanto dleo esta disponivel para produgédo, com base na
porosidade e saturagcao de agua. Como este trabalho basea-se apenas no perfil de
densidade, seria inconsistente tratar o dado como Net Pay, ja que todos os
calculos apresentados referem-se a extracdo da porosidade a partir do perfil de
densidade. Portanto, o calculo apresentado nesse trabalho refere-se ao Net
Reservoir.

Na figura 3.1, a coluna da direita contém a imagem de densidade, que é
apresentada em uma escala de cor variando de 2 g/cm® a 3 g/cm?, sendo as cores
mais claras representadas por densidades baixas e as cores escuras
representadas por densidades altas.

A diferenga entre os valores de densidade adquiridos pela imagem de
densidade, pelas densidades up e down e pela volumétrica pode ser bem
observada na profundidade de 140 (m) da figura 3.1. Nesta profundidade, pode-se
notar, pela curva cinza, que a densidade up possui valores menores que a
densidade down (curva azul). A densidade volumétrica apresenta valores
intermediarios as densidades up e down. Nesta regido, aproximadamente de 125
a 155 m, os valores de densidade altos predominam nos 360° do poc¢o. Por isso,
os valores de densidade volumétrica apresentam-se mais proximos da densidade
down.

Com o objetivo de demonstrar como é possivel, a partir de distribuicdo das
camadas geoldgicas e da geometria de um pog¢o, obter feicées similares as vistas
na figura 3.1, foi gerado um modelo sintético no software RNS 2.3 (Figura 3.3). O
modelo sintético foi realizado simulando uma trajetéria do pogo, o qual ganha
angulo até chocar-se com uma camada geoldgica que esta acima da que ele se
encontra e, apos isso, o po¢o diminui o angulo, apresentando uma feigdo na qual
0 pogo (360°) ndo se encontra exclusivamente exposto a uma Unica camada.

A exposicao parcial do pogo as rochas nao produtoras (folhelho) ocorre por

diversos motivos, que estdo geralmente ligados as incertezas geoldgicas do
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modelo de reservatério, encontradas durante a perfuragdo do pogo. Esse
fendmeno é frequente e por muitas vezes ocorre em extensdes consideraveis, que

constantemente ultrapassam 50 metros (Figura 3.4 e 3.5).
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Ralon Gamy
R
r
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Figura 3.3: Modelo geoldgico gerado a partir dos perfis do pogo 3-NA-1A-RJS. De cima para baixo
cada track representa o modelo geolodgico (representagdo de camadas em amarelo e cinza e
trajetdria do pogo em azul), profundidade do pogo, imagem de densidade sintética, perfil de raios
gama (verde), perfil de resistividade (vermelho e preto), perfis de densidade e neutrdo (vermelho e
azul). (GRAFM: raios gama; RPCHM: resistividade rasa; RACLM: resistividade profunda;
BDCUFM: densidade; NPCKLFM: neutr&o).

Os modelos de navegagdo de reservatério demonstrados na figura 3.5
procuram ilustrar situagdes reais de perfuragdo. No modelo “A”, € demonstrada a
mudanc¢a da inclinacdo do poco, que pode ocorrer por diversos motivos, como
confirmacéao de topo ou até para procurar manter o pogo o mais proximo possivel
do topo do reservatério. O modelo “B” demonstra o pogo cruzando uma falha de
baixo rejeito, também conhecida como falha subssismica. Por ultimo, o modelo “C”
demonstra uma mudanga no angulo de inclinagdo da camada, obrigando o pogo a

acompanhar essa mudanga, para se manter no reservatorio.
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Figura 3.4: llustracao de pogos apresentando exposi¢ao parcial a camadas diferentes
Fonte: Modificado de Lofts e Morris, 2001.

A exposicao do poco ao folhelho na sua porgao superior pode ocorrer em
qualquer posi¢cdo do pog¢o ao longo da sua perfuragdo. Geralmente o calculo de
Net Pay nao considera a existéncia desse fendmeno nem o local exato da

ocorréncia.
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Figura 3.5: Modelos de navegacao de reservatorio mostrando exposi¢ao parcial a folhelho. Os
modelos A, B e C apresentam 3 interagdes distintas, mas apresentando o mesmo resultado quanto
a exposigao parcial. O modelo A demonstra uma mudanga de angulo do pogo, o B uma falha
geologica e C mudancga de angulo da camada.



Os perfis de densidade apresentados na figura 3.1 foram utilizados para
realizar a analise de Net Reservoir, do qual foi definido um cut-off de porosidade
(¢) de 10%para diferenciar as formagdes produtora e ndo produtora. Esse valor é
definido empiricamente para cada reservatorio, podendo variar muito em fungao
da viscosidade do o6leo e do tipo de reservatdrio, como arenito, carbonato,
reservatorio fraturado, etc. Para obter os valores de porosidade pelo perfil de
densidade, foram realizados os calculos basicos de petrofisica apresentados por

Serra (1984) no Capitulo 2.1, os quais séo representados pela equagéao 5:

Pb = pr.d + pma (1-9) Eq. 34.

Para obter o valor de densidade a partir do valor de porosidade adotado

como cut-off, foram utilizados os valores de 2,65 g/cc como densidade da matriz
(pma) € 1 glcc, como densidade do fluido (pr). Com isso, obteve-se o valor de
densidade utilizado como cut-off, 2,485 g/cc. Portanto, valores de densidade
acima deste sdo tidos como pertencentes a formacédo nao produtora e os valores
abaixo sao entendido como pertencentes a formacgao produtora. Este método foi
aplicado aos cinco conjuntos de dados de densidade (imagem, volumétrica, up,

down e up ou down).
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3.2. Algoritmo de Aumento de Contraste

O calculo do Net Pay é baseado em dados provenientes de imagem, por
isso, as melhores qualidade e resolugdo da informagao podem resultar na maior
precisdo dos resultados obtidos.

Segundo Gonzalez e Woods (2001), o principal objetivo do aumento de
contraste € o de processar uma imagem para que o resultado deste
processamento seja mais adequado que a imagem original para uma aplicagao
especifica.

Considerando a variedade de rochas sedimentares e suas estruturas
deposicionais e diagenéticas, € extremamente conservador concluir que a
utiizacdo de apenas um método de aumento de contraste é suficiente para
interpretar qualquer perfil de imagem de poco de petrdleo.

Para realizar a avaliagado do efeito de algoritmos de aumento de contraste
em imagem de densidade, foram aplicados 14 diferentes métodos de aumento de
contraste, em uma unica imagem de densidade:

v Imagem Dinamica;
Negativa;
Logaritmo na base 10;
Poténcia de 22 Ordem;
Alargamento de Contraste;
Corte de Nivel de Cinza;
Histograma;
Média;
Média Ponderada;
Mediana;
Derivada de 22 Ordem;
Método de Yu e Bajaj;
Método de Gordon e Rangayyan;

A N N N N N N N N N N NN

Método de Beghdadi e Le Negrate.
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A imagem de densidade analisada é formada por uma matriz de dados,
composta por 16 colunas (representando os 16 setores) e por 5001 linhas, cada
linha representando uma profundidade equidistante em 5 cm (Tabela 3.2), sendo
representada por a;. Por ser uma representagédo de 360° do pogo, a imagem foi
tratada de forma que o setor 16 possuisse continuagao, retornando para o setor 1,
permitindo a continuidade da imagem.

Para realizar os calculos de aumento de contraste, foi considerada a meédia
entre 0s nove pixels para cada pixel da imagem, sendo aplicado para todos os

processamentos realizados.

Tabela 3.2: Exemplo do formato dos dados da imagem de densidade fornecida

Depth  shobl Rhab?  Rhob3  mhobd  RhobS  Rhob6  Rhob7  Rhob®  Rhob9  Rhobl0 nhokll mhobl? Rhabl3 rhobld RhoblS Rhoolé
0.00 2578 2618 2,644 20600 2,602 2.53F 2383 2390 2063 2433 2367 2407 Leis W 2717 1602
0.05 2,630 25W 2608 2604 2,600 2502 2492 2557 2400 2463 2.409 2307 577 Leld 2640 2,604
010 2393 2620 2,630 2709 2,680 2.%6F  2.493 2484 2478 a4 M4BT 2302 L8l6 LY 281 1643
0.15 2.7 2640 2,862 2709 2560 2567 236 23 2444 2438 2525 259 L3 2%l 1367 2,579
0,20 2363 2580 2,667 1638 2071 L0501 2446 20320 246l 24 25 2470 L4 167 2.0 L.602
0.2 LI 6% g0 1602 LN18 2604 2305 2426 2440 259 2.4M 2,490 2480 2.%3 0 1LM7 0 2.680
030 2677 2,605 2386 2468 2460 2.4%% 2498 20481 2436 24T 2.400 24BR LMY L6 2599 2612
0.3 L7377 2.603 2567 60 2062 2560 2466 2,420 2479 2430 2.403 2403 L5 LL0 2520 2.6%3
0.40 273 5W 0 57 1380 2573 M1 2460 2466 2448 2451 2484 24BR L6 15T 2503 L.3G
0.45 L7 2504 2308 2.7 L0083 4R 2.4 1304 L4180 2Md6F 2,476 2480 2539 1997 2488 1303
050 2430 2,480 2,433 1351 20430 L1 2417 1303 2390 2447 2484 24N L5 LT 2530 LN
0.9 L091 2.430 2.%4 0 1593 2B 2461 2422 24200 2500 2417 2403 2478 2410 2577 1MR 1.4%R
0,80  2.58% 2922 509 2309 2386 4% 2430 2441 2438 1410 2444 2520 2415 2438 2488 2,580

O dado fornecido esta no formato “txt”, que foi transferido para o Microsoft
Excel e para o MatLab, com o intuito de realizar todos os processamentos e
apresentagoes. O Microsoft Excel foi, em grande parte, utilizado para a realizagao
do calculo de aumento de contraste. O uso do Excel permitiu a aplicagcao de
rotinas em VBA (Visual Basic for Applications) que automatizou rotinas de
tratamento das imagens.

O MatLab foi utilizado para a apresentacdo do dado e para a aplicacdo de
alguns algoritmos. Este software contém uma biblioteca de rotinas (toolbox) para
tratamento de imagens.

Com o intuito de possibilitar a utilizagdo de diversos métodos de aumento
de contraste, os valores de densidade foram normalizados para uma escala de

tons de cinza que compreende valores de 0 a 255.
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CAPITULO 4
RESULTADOS E DISCUSSOES

O desenvolvimento desse trabalho pode ser dividido em duas partes, uma
referente ao calculo diferenciado de Net Reservoir; e outra relativa ao aumento de
contraste em imagens, o que corresponde a dois métodos de processamento ou
de tratamento da imagem de densidade. E demonstrado o valor da utilizagéo de
imagem de densidade na estimativa de Net Reservoir, tanto quantitativamente
(calculo de Net Reservoir) quanto qualitativamente (algoritmo de aumento de
contraste).

Os topicos discutidos nos capitulos anteriores, 2.2 e 2.5 (Imagem de
Densidade e Geonvegacao, respectivamente) foram abordados para demonstrar
nao s6 a melhora na capacidade de identificar estruturas geoldgicas, a qual é
apresentada pelo perfil de imagem em relagcdo aos perfis convencionais, mas
também a maneira como estas feigées s&o geradas e visualizadas.

As figuras 4.1 e 4.2 mostram o histograma dos dados de densidade
utilizados nesse trabalho, de acordo com a figura 3.1. A partir da distribuicdo das
frequéncias dos dados de densidade dos perfis Rhob (volumétrico), Rhob-up
(densidade up), Rhob-down (densidade down) e Rhob-imagem (imagem de
densidade) pode-se perceber que qualquer calculo realizado utilizando estes
dados deve ser diferente.

Estes histogramas provam que a nao linearidade das feicbes geoldgicas
resulta na ndo homogeneidade da densidade da rocha ao longo de uma segéo
(360°), portanto, se considerarmos o dado (1) volumétrico, ou seja, uma média dos
360°; ou um dado (2) azimutal do lado baixo ou alto do pogo; ou mesmo dados (3)
pontuais a partir de uma imagem, teremos diferentes medidas de densidade.
Consequentemente, quando realizado o calculo de Net Reservoir, deve-se obter

diferentes resultados, dependendo de qual perfil ou imagem é utilizado.

59



Histograma - Distribuicdo dos Valores de Densidade

4000
3500
3000
it Rhob-up
2500 LRhob-down —

O Rhob-volumétrico

Frequéncia
2]
3
o

2.00 2,05 2,10 2.15 2.20 2.25 2.30 2.35 2.40 2.45 2.50 2.55 2.60 2.5 2.70 2.75 2.80 2.85 2.90 2.95 3.00
Densidade (g/cc)

Figura 4.1: Histograma apresentado a distribuigdo de frequéncia dos valores de densidade dos
perfis de densidade up, down e volumétrico.
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Figura 4.2: Histograma apresentado a distribuigdo de frequéncia dos valores de densidade do perfil
de imagem
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Para a obtencdo do Net Reservoir foram aplicados cinco métodos,
utiizando densidade up, densidade down, densidade volumétrica, imagem de
densidade e combinacéo de densidade up ou down.

Caso o valor de porosidade (convertida a partir do valor de densidade pela
equacgao 4) seja maior do que o cut-off, a unidade é tida como reservatério. No
caso dos dados de densidade up, densidade down e densidade volumétrica, este
calculo é direto. Ja no caso da densidade up ou down, considera-se que, caso
qualquer uma das duas seja maior que o cut-off em uma mesma profundidade, é
possivel considerar a unidade como sendo um reservatorio. Este mesmo principio
€ aplicado a imagem, sendo considerados os 16 setores apresentados.

Como resultado desses calculos temos uma variacdo de Net Reservoir do
poco de até 10,71%, considerando o Net Reservoir extraido da imagem (99,14%)
e o Net Reservoir extraido da densidade volumétrica (88,42%) (Tabela 4.1). Sendo
assim, o simples calculo de Net Reservoir ndo € suficiente para realizar uma
caracterizagao de reservatorio adequada, sendo necessario elaborar uma analise

para definir qual calculo deve ser utilizado em determinada profundidade.

Tabela 4.1: Resultado do célculo de Net Pay

Perfil Net Reservoir
Rhob — UP 91,44%
Rhob — Down 89,86%
Rhob - Volumétrico 88,42%
Rhob - Up ou Down 96,62%
Rhob — Imagem 99,14%

A diferenca dos resultados apresentados nesta tabela ocorre,
principalmente, por motivos de assimetria das caracteristicas geoldgicas. Como as
camadas estao distribuidas de forma aleatéria na imagem e como os valores de
densidade estdo distribuidos por trés litologias distintas, arenito com cimentagao,
folhelho e arenito poroso, € possivel dizer que esses dados irdo influenciar na
densidade volumétrica, por ndo haver distribuicdo homogénea destas litologias no
pPOCO.
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Na figura 4.3, é possivel ver a diferenca da distribuicao de Net Reservoir em
parte da imagem de densidade apresentada na figura 3.1. Ao lado da imagem de
densidade, é apresentado o calculo de Net Reservoir, considerando a densidade
up, a densidade down, a densidade bulk e a densidade up ou down (quatro

colunas a direita das imagens).
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Figura 4.3: Mosaico apresentado a mesma imagem em quatro vezes e ao lado direito de cada imagem. Na imagem é mostrada a distribuicdo de
Net Pay calculada a partir das densidade up, densidade down, densidade volumétrica e densidade up ou down.
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As setas vermelhas foram inseridas para destacar algumas feicdes
geolodgicas da imagem de densidade, as quais resultam na diferenca de Net
Reservoir. Pode-se realizar uma analise separada do calculo de Net Reservoir,
considerando os quatro métodos cujos resultados sdo apresentados na Figura 4.3
em relagdo a imagem de densidade.

Na Figura 4.3A, destaca-se o calculo de Net Reservoir realizado a partir da
densidade up. Nesta figura (4.3A) é possivel destacar duas feigdes geologicas que
afetaram o calculo de Net Reservoir utilizando a Densidade Up, de forma diferente
a dos outros calculos. Nesta, pode-se ver a presenga de cimentacado carbonatica
do lado alto do poco e a presenca de camadas finas. E possivel perceber que,
assim que o lado alto atinge o folhelho, a coluna de Net Reservoir fica escura,
indicando formacgao nao produtora, até que o lado alto do poco sai da camada de
folhelho.

Na imagem apresentada na figura 4.3B, é possivel ver o calculo de Net
Reservoir a direita, em destaque, utilizando a densidade down. Este calculo é
similar ao apresentado pela densidade up, sendo possivel notar que ha uma
camada de arenito no meio do folhelho e que ocorre o inicio de formagao nao
produtora ao centro do perfil (camada fina). Uma observacdo importante é a
presenca de uma concregdo carbonatica exatamente no centro da imagem, ou
seja, no lado baixo do pocgo. Esta resulta em um calculo de Net Reservoir
negativo, mesmo que o0 pogo esteja exposto a formagédo produtora nesta
profundidade.

A Figura 4.3C foi analisada utilizando o calculo de Net Reservoir a partir da
densidade volumétrica. Com base neste calculo, € possivel ver que, apesar de
haver uma exposi¢cdo grande a formagao produtora, ha também profundidades
que sao estimadas como Net Reservoir negativo, ou seja, ndo produtoras (regiao
cinza na direita). Pode-se notar ainda que o calculo utilizando a densidade
volumétrica ndo considerou a presenca da camada de arenito no meio do folhelho.
Outro fato que pode ser notado € que neste caso, o calculo de Net Reservoir nao
identificou os arenitos com cimentagao carbonatica, considerando tudo como

formacéao produtora.
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Na Figura 4.3D, destaca-se o calculo de Net Reservoir pelo método
densidade up e down. Neste método, caso qualquer uma das curvas de densidade
(up ou down) estiver abaixo do cut-off, considera-se a por¢cédo do reservatorio
como sendo produtora. Na area vermelha em destaque, percebe-se que a regiao
que nao contribui para a produgdo do pocgo (cinza escuro) apresenta-se bem
menor, comparando aos outros meétodos. Isto ocorre, pois, seguindo de cima para
baixo, o calculo de Net Reservoir baseou-se na densidade up (na direita); e depois
de passar a espessa camada de folhelho (cinza escuro), foi considerada a
densidade down (no meio do pogo).

Apesar de o calculo de Net Reservoir utilizando o método de densidade up
ou down apresentar a grande diferenca dos resultados, existem outras
consideragdes que devem ser feitas, as quais podem apresentar diferengas no
célculo. Uma das consideracdes é: se existir uma grande diferenga de azimute
entre o pocgo e a direcdo de caimento da camada, a senoide n&o sera apresentada
da mesma forma, ou seja, centralizada. Sendo assim, o método de densidade up
ou down nao sera o mais eficiente, tendo que considerar a utilizacdao de outro
setor da imagem.

Tendo como base a mesma imagem utilizada na Figura 4.3, também foi
realizado o calculo de Net Reservoir para o perfil de imagem de densidade. O
resultado do célculo de Net Pay é apresentado na Figura 4.4. A imagem a
esquerda é a imagem bruta e a imagem a direita € a imagem resultante do calculo
de Net Reservoir. A imagem de densidade € um dado bidimensional, enquanto o
dado de Net Reservoir ou o perfil de densidade convensional € unidimensional.
Portanto, antes de apresentar um dado unidimensional, deve-se realizar o calculo
de Net Reservoir na imagem e sO depois converter para dado unidimensional.
Sendo assim, o calculo de efetivado a partir da Equacéao 4 é realizado para cada
pixel da imagem. A representacéo do resultado deste calculo é realizada de forma
visual, sendo que o cinza da imagem da direita representa que a porosidade é
inferior a porosidade de cut-off, portanto, o pixel cinza é considerado néao
reservatorio, enquanto o pixel branco € reservatério, sendo que o valor de sua

porosidade é superior ao cut-off.
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A partir da imagem de Net Reservoir gerada, deve-se representar o Net
Reservoir do pocgo, considerando uma unidade como sendo uma profundidade e
nao um pixel. Para isso, considera-se uma linha de profundidade do pogo (360°)
que passa pelos 16 setores da imagem. Ao transferir o resultado de Net Reservoir
da imagem para uma dimensdo, considera-se que, caso nesta linha de
profundidade haja um uUnico pixel que seja considerado como reservatorio, esta

linha inteira é tida como reservatoério.

123458738300

Figura 4.4: Imagem de densidade (esquerda), imagem na qual se aplicaram os calculos de Net Pay
(centro) e de Net Pay final calculados a partir da imagem (coluna da direita).

As setas inseridas na figura 4.4 destacam pixels que estdo posicionados no
folhelho. Como resultado do calculo de Net Reservoir utilizando a imagem, é
possivel perceber (coluna da direita) que, dentro desta zona (quadrado vermelho)

predominantemente nao produtora, ha algumas profundidades marcadas como
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linhas brancas, as quais sdo consideradas produtoras. Isto ocorre pelo fato de
haver um unico pixel abaixo do cut-off na profundidade em destaque.

As diferengas de calculo de Net Reservoir utilizando os diferentes métodos
podem ser notadas de forma mais expressiva quando estes calculos séao
realizados em uma porgao do pogo que possui uma exposi¢ao parcial a formagéao
produtora e ndo produtora. O caso apresentado na Figura 4.5, mostra uma porgéo
do pogo que passou por uma regido laminada e depois ficou exposta ao folhelho
na parte baixa e a arenito na parte alta (seta verde (1)).

Quando observada a profundidade em que se encontra a seta verde,
podemos notar que o Net Pay calculado pela densidade up apresenta-se como
profundidade produtora, enquanto a densidade down € n&o produtora, bem como
a densidade volumétrica. Por ser estimada como sendo produtora, caso a
densidade up ou down seja exposta a formagao produtora, o célculo realizado a
partir da densidade up ou down permitira que a unidade seja considerada como
produtora.

Apesar do pogo atravessar algumas laminas de folhelho (seta roxa (2)), o
célculo de Net Pay resultante da utilizacdo da imagem de densidade, apresenta
todo o pogo exposto a formagao produtora. Este calculo pode ser considerado
otimista, pois ndo considera a presenca de camadas finas e as camadas espessas
de folhelho, pois qualquer pixel existente na mesma profundidade, que possua
valores de densidade abaixo do cut-off, qualifica esta profundidade como
formagao produtora.

Nesta imagem, é possivel notar que o Net Pay resultante da utilizagdo do
calculo por densidade volumétrica também n&o € uma boa representacdo da
realidade. Pode-se perceber que, devido ao contraste de valores de densidade
entre folhelho e arenito, a por¢ao do pogo que apresenta exposicao parcial é tida
como nao produtora. As laminas mais finas de folhelho (seta azul (3)) ndo séo
consideradas por este método, o qual é contrario ao calculo demonstrado pela

densidade up e pela densidade down (setas vermelhas (4)).
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Figura 4.5: Imagem de densidade junto com o célculo de Net Pay a partir dos cinco diferentes
métodos: densidade up, densidade down, densidade volumétrica, densidade up ou down e imagem
de densidade.

No caso especifico da imagem 4.5, é possivel avaliar que o método mais
realista € o método de calculo utilizando a densidade up, que claramente
considera as laminagdes de folhelho (setas vermelhas e azuis) e a exposi¢cao

parcial (seta verde).
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Os cinco métodos de calculo de Net Reservoir apresentam resultados
distintos, entre os quais é possivel interpretar que o método utilizando a imagem é
extremamente otimista para certas formacdes e ndo representa de forma
adequada a realidade. Ja o método de Net Reservoir, estimado a partir da
densidade volumétrica, € extremamente pessimista e, com isso, deve-se
considerar o contraste de densidade entre o folhelho e a arenito.

Os métodos de densidade up, densidade down e densidade up ou down,
apresentam-se como os métodos que melhor representam a realidade, no entanto,
isso depende da relagao entre o pogo e a formagao exposta. Aparentemente, cada
um destes métodos funciona melhor em determinadas situagdes, gerando a
necessidade de avaliar com atengdo o resultado gerado por cada método e de
buscar qual € a melhor metodologia para representar o Net Pay em determinada
profundidade.

Quando um pogo horizontal é avaliado, devem-se utilizar perfis de imagem
para visualizar se alguma profundidade esta sendo classificada como n&o
produtora ou produtora de forma errbnea, e se realmente possui uma porcao
significativa do pogo exposto a formagao produtora de hidrocarbonetos. As figuras
4.3, 44 e 4.5 ilustraram esta questdo de forma a demonstrar com clareza a
diferenca no calculo de Net Reservoir e a necessidade de avaliar a imagem para
julgar qual o melhor método de calculo para determinada area.

Avaliando o Net Reservoir de uma forma mais qualitativa, € imprescindivel a
analise critica ao verificar a imagem de densidade. Para avaliar o melhor método a
ser utilizado em determinadas profundidades, é fundamental, portanto,
compreender a distribuicdo de feicbes geoldgicas, como o acamamento, 0s
arenitos com cimentagao carbonatica, as descontinuidades, os contatos erosivos,
as falhas e as fraturas, entre outras.

Para poder realizar uma interpretacdo minuciosa da imagem, é necessario
proceder a aplicacdo de algoritmos de aumento de contraste, possibilitando a
melhor visualizagao de feigcbes com diferentes caracteristicas fisicas, que, neste

caso, € a densidade. Esta analise auxilia na avaliagdo da formacao, de maneira
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qualitativa, podendo tornar mais facil a interpretacéo e a visualizagcado de feigcoes
geoldgicas.

O segundo topico desenvolvido nesse trabalho foi o de aplicar diferentes
algoritmos de aumento de contraste em uma imagem de densidade, para avaliar
se ha ou ndo ganho na analise qualitativa do Net Reservoir. Para isso, foram
aplicados 14 algoritmos de aumento de contraste, que podem ser vistos na Figura
4.6. Para auxiliar na analise apresentada na Figura 4.6, é apresentada também a
Figura 4.7, que contém o histograma de todas as imagens geradas, comparando-
as a imagem estatica inicial.

Na Figura 4.7, € possivel comparar cada método de aumento de contraste,
possibilitando avaliar se, para a imagem de densidade de pogo horizontal, o
método utilizado gera ou ndo um aumento de contraste. A partir desta figura, é
possivel compreender que o método de histrograma gera um espalhamento dos
dados, ocupando, de forma mais homogénea, todo o espectro de cor, enquanto o
método potencial, por exemplo, concentra mais o espectro de cor.

Outra resultado é referente ao método de derivada de segunda ordem,
queelimina completamente a forma original do histrograma. No entanto, ao
visualizar a imagem gerada por este método (Figura 4.6), € possivel observar que
o0 método ndo sé conserva as feigbes originais da imagem, como também gera
uma melhor visualizacado das feicdes claras e escuras.

Para facilitar a visualizagao das feicbes geoldgicas das imagens geradas a
partir dos 14 algoritmos de aumento de contraste utilizados, sdo apresentadas as
figuras de 4.8 até 4.12 (estas figuras s&do continuas, sendo que a 4.9 é

continuagcao em profundidade da 4.8 e assim por diante, até a 4.12.
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Na imagem em que foi aplicado o processamento de normalizagao,
comumente utilizado para imagem de pogos, € possivel perceber com clareza que
quando ha presenca de feigdes geoldgicas de grande contraste de densidade,
estas que ocupam apenas parte do po¢o (em uma unica profundidade), gerando
grandes distorgcdes. As setas roxas destacam a presengca de arenitos com
cimentagao carbonaticas (figuras 4.8 e 4.12). Outra feigdo que pode gerar efeito
negativo é, em alguns casos, a presengca de laminagbes, como pode ser
visualizado com o auxilio da seta amarela nas figuras 4.8 e 4.10.

Na profundidade de 10 m (figura 4.8), é possivel identificar uma
intercalacao entre folhelho (escuro), arenito (claro), folhelho, arenito e um vestigio
de folhelho, apenas no lado baixo do pogo (centro). Este vestigio € acompanhado
de uma descontinuidade, posicionando 0 pogo em uma porgao mais clara (apds a
descontinuidade). Esta feigdo, na imagem, pode ser interpretada como sendo uma
falha geoldgica, que veio a posicionar o po¢o em uma por¢gao mais limpa do
reservatorio. A imagem dindmica (normalizada) distorce esta feigéo,
impossibilitando sua identificacdo; no entanto, é possivel perceber que outros
métodos de processamento, como o Potencial de 22 Ordem, o Alargamento de
Contraste e o Histograma destacam esta feicao (verificar setas verdes na figura
4.8).

Esta dultima interpretacdo € fundamental para a caracterizacdo de
reservatorios e para a avaliagdo de formagéao, possibilitando uma atualizagao do
modelo geoldégico com presenga de falha, que, no caso, pode ser considerada
como sendo um preenchimento de baixa densidade (coloragdo mais clara) ou um
posicionamento do poco em formacado diferente e mesmo uma profundidade
diferente dentro do reservatério. Estas atualizagbes auxiliam na geragcdo de
modelos geoldgicos mais préximos do modelo real do reservatorio.

Na profundidade préxima de 67 m (Figura 4.9), as setas verdes destacam a
presenca de mais uma descontinuidade, podendo ser interpretada com falha
geoldgica. Esta descontinuidade apresenta uma coloragao mais escura que o seu
entorno. Nesta mesma profundidade, a seta roxa destaca a presenca de uma

camada geologica de dificil identificagcdo nas imagens estatica e dinamica, no
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entanto, pode ser melhor identificada nas imagens de média, de média ponderada,
de mediana e de derivada de 22 ordem. Como a senoide apresentada por esta
camada tem inicio no centro do pogo e cresce para as extremidades e o centro do
poco € o lado baixo, pode-se concluir que esta camada é classificada como down-
dip, ou seja, descendo na estratigrafia. Com isso, é possivel identificar que o pogo
desce na estratigrafia, expondo primeiro a parte baixa do pogo a nova formacgéo; e
completando a senoide até a parte alta do pogo, também exposta a formacao.

Na figura 4.12, a seta vermelha (profundidade de 227m) destaca a
presenca de uma fina camada de folhelho no meio do arenito. Esta camada
encontra-se em uma porg¢ao consideravel do po¢o, sendo uma divisdo de poucos
centimetros de espessura que esta com angulo de inclinagdo paralelo ao angulo
de inclinacdo do poco. Na profundidade aproximada de 228 m, € possivel ver um
contato abrupto, podendo ser interpretado como sendo um contato erosional. A
estrutura abaixo desta fina camada de folhelho no meio do arenito € composta por
laminacdes de folhelho e de arenito (seta azul). E possivel perceber que a imagem
que melhor destaca todo o conjunto é a imagem resultante do processamento por
Histograma.

Ao longo de toda a imagem, é possivel perceber que existem muitas feicdes
geoldgicas que se destacam em alguns dos métodos de processamento de
aumento de contraste, mas em outras metodologias de andlise, as mesmas
estruturas sao imperceptiveis ou de baixo contraste. Esta situacdo ndo é
constante para cada método de processamento, demonstrando que cada situagao
de distribuicdo de contraste permite uma melhor interpretacdo com a aplicacéo de
diferentes algoritmos de aumento de contraste.

A avaliacdo das 15 imagens apresentadas a partir dos 14 métodos de
aumento de contraste utilizados é possivel, pois permite perceber que as imagens
resultantes dos algoritmos de média, de média ponderada e de mediana geram
uma perda na resolucdo da imagem, trazendo muito pouco beneficio a
interpretacdo. Da mesma forma, as imagens resultantes da aplicagao de logaritmo
base 10 e da poténcia de 22 ordem concentram a imagem nas extremidades dos

niveis de cinza, trazendo prejuizo a visualizagao global da imagem.
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Os métodos de aumento de contraste de imagem sugeridos por Yu e Bajaj
(2004), Gordon e Rangayyan (1984), e por Beghdadi e Le Negrate (1988), quando
utilizados em imagem de densidade de pogo horizontal, geram muitas distor¢des,
resultando em imagens ruidosas, sem aplicagdo para a interpretagdo de fei¢cdes
geologicas, apesar de serem utilizados com frequencia em imagens médicas. Este
fato ressalta que cada método tem sua aplicagao.

A imagem negativa causa apenas uma inversdo nos valores de cinza,
gerando pouco ou nenhum ganho, apenas permitindo a visualizagdo da mesma
imagem com tons de cinza inversos. Outra imagem que trouxe prejuizo a
interpretacdo foi a imagem de corte de nivel de cinza. Neste caso, muita
informagcdo é perdida, tornando a imagem inutil para fins de interpretagéo
geoldgica.

O algoritmo de aumento de contraste utilizado na industria de petroleo
(histograma dinamico ou imagem dinamica), apesar de apresentar algum prejuizo
em regides que contém muito contraste, também apresenta ganhos em algumas
regides, facilitando a visualizagdo de acamamentos.

Os algoritmos que geraram o maior ganho em relagéo a possibilidade de
visualizar feicdes geoldgicas presentes nesse pogco, com maior clareza, foram os
algoritmos de alargamento de niveis de cinza, de histograma normalizado e de
derivada de 22 ordem. Tais algoritmos permitem visualizar falhas geoldgicas,
acamadamento, arenitos com cimentagdo carbonatica e também geram pouca

distor¢ao dos niveis de cinza, mantendo caracteristicas originais da imagem.
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CAPITULO 5
CONSIDERACOES FINAIS E RECOMENDACOES

Tratando-se da avaliagdo de Net Reservoir, dos cinco métodos de calculo
que utilizam perfis azimutais de densidade e imagem de densidade apresentados
nesse trabalho, foi possivel demonstrar a necessidade de realizar uma avaliagéo
minuciosa de todos os métodos, principalmente da densidade up, da densidade
down e da densidade up ou down, para possibilitar uma melhor avaliagdo dos
resultados. Foi possivel perceber que a distribuicdo das feigdes geoldgicas na
imagem afeta significativamente o calculo de Net Reservoir e que cada método de
calculo identifica estas feicdes de forma diferente, sendo necessaria uma
avaliagao conjunta dos métodos para obter o Net Reservoir mais proximo do real.

Apesar de ser um dado mais preciso e possibilitar a visualizagdo das mais
diferenciadas feigdes geologicas, a imagem de densidade é otimista ao ser
utilizada para realizar o célculo de Net Reservoir. Para cada profundidade, caso
ocorra apenas um dado abaixo do cut-off, esta é apresentada como profundidade
produtora de hidrocarboneto. Apesar de ser otimista para a realizacdo do calculo
de Net Reservoir, a possibilidade de interpretacdo da imagem, em termos de
feicbes geoldgicas e de qualidade do pogo, torna este dado indispensavel no
entendimento da estimativa de Net Reservoir. Sendo assim, mesmo que nao seja
utilizada para a realizagdo direta do calculo de Net Reservoir, a imagem de
densidade deve ser considerada de forma qualitativa, a fim de avaliar a presenga
de arenitos com cimentagcdo carbonaticas, de acamamento, de falhas, de
espiralamento de pogo e de break out, entre outras feigdes geoldgicas. Além
disso, € possivel avaliar a qualidade da parede do poco.

Em contrapartida, considerando o dado de densidade do pocgo avaliado
nesse trabalho, o perfil de densidade volumétrica apresenta um calculo de Net
Reservoir pessimista em relagdo a todos os outros métodos. Isto ocorre pelo fato
do dado volumétrico ser uma média dos dados de densidade em uma unica

profundidade. Quando realizada esta média, o contraste entre arenito e folhelho, a
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diferenca de angulo entre pogco e camada geoldgica e a presenca de feicoes
geoldgicas pontuais ou nodulares podem distorcer significativamente o resultado
do calculo de Net Reservoir.

Tratando-se de pogos horizontais, o calculo de Net Reservoir deve
considerar os perfis azimutais, ndo se restringindo a apenas um. O conjunto de
perfis de densidade up ou down apresenta os resultados que melhor representam
a realidade, principalmente quando utilizados em conjunto. O uso destes perfis em
conjunto € uma ferramenta importante para diminuir a incerteza no calculo de Net
Reservoir, principalmente tratando-se de pogos horizontais.

A estimativa de produtividade do pogo n&do é uma fungao apenas do calculo
de Net Reservoir, mas também deve considerar a condicdo do poco e a
distribuicdo de camadas e danos. Portanto a identificacdo e o mapeamento de
estruturas como camadas, falhas e arenito com cimentagdo carbonatica agrega
valor para se realizar uma caracterizagao de reservatério o mais proximo possivel
da situagao geoldgica real.

A aplicacdo de algoritmos de aumento de contraste em imagens de
densidade demostrou uma melhora na capacidade de interpretagao geoldgica da
imagem do poco. A utilizacdo destes algoritmos destacou feigdes geoldgicas como
falhas, camadas e laminagbes que ndo tinham muito destaque nas imagens
estatica e dinamica.

A analise dos algoritmos de aumento de contraste foi realizada baseando-
se em uma unica imagem, que apresenta caracteristicas geologicas de um unico
poco. Certamente, a utilizagdo destes algoritmos em imagens com diferentes
caracteristicas geoldgicas ira ressaltar estas feicdbes de forma diferente, sendo
necessario avaliar o comportamento de cada método com fei¢des geoldgicas que
nao foram possiveis serem vistas na imagem analisada.

O fluxograma apresentado na figura 5.1 € um resumo de como é realizada
a estimativa de Net Pay em pogos verticais e de qual abordagem deve ser
adicionada ao se tratar de pogos horizontais. A grande diferenga quando avaliados
pocos horizontais €, portanto, a necessidade de verificar as curvas azimutais para

obter o Net Reservoir de forma a visualizar o maximo possivel de diferencas
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geologicas ao redor do pogo. Também €& importante utilizar a imagem para servir
de controle de qualidade na escolha do melhor método de calculo de Net
Reservoir para cada nivel de profundidade e utilizar os algoritmos de aumento de
contraste para destacar feicbes geoldgicas imperceptiveis devido a falta de
contraste.

Outro estudo complementar que poderia ser realizado com base nesse
trabalho é a utilizagdo da mesma metodologia com o objetivo de verificar as
imagens com base na resistividade e nos raios gama. Devido a grande diferenca
nas propriedades fisicas de aquisicao destes dados, é importante saber se seriam
obtidos resultados diferentes dos apresentados aqui.

Tratando-se de algoritmo de aumento de contraste, seria prudente aplicar
0s mesmos meétodos em imagem de resistividade. Esta imagem apresenta uma
resolugao vertical maior do que a imagem de densidade, além disso, o dado de
resistividade possui uma natureza logaritmica, que € muito diferente da natureza
linear do dado de densidade. Estas duas caracteristicas podem ser responsaveis

por gerar resultados diferentes dos obtidos no presente trabalho.
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Modelo de diminuicdo de incerteza para o calculo de Net Pay

calculo de Net

* Volume de A * Porosidade s Saturacdo de dgua » Fluido Livre = Imagem de
Pay para pogos resistividade
Verticais. . )

* Determinar o » Delimitar qual * Determinar qual & = Quantificar gual a * Permite avaliar a
volume de argila, porgao do owvolume de aleo porcentagem do presenca de
separando rocha reservatorio contido nos poros. flwido dentro do E?:l"[ﬂdi_is finas,
reservatorio de possui porosidade e5aco poroso diminuindo a
nao reservatério. su ficiente para gue esta livre para incertezado

armazenar e fluir fluir do modelo.
hidrocarbonetos. reservatorio para
0 pogo.
¢a zi P ks
Modelo de » Porosidade Imagem de Imagem com
cadlculo de Net Azimutal D'ELM Aumento de
Contraste
Pay para pogos I
Horizontais. » Diminuir incerteza * Determinar com * Possibilita a
do modelo de maior precisio vig.u alizacao d?
porosidade, exposicao parcial feiches geologicas
utilizando curvas do pogo de boa porosidade
de densidacle formagdes de |1'!ascarada S por
azimutais (g, baixa porosisdade. diferenca cle
dowin, lefte right). contraste na
im agem.

Figura 5.1: Fluxograma de avaliagdo de Net Pay para pogos verticais e horizontais, demonstrando a diminuigéo de incerteza para o calculo de
Net Pay.
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