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RESUMO

Esta tese apresenta duas metodologias envolvendo técnicas heurísticas distintas para

resolver dois problemas da Avaliação de Formação. O objetivo da primeira é fazer a

identi�cação de litologia e o cálculo da porosidade de camadas reservatórios utilizando

o Grá�co Densidade-Neutrônico. Para isso, apresenta-se a Curva de Matriz e utiliza-se

a Rede Neural Competitiva Angular para solução de uma das incógnitas do problema.

O objetivo da segunda é fazer a identi�cação de litologia em poço não-testemunhado

utilizando Inferência Fuzzy com as informações de testemunhos de poços vizinhos no

mesmo campo petrolífero. Ambas as técnicas apresentadas mostraram resultados bastante

satisfatórios, desempenhando bem as proposições apresentadas no trabalho. Assim, Pode-

se dizer que elas são aplicáveis para a solução desses dois problemas clássicos da Avaliação

de Formação ao longo do campo petrolífero.

Palavras-chaves: Avaliação de formação. Per�l de porosidade. Per�l litológico.

Rede neural arti�cial. Inferência fuzzy.



ABSTRACT

This thesis presents two methodologies involving di�erent heuristic techniques to solve

two problems of Formation Evaluation. The objective of the �rst one is to make lithology

identi�cation and porosity calculation in reservoir layers using Density-Neutron Cross

Plot. For this, the Matrix Curve is presented and the Angular Competitive Neural

Network is used to solve one of the unknowns of the problem. The objective of the

second one is to do the lithology identi�cation in uncored well using Fuzzy Inference with

core information of neighboring wells in the same oil�eld. Both techniques have shown

good results, performing well the proposals presented in this thesis. Thus, it can be

said that they are applicable to the solution of these two classic problems of Formation

Evaluation along the oil�eld.

Keywords: Formation evaluation. Porosity log. Lithology log. Arti�cial neural

network. Fuzzy inference.



LISTA DE FIGURAS

2.1 Bacias Sedimentares Brasileiras . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 3

2.2 Representação da fase inicial de rifteamento que resultará na formação de

algumas bacias sedimentares . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 4

2.3 Mapa da Bacia de Campos . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 5

2.4 Carta Estratigrá�ca da Bacia de Campos . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 7

2.5 Representação da disposição das formações na bacia e a localização dos

poços de exploração . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 11

2.6 Mapa da localização do Campo de Namorado . . . . . . . . . . . . . . . . 12

3.1 Modelo de rocha limpa . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 13

3.2 Modelo de rocha com argila . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 14

3.3 Exemplos de contatos entre grãos . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 15

3.4 Exemplo de seleção de sedimentos indicando maior porosidade quando os

grãos são mais bem selecionados. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 16

3.5 Exemplo de uma rocha sendo cimentada, diminuindo a porosidade da rocha. 17

3.6 Exemplo de uma rocha sendo cimentada, diminuindo a porosidade da rocha. 17

3.7 Exemplo de uma rocha sendo cimentada, diminuindo a porosidade da rocha. 18

3.8 Modelo de rocha com argila na constituição evidenciando a porosidade

absoluta na rocha. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 19

3.9 Modelo de rocha com argila na constituição evidenciando a porosidade

absoluta na rocha. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 19

3.10 Exemplos de alguns tipos de porosidades encontrados em um arenito. . . . 20

3.11 Distribuição do Folhelho Estrutural dentro do modelo de Rocha. . . . . . . 23

3.12 Distribuição do Folhelho Laminar dentro do modelo de Rocha. . . . . . . . 24

3.13 Distribuição do Folhelho Disperso dentro do modelo de Rocha. . . . . . . . 24

3.14 Modelo de rocha levando em consideração o conteúdo de argila e diversos

�uidos nos poros da rocha. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 25

4.1 Representação esquemática da obtenção do per�l de Raios Gama Natural. 29

5.1 Ferramenta de densidade compensada. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 31

5.2 Trajetória do raio gama incidente antes e após a interação com a matéria. . 32

5.3 Reta que representa a calibração da ferramenta de densidade para o calcário

com água doce. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 36

5.4 Grá�co Spine & Ribs que indica o efeito do reboco. . . . . . . . . . . . . . 37

6.1 Ferramenta neutrônica com dois detectores. . . . . . . . . . . . . . . . . . 41

6.2 Exempli�cação de espalhamento elástico nêutron com o núcleo alvo. . . . . 45



6.3 Exempli�cação de espalhamento inelástico nêutron com o núcleo alvo. . . . 45

6.4 Arranjo esquemático representando a interação de um feixe nêutron em um

material alvo. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 47

6.5 Mudança do nível energético do nêutron ao afastar-se da fonte. . . . . . . . 53

7.1 Esquema de uma ferramenta sônica simples com um transmissor (S) e dois

receptores (R1 e R2) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 60

7.2 Trajetória do raio que parte do ponto A ao ponto D, refratado com ângulo

crítico θ no ponto B, percorrendo os caminhos A a B, B a C e C a D. . . . 61

8.1 Grá�co densidade-neutrônico. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 64

8.2 Grá�co Densidade-Neutrônico para vários minerais . . . . . . . . . . . . . 65

8.3 Grá�co φD x φN evidenciando a reta das litologias limpas, a reta dos fo-

lhelhos, a reta de isoporosidade e a reta da isoargilosidade. . . . . . . . . . 67

9.1 Grá�co sônico-densidade . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 70

9.2 Grá�co neutrônico-densidade . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 71

9.3 Grá�co M-N. Os pontos representam os minerais mais comuns com seus

respectivos valores de M-N. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 72

10.1 Componentes de um neurônio biológico. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 76

10.2 Representação de um potencial de ação em um neurônio. . . . . . . . . . . 77

10.3 Neurônio Arti�cial de McCulloch e Pitts, sendo
∑

a soma ponderada das

entradas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 78

10.4 Modelo de um neurônio arti�cial . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 79

10.5 Transformação a �m produzida pela presença de um limiar de ativação. . . 80

10.6 Função de ativação limiar com inexistência de valor negativo da função. . . 81

10.7 Função de ativação linear do tipo escada (Função sinal) . . . . . . . . . . . 81

10.8 Função de ativação limiar com inexistência de valor nulo da função. . . . . 82

10.9 Função de ativação linear do tipo rampa com inexistência de valor negativo

da função. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 82

10.10Função de ativação linear do tipo rampa . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 83

10.11Função de ativação sigmoidal baseada na função logística. . . . . . . . . . . 83

10.12Função de ativação sigmoidal baseada na função tangente hiperbólica. . . . 84

10.13Rede Feedforward de camada única de neurônios. . . . . . . . . . . . . . . 85

10.14Rede Feedforward de Múltiplas Camadas de neurônios. . . . . . . . . . . . 85

10.15Rede recorrente sem neurônios ocultos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 86

10.16Rede recorrente com neurônios ocultos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 86

10.17Aprendizado Supervisionado. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 88

10.18Aprendizado Não-supervisionado. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 89

10.19Exempli�cação simples de uma aprendizagem competitiva. . . . . . . . . . 90



10.20Interpretação geométrica do processo geométrico de aprendizagem compe-

titiva, onde os pontos pretos representam os vetores correspondentes aos

padrões de entrada e as cruzes os vetores de pesos sinápticos dos neurônios.

(a) Representação do estado inicial da rede (antes da aprendizagem). (b)

Representação do estado �nal da rede (após a aprendizagem). . . . . . . . 91

10.21Representação da conversão dos dados brutos para dados de entrada da

rede competitiva angular. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 93

10.22Classi�cação de pontos no plano cartesiano utilizando padrões angulares. . 93

10.23Função de Ativação em Redes Competitivas Angulares . . . . . . . . . . . 95

10.24Arquitetura na forma complexa de uma rede competitiva angular. . . . . . 96

11.1 Função de pertinência para classi�cação crisp de sedimentos clásticos . . . 100

11.2 Função de pertinência para classi�cação fuzzy de sedimentos clásticos. . . . 100

11.3 União entre os conjuntos A e B . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 101

11.4 Interseção de A e B . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 102

11.5 Complemento do conjunto A . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 102

11.6 Diferenciação de A com relação a B . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 103

11.7 União dos conjuntos fuzzy A e B . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 105

11.8 Interseção dos conjuntos fuzzy A e B . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 105

11.9 Complemento do conjunto fuzzy A . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 105

11.10Exemplo de Função de Pertinência Triangular (a), Trapezoidal (b), Gaus-

siana (c) e Sigmoidal (d) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 107

11.11Esquema das etapas de inferência fuzzy convencional. . . . . . . . . . . . . 107

11.12Exempli�cação do Método de Defuzzi�cação da Média dos Máximos (MOM).109

12.1 Modelo Petrofísico Multi-Mineral admitindo-se água doce na constituição. . 115

12.2 Comportamento da relação da porosidade neutrônica da matriz em função

da densidade da matriz Padrão API, φnMLS(ρM ′ ). . . . . . . . . . . . . . . 117

12.3 Representação da curva de calibração para calcário que relaciona densi-

dade da matriz em função da respectiva porosidade neutrônica no grá�co

densidade-neutrônico. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 118

12.4 Grá�co densidade-neutrônico admitindo-se comportamento linear da poro-

sidade e ponto da água conhecido. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 119

12.5 Representação grá�ca da densidade da matriz multi-mineral em função do

coe�ciente angular da reta da porosidade. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 120

12.6 Apresentação dos per�s utilizados com o seu testemunho correspondente.

Cada litologia é diferenciada com uma cor diferente, sendo a Litologia A

representada pela cor verde, a Litologia B pela cor vermelha e a Litologia

C representada pela cor rosa. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 122



12.7 Grá�co densidade-neutrônico com os pontos em cruzes referentes às medi-

das de densidade e de porosidade neutrônica do intervalo reservatório do

poço utilizado e as retas dos três principais minerais comuns em rochas

reservatórios. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 123

12.8 Apresentação dos vetores diferença unitários das litologias B e C e o seu

correspondente padrão angular no círculo unitário. . . . . . . . . . . . . . . 124

12.9 Grá�co densidade-neutrônico com as medidas de densidade e porosidade

neutrônica da Litologia A e da Litologia B diferenciadas pelas cores verme-

lha e rosa, respectivamente. Também são mostrados das retas da Litologia

B e da Litologia C adquiridas com a aplicação da rede competitiva angular. 126

12.10Apresentação da a correspondência geológica do zoneamento das camadas

reservatórios pela metodologia apresentada e a descrição do testemunho. . 127

12.11Apresentação da comparação em profundidade do per�l de porosidade do

modelo utilizado (curva com a cor preta) com o per�l de porosidade calcu-

lado da forma convencional (curva com a cor azul claro) e com a metodo-

logia aqui apresentada (curva com as cores vermelha e rosa). . . . . . . . . 129

12.12Apresentação dos per�s do Campo de Namorado (Bacia de Campos) com o

seu testemunho correspondente. Cada litologia é diferenciada com uma cor

diferente, sendo a Litologia D representada pela cor vermelha, a Litologia

E pela cor rosa. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 130

12.13Grá�co densidade-neutrônico do poço da Bacia de Campos com os pontos

em cruzes referentes às medidas de densidade e de porosidade neutrônica

do intervalo reservatório do poço utilizado e as retas dos três principais

minerais comuns em rochas reservatórios. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 131

12.14Apresentação dos vetores diferença unitários das litologias D e E e o seu

correspondente padrão angular no círculo unitário. . . . . . . . . . . . . . . 132

12.15Grá�co densidade-neutrônico com as medidas de densidade e porosidade

neutrônica da Litologia D e da Litologia E diferenciadas pelas cores verme-

lha e rosa, respectivamente. Também são mostrados das retas da Litologia

D e da Litologia E adquiridas com a aplicação da rede competitiva angular. 134

12.16Apresentação da correspondência geológica do zoneamento das camadas

reservatórios pela metodologia apresentada e a descrição do testemunho. . 135

12.17Apresentação da comparação em profundidade do per�l de porosidade cal-

culado da forma convencional (curva com a cor azul claro) e com a meto-

dologia aqui apresentada (curva com a core vermelha). . . . . . . . . . . . 136

12.18Apresentação da comparação em profundidade do per�l de porosidade cal-

culado da forma convencional (curva com a cor azul claro) e com a meto-

dologia aqui apresentada (curva com a core rosa). . . . . . . . . . . . . . . 137



13.1 Criação de funções de pertinência relacionadas a uma propriedade física de

dados do poço. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 143

13.2 Exemplo de uma função de saída que pode ser usada para o sistema de

inferência fuzzy apresentado. É importante notar que j corresponde ao

número de litologias que podem ser identi�cadas. . . . . . . . . . . . . . . 143

13.3 Exemplo de uma regra de inferência que utiliza três propriedades físicas e

três litologias a serem identi�cadas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 145

13.4 Esquema de etapas de inferência Fuzzy utilizadas neste trabalho. . . . . . . 145

13.5 Seleção das litologias no poço A (poço de referência). Cada litologia é

de�nida por diferentes símbolos e cores. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 146

13.6 Identi�cação de litologias selecionadas do poço A no grá�co M-N. . . . . . 147

13.7 (a) Grá�co Q-Q das medidas de GR da litologia 1. (b) Grá�co Q-Q das

medidas de GR da litologia 2. (c) Grá�co Q-Q das medidas de GR da

litologia 3. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 148

13.8 (a) Grá�co Q-Q das medidas de M da litologia 1. (b) Grá�co Q-Q das

medidas de M da litologia 2. (c) Grá�co Q-Q das medidas de M da litologia

3. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 149

13.9 (a) Grá�co Q-Q das medidas de N da litologia 1. (b) Grá�co Q-Q das

medidas de N da litologia 2. (c) Grá�co Q-Q das medidas de N da litologia

3. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 149

13.10Criação das funções de pertinência relacionadas ao poço A, a partir dos

dados do per�l de raios gama natural (GR). . . . . . . . . . . . . . . . . . 150

13.11Criação de funções de pertinência relacionadas ao poço A, a partir dos

dados dos parâmetros M. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 150

13.12Criação das funções de pertinência relacionadas ao poço A, a partir dos

dados dos parâmetros N. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 151

13.13Funções de pertinências relacionadas às variáveis de entrada (GR, parâme-

tro M e N). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 151

13.14Função de saída do sistema fuzzy apresentado. . . . . . . . . . . . . . . . . 152

13.15Apresentação dos per�s do poço B (poço teste). Cada litologia é de�nida

por diferentes símbolos e cores. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 153

13.16Grá�co M-N das litologias selecionadas do poço B (poço teste) antes da

identi�cação litológica. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 154

13.17Litologias selecionadas do poço B identi�cadas no grá�co M-N após da

aplicação da técnica. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 155

13.18Litologias do poço B identi�cadas em função da profundidade após a apli-

cação da técnica. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 156



LISTA DE TABELAS

2.1 Evolução geológica da margem continental leste brasileira . . . . . . . . . . 6

2.2 Tabela com a quantidade de �uido presente nas rochas (porosidade) e a

capacidade que ela tem de permitir movimentação destes (permeabilidade) 10

4.1 Teor de potássio (%) em alguns minerais . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 28

4.2 Tabela com a quantidade de �uido presente nas rochas (porosidade) e a

capacidade que ela tem de permitir movimentação destes (permeabilidade) 28

5.1 Representação do número de massa, número atômico e do parâmetro C

para alguns elementos químicos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 33

5.2 Comparação entre a densidade real (ρLAB) e a densidade calculada pela

ferramenta de densidade calibrada para matriz calcário (ρperfil). . . . . . . 34

6.1 Informações sobre a massa e carga elétrica das partículas elementares. . . . 43

6.2 Informações inerentes às principais fontes químicas utilizadas. . . . . . . . 44

6.3 Classi�cação dos nêutrons de acordo com o nível energético. . . . . . . . . 49

6.4 Representação da Perda máxima de energia para alguns átomos. . . . . . . 50

6.5 Valores de seção de choque de amortecimento ou espalhamento e de captura

de nêutrons para alguns elementos comuns em rochas sedimentares e os

valores de números de choques necessários para provocar a termalização de

um nêutron rápido. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 52

6.6 Espectro de emissão de raios gama de captura de alguns átomos. . . . . . . 54

6.7 Valores de índice de hidrogênio de alguns minerais e �uidos comuns em

rochas reservatórios. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 56

6.8 Tipos de ferramenta neutrônica e seus respectivos tipos de medida. . . . . 57

9.1 Valores M-N e seus respectivos minerais . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 73

11.1 Escala de classi�cação crisp para sedimentos clásticos baseados no tamanho

da partícula em incremento de potência dois. . . . . . . . . . . . . . . . . . 99

12.1 Descrição da litologia do poço utilizado com a densidade da matriz e a

sua respectiva porosidade neutrônica e os valores da inclinação das retas

da porosidade estimadas pela técnica aqui apresentada para o cálculo da

porosidade. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 128

12.2 Descrição da litologia do poço utilizado com a densidade da matriz e a

sua respectiva porosidade neutrônica e os valores da inclinação das retas

da porosidade estimadas pela técnica aqui apresentada para o cálculo da

porosidade. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 136



13.1 Exemplo de uma regra de inferência que utiliza três propriedades físicas e

três litologias a serem identi�cadas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 144

13.2 Descrição litológica do poço A. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 146

13.3 Informações estatísticas sobre cada uma das propriedades físicas dos inter-

valos selecionados em profundidade. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 148

13.4 Regras de Inferência utilizadas para identi�car litologias. . . . . . . . . . . 152



SUMÁRIO

1 INTRODUÇÃO 1

1.1 ROTEIRO DA TESE . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 2

2 BACIA DE CAMPOS 3

2.1 LOCALIZAÇÃO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 4

2.2 EVOLUÇÃO TECTONO-SEDIMENTAR . . . . . . . . . . . . . . . . . . 5

2.2.1 Mega sequência Continental (estágio rifte) . . . . . . . . . 5

2.2.2 Mega sequência Transicional (estágio golfo proto-oceano) 6

2.2.3 Mega sequência Carbonática Marinha (estágio oceânico) 6

2.2.4 Mega sequência Clástica Marinha (estágio oceânico) . . . 6

2.3 CARTA ESTRATIGRÁFICA DA BACIA DE CAMPOS . . . . . . . . . 6

2.3.1 Fase Rift . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 8

2.3.2 Fase Transicional . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 8

2.3.3 Fase Drifte . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 8

2.4 SISTEMAS PETROLÍFEROS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 8

2.4.1 Rochas Geradoras . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 9

2.4.2 Migração . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 9

2.4.3 Rochas Reservatórios . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 9

2.4.4 Rochas Selante . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 10

2.4.5 Trapas . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 11

2.5 CAMPO DE NAMORADO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 11

3 PROPRIEDADES PETROFÍSICAS 13

3.1 POROSIDADE . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 15

3.1.1 Fatores que controlam a magnitude da porosidade . . . . . 15

3.1.1.1 Grau de seleção . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 16

3.1.1.2 Grau de cimentação ou consolidação . . . . . . . . . . . 16

3.1.1.3 Grau de compactação durante a deposição e após . . . . 17

3.1.1.4 Grau de empacotamento . . . . . . . . . . . . . . . . . 18

3.1.2 Classi�cação da porosidade na engenharia . . . . . . . . . . 18

3.1.2.1 Porosidade Absoluta . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 18

3.1.2.2 Porosidade Efetiva . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 19

3.1.3 Classi�cação geológica da porosidade . . . . . . . . . . . . . 20

3.1.3.1 Porosidade primária . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 20

3.1.3.2 Porosidade secundária . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 21

3.2 ARGILOSIDADE . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 22

3.2.1 Classi�cação das rochas pelo teor de argila . . . . . . . . . 22



3.2.1.1 Rochas Limpas . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 22

3.2.1.2 Rochas Sujas . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 22

3.2.2 Formas de ocorrência da argila nas rochas reservatório . . 23

3.2.2.1 Folhelho Estrutural . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 23

3.2.2.2 Folhelho Laminar . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 23

3.2.2.3 Folhelho disperso . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 24

3.3 SATURAÇÃO DE FLUIDO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 24

4 PERFIL DE RAIOS GAMA NATURAL 27

4.1 CALIBRAÇÃO DA FERRAMENTA DE RAIOS GAMA NATURAL . . . 27

4.2 RADIOATIVIDADE NAS ROCHAS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 27

4.3 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL DE RAIOS GAMA NATURAL . . . . 28

4.3.1 Interpretação Qualitativa do Per�l de Raios Gama Natural 29

4.3.2 Interpretação Quantitativa do Per�l de Raios Gama Na-

tural . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 29

5 PERFIL DE DENSIDADE 30

5.1 HISTÓRICO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 31

5.2 PRINCÍPIO DO PERFIL DE DENSIDADE . . . . . . . . . . . . . . . . 32

5.3 DENSIDADE ELETRÔNICA E CALIBRAÇÃO DA FERRAMENTA DE

DENSIDADE . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 33

5.4 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL DE DENSIDADE . . . . . . . . . . . . 36

5.4.1 Efeito Lama/Reboco . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 36

5.4.2 Efeito da Argilosidade . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 38

5.4.3 Efeito do hidrocarboneto . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 39

5.4.4 Efeito da Matriz . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 39

6 PERFIL NEUTRÔNICO 41

6.1 HISTÓRICO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 42

6.2 PROPRIEDADES DOS NÊUTRONS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 42

6.3 FONTES DE NÊUTRONS: REAÇÕES NUCLEARES E TRANSMISSO-

RES DE NÊUTRONS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 43

6.3.1 Fontes Químicas de Nêutrons . . . . . . . . . . . . . . . . . . 43

6.3.2 Fonte: Minirreatores ou de Miniaceleradores de Nêutrons 44

6.4 INTERAÇÕES FUNDAMENTAIS DE NÊUTRONS COM A MATÉRIA 44

6.5 DETECTORES DE NÊUTRONS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 48

6.6 TRAJETÓRIA DO NÊUTRON DA FONTE À CAPTURA . . . . . . . . 50

6.6.1 Colisão . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 50

6.6.2 Amortecimento ou espalhamento . . . . . . . . . . . . . . . . 51

6.6.3 Termalização . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 53



6.6.4 Captura ou absorção . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 53

6.7 ÍNDICE DE HIDROGÊNIO E CALIBRAÇÃODA FERRAMENTANEU-

TRÔNICA . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 55

6.8 TIPOS DE FERRAMENTAS NEUTRÔNICAS . . . . . . . . . . . . . . . 57

6.9 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL NEUTRÔNICO . . . . . . . . . . . . . 58

6.9.1 Efeito da Lama/Reboco . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 58

6.9.2 Efeito da Argilosidade . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 58

6.9.3 Presença de gás ou hidrocarboneto leve . . . . . . . . . . . 59

6.9.4 Efeito da Matriz . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 59

7 PERFIL SÔNICO 60

7.1 PRINCÍPIO DA FERRAMENTA SÔNICA . . . . . . . . . . . . . . . . . 60

7.2 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL SÔNICO . . . . . . . . . . . . . . . . . 61

7.2.1 Interpretação Qualitativa do Per�l Sônico . . . . . . . . . . 61

7.2.2 Interpretação Quantitativa do Per�l Sônico . . . . . . . . . 61

8 MÉTODO DENSIDADE-NEUTRÔNICO 63

8.1 COMBINAÇÃO DENSIDADE-NEUTRÔNICO . . . . . . . . . . . . . . . 63

8.1.1 Grá�co ρB x φn . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 63

8.1.2 Grá�co φD x φN . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 65

9 GRÁFICO M-N 70

9.1 PARÂMETRO M . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 70

9.2 PARÂMETRO N . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 71

9.3 INTERPRETAÇÃO DO GRÁFICO M-N . . . . . . . . . . . . . . . . . . 71

10 REDES NEURAIS ARTIFICIAIS 74

10.1 HISTÓRICO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 74

10.2 NEURÔNIOS BIOLÓGICAS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 75

10.2.1 Comunicação entre Neurônios . . . . . . . . . . . . . . . . . 76

10.3 NEURÔNIOS ARTIFICIAIS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 77

10.3.1 Modelo de McCulloch-Pitts . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 77

10.3.2 Modelo Geral de Neurônio . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 79

10.4 FUNÇÃO DE ATIVAÇÃO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 80

10.4.1 Função Limiar . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 81

10.4.2 Função Linear por partes . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 82

10.4.3 Função Sigmóide . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 83

10.5 ARQUITETURA DAS REDES NEURAIS ARTIFICIAIS . . . . . . . . . 84

10.5.1 Feedforward de Camada Única . . . . . . . . . . . . . . . . . 84

10.5.2 Feedforward de Camadas Múltiplas . . . . . . . . . . . . . . 85



10.5.3 Arquitetura Recorrente ou Realimentada . . . . . . . . . . 86

10.6 PROCESSO DE APRENDIZAGEM . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 87

10.6.1 Aprendizado Supervisionado . . . . . . . . . . . . . . . . . . 87

10.6.2 Aprendizado Não-supervisionado . . . . . . . . . . . . . . . 88

10.7 REDES NEURAIS COMPETITIVAS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 89

10.7.1 Neurônio Competitivo . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 90

10.8 REDE COMPETITIVA ANGULAR . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 92

10.8.1 Padrão Angular . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 93

10.8.2 Arquitetura Vetorial . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 94

10.8.2.1 Função de Ativação em Redes Competitivas Angulares . 95

10.8.3 Arquitetura Complexa . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 96

11 INFERÊNCIA FUZZY 98

11.1 TEORIA DO CONJUNTO CLÁSSICO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 100

11.1.1 Operação em conjuntos clássicos . . . . . . . . . . . . . . . . 101

11.1.2 Propriedades dos conjuntos clássicos . . . . . . . . . . . . . 103

11.1.3 Mapeamento de conjuntos clássicos em funções . . . . . . 104

11.2 TEORIA DO CONJUNTO FUZZY . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 104

11.2.1 Operação em conjuntos fuzzy . . . . . . . . . . . . . . . . . . 104

11.2.2 Propriedades dos conjuntos fuzzy . . . . . . . . . . . . . . . 106

11.3 FUNÇÕES DE PERTINÊNCIAS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 106

11.4 RACIOCÍNIO FUZZY . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 107

11.4.1 Fuzzi�cação . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 108

11.4.2 Inferência . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 108

11.4.2.1 Inferência Fuzzy de Sugeno . . . . . . . . . . . . . . . . 108

11.4.2.2 Inferência Fuzzy de Mamdani . . . . . . . . . . . . . . . 108

11.4.3 Defuzzi�cação . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 108

11.4.3.1 Método da média dos máximos (MOM) . . . . . . . . . 109

12 ARTIGO I: CARACTERIZAÇÃO FÍSICA DA MATRIZ PARA O

CÁLCULO DA POROSIDADE UTILIZANDO REDE NEURAL COM-

PETITIVA ANGULAR 110

12.1 INTRODUÇÃO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 112

12.1.1 Relevância . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 113

12.1.2 Objetivo . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 114

12.2 METODOLOGIA . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 114

12.2.1 Modelo De Rocha Multi-Mineral . . . . . . . . . . . . . . . . 115

12.2.2 Curva de Matriz . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 116

12.2.3 Parâmetros de Porosidade . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 118

12.3 RESULTADOS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 121



12.3.1 Dado Sintético . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 121

12.3.2 Dado Real . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 130

12.4 CONCLUSÕES . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 137

13 ARTIGO II: IDENTIFICAÇÃO DE LITOLOGIA EM PERFIS GEO-

FÍSICOS DE POÇOS POR INFERÊNCIA FUZZY 138

13.1 INTRODUÇÃO . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 140

13.1.1 Relevância . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 141

13.1.2 Objetivo . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 141

13.2 METODOLOGIA . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 141

13.3 RESULTADOS . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 146

13.3.1 Poço A (Poço de Referência) . . . . . . . . . . . . . . . . . . 146

13.3.2 Poço B (Poço Teste) . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 152

13.4 CONCLUSÕES . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 156

14 CONSIDERAÇÕES FINAIS 157

REFERÊNCIAS 158



1 INTRODUÇÃO

A avaliação de formação, entendida como o conjunto de métodos que possibilita a

caracterização de um reservatório em termos das suas propriedades petrofísicas, tem como

base duas leis empíricas. A primeira delas é conhecida como lei de Archie (Archie et al.,

1942) que de�ne o cálculo da saturação de água e a segunda lei, conhecida como equação

de Wyllie (Wyllie et al., 1956), de�ne o cálculo da porosidade. Ambas são relações lineares

entre uma propriedade física mensurada ao longo da trajetória do poço e as propriedades

petrofísicas estimadas em cada ponto de medida.

A simplicidade aparente dessas equações, em muitas situações, leva o não especialista

a desconsiderar a imensa ambiguidade presente nas medidas, bem como a impossibilidade

do conhecimento direto das constantes envolvidas nessas relações como por exemplo o

expoente m do Archie e o tempo de transito da matriz na equação de Wyllie. Essas

são razões para a adoção prática de uma série de premissas ou simpli�cações que de um

ponto de vista teórico e geológico chegam a ser grosseiras. No entanto, sob o ponto de

vista da engenharia do petróleo, essas simpli�cações resultam em estimativas de volume

de hidrocarboneto bastante realistas.

A aparente dicotomia entre a geologia e a engenharia demandam na solução dos cha-

mados problemas clássicos que tratam da determinação ou estimativa de propriedades

dos materiais constituintes das rochas e das correspondentes propriedades petrofísicas.

Nessa tese, aborda-se dois problemas que, em termos teóricos, não possuem solução única

e introduz-se partes técnicas computacionais hoje em dia classi�cadas como técnicas eu-

rísticas da feita que estes processos computacionais baseiam-se em fenômenos naturais.

Esta tese apresenta duas metodologias distintas para resolver dois problemas da Avalia-

ção de Formação. Na primeira (ARTIGO I), adota-se o problema do cálculo da porosidade

pelo método densidade neutrônico com a apresentação de uma metodologia baseada na

Rede Neural Competitiva Angular (Barros and Andrade, 2013) para a determinação das

propriedades físicas da matriz envolvidas neste método de cálculo da porosidade, que são

a densidade da matriz e a sua porosidade neutrônica. Na prática usual, esses valores são

tomados em tabelas considerando a matriz rochosa constituída por apenas um mineral

e nos casos no qual não se dispõe da informação local do testemunho, assume-se uma

continuidade geológica puramente qualitativa para a de�nição dessas propriedades.

A segunda (ARTIGO II) trata do problema de zoneamento do poço ou da identi�cação

da litologia de cada camada, bem como dos seus limites ao longo da extensão da trajetória

do poço. Nesta abordagem, adota-se o sistema de inferência fuzzy que se responsabiliza

pelo transporte da informação geológica obtida em um poço testemunhado para os outros

poços não-testemunhados na vizinhança do primeiro.

Cada uma das partes que compõe essa tese é apresentada na forma de um artigo

1
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cientí�co completo contendo a descrição do problema, a apresentação da metodologia

e a necessária discussão dos resultados sob dados sintéticos, que satisfazem o modelo

petrofísicos e dados reais provenientes de poços perfurados do Campo de Namorado na

Bacia de Campos.

1.1 ROTEIRO DA TESE

Este trabalho está estruturado na seguinte forma:

No capítulo 1, é feita uma básica introdução a respeito da tese apresentada que foi

escrita em cima de dois artigos, tendo, cada um deles, sua metodologia própria;

No capítulos 2, são apresentadas algumas informações básicas sobre o Campo de Na-

morado, Bacia de Campos, local onde foram coletados os dados reais que serviram de

aplicação das metodologias apresentadas;

No capítulo 3, é feita uma breve discussão sobre propriedades petrofísicas, sendo de-

batido mais precisamente as propriedades adquiridas na Avaliação de Formação;

No capítulo 4, no capítulo 5, no capítulo 6 e no capítulo 7, são apresentados breves

resumos sobre os per�s utilizados que são o per�l de raios gama natural, o per�l de

densidade, o per�l neutrônico e o per�l sônico, respectivamente;

No capítulo 8 e no capítulo 9, são encontradas informações sobre o Método Densidade-

Neutrônico (ρBxφn), utilizado no cálculo da porosidade e o grá�co M-N utilizado na

identi�cação de litologia, respectivamente;

No capítulo 10, é apresentado um breve resumo sobre redes neurais, detalhando um

pouco sobre a rede competitiva angular que é de grande importância na metodologia do

artigo I;

No capítulo 11, são apresentados conceitos básicos sobre o algoritmo fuzzy utilizado

no artigo II.

No capítulo 12, é apresentado o primeiro artigo (artigo I), cujo o objetivo principal

é fazer o cálculo da porosidade. O formato deste capítulo é de um artigo cientí�co, pos-

suindo, contudo, introdução própria, metodologia, resultados e conclusões. A metodologia

desenvolvida no artigo I para o cálculo da porosidade utiliza alguns princípios do Grá-

�co Densidade-Neutrônico, no entanto sem a necessidade de se fazer uma aproximação

dos parâmetros da matriz para o mineral principal da rocha, sendo aplicada em dados

sintéticos com pouco ruído e em dados do Campo de Namorado (Bacia de Campos);

No capítulo 13, é apresentado o segundo artigo (artigo II), cujo o objetivo principal é

fazer a identi�cação de litologia. O formato deste capítulo, assim como do capítulo 12,

também é de um artigo cientí�co. Essa metodologia criada utilizando inferência fuzzy

para identi�cação de litologia em poço não-testemunhado é aplicada em dois poços do

Campo de Namorado (Bacia de Campos).

No capítulo 14, são apresentadas as considerações �nais a respeito da tese apresentada.



2 BACIA DE CAMPOS

A Bacia de Campos é classi�cada como uma bacia de margem continental, bem como

inúmeras bacias sedimentares brasileiras, principalmente algumas bacias costeiras. A

�gura 2.1 representada um mapa do território brasileiro no qual são apresentadas as

localizações das principais bacias sedimentares brasileiras.

Figura 2.1: Bacias Sedimentares Brasileiras (Ministério do Meio Ambiente (MMA), 2007)

O surgimento da Bacia de Campos está ligado diretamente a várias fases do Ciclo de

Wilson. O processo de formação inicia-se após o rompimento de uma placa continental,

respectivo adelgaçamento e intrusão de crusta oceânica (rifte). Com a continuação da

separação dos continentes (distensão), há a formação de uma margem continental passiva.

3
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De forma mais especí�ca, ela surge com a fragmentação do supercontinente Gondwana

(rifteamento), �gura 2.2, a partir do �nal do período Jurássico e a então separação das

placas Sul Americana e Africana, que formam o Oceano Atlântico a partir do período

Cretáceo Inferior.

Figura 2.2: Representação da fase inicial de rifteamento que resultará na formação de
algumas bacias sedimentares (Rangel and Martins, 1998a)

2.1 LOCALIZAÇÃO

A Bacia de Campos situa-se na margem continental sudeste brasileira (margem con-

tinental passiva), �gura 2.3, limitando-se ao norte pelo Alto de Vitória, que a separa da

Bacia do Espírito Santos e ao sul pelo Alto de Cabo Frio, que a separa da Bacia de Santos.

Ocupa uma área de aproximadamente 100.000 km2, não possuindo, contudo, diferenças

estratigrá�cas marcantes se comparado às suas vizinhas (Bacia do Espírito Santo e Bacia

de Santos).
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Figura 2.3: Mapa da Bacia de Campos (Barboza, 2005)

2.2 EVOLUÇÃO TECTONO-SEDIMENTAR

A evolução tectono-sedimentar da Bacia de Campos se assemelha as demais bacias

brasileiras da margem leste, a qual está relacionada ao rompimento do supercontinente

Gondwana. O seu preenchimento sedimentar, segundo Asmus (1975), Asmus and Guazelli

(1981), Asmus (1982) e Dias et al. (1990), pode ser sistematizado em 4 das grandes me-

gasequências tectonosedimentar: Megasequência continental (estágio rifte), Transicional

(estágio golfo protooceano), Carbonática Marinha (estágio oceânico) e Clástica Marinha

(estágio oceânico). A tabela 2.1 apresenta a evolução geológica da margem continental

leste brasileira.

2.2.1 Mega sequência Continental (estágio rifte)

A Bacia de Campos tem a sua origem relacionada à ruptura crustal do supercontinente

Gonduana, devido a esforços distensivos no período eocretáceo. Com esses esforços foram

produzidos riftes alongados na direção NE-SW, onde desenvolveram-se horts, grábens e

meiográbens, limitados tanto por falhas sintéticas quanto falhas antitéticas, orientados

segundo aquela direção.

Inicialmente, o seu rifteamento esteve associado a intenso vulcanismo basáltico (Fm.

Cabiúnas). Tempos depois, a partir do �nal do Andar Aratu, foi depositado em lagos

(salinos e alcalinos) tectonicamente controlados expressiva quantidade de sedimentos sili-

ciclásticos e carbonáticos (Fm. Lagoa feia).
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Tabela 2.1: Evolução geológica da margem continental leste brasileira

Estágio 

Evolutivo 

Fase de 

Sedimentação 

Sequência 

Sedimentar 

Ambiente 

Deposicional 

Oceânico Drifte Mar 
Marinho regressivo/transgressivo 

Plataforma rasa 

Proto-Oceânico Transicional Golfo 
Marinho restrito 

Lagunar 

Rifte Rifte Lagos Deltaico-lacustre 

Pré-rifte - Continente Fluvio-lacustre-eólico 

 Fonte: Asmus (1984)

2.2.2 Mega sequência Transicional (estágio golfo proto-oceano)

O pacote sedimentar que foi depositado nesse período marca a passagem de sedimentos

de origem continental para sedimentos de origem marinha, o qual é caracterizado por

uma espessa seção de sedimentos clásticos (conglomerado, lamitos e carbonatos de água

rasa - carbonatos nodulares) coberto por um pacote de evaporitos (halita e anidrita),

depositados em ambiente lagunar, que é calmo tectonicamente e climaticamente severo

(árido a semi-árido). Resumidamente falando essa fase é formada por sedimentos clásticos

lacustres, anidrita e halita aptianos, ainda da Fm. Lagoa Feia.

2.2.3 Mega sequência Carbonática Marinha (estágio oceânico)

Esta etapa de sedimentação marinha começa pelos calcarenitos oncolíticos e calcilutitos

albianos da Fm. Macaé.

2.2.4 Mega sequência Clástica Marinha (estágio oceânico)

A sedimentação marinha da etapa anterior continua com um conjunto transgressivo-

regressivo de arenitos e calcarenitos de plataforma, e pelitos de talude e bacia, do Ceno-

maniano ao Recente. Os pelitos citados anteriormente pertencem à Fm. Ubatuba, e os

expressivos depósitos turbidíticos neles contidos são referidos como Fm. Carapebus.

2.3 CARTA ESTRATIGRÁFICA DA BACIA DE CAMPOS

A carta estratigrá�ca da Bacia de Campos, representada na �gura 2.4, pode ser deta-

lhada avaliando suas fases Rift, Transicional e Drifte.
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Figura 2.4: Carta Estratigrá�ca da Bacia de Campos (Rangel and Martins, 1998b)
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2.3.1 Fase Rift

(i) Neocomiano (Rifte Atlântico Sul), basaltos da Fm. Caiúnas;

(ii) Barremiano/EoAptiano cgl, coquinas e folhelhos �uviolacustre (Fm. Lagoa Feia).

2.3.2 Fase Transicional

(i) Na base, cgl e folhelho �uvio-lacustre (Fm Lagoa Feia);

(ii) No topo, Evaporitos do Aptiano (Fm. Lagoa Feia).

2.3.3 Fase Drifte

(i) Eobiano (MbQuissamã) sedimentos predominantementes marinhos;

(ii) NeoAlbiano ao Cenomaniano (Mb Outeiro) carbonatos de baixa energia, subida

relativa NM (Nível do Mar);

(iii) Senoniano (Fm Carapebus);

(iv) Terciário (Fm Carapebus) regressivo com pulsos transgressivos.

2.4 SISTEMAS PETROLÍFEROS

A bacia de campos possui uma espessura aproximada entre 6 mil metros e 8 e comu-

mente é subdividida em 3 unidades distintas principais, apesar de haver outras unidade,

que são a Formação Lagoa feia, a Formação Macaé e a Formação Carapebus.

A formação Lagoa Feia é basicamente a parte inferior da bacia, na qual são encontrados

sedimentos tais como conglomerados, coquinas e pelitos �uviolacústres.

A partir da interpretação paleoambiental percebe-se a presença de leques aluviais

junto as falhas da borda oeste da bacia e também sistemas �uviais, lacustres e planícies

de Sabkhas.

A formação Macaé é basicamente composta por carbonatos depositados em um ambi-

ente marinho raso sendo esses, sobretudo, calcarenito salgáicos intercalados pormicritas.

Dolomitos são encontrados também próximos à base da formação. A interpretação pa-

leoambiental indica, nestes carbonatos, um ambiente deposicional restrito durante a sua

deposição.

A formação Carapebusé é composta por folhelhos bacinais Turonianos a Campani-

anos truncadas por uma discordância regional. A interpretação paleoambiental indica

que esta formação foi originada a partir de um sistema de leques costeiros tipo plata-

forma/talude/bacia, o qual deu origem aos turbiditos Carapebus.
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2.4.1 Rochas Geradoras

As principais rochas geradoras de hidrocarboneto da bacia de Campos são os folhe-

lhos calcíferos e as margas da formação Lagoa feia, depositados em ambiente lacustre

salobro/salino na fase rift da bacia. Elas possuem espessura de no máximo 300 metros

com matéria orgânica tipo I (liptinito) e tipo II (vitrinito), ideais para a formação de um

hidrocarboneto com elevado teor de carbono. Estas rochas atingiram grau de matura-

ção máximo delas, possibilitando a migração primária do hidrocarboneto no período do

terciário.

A partir de dados geoquímicos e sedimentológicos, segundo Guardado et al. (1989a) e

Guardado et al. (1989b), e Mello (1988), respectivamente, estas geradoras foram formadas

em um ambiente lacustre, apresentando Querogênio tipo I e possuem um teor de carbono

orgânico total (COT) variando entre 2% e 6.

2.4.2 Migração

O tipo de migração mais importante para a bacia são as janelas de
sal, locais sem a presença de evaporitos da Formação Retiro onde falha-
mentos lístricos levam o óleo da fase rifte até os diferentes reservatórios
da fase drifte. A migração também pode ocorrer por contato direto, no
caso de reservatórios intercalados ou em contato com a rocha geradora.
Outra forma de migração consiste em contato lateral por falha, como
exemplo podemos citar os basaltos vesiculares da Formação Cabíunas
em contato lateral com os folhelhos do Jiquiá.

Agência Nacional de Petróleo (ANP) (2015)

2.4.3 Rochas Reservatórios

São encontrados diversos tipos de rochas reservatórios na bacia de Campos em dife-

rentes níveis estratigrá�cos.

Na fase rifte são encontrados basaltos fraturados e vesiculares do Neocomiano da

Formação Cabiúnas, produtores nos campos de Badejo e Linguado, e coquinas do Aptiano

da Formação Coqueiros, Grupo Lagoa Feia, que são produtoras nos campos de Badejo,

Linguado, Pampo e Trilha.

Na fase sag encontram-se reservatórios carbonáticos microbiais do andar Alagoas (Ap-

tiano), camada do pré-sal, os quais produzem óleo na região do Parque das Baleias e nos

campos gigantes do pré-sal na Bacia de Santos.

Na fase drifte são vistos calcarenitos de alta energia do Albiano da Formação Quissamã,

Grupo Macaé, produtores nos campos de Badejo, Garoupa, Congro, dentre outros. Nos

campos de Tartaruga Verde e Catuá são encontrados Carbonatos de alta energia em

estruturas na forma de "casco de tartaruga"em águas profundas. Carbonatos da Formação

Imbetiba de idade Cenomaniano produzem óleo nos campos de Tubarão Martelo e Polvo
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nas fácies mais proximais dela. Turbiditos intercalados aos carbonatos do Grupo Macaé,

Formação Namorado, produzem óleo no campo de Namorado, Nordeste de Namorado,

dentre outros.

Ainda se falando da fase drifte, ressalta-se os turbiditos do Cretáceo Superior e Paleó-

geno, os quais são os responsáveis pela maior parte do óleo produzido na bacia. Também

são encontrados arenitos turbidíticos de idade Turoniano ao Maastrichtiano que produ-

zem nos campos de Roncador e Jubarte, de idade Paleoceno-Eoceno que produzem nos

campos de Barracuda e Marlim sul, e os de idade Oligo-Miocênico que produzem nos

campos de Marlim e Albacora. carbonatos depositados durante o Oligoceno superior do

Membro Siri também podem ser mencionados como reservatórios.

A tabela 2.2 representa uma planilha com algumas propriedades petrofísicas dos re-

servatórios da bacia.

Tabela 2.2: Tabela com a quantidade de �uido presente nas rochas (porosidade) e a
capacidade que ela tem de permitir movimentação destes (permeabilidade)

Reservatório 
Porosidade 

(%) 

Permeabilidade 

(𝒎𝑫) 

Basalto 

Neocomiano  
Fraturas Alta 

Carbonatos Barremiano 

(coquinas) do rift  
15 − 20  Até 1.000  

Carbonatos 

Albianos  
~18  45  (Garoupa)  

Turbiditos 

cretáceo superior 
20 − 25  100 a 1.000  

Turbiditos 

Terciários 
25 − 31  Até 2.500 

 Fonte: Agência Nacional de Petróleo (ANP) (2002)

2.4.4 Rochas Selante

As principais rochas selantes encontradas na Bacia de Campos são os folhelhos da

Formação Coqueiros (Jiquiá/Aptiano), a camada de sal da Formação Retiro (Aptiano),

os carbonatos de baixa energia das Formações Outeiro e Imbetiba (Albo-Cenomaniano)

e os folhelhos de baixa energia da Formação Ubatuba (Turoniano - Recente).
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2.4.5 Trapas

As trapas encontradas na bacia de campos são do tipo estratigrá�ca, estrutural e

mista, formadas devido à tectônica distensiva e à halocinese.

Na fase rifte da bacia, altos de embasamento são bem signi�cativos tanto ao contato

lateral dos folhelhos geradores com os basaltos fraturados quanto ao desenvolvimento

de coquinhas, possibilitando melhores condições de reservatório, além de uma melhor

focalização da migração de hidrocarbonetos. Estruturas quaquaversais podem ser esque-

matizadas tanto ao nível das coquinas quanto ao nível do pré-sal.

Na fase drifte, para os carbonatos do Grupo Macaé, esperam-se
principalmente trapas estruturais do tipo tectônica dominó em águas ra-
sas, falhas lístricas com roll-over e blocos isolados em águas mais profun-
das que sofreram escorregamento de regiões mais rasas. Para os arenitos
turbidíticos, espera-se falhas lístricas com roll-over, estruturas quaqua-
versais formadas pela movimentação de diápiros de sal, truncamentos
contra o �anco de diápiros de sal e pinch-out estratigrá�co, comparti-
mentadas ou não por falhas.

Agência Nacional de Petróleo (ANP) (2015)

A �gura 2.5 mostra um esquema com os principais players de exploração de hidrocar-

boneto com as suas respectivas formações.

Figura 2.5: Representação da disposição das formações na bacia e a localização dos poços
de exploração (Rangel and Martins, 1998a)

2.5 CAMPO DE NAMORADO

O Campo de Namorado, descoberto em 1975, está localizado na parte Centro-Norte

na zona de acumulação de hidrocarboneto da Bacia de Campos, a cerca de 80 km da

costa e sob lâminas de água de 110 metros a 250. A �gura 2.6 representa a localização do

Campo de Namorado.
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Figura 2.6: Mapa da localização do Campo de Namorado (Guardado et al., 2000)

O Campo de Namorado corresponde a Sequência K70 que está inse-
rida na Supersequência Drift da Bacia de Campos. Esta Supersequência
é composta pelos sedimentos marinhos depositados sob um regime de
subsidência térmica associada a tectonismo adiastró�co.

Costa (2015)

Segundo Souza (1997), o sistema turbidítico de Namorado é caracterizado por três

sistemas de deposição, os quais representam diferentes fases do reabastecimento do canal

turbidítico.

A fase 1 corresponde aos depósitos grossos ligados as correntes turbidíticas de alta

densidade, formando ciclos granodecrescentes caracterizados pela associação vertical de

sedimentos que variam de microconglomerados e pelas areias grossas a médias maciças.

A fase 2 representa os depósitos de correntes de turbidez de baixa densidade.

A fase 3 corresponde ao sistema de deposição de mar alto, sendo constituída por

associação de fácies pelíticas (argila, margas e calcilutitos), representando a sedimentação

hemipelágica da bacia.



3 PROPRIEDADES PETROFÍSICAS

Petrofísica é uma especialidade que combina conhecimentos de algumas ciências, como

geologia do petróleo, geofísica e geologia e outras, para estudar algumas propriedades

das rochas e as interações dela com os �uidos que as compõe (água, hidrocarbonetos

líquidos e gases). Um especialista em petrofísica normalmente analisa as propriedades

físicas e químicas das rochas em subsuperfície, os componentes minerais dela e outras

informações inerentes a ela, adquiridas a partir de dados geofísicos de poços e análise

de testemunhos, interpretando e convertendo-as em propriedades petrofísicas, através da

avaliação de formação, com a �nalidade de fazer a quali�cação desta rocha em termos da

sua funcionalidade como reservatório de hidrocarbonetos.

As propriedades petrofísicas podem ser divididas em dois grupos conhecidos como

propriedades petrofísicas estática, objeto de estudo deste trabalho, as quais re�etem os

volumes relativos dos diversos materiais presentes na constituição da rocha, e proprie-

dades petrofísicas dinâmicas que traduzem as características das rochas relacionadas ao

movimento do �uido em seu interior. Para o estudo das propriedades petrofísicas estáticas

é importante o conhecimento sobre matriz e poro de uma rocha. Para um modelo de rocha

limpa, �gura 3.1, matriz é toda a parte maciça da rocha (parte sólida), formada pelos

grãos e o cimento dela. O poro, por outro lado, é toda a parte não sólida dela preenchida

por algum tipo de �uido.

Figura 3.1: Modelo de rocha limpa

A partir do modelo de rocha limpa, �gura 3.1, correlaciona-se ela uma equação co-

nhecida como Lei das Misturas, a qual se baseia na linearidade física dos efeitos de cada

componente da rocha, ou seja, relaciona os efeitos da parte sólida da rocha (matriz) e da

13
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parte líquida (poro), eq. 3.1,

P = φaPf + (1− φa)PM , (3.1)

sendo P a propriedade física que representa a combinação dos efeitos de todos os com-

ponentes da rocha, PM a propriedade física da parte sólida, Pf a propriedade física da

parte �uida e φa a propriedade petrofísica conhecida como porosidade que, neste caso, é

chamada de porosidade absoluta por levar em consideração toda a parte �uida da rocha,

ou seja, o volume total da parte �uida, independente se os poros são interconectados.

A �gura 3.1 e a eq. 3.1 representaram um modelo de rocha limpa. No entanto, na

natureza é comum a presença de argila na composição das rochas, �gura 3.2. Nesse tipo

de situação, há uma modi�cação na eq. 3.1 a�m de se levar em consideração o conteúdo

de argila na rocha, eq. (3.02),

P = φePf + (1− φe − Vsh)PM + VshPsh, (3.2)

sendo Psh a propriedade física referente aos folhelhos adjacentes a camada de rocha ana-

lisada, Vsh o volume de argila na composição da rocha e φe a porosidade que, nesse caso,

é chamada de porosidade efetiva, pois não leva em consideração toda a parte �uida da

rocha, utilizando para o cálculo da porosidade somente a parte da rocha que possui po-

ros interconectados. Por isso é feita uma subtração dos efeitos da argila da rocha, pois,

apesar de porosa, ela não possui os poros interconectados, implicando em baixo valor de

permeabilidade, que é outra propriedade petrofísica que está na classe das propriedades

petrofísicas dinâmicas.

Figura 3.2: Modelo de rocha com argila
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A partir da análise do modelo de rochas das �gura 3.1 e 3.2, é possível analisar a

presença de 3 de propriedades petrofísicas estáticas que são porosidade (φ), argilosidade

(Vsh) e saturação de �uido (Sf ).

3.1 POROSIDADE

Grãos de areia e partículas de material cabonático que compõem reservatórios de

arenito e calcário normalmente não se encaixam perfeitamente devido à alta irregularidade

na forma dos grão, �gura 3.3.

Figura 3.3: Exemplos de contatos entre grãos (Nichols, 2009)

Os espaços criados entre os grãos, os poros ou espaço intersticial, são ocupados por

�uidos. A partir destas informações e fazendo uma análise na �gura 3.1, de�ne-se porosi-

dade, φ, como a capacidade de armazenamento de �uido de uma rocha, representada na

eq. 3.3,

φ =
Vf
VT

=
VT − VM

VT
= 1− VM

VT
−→ 0 ≤ φ ≤ 1, (3.3)

sendo Vf o volume do poro da rocha e VT o volume total (Bulk Volume) de�nido em eq.

3.4,

VT = Vf + VM . (3.4)

3.1.1 Fatores que controlam a magnitude da porosidade

A porosidade em rochas reservatórios variam geralmente de 5% à 40, no entanto em

reservatórios de hidrocarbonetos frequentemente entre 10% e 20. A porosidade nas ro-

chas sedimentares é in�uenciada por uma série complexa de fatores deposicionais e pós-

deposicionais. Em sedimentos clásticos, pode-se citar como fatores o grau de seleção, o

grau de cimentação ou consolidação, o grau de compactação durante a deposição e depois

e o grau de empacotamento.
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3.1.1.1 Grau de seleção

A uniformidade no tamanho dos grãos (grãos bem selecionados) faz com que a poro-

sidade da rocha sedimentar seja maior. Quando partículas de silte e argila, por exemplo,

são misturadas com grãos largos de areia, a porosidade será efetivamente reduzida, como

pode ser visto na �gura 3.4.

Figura 3.4: Exemplo de seleção de sedimentos indicando maior porosidade quando os
grãos são mais bem selecionados (Tiab and Donaldson, 2015).

3.1.1.2 Grau de cimentação ou consolidação

Um arenito com alto grau de cimentação, por exemplo, possui baixa porosidade, dife-

rente de uma rocha inconsolidada que já possui porosidade alta. O processo de cimentação

ocorre tanto durante a liti�cação da rocha quanto durante a circulação de água subter-

rânea, diminuindo o espaço poroso da rocha, como pode ser visto na �gura 3.5. Alguns

materiais encontrados na natureza que provocam cimentação são carbonato de cálcio,

carbonato de magnésio, carbonato de ferro, sulfato de cálcio e dolomita, argilas e outros

minerais, incluindo a combinação de alguns deles.
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Figura 3.5: Exemplo de uma rocha sendo cimentada, diminuindo a porosidade da rocha
(Nichols, 2009).

3.1.1.3 Grau de compactação durante a deposição e após

Compactação tende a diminuir o espaço poroso e expulsar o �uido contido na rocha

sedimentar a partir da compressão das partículas minerais dela, �gura 3.6. Esta expulsão

de �uido por compactação somado a um aumento de temperatura é o mecanismo básico

para a migração primária do petróleo da rocha geradora (geralmente folhelhos) para a

rocha reservatório. A porosidade das rochas sedimentares geralmente são menores quanto

maior a profundidade e idade delas. No entanto, isso não é uma regra, uma vez que

muitas rochas carbonáticas encontradas na natureza mostraram ter pouca in�uência da

compactação mecânica.

Figura 3.6: Exemplo de uma rocha sendo cimentada, diminuindo a porosidade da rocha
(Nichols, 2009).



18

3.1.1.4 Grau de empacotamento

O empacotamento ocorre geralmente junto com a compactação devido a ambos esta-

rem ligados a um aumento de pressão hidrostática. Neste processo, ocorre um rearranjo

no sedimento, deixando-os mais próximos, �gura 3.7, e consequentemente diminuindo o

espaço entre eles, processo que faz com que diminua a porosidade da rocha. O empacota-

mento da rocha pode ocorrer devido a uma deformação plástica que possa ocorrer ligada

ao aumento de pressão.

Figura 3.7: Exemplo de uma rocha sendo cimentada, diminuindo a porosidade da rocha
(Nichols, 2009).

3.1.2 Classi�cação da porosidade na engenharia

Durante a sedimentação e liti�cação, alguns espaços porosos que foram desenvolvi-

dos inicialmente podem �car isolados de outros poros da mesma rocha devido a alguns

processos diagenéticos e catagenéticos tais como cimentação e compactação. Por causa

disso, alguns poros da rocha �carão interconectados e outros não, podendo, a partir disso,

de�nir duas outras formas de classi�cação de porosidade nas rochas sedimentar que são a

porosidade absoluta e a porosidade efetiva.

3.1.2.1 Porosidade Absoluta

Porosidade absoluta é a razão do volume de poro total da rocha pelo volume total

da rocha. Na porosidade absoluta não há a preocupação se os poros são interconectados

ou não. Então, para um modelo de rocha com argila, �gura 3.8, ela acaba levando em

consideração também os poros da argila que está presente na composição da rocha.
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Figura 3.8: Modelo de rocha com argila na constituição evidenciando a porosidade abso-
luta na rocha.

3.1.2.2 Porosidade Efetiva

A porosidade efetiva é afetada por uma porção de fatores litológicos tais como o tipo

de argila, constituição e hidratação presente na rocha, cimentação e empacotamento dos

grãos, e alguns outros fatores ambientais. A �gura 3.9 representa um modelo de rocha

com argila no qual é possível perceber onde se encaixa o modelo de porosidade efetiva.

Ela é uma porosidade calculada na rocha sem o efeito da argila sobre a medida, devido à

argila possuir sua própria porosidade que não é de interesse da indústria do petróleo. O

interesse é obter informação da parte porosa da rocha onde se pode haver acumulação de

hidrocarboneto.

Figura 3.9: Modelo de rocha com argila na constituição evidenciando a porosidade abso-
luta na rocha.
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3.1.3 Classi�cação geológica da porosidade

A porosidade em reservatórios de hidrocarboneto, de forma comum, pode ser clas-

si�cada como porosidade primária (ou porosidade da matriz) e porosidade secundário

(conhecida também por porosidade induzida) levando em consideração a origem, forma

de origem, e a distribuição espacial dos poros. A �gura 3.10 representa alguns fatores

tipos de porosidades relacionados às porosidades primárias e secundárias.

Figura 3.10: Exemplos de alguns tipos de porosidades encontrados em um arenito (Tiab
and Donaldson, 2015).

3.1.3.1 Porosidade primária

Porosidade primária é a porosidade presente na constituição da rocha sedimentar re-

sultante dos processos iniciais de deposição e liti�cação. Ela pode ser especi�cada ainda

mais em porosidade intercristalina, intergranular, planos de acamamento (Bedding pla-

nes), e poros sedimentares gerados devido a diversos fatores.

(a) Intercristalino

Espaços (poros) entre dos planos de clivagem do cristal, entre os cristais individuais, e

entre as redes cristalinas (crystal lattices). Muitos desses espaços são poros sub-capilares

(possuem menos de 0,002mm de diâmetro). A porosidade encontrada nas redes cristalinas

e entre partículas no tamanho da lama (mud-sized particles) são chamadas de microporo-

sidade, �gura 3.10.

(b) Intergranular

Espaços entre grãos, ou seja, todo tipo de espaços intersticiais presentes em todos os

tipos de rochas. Este termo re�ete a disposição espacial do �uido em relação aos grãos.
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(c) Plano de acamamento

Espaços (poros) de muitas rochas sedimentares são concentradas paralela ao plano

de acamamento. A larga geometria de muitos reservatórios de petróleo são controladas

pelo plano de acamamento deles. O poros gerados pelo plano de acamamento são con-

sequências direta do tipo de sedimento depositado, arranjo e tamanho das partículas e do

ambiente deposicional.

(d) Espaços sedimentares diversos (Miscellaneous sedimentary voids)

Poros resultantes da acumulação de fragmentos de dentritos de fósseis, resultantes do

empacotamento de oolitos, poros criados por organismos vivos no período da deposição e

outras formas.

3.1.3.2 Porosidade secundária

Porosidade secundária é a porosidade incorporado à constituição da rocha como re-

sultante dos processos após a diagênese como catagênese, deformação na crosta e outros.

Ela pode ser especi�cada ainda mais em porosidade de solução, porosidade gerada pela

dolomitização, porosidade causada pelo fraturamento e espaços sedimentares secundários

devido a diversos fatores. (Miscellaneous secondary voids)

(a) Porosidade de solução

São canais (poros) criados devido à circulação de solução quente nos poros. Os ca-

nais podem ser canais pré-existentes, sendo a solução quente um agente causador de um

aumento do canal, deixando-o mais largo. Um exemplo disso são canais formado por

organismos que são depois aumentados devido à passagem da solução.

(b) Dolomitização

Dolomitização é um processo no qual um calcário (CaCO3) é transformado em dolo-

mito (CaMg(CO3)) seguindo a reação química representada pela eq. 3.5,

2CaCO3 +Mg+2 −→ CaMg(CO3)2 + Ca+2. (3.5)

Na natureza são encontrados tanto calcários puros quanto dolomitos. Os dolomitos

são formados quando há a circulação signi�cante de cátion de magnésio nos poros de

uma rocha calcária. O processo de dolomitização faz com que a porosidade da rocha seja

aumentada porque o volume iônico do magnésio é menor do que o do cálcio.

(c) Porosidade de fraturas

Eventos tectônicos causados por tensões na crosta podem criar fraturas e estrutura de

falhas nas rochas sedimentares. Isso faz com que a porosidade nela seja aumentada.
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(d) Espaços secundários diversos (Miscellaneous secondary voids)

Os espaços secundários podem ocorrer de diversas formas, tais como recifes de sela

(saddle reefs) que são aberturas nas cristas de anticlinais rigorosamente dobradas; pitches

e �ats que são aberturas formadas pelo fraturamento de camadas sob falhas modera-

das, e espaços causados por brechas e conglomerados de slides submarinos resultantes do

movimento da gravidade de material do fundo do mar após liti�cação parcial.

3.2 ARGILOSIDADE

A argilosidade (Vsh) é uma propriedade petrofísica que indica a quantidade de argila

presente na constituição de uma rocha rocha. Observando-se a �gura 3.2, consegue-se

de�nir a argilosidade pela eq. 3.6,

Vsh =
Va
VT
−→ 0 ≤ Vsh ≤ 1, (3.6)

sendo Va o volume ocupado pela argila no modelo de rocha e VT o volume total dela,

expresso na eq. 3.7,

VT = Vf + VM + Vsh. (3.7)

A presença da argila nas rochas reservatório é uma preocupação na geofísica de poço

porque elas apresentam um comportamento físico, em termos das medidas realizadas

no interior do poço, anômalo e não característico, em muitos casos impedindo a sua

identi�cação e separação em relação a matriz e ao �uido. Então, pode-se dizer que a

presença dela produz uma contaminação nas medidas, podendo levar a determinação de

valores não realistas para as outras propriedades petrofísicas.

3.2.1 Classi�cação das rochas pelo teor de argila

Em termos da argilosidade, por de�nição, as rochas reservatório podem ser classi�cadas

como rocha limpas e rochas sujas.

3.2.1.1 Rochas Limpas

São aquelas rochas que apresentam valores pequenos de argilosidade na sua constitui-

ção.

3.2.1.2 Rochas Sujas

São aquelas rochas que apresentam altos valores de argilosidade na sua constituição.
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3.2.2 Formas de ocorrência da argila nas rochas reservatório

As argilas podem ocorrer de 3 formas nas rochas reservatórios que são nas formas de

Folhelho Estrutural, Folhelhos Laminar e Folhelho Disperso.

3.2.2.1 Folhelho Estrutural

É um tipo de pré-folhelho que substitui a matriz enquanto que sua porosidade e per-

meabilidade permanecem constantes. Esse tipo de folhelho participa da matriz da rocha,

Figura 3.11, como grãos detríticos, ou seja, neste tipo de ocorrência os grãos de argila,

clastos ou pequenas partículas presentes na rocha são encontradas juntamente com grãos

do arenito

Figura 3.11: Distribuição do Folhelho Estrutural dentro do modelo de Rocha.

3.2.2.2 Folhelho Laminar

Ocorrência na qual o folhelho está Intercalado com as areias, �gura 3.12, bloqueando

a porosidade e a permeabilidade horizontal e vertical. O conteúdo de argila neste tipo de

ocorrência é tolerada em até 30% � 40% para produção.
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Figura 3.12: Distribuição do Folhelho Laminar dentro do modelo de Rocha.

3.2.2.3 Folhelho disperso

Neste tipo de ocorrência, o folhelho preenche os poros (entupindo os poros) bloqueando

tanto a porosidade quanto a permeabilidade, �gura 3.13. É um tipo de folhelho que

substitui a porosidade enquanto a matriz da rocha permanece constante.

Figura 3.13: Distribuição do Folhelho Disperso dentro do modelo de Rocha.

3.3 SATURAÇÃO DE FLUIDO

O conceito de saturação de �uido é determinado pela coexistência de água e hidro-

carboneto nos poros da rocha, ou seja, os poros podem estar preenchidos por diversos
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�uidos. A �gura 3.14 representa um modelo de rocha para esta situação. A saturação

de �uido (S) é uma propriedade petrofísica que indica a quantidade de um �uido que o

pacote rochoso possui, de�nida pela eq. 3.8,

Si =
Vi
Vf
, (3.8)

sendo Si a saturação do �uido de interesse, Vi o volume do �uido de interesse e Vf o

volume total do poro.

Figura 3.14: Modelo de rocha levando em consideração o conteúdo de argila e diversos
�uidos nos poros da rocha.

No modelo de rocha da �gura 3.14, realiza-se a discretização dos tipos de �uidos pre-

sentes nos poros, representando-se o volume de água por Vw e o volume de hidrocarboneto

por Vhc (óleo e gás). De�ne-se saturação de água (Sw) e saturação de hidrocarboneto (Shc)

pelas eq. 3.9 e eq. 3.10, respectivamente,

Sw =
Vw
Vf
, (3.9)

Shc =
Vhc
Vf

. (3.10)

Sw e Shc são relacionados através da eq. 3.11,

Shc + Sw = 1. (3.11)

A saturação de hidrocarboneto ainda pode ser desmembrada em saturação de óleo

(So) e saturação de gás (Sg), eq. 3.12.
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Shc = So + Sg. (3.12)

De�ne-se, então, saturação de óleo (So) e saturação de gás (Sg) pelas eq. 3.13 e eq.

3.14,

So =
Vo
Vhc

, (3.13)

Sg =
Vg
Vhc

. (3.14)

Importante destacar que nas eq. 3.13 e eq. 3.14 não é utilizado o volume total do

poro. É levado em consideração somente a parte que possui hidrocarboneto.

A saturação de óleo é a principal responsável na caracterização de uma rocha reser-

vatório em reservatório de hidrocarboneto e em termos da quali�cação do reservatório.

Quanto maior a saturação de óleo ou quanto menor a saturação de água, melhor a quali-

dade do reservatório.



4 PERFIL DE RAIOS GAMA NATURAL

O per�l de raios gama é a medida da radioatividade (API) originada pelas rochas

localizadas dentro de alguns centímetros da parede do poço.

Radioatividade é a propriedade pela qual os átomos de grande
número atômico (Z) emitem espontaneamente radiação, devido à insta-
bilidade de seus núcleos. Segundo Sir Isaac Newton, as radiações são
essencialmente partículas, enquanto que, para Fresnel e Young, são on-
das eletromagnéticas invisíveis, capazes de serem detectadas por seus
efeitos ionizantes.

Nery (2013)

Os raios gama são energias eletromagnéticas que interagem com a matéria (rocha)

de maneiras distintas (efeitos Fotoelétrico, Compton e Produção de Par, por exemplo),

indicando quando a rocha é mais ou menos radioativa.

4.1 CALIBRAÇÃO DA FERRAMENTA DE RAIOS GAMA NATURAL

As atuais ferramentas de raios gama natural são testadas e calibra-
das em um poço constituído por rochas arti�ciais localizado na cidade
de Houston (USA), segundo o padrão da American Petroleum Institute

(API).
Monteiro (2013)

4.2 RADIOATIVIDADE NAS ROCHAS

Os folhelhos são os tipos de rochas mais naturalmente radioativos conhecidos entre

as rochas sedimentares em particular, pela presença de Potássio 40 que ocorre em micas,

feldspatos alcalinos e minerais de argila, e devido a sua capacidade em reter íons metálicos

como Urânio 238 e Tório 232. As tabelas 4.1 e 4.2 representam o teor de potássio em

alguns minerais e rochas, respectivamente.

O Potássio (19k
40) é o responsável principal da radioatividade na-

tural das rochas em virtude da sua alta insolubilidade, da grande quan-
tidade de isótopos radioativos e da energia do pico (1,46 MeV) corres-
pondente a 3,4 Fótons/segundo em média 20.000 ppm.

Feitosa et al. (2000)

27



28

Tabela 4.1: Teor de potássio (%) em alguns minerais

Minerais Média (%) Limites (%) 

Silvita 54 - 

Microlina 1,6 - 

Carnalita 14,1 - 

Ortoclásio 1,4 - 

Muscovita 9,8 - 

Biotita - 8,7-5,2 

Ilila - 3,51-8,31 

Caolinita 0,63 0-1,49 

Montmorilonita - 0,220-0,60 

   

 

 
 
 

Tabela 4.2: Tabela com a quantidade de �uido presente nas rochas (porosidade) e a
capacidade que ela tem de permitir movimentação destes (permeabilidade)

Rochas Média (%) Limites (%) 

Arcósio (arenito) 4,6 4,4-5,1 

Granito 4,0 2,0-6,0 

Folhelho 2,7 1,6-9,0 

Basalto 1,3 - 

Arenito 1,1 0-5,1 

Diabásio 0,75 - 

Calcário 0,27 0-0,71 

Dolomito 0,07 0,03-0,1 

   

 

 
 
 

4.3 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL DE RAIOS GAMA NATURAL

É necessário que haja cuidado na hora de se fazer a interpretação, uma vez que há

rochas reservatórios que podem apresentar altos valores de GR, como é o caso dos arenitos

arcosianos por possuírem alto teor de feldspato se comparados com arenitos quartzosos.

Então podemos dizer que a presença de elementos radioativos em rochas sedimentares

importantes na acumulação de hidrocarbonetos (arenitos, calcários, etc.) depende de sua

origem deposicional.
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4.3.1 Interpretação Qualitativa do Per�l de Raios Gama Natural

A partir da análise do per�l de raios gama (GR) é possível se distinguir os folhelhos

de outros tipos litológicos (�gura 4.1).

Figura 4.1: Representação esquemática da obtenção do per�l de Raios Gama Natural
(Monteiro, 2013).

4.3.2 Interpretação Quantitativa do Per�l de Raios Gama Natural

Sabendo-se que o GR indica o teor de argila em uma rocha, é possível utiliza-lo para

calcular a argilosidade (Vsh) dela através da eq. 4.1 (Stieber et al., 1970),

Vsh =
IGR

A− (A− 1)IGR
(4.1)

sendo A uma constante pré-determinada igual a 3 quando a rocha for do terciário e 2

quando for mais antiga e IGR o índice de radioatividade linear calculado a partir da

equação 4.2,

IGR =
GR−GRmin

GRmax −GRmin

, (4.2)

onde GRmax e GRmin são os valores máximos e mínimos lidos respectivamente dentro do

intervalo analisado.



5 PERFIL DE DENSIDADE

Antes de se falar a respeito de per�l de densidade é importante ressaltar que, embora

ele não represente medida de densidade, e sim massa especí�ca, é utilizado o termo den-

sidade por tradição na per�lagem geofísica de poço, a qual traduziu inicialmente o termo

Density Log para per�l de densidade. Density equivale a massa especí�ca em português,

enquanto que densidade é vista como speci�c gravity na língua inglesa.

O per�l de densidade é um registro contínuo da densidade total, ρB, (em g/cm3 ou

kg/m3) das rochas atravessadas pelo poço. Para as rochas porosas, a medição inclui tanto

a densidade da matriz, ρM , quanto a do �uido, ρf , contido nos poros das rochas, sendo

esta relação expressa pela equação do modelo petrofísico, também conhecida como Lei

das Misturas, eq. 5.1,

ρB = (1− φD)ρM + φDρf , (5.1)

sendo φD a porosidade da rocha calculada pela medida de densidade (indicada pelo subs-

crito D).

A medição da densidade total da rocha a partir do per�l de densidade é feita através

do bombardeamento das paredes do poço com feixes monoenergéticos de raios gama de

intensidade �xa. A ocorrência de um choque entre fótons de raios gama e a matéria

depende diretamente da energia do fóton incidente e de uma propriedade nuclear conhecida

por seção de choque (crosssection, em Barn = 10−24cm). Quanto maior a seção de choque,

maior a probabilidade de ocorrência de uma interação. A partir disso, alguns autores

conceituam seção de choque como um diâmetro aparente de um núcleo a ser atingido.

A ferramenta utilizada neste per�l é composta por um patim metálico pressionado

contra a parede do poço, o qual contém uma fonte de Césio 137, direcionado à formação

rochosa, Figura 5.1. A fonte é focalizada, com os feixes de raios gama apontados na direção

do reboco e da formação. Há dois detectores (ferramenta do tipo compensada), um perto

(SS) e um distante (LS), que �cam localizados no patim metálico com o objetivo de atenuar

o efeito da lama/reboco sobre as medidas (compensação). O detector próximo (SS) é

mais in�uenciado pelo reboco (ou lama, se estiver em zonas desmoronadas) enquanto que

o detector afastado (LS) é mais afetado pela atenuação produzida pela formação. É feita

uma compressão da ferramenta contra a formação por um braço hidráulico, o qual registra

uma medida do diâmetro do poço em uma direção (cáliper). Há também, entre a fonte e

os detectores, uma blindagem com �nalidade de evitar o acoplamento direto entre eles.

30
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Figura 5.1: Ferramenta de densidade compensada (Ellis and Singer, 2007).

5.1 HISTÓRICO

A primeira ferramenta de densidade foi desenvolvida nos anos 50 (1950-1960). Ela

tinha a �nalidade de medir a densidade aparente da formação (bulk density), ρB, servindo

de auxílio na interpretação geofísica gravimétrica.

No início da década de 60 (1960-1970), a medida de densidade, ρB, passou a ser

utilizada para calcular a porosidade da formação a partir da equação do modelo petrofísico

(Lei das misturas). No �nal desta mesma década, foram desenvolvidas ferramentas com

dois detectores, Ferramenta de Densidade Compensada (Compensated Formation Density,

FDC), a�m de corrigir efeitos do poço como Lama e reboco.

Já no início da década de 80 (1980-1990), foi desenvolvida a ferramenta de Litoden-

sidade (Lithodensity Tool, LDT), que, além da densidade aparente da formação, mede o

índice de absorção fotoelétrica, ρe.
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5.2 PRINCÍPIO DO PERFIL DE DENSIDADE

A medida adquirida a partir da ferramenta de densidade está diretamente ligada à

atenuação de raios gama. As paredes do poço são bombardeadas com feixes monoener-

géticos de raios gama de intensidade �xa, os quais, ao saírem da fonte, chocam-se com os

elétrons da lama, do reboco e da formação por efeito Compton. A intensidade de feixes

emitidos (�uxos de fótons de raios gama) vai diminuindo devido à interação dela com a

matéria rocha (mais precisamente com os elétrons livres da rocha), na qual parte de sua

energia é absorvida e dispersa. A eq. 5.2 representa a diminuição da intensidade do feixe

de energia medida pelo sensor,

I = I0e
−µxρe , (5.2)

sendo I a intensidade do feixe radioativo no sensor (�uxo �nal de fótons ou �uxo de fótons

calculada após a interação), I0 a intensidade do feixe radioativo transmitida (�uxo inicial

de fótons), µ o coe�ciente de absorção de massa do material alvo que, neste caso, é a rocha

(ligada ao efeito Compton), x a espessura e ρe a densidade eletrônica do meio (número

de elétron/cm3).

Já a energia de raios gama de�etida após a interação dele com a matéria, Figura 5.2,

está representada na eq. 5.3,

Eγ =
Eγ0

1 +
Eγ0
m0c2

(1− cos θ)
, (5.3)

sendo m0 a massa de repouso do elétrons (9,112 x 10−28g), c a velocidade do fóton de

raios gama que é equivalente a velocidade da luz (aproximadamente 3 x 1010cm/s), θ o

ângulo de colisão, Eγ0 a energia inicial do fóton e Eγ a energia �nal do fóton. Importante

dizer que o produto m0 c
2 tem valor 0,511 MeV.

Figura 5.2: Trajetória do raio gama incidente antes e após a interação com a matéria.
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Partindo-se do conhecimento de que o efeito Compton é diretamente proporcional

a densidade eletrônica (número de elétron/cm3) e a densidade eletrônica é diretamente

proporcional a densidade da formação, pode-se dizer que o per�l de densidade responde

diretamente a densidade da formação e inversamente à porosidade. Para isso, é necessário

que a fonte radioativa tenha valor acima de 75 keV para favores a ocorrência do efeito

Compton, valor abaixo de 1,02 MeV para evitar que haja efeito de produção de par e o

detector deve ser blindado, a �m de evitar o efeito fotoelétrico. O per�l de densidade está

ligado ao efeito fotoelétrico. Os outros tipos formas de interação de raios gama com a

matéria devem ser desprezados.

5.3 DENSIDADE ELETRÔNICA E CALIBRAÇÃO DA FERRAMENTA DE DENSI-

DADE

O conceito de densidade eletrônica, ρe (número de elétron/cm3), foi dito na seção

5.2. A eq. 5.4 representa uma entre densidade eletrônica e a densidade calculada em

laboratório,

ρe =
2Z

A
ρLAB, (5.4)

sendo Z o número atômico (número de próton/átomo-g ou número de elétron/átomo-g)

e A o número de massa (g/átomo-g). Cria-se um parâmetro C (número próton/g ou

número de elétron/g) a partir da eq. 5.4, representado pela eq. 5.5 e cujos valores de

alguns componentes litológicos nas rochas são colocados na tabela 5.1.

Tabela 5.1: Representação do número de massa, número atômico e do parâmetro C para
alguns elementos químicos.

Elemento 𝑨 𝒁 𝑪 

H  1,008 1 1,9841 

C  12,001  6  0,9991  

O  16,000  8  1,0000  

Na  22,990  11  0,9569  

Mg  24,320  12  0,9868  

Al  26,980  13  0,9637  

Si  28,090  14  0,9968  

S  32,070  16  0,9978  

Cl  35,460  17  0,9585  

K  39,100  19  0,9719  

Ca  40,080  20  0,9980  

 

 
 
 

Fonte: Nery (2013)
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Importante ressaltar que, a partir da tabela 5.1, percebe-se que os componentes lito-

lógicos mais comuns possuem valores de aproximados de uma unidade para C,

C =
2Z

A
. (5.5)

No entanto, há o caso do hidrogênio que possui um valor muito distante de 1, apro-

ximadamente 2. Devido à discrepância do valor do hidrogênio, faz-se necessário uma

calibração na ferramenta (retirar o efeito Z/A) a �m de se obter um valor mais realístico

de densidade a partir do per�l de densidade. Os três principais minerais mais comuns são

quartzo (arenito), calcita (calcário) e dolomita (dolomito). No entanto, escolhe-se calibrar

a ferramenta para o calcário porque ele, comparado com as outras duas litologias, possui

um valor mais próximo de densidade eletrônica e densidade do laboratório (diminuir o

erro da ferramenta minimizando o efeito Z/A), visto na tabela 5.02, e também, no caso

real, o calcário possuir menos chances de ter argila na sua constituição, comparado com

arenito e dolomito.

Tabela 5.2: Comparação entre a densidade real (ρLAB) e a densidade calculada pela
ferramenta de densidade calibrada para matriz calcário (ρperfil).

Componente 
𝝆𝑳𝑨𝑩 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 
𝑪 =

𝟐 ∑ 𝒁′𝒔

𝑷. 𝑴
 𝝆𝒆 = 𝑪𝝆𝑳𝑨𝑩 

𝝆𝒑𝒆𝒓𝒇𝒊𝒍 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

Quartzo 

(𝑆𝑖𝑂2) 
2,654  0,9985  2,650  2,648  

Calcita 

(𝐶𝑎𝐶𝑂3) 
2,710  0,9991  2,708  2,710  

Dolomita 

(𝐶𝑎𝐶𝑂3𝑀𝑔𝐶𝑂) 
2,870  0,9977  2,863  2,876  

Anidrita 

(𝐶𝑎𝑆𝑂4) 
2,960  0,9990  2,957  2,977  

Silvita 

(𝐾𝐶𝑙) 
1,984  0,9160  1,916  1,863  

Halita 

(𝑁𝑎𝐶𝑙) 
2,165  2,0740  2,074  2,032  

Gipsita 

(𝐶𝑎𝑆𝑂4. 2𝐻2𝑂) 
2,320  1,0222  2,372  2,351  

Água Doce 

(𝐻2𝑂) 
1,000  1,1101  1,110  1,000  

Água Salgada 

(200.000 𝑝𝑝𝑚) 
1,146  1,0797  1,237  1,135  

Óleo 

(𝑛 < 𝐶𝐻4 >) 
0,850  1,1407  0,970  0,850  

Gás 

(𝐶1,1𝐻4,2) 
𝜌𝑔á𝑠 1,238  1,238 (𝜌𝑔á𝑠) 1,325 (𝜌𝑚𝑒𝑡𝑎𝑛𝑜) - 0,188 

 

 
 
 

Fonte: Nery (2013)
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A calibração da ferramenta para o calcário com água doce inicia-se substituindo na eq.

5.1 informações referentes ao mineral calcita (o subscrito LS é para indicar que a rocha

utilizada é calcário, Limestone em inglês), impressa na eq. (5.06),

ρB = (1− φD)ρMLS + φDρw, (5.6)

sendo ρMLS a densidade da matriz, que neste caso é o calcário (densidade da calcita), ρw
a densidade da água doce e ρB a densidade calculada pelo per�l (ρperfil). Substituindo-se

devidamente eq. 5.4 e eq. 5.5 em eq. 5.6, chega-se a uma expressão que relaciona a

densidade eletrônica do mineral, que neste caso é a calcita (litologia é o calcário), eq. 5.7,

ρeLS = (1− φD)ρMLSCLS + φDρwCw, (5.7)

sendo ρMLS a densidade eletrônica da matriz, que neste caso é o calcário, CLS e Cw os

fatores calculados a partir da eq. 5.5 para o calcário e para a água, respectivamente.

O sistema linear montado a partir das eq. 5.6 e eq. 5.7 é resolvido multiplicando-se

a primeira equação por (ρwCw − ρMLSCLS) e a segunda por (ρw − ρMLS) e em seguida

fazendo-se o cociente entre os resultados obtidos para a primeira e a segunda equação (A

�nalidade é eliminar φD da equação �nal). Após isso, isola-se ρB a�m de se chegar na eq.

5.8,

ρB =
ρMLS − ρw
ρMLS − ρwCw

ρeLS −
ρMLS(CLS − Cw)

ρMLSCLS − ρwCw
. (5.8)

Substituindo os valores ρMLS,ρw, CLS e Cw encontrados na tabela 5.1 e na tabela 5.2,

chega-se a expressão que representa a densidade total calculada para o per�l de densidade

calibrada para a matriz de calcário com água doce, eq. 5.9,

ρB = 1, 0704ρeLS − 0, 1883, (5.9)

sendo ρeLS a densidade eletrônica do calcário.

A reta representada pela eq. 5.9 pode ser vista na �gura 5.3. Ainda na �gura 5.3,

pode-se veri�car os pontos referentes à água e ao calcário. A última coluna da tabela 5.2

são valores calculados pela eq. 5.9, ou seja, valores de densidade calculados pela calibração

do per�l para o calcário.
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Figura 5.3: Reta que representa a calibração da ferramenta de densidade para o calcário
com água doce.

5.4 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL DE DENSIDADE

Isolando-se φD na eq. 5.1, chega-se na expressão que representa a porosidade, porosi-

dade total, em função da densidade dos constituintes de rocha, eq. 5.10,

ρD =
ρM − ρB
ρM − ρf

. (5.10)

Na tabela 5.2, são mostrados valores da densidade da matriz (ρM) e da densidade

do �uido (ρf ) dos principais constituintes de rocha de interesse no estudo do per�l de

densidade, que são arenito, calcário, dolomito, águia salgada e água doce.

5.4.1 Efeito Lama/Reboco

O efeito da Lama/reboco é o problema inerente a ferramenta de densidade mais sig-

ni�cativo a ser considerado, sendo necessário uma correção a �m de se livrar deste efeito.

Sabe-se que na ferramenta compensada há dois receptores, que realizam duas medidas.

O mais próxima é mais in�uenciado pelo reboco enquanto que o mais distante pela for-

mação. Lembrando que uma rocha é caracterizada pela ρB (densidade) e ZB (média do

número atômico dos constituintes) dela. O reboco introduz os parâmetros ρmc (densidade

da lama), Zmc (média do número atômico dos constituintes da lama) e tmc (espessura do

reboco que é calculada pelo cáliper).

O reboco terá um efeito mais intenso quanto maior for Zmc, uma vez que possui um

maior coe�ciente de absorção de massa. Para minimizar o efeito Zmc e tmc, é confeccionado
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um algoritmo conhecido por Spine & Ribs, representado pela �gura 5.4.

Figura 5.4: Grá�co Spine & Ribs que indica o efeito do reboco (Nery, 2013).

Para criação da ferramenta, foram selecionados dois blocos metálicos, um de alumínio

(Al) e o outro de magnésio (Mg). Os blocos simulam a formação rochosa. Na primeira

parte da experiência a ferramenta de densidade compensada é colocada em contato com

os blocos metálicos. Importante notar que neste primeiro caso não há reboco (tmc é nulo).

A partir das medidas feitas pelo receptor próximo e distante para o alumínio e para o

magnésio, é montada uma reta, na qual o eixo das abscissas é representado pelas medidas

do receptor mais próximo da fonte e o eixo das ordenadas pelo receptor mais distante, ver

�gura 5.4.

Na segunda parte da experiência, é colocada uma placa de borracha entre a ferramenta

de densidade compensada e as placas de alumínio e magnésio, simulando um reboco. Em

seguida é feito as medidas no receptor próximo e no distante. A espessura (tmc) da

placa de borracha é aumentada gradativamente e novas medidas são feitas na ferramenta.
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Percebe-se que as contagens nos receptores vai aumentando. Isso é devido à densidade

da borracha ser menor (material mais leve) do que a dos outros materiais envolvidos. É

possível notar, então, que cada detector mostrará diferentes razões de crescimento. Esta

diferença, δρB, serve de base do algoritmo de correção da leitura de ρB.

Ressalta-se que o registro de δρB é obrigatório. Ele serve como um controle de qua-

lidade da ferramenta de densidade. A interpretação de δρB é feita levando-se em con-

sideração a densidade do reboco e da formação. Quando o reboco é menos denso do

que a formação, a curva δρB deverá mostrar valores positivos de leitura. Caso contrário,

apareceram valores negativos de na curva de δρB.

5.4.2 Efeito da Argilosidade

A presença de argila na composição da rocha reservatório tende a afetar diretamente

a leitura do per�l de densidade. Densidade do folhelho bastante variável devida a sua

composição que também é variável (60% argilominerais de diversas natureza e 40% de

outros minerais). Quanto menor a densidade (mais leve, mas com excesso de água),

maior a tendência em diminuir o valor da densidade (ρB) calculado a partir do per�l de

densidade. O modelo petrofísico (Leis das Misturas) levando em consideração o volume

de argila da rocha está representado na eq. 5.11,

ρB = (1− φDC − Vsh)ρM + φDCρf + Vshρsh. (5.11)

Isolando-se φDC na eq. 5.11, chega-se na expressão que representa a porosidade da

rocha a partir da medida de densidade corrigido pelo efeito produzido pela presença da

argila na constituição da rocha, também conhecida como porosidade efetiva (φeD), eq.

5.12,

φeD = φDC =
ρM − ρB
ρM − ρf

− Vsh
ρsh − ρB
ρM − ρf

, (5.12)

Sendo ρsh a densidade aparente dos folhelhos adjacentes. A eq. 5.12 pode ser reescrita

na forma da eq. 5.13,

φeD = φD − VshφDsh, (5.13)

Sendo φD a porosidade calculada sem extrair o efeito causado devido ao conteúdo de

argila na rocha (porosidade absoluta ou porosidade total), φDsh a porosidade aparente

dos folhelhos adjacentes e Vsh a argilosidade da rocha.



39

5.4.3 Efeito do hidrocarboneto

Sabe-se que, em situações mais comuns no campo petrolífero, não há apenas um �uido

na constituição da rocha, mas sim uma combinação deles. A�m de se obter um valor mais

realístico para a porosidade da rocha a partir do per�l de densidade, utiliza-se na eq. 5.10

ou na eq. 5.12, a eq. 5.14,

ρf = SxoρMf − (1− Sxo)ρhc, (5.14)

sendo Sxo a saturação da água (Sw), ρMf a densidade da água (doce ou salgada) e ρhc a

densidade do hidrocarboneto.

Este erro ocorre porque, no caso real, não se sabe exatamente qual a proporção de água

e de hidrocarboneto nos poros das rochas. Partindo-se da Lei de Archie, por exemplo,

nota-se que para calcular a saturação de água (sabendo a saturação de água automatica-

mente se sabe a saturação de hidrocarboneto), necessita-se da porosidade e vice e versa.

Uma variável depende da outra.

5.4.4 Efeito da Matriz

O tipo de matriz da rocha é um outro problema na interpretação deste per�l. Em

situações comuns, não existe uma litologia única. Geralmente as rochas são uma misturas

de vários tipos de minerais de diferentes constituição. Uma rocha pode ter uma porcen-

tagem maior de quartzo em sua composição sendo considerada um arenito, no entanto

pode haver a presença de outros minerais de outras composições químicas nesta rocha.

Esta situação afeta diretamente o per�l de densidade. Neste caso, ρM não será o valor

da densidade do quartzo, por exemplo, mas sim um valor que leva em consideração a

densidade de cada um dos minerais constituindo da camada de rocha. A densidade da

matriz, ρM , levando em consideração o volume relativo, VM , de cada mineral presente na

rocha está representada na eq. 5.15,

ρM =
n∑
i=1

VMi
ρMi

, (5.15)

Sendo VMi
o volume relativo do mineral i de densidade ρMi

na camada de rocha e n o

número de minerais constituintes da rocha. A partir da eq. 5.15, de�ne-se o volume total

da rocha, VM , representado pela eq. 5.16,

VM =
n∑
i=1

VMi
. (5.16)
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Na avaliação de formação, contudo, o volume da matriz é comumente representado

pela eq. 5.17,

VM = (1− φ− Vsh). (5.17)



6 PERFIL NEUTRÔNICO

O per�l neutrônico é um per�l de porosidade conhecida como porosidade neutrônica,

φn, que é uma medida adquirida principalmente através da sensibilidade dos átomos de

hidrogênio da formação (índice de hidrogênio) com os nêutrons emitidos pela ferramenta

neutrônica. O principal uso desta ferramenta é calcular a porosidade da formação.

Para rochas porosas, a medição inclui tanto o incide de hidrogênio da matriz, HIM ,

quanto o do �uido, HIf , contido nos poros das rochas, sendo esta relação expressa pela

equação do modelo petrofísico, também conhecida como Lei das Misturas, eq. 6.1,

HIperfil = (1− φn)HIM + φnHIf , (6.1)

sendo φn a porosidade neutrônica da rocha (indicada pelo subscrito n).

Para a obtenção das medidas para criação do per�l neutrônico é necessário que haja

uma fonte de nêutrons e dois ou mais receptores, �gura 6.1. A fonte emite nêutrons

rápidos (0,1 MeV) que penetram nas camadas adjacentes ao poço. A partir das continuas

e múltiplas colisões elásticas, os nêutrons vão perdendo parte de sua energia injetada

inicialmente, sendo essa dependente da massa relativa ou da seção de choque do núcleo

com o qual o nêutron colide. O hidrogênio, objeto de estudo deste per�l, possui uma seção

de choque relativamente grande e massa pequena, sendo bastante e�ciente no processo de

redução da energia dos nêutrons rápidos (quantidade máxima de perda ocorre quando o

núcleo da rocha tem massa praticamente igual a massa do nêutron, como do átomo de

hidrogênio).

Figura 6.1: Ferramenta neutrônica com dois detectores (Ellis and Singer, 2007).

41
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6.1 HISTÓRICO

A utilização de nêutrons na per�lagem geofísica de poço começaram a ser executadas

há muitos anos atrás. O per�l de neutrônico apareceu primeiramente em 1940. A ferra-

menta inicial consistia de uma fonte isotópica, mais frequentemente de plutônio-berílio,

e apenas um receptor. Com o passar dos anos foram criadas variações nas ferramentas

para registrar tanto nêutrons termais quanto epitermais.

As primeiras ferramentas não registravam nêutrons diretamente. Elas registravam

raios gama emitidos quando átomos de hidrogênio e cloro capturam nêutrons termais.

A ferramenta neutrônica foi criada com a �nalidade de determinar a porosidade da

formação. No entanto, sabe-se que o que é medido é uma outra propriedade, que foi

chamada de porosidade neutrônica. A ferramenta necessita de uma calibração para o seu

funcionamento. Convencionalmente, ela é calibrada para uma matriz de calcário. Estando

calibrada a ferramenta, a porosidade da formação será igual à porosidade neutrônica desde

que a formação seja de matriz calcário.

Com o passar dos anos, foram descobertas novas aplicações dos nêutrons nas ferramen-

tas de per�lagem. Atualmente, Além das ferramentas de per�lagem que utilizam nêutrons

para determinar a quantidade de hidrogênio da formação, há ferramentas que analisam a

taxa de absorção de nêutrons emitidos através de pulsos de nêutrons.

Atualmente, também há ferramentas que produzem uma análise química limitada da

formação, conhecida como ferramenta de espectrocopia de raios gama, através da detecção

dos raios gama de nêutrons induzidos.

6.2 PROPRIEDADES DOS NÊUTRONS

Diferente dos raios gama naturais, 0γ
0 , que são energias eletromagnéticas (radiações),

os nêutrons, 0η
1 , são partículas subatômicas elementares não ionizantes encontradas no

núcleo do átomo (não são encontrados livres na natureza), com meia-vida entre 10 minutos

e 30 e com massa igual a do átomo de hidrogênio, 1H
1 , ou igual a do próton, 1p

1 , outra

partícula subatômica elementar também encontrada no núcleo do átomo, mas com carga

elétrica positiva.

A forma de decaimento radioativo do nêutrons está representada na eq. 6.2,

0η
1 −→ 1p

1 + 1e
0 + 0η

0∆E, (6.2)

Sendo ∆E a energia de diferença de massa de valor 0,75 MeV e 1e
0 e uma partícula

subatômicas elementar de carga negativa chamada de elétron. Na tabela 6.1 são apre-

sentadas informações referentes às partículas elementares do átomo como massa e carga

elétrica.

Como os nêutrons são partículas sem carga elétrica (partícula neutra), eles conse-
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Tabela 6.1: Informações sobre a massa e carga elétrica das partículas elementares.

Partícula Massa (kg) Carga Elétrica (C) 

Elétron 9,1085 𝑥 10−31  −1,6 𝑥 10−19 

Próton 1,673 𝑥 10−27 +1,6 𝑥 10−19 

Nêutron 1,675 𝑥 10−27 0 

 

 
 
 

Fonte: Nery (2013)

guem penetrar a matéria profundamente, atingindo até mesmo os núcleos dos elementos

constituintes da rocha, onde interagem elástica e inelasticamente com eles.

6.3 FONTES DE NÊUTRONS: REAÇÕES NUCLEARES E TRANSMISSORES DE

NÊUTRONS

Sabe-se que os nêutrons não são encontrados livres na natureza, estando con�nado,

basicamente, ao núcleo dos átomos. Devido a isso, é necessário aplicar algumas técnicas

para cria-los. Na per�lagem são utilizadas dois tipos de fontes radioativas radioativas de

nêutrons que são Fontes Químicas e Fontes Minirreatores ou Miniaceleradores.

6.3.1 Fontes Químicas de Nêutrons

É o resultado da junção de um material radioativo, que geralmente são o rádio

(88Ra
226), o Plutônio (94Pu

239) ou o Amerício (95Am
245), com o Berílio (4Be9), sendo

esse com fraco poder de retenção sobre o elétrons da camada mais externa dele.

Nesta reação, As partículas Alfa, 2α
4, similar ao átomo de Hélio, 2He

4 , produzidas

a partir do Rádio, Plutônio ou Arménio chocam-se com os núcleos de Berílio, fazendo

com que seja expulso um �uxo de nêutron com energia variável, quase sempre 4,5 MeV.

A energia da partícula alfa é diretamente proporcional a energia dos nêutrons expulsos,

o que implica em dizer que quanto maior a energia das partículas alfa, maior será a

energia do nêutrons expulsos do átomo. A reação de expulsão dos nêutrons do átomo está

representada na eq. 6.3

2He
4 + 4Be

9 −→ 6C
12 + 0η

1. (6.3)

A tabela 6.2 mostra algumas informações a respeito das principais fontes químicas

utilizadas. Uma curiosidade importante a respeito delas é que essas, eventualmente,

poderão emitir um pequeno ruído de raios gama de baixa energia, não causando, contudo,

danos que possam comprometer a interpretação �nal do per�l.
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Tabela 6.2: Informações inerentes às principais fontes químicas utilizadas.

Elemento Atividade 

(𝑪𝒖𝒓𝒊𝒆𝒔) 

Fluxo 

(𝒏ê𝒖𝒕𝒓𝒐𝒏𝒔/𝒔) 

Energia 

(𝑴𝒆𝑽) 

Meia-Vida 

(𝒂𝒏𝒐𝒔) 

Rádio ( 𝑅𝑎226
88 ) 0,3  4,5 𝑥 106 1 a 13 (Média 4,5) 1620 

Plutônio ( 𝑃𝑢239
94 ) 5 8,5 𝑥 106 4,5 24320 

Amerício ( 𝐴𝑚245
95 ) 16 4 𝑜𝑢 10 𝑥 106 4,5 458 

 

 
 
 

Fonte: Nery (2013)

6.3.2 Fonte: Minirreatores ou de Miniaceleradores de Nêutrons

É o resultado da reação causada pelo uso de miniaceleradores de partículas no Deutério

(1H2) e no Trítio (1H3), isótopos do hidrogênio (1H1), tendo como resultado a emissão

de partícula alfa e partícula de nêutron, eq. 6.4,

1H
2 + 1H

3 −→ 2He
4 + 0η

1. (6.4)

Essa reação é capaz de emitir �uxo na ordem de 108 nêutrons/s e energia aproxima-

damente de 14 MeV.

6.4 INTERAÇÕES FUNDAMENTAIS DE NÊUTRONS COM A MATÉRIA

Há basicamente três formas de interação de nêutron com o núcleo constituinte da ma-

téria que são espalhamento elástico, espalhamento inelástico, nos quais o nêutron interage

com o núcleo, no entanto continua livre modi�cando a energia cinética (velocidade) e

direção da trajetória dele, e ainda absorção.

No caso do espalhamento elástico, �gura 6.2, as partículas de nêutron e o núcleo, ao

ocorrer o choque entre eles, permanecem no estado fundamental deles (sem excitação),

porém o núcleo adquire uma velocidade de recuo. Em outras palavras, após se chocar

com o núcleo, o nêutron muda de direção e transfere parte da energia dele ao núcleo que

ganha velocidade de recuo, não ocorrendo, contudo, uma excitação do núcleo atingido.
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Figura 6.2: Exempli�cação de espalhamento elástico nêutron com o núcleo alvo.

O espalhamento inelástico ocorre de forma similar ao espalhamento elástico, isto é,

as partículas de nêutron se chocam com um núcleo transferindo parte da energia cinética

dela a ele. No entanto, a diferença é que, neste caso, há a presença de excitação no núcleo

atingido, �gura 6.3. Estando o núcleo em estado excitado, não há conservação da energia

cinética (energia do nêutron é transferida para excitação do núcleo).

Figura 6.3: Exempli�cação de espalhamento inelástico nêutron com o núcleo alvo.

Já a interação por absorção, em que o nêutron deixa de ser livre e forma com o núcleo

um sistema composto, pode ser da forma de captura radioativa, reação ou �ssão.

A captura radioativa é um tipo de reação nuclear no qual o núcleo de um isótopo

ZX
A qualquer, ao invés de expulsar o nêutron incidente, faz a sua captura formando um

núcleo composto em estado excitado, e o excesso de energia deixado devido à excitação é
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transmitido na forma de radiação gama (γ), eq. 6.5,

ZX
A + 0η

1 −→ [ZX
A+1]∗ −→ ZX

A+1 + 0γ
0. (6.5)

A ocorrência deste tipo de reação é muito comum em nêutrons de baixa energia e ela é

o mecanismo principal de produção de radioisótopos em reatores, nos quais o radioisótopo

(isótopo radioativo) formado emite uma partícula beta (β), eq. 6.6,

ZX
A + 0η

1 −→ [ZX
A+1]∗ +

−1β
0

−→
.

Z+1X
A+1 + 0γ

0. (6.6)

Já a reação se dá quando há a emissão de partículas do núcleo, a qual provoca uma

mudança na estrutura do núcleo atingido pelo nêutron incidente. Pode ser citado como

exemplo deste tipo de reação nuclear a reação (n,p), a reação (n,n'p), a reação (n,α), a

reação (n,2n), dentre outras, por exemplo.

A �ssão ocorre quando o nuclídeo formado pela absorção do nêutron apresenta grande

instabilidade de massa. Na busca pela estabilidade, o núcleo instável, geralmente urânio

(U), �ssiona-se em dois fragmentos menores X e Y, fazendo a emissão de novos nêutrons e

raios gama (γ) com energia consideravelmente alta (faixa de 200 MeV), sendo esta reação

representada na eq. 6.7,

0η
1 + 92U

235 −→ [92U
236]∗ −→ 56Ba

139 + 36Kr
95 + 30η

1 + 200MeV, (6.7)

sendo Ba e Kr os átomos de bário e criptônio, respectivamente.

A probabilidade de ocorrência destes tipos de interações depende diretamente do nível

de energia do nêutron incidente e da natureza do núcleo que sofre a colisão. No entanto,

é importante ter conhecimento a respeito dos fatores que in�uenciam a velocidade de

desenvolvimento de uma reação nuclear que são número e energia do nêutron incidente e

a natureza do núcleo envolvida no choque. A variável que relaciona estes parâmetros com

velocidade é chamada de Seção de choque.

No capítulo 5, foi apenas citado um pouco sobre seção de choque. Lá o alvo de estudo

era radiação gama. Falava-se da dependência da interação da radiação gama com a seção

de choque do material. O alvo de estudo deste capítulo é a interação de nêutrons. Então

será discutido seção de choque nêutron-núcleo, embora o princípio de ambas seja o mesmo.

Seção de choque nêutron-núcleo é uma grandeza que relaciona a probabilidade de inte-

ração entre nêutrons e o núcleo atingido. Quanto maior a seção de choque do núcleo, maior

a probabilidade de interação com nêutrons e quanto maior a área de secção transversal do

núcleo alvo, maior a chance do nêutron em atingi-lo, porém a área de secção transversal

possui uma importância secundária se comparada com seção a seção de choque.
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Seção de choque nêutron-núcleo (σ) é uma grandeza que quanti�ca
a probabilidade de interação entre o nêutron e o núcleo alvo. Quanto
maior a seção de choque do núcleo, maior a probabilidade de interação
com nêutrons e quanto maior a área de secção transversal do núcleo alvo,
maior a chance do nêutron em atingi-lo. No entanto, a área real apre-
sentada pelo núcleo tem uma importância secundária na determinação
da seção de choque para as reações nucleares. A energia do nêutron
incidente e a energia do núcleo alvo são parâmetros que possuem maior
importância na determinação dos valores da seção de choque. A unidade
de seção de choque é o barn (b), de�nido por 10−24 cm2. (BARROS,
2011).

Barros (2011)

Considerando uma lamina de um material qualquer, �gura 6.4 de espessura (∆X, cm)

exposto a um feixe de nêutrons que o atravessa com intensidade I (número de nêutrons que

atravessa a seção transversal do material por segundo, n cm−2 s−1) a qual sofre atenuação

devido à interação de nêutrons com o núcleo do material. Pode-se representar a taxa de

interação (∆η), considerando o alvo por inteiro, pela eq.6.8,

∆η = σIAN∆X, (6.8)

sendo σ a seção de choque microscópica do material, N o número de partículas por unidade

de volume (cm−3) e A a área de secção transversal do material alvo (cm2)

Figura 6.4: Arranjo esquemático representando a interação de um feixe nêutron em um
material alvo.

Sabendo que o produto I·A corresponde ao no de nêutrons incidente por unidade de
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tempo (s) e fazendo-se o limite de ∆X tendendo a zero na eq. 6.8, pode-se chegar na

expressão representada pela eq. 6.9,

−dη
η

= σNdX, (6.9)

A seção de choque, sigma, representada na eq. 6.9 na verdade é um somatório das

seções de choque microscópicas, σT (seção de choque total), para cada reação individual

no material. O produto dela com N é de�nido como seção de choque macroscópica (área

aparente que o material apresenta ao choque (interação) com os fótons do feixe dos raios

gama),
∑
, eq. 6.10,

∑
= σTN = σT

Na

M
ρ = σT

Z

A
Naρ, (6.10)

sendo Na o número de Avogadro (6,02x1023mol−1), M o peso molecular, A a massa atô-

mica, Z o número atômico e ρ a densidade do material. A partir da eq. 6.10 é feita a

extração do coe�ciente de absorção de massa, k, expresso pela eq. 6.11,

k = σT
Z

A
Na. (6.11)

Resolvendo-se a equação diferencial expressa por eq. 6.9 e fazendo as devidas substi-

tuições da eq. 6.10 e eq. 6.11 nela, chega-se na eq. 6.12,

η = η0e
−ρkX , (6.12)

sendo η o número de nêutrons transmitidos a uma distância X do material e η0 o

número de nêutrons de feixe incidente.

6.5 DETECTORES DE NÊUTRONS

A detecção de nêutrons é feita basicamente em duas etapas. Primeiramente, os nêu-

trons reagem com um material que produz partículas carregadas com uma certa energia.

Em seguida, estas partículas carregadas são detectadas devido à habilidade de ionização

delas. A partir disso, pode-se dizer que a maioria dos detectores de nêutrons consistem de

um material alvo que fazem esta conversão, acoplado com um detector convencional, tais

como um contador proporcional ou um cintilador, que calculam a medida. Devido ao fato

de a seção de choque (cross section) para interações de nêutrons na maioria dos materiais

ser uma função que depende fortemente da energia do nêutron, várias técnicas foram e

ainda são desenvolvidas com o intuito de detectar certos níveis de energia. A tabela 6.3

mostra a classi�cação dos nêutrons de acordo com o nível energético dele. Na per�la-

gem geofísica de poço, por exemplo, o maior interesse é nêutrons nas faixas epitermais e

termais.
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Tabela 6.3: Classi�cação dos nêutrons de acordo com o nível energético.

Nêutron 
Energia 

(𝑴𝒆𝑽) 

Rápido 𝐸 > 0,1  

Epitermal 0,1 > 𝐸 > 0,025 

Termal 𝐸 < 0,025 

 

 
 

Fonte: Nery (2013)

Detectores de nêutrons devem satisfazer certos critérios, tais como possuir seção de

choque larga para interação, possuir núcleo alvo com alta abundancia isotópica e, princi-

palmente, possuir núcleos que liberem alta energia após a reação de absorção de nêutrons

para facilitar a detecção dela por meios convencionais. Os elementos 5B
10, 3Li

6 e 2He
4

satisfazem as condições citadas.

A reação de absorção do 5B
10, reação (n,α) com seção de choque de 3840b para nêu-

trons térmicos e integral de ressonância (nêutrons epitérmicos) de 1720b, está representada

na eq. 6.13,

5B
10 + 0η

1 −→ 3Li
7 + 2He

4. (6.13)

Enquanto que a do 3Li
6, reação (n,α) com seção de choque de 94b para nêutrons

térmicos, na eq. 6.14,

3Li
6 + 0η

1 −→ 1H
3 + 2He

4. (6.14)

E a do 2He
3, reação (n,p) com seção de choque de 5330b para nêutrons térmicos, na

eq. 6.15,

2He
3 + 0η

1 −→ 1H
3 + 1H

1. (6.15)

Na per�lagem geofísica de poço, são utilizados detectores de 2He
3 para detectar nêu-

trons epitermais e detectores de 3Li
6 para nêutrons termais. Os detectores de nêutrons

epitermais possuem um revestimento de Cádmio com a �nalidade de eliminar a penetração

de nêutrons termais.
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6.6 TRAJETÓRIA DO NÊUTRON DA FONTE À CAPTURA

Um nêutron tem uma vida relativamente curta. Considera-se como
início de sua existência o instante em que ele sai da fonte como um nêu-
tron rápido. E sua morte, como sendo o momento em que ele é ab-
sorvido ou capturado por um núcleo do meio. Ao longo da trajetória
fonte-captura, um nêutron passa pelas seguintes fases: colisão, amorte-
cimento, termalização e captura ou absorção.

Nery (2013)

6.6.1 Colisão

A cada choque com um núcleo de um material qualquer, o nêutron perde parte de sua

energia (energia cinética) ou velocidade. Esta perda relativa de energia depende da energia

inicial no nêutron, do ângulo de choque nêutron-núcleo e da massa do núcleo atingido.

A partir destas informações, pode-se dizer que cada elemento possui um percentual de

perda máxima de energia, obedecendo, esse, a relação expressa pela eq. 6.16,

PME =
4M

(1 +M)2
, (6.16)

Sendo PME a perda máxima de energia (energia fracional máxima perdida) e M a

massa do núcleo colidido em unidade de massa atômica. Percebe-se na eq. 6.16 que PME

é proporcional à massa do átomo colidido. A partir dela, percebe-se que a perda mais

signi�cativa de energia ocorre quando um nêutron colide com um átomo de hidrogênio,

uma vez que ambos possuem a mesma massa atômica. Então, a máxima quantidade de

energia perdida depende diretamente da presença de hidrogênio (concentração de hidrogê-

nio) no material valor. A tabela 6.4 representa alguns elementos químicos e os percentuais

máximos de perdas de energia relativos a cada um deles após a colisão com nêutrons.

Tabela 6.4: Representação da Perda máxima de energia para alguns átomos.

Elemento Massa Atômica 𝑷𝑴𝑬 

Hidrogênio 1 100% 

Carbono 12 28% 

Oxigênio 16 22% 

Silício 28 13% 

Chumbo 207 2% 

 

 
 

Fonte: Nery (2013)
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6.6.2 Amortecimento ou espalhamento

Dois são os fatores relevantes no amortecimento energético dos
nêutrons rápidos. Um deles é a perda de energia sofrida pelo nêutron em
choques com os núcleos de uma dada espécie. O outro, é a probabilidade
do nêutron entrar realmente em colisão com os mesmos.

Nery (2013)

Há uma grandeza, conhecida como Slowing Down Power, S, que representa a combi-

nação destes dois fatores, expressa na eq. 6.17,

S = nσx∆X, (6.17)

sendo n a densidade (quantidade/volume), σx a seção de choque do elemento x qualquer e

∆X a perda média de energia observada durante a colisão. Para um caso de uma mistura

de dois elementos, por exemplo, sendo que um deles apresenta um alto valor de PME, o

efeito provocado por ele poderá ser pequeno caso o produto nσx seja pequeno.

Na tabela 6.5 são apresentados valores de seção de choque de amortecimento ou espa-

lhamento e de captura de nêutrons para alguns elementos comuns em rochas sedimentares

e os valores de números de choques necessários para provocar a termalização de um nêu-

tron rápido.

Pode-se perceber, através da tabela 6.5, a grande in�uência do hidrogênio no espalha-

mento de nêutrons (necessita de poucas colisões para reduzir a energia incidente de 2 MeV

a 0,025 eV). Então, Quanto maior a proporção de hidrogênio (nσH maior) na rocha, maior

a porosidade dela, uma vez que os poros estão cheios de hidrogênio. Quando nσH possui

valor relativamente grande, a proporção dos outros elementos tornam-se insigni�cantes se

comparados, mas não podendo ser ignorados.

No que se refere ao choque e amortecimento de nêutrons, con�gura-
se que tal tarefa é realizada preferencialmente pelos núcleos de hidrogê-
nio. Essa é a razão principal pela qual se fala (quando o assunto é per�l
neutrônico) do índice de hidrogênio (HI) no lugar de porosidade.

Nery (2013)

Na seção 6.7 é detalhada algumas informações referentes ao índice de hidrogênio.

Após diversos choques de amortecimentos, os nêutrons �carão distribuídos nas rochas

em zonas concêntricas, partindo-se da fonte, e provavelmente com o mesmo nível energé-

tico para distâncias radiais iguais, Figura 6.05. Dependendo da distância com a fonte, o

nêutrons possuirá um nível de energia que permite classi�ca-los. Os nêutrons mais próxi-

mos a fonte são classi�cados como nêutrons rápidos. Com o aumento da distância radial

da fonte, ele vai perdendo energia, passando pelos níveis epitermais, na faixa de 100 eV,

até os níveis termais, na faixa de 0,025 eV.
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Tabela 6.5: Valores de seção de choque de amortecimento ou espalhamento e de captura de
nêutrons para alguns elementos comuns em rochas sedimentares e os valores de números
de choques necessários para provocar a termalização de um nêutron rápido.

Elemento 

Seção de choque 

Espalhamento 

(Barns) 

Seção de choque 

Captura 

(Barns) 

Número de choques necessários 

para reduzir de 𝟐 𝑴𝒆𝑽 a 

𝟎, 𝟎𝟐𝟓 𝒆𝑽 

𝐻1   20,0  0,3  18  

𝐵𝑒4   6,1  0,009  87  

𝐵5   3,0  700,0  105  

𝐶6   4,8  0,0032  115  

𝑁7   10,0  1,89  130  

𝑂8   4,1  0,002  150  

𝑁𝑎11   3,5  0,505  215  

𝑀𝑔12   3,6  0,4  227  

𝐴𝑙13   1,5  0,23  251  

𝑆𝑖14   1,7  0,13  261  

𝑆16   1,5  0,53  297  

𝐶𝑙17   10,0  31,6  329  

𝐾19   1,5  2,2  362  

𝐶𝑎20   9,5  0,43  371  

𝐹𝑒26   11,0  2,5  514  

𝐶𝑑48   5,3  2.500  1.028  

𝐵𝑎56   8,0  1,25  1.252  

 

 
 

Fonte: Nery (2013)

A distância entre fonte e receptor é escolhida com base no nível energético que se deseja

registrar. Caso seja de interesse registrar nêutrons termais, por exemplo, é necessário que

se coloque uma distância fonte-receptor maior do que se o interesse fosse registrar nêutrons

epitermais.

Um pequeno problema de interpretação decorrerá com o aumento
da distância, uma vez que, quanto mais afastado da fonte mais os nêu-
trons são amortecidos (ou absorvidos), por outros elementos constituintes
das rochas bombardeadas (Ca, Mg, Si) e não somente pelo hidrogênio.
É o denominado efeito matricial sobre a resposta dos per�s neutrônicos.

Nery (2013)
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Figura 6.5: Mudança do nível energético do nêutron ao afastar-se da fonte (Nery, 2013).

6.6.3 Termalização

Após os nêutrons emitidos adquirirem um nível energético igual ao do meio ambiente,

0,025 eV, devido aos inúmeros choques dele com os núcleos do meio atravessado, ainda

assim ocorrem colisões afastando-se ainda mais da fonte, porém sem grandes mudanças

de nível energético (invariabilidade energética) com distâncias percorridas ainda menores

também.

Após contínuas emissões de nêutrons da fonte, a população de nêutrons rápidos estará

aumentando, assim como, consequentemente, a dos nêutrons termais que é a etapa �nal

dos nêutrons rápidos após inúmeras colisões. É então estabelecido um equilíbrio devido aos

núcleos absorverem ou capturarem nêutrons termais e ainda dispersá-los naturalmente.

O equilíbrio é �nalmente atingido quando o número de nêutrons rápidos emitidos pela

fonte em um certo intervalo de tempo é igual ao número total de nêutrons capturados

pelos elementos da rocha em igual período.

Esta situação ocorre durante a operação de per�lagem de poço. Quando o bombardeio

de nêutrons a partir da fonte é cessado, o meio �ca com um número �nito de nêutrons, os

quais continuarão o processo de interação, durante um certo período de tempo. Mesmo

após a emissão de nêutrons da fonte ser cessado, depois de um longo período, a ferramenta

ainda pode ser sensibilizada pelos nêutrons termais. Essa sensibilização pode afetar outras

ferramentas radioativas a serem aplicada posteriormente. Por este motivo, a ferramenta

neutrônica deve ser a última ferramenta radioativa utilizada durante a per�lagem.

6.6.4 Captura ou absorção

A captura de nêutrons termalizados se dá pela incorporação dele a um núcleo qualquer

(não obrigatoriamente o hidrogênio). Uma porção pequena da massa do nêutron é con-
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vertida em energia adicional ao núcleo, excitando-o. Esta excitação ocorre em um período

relativamente pequeno, podendo, contudo, ser considerada nula caso não haja a liberação

de energia em forma de raios gama de captura. Esta liberação de raios gama de captura,

levando em consideração o nível energético e quantidade dele, depende das propriedades

dos elementos envolvidos na colisão. A partir desta informação, pode-se dizer que cada

elemento o seu próprio espectro de emissão que os diferencia dos demais, visto na tabela

6.06.

Tabela 6.6: Espectro de emissão de raios gama de captura de alguns átomos.

Elemento 

Energia emitida pelo 

raios gama de captura 

(𝑴𝒆𝑽) 

𝐻1   2,23  

𝐶6   4,05 - 4,95  

𝑂8   6,09  

𝑀𝑔12   3,92 - 8,16  

𝐴𝑙13   3,02 - 7,72  

𝑆𝑖14   4,95 - 6,4  

𝑆16   4,84 - 5,43  

𝐶𝑙17   7,42 - 7,77  

𝐶𝑎20   5,89 - 6,42  

 

 
 

Fonte: Nery (2013)

Os raios gama de captura emitidos, assim como os raios gama naturais que possuem

níveis energéticos diferentes deles, interagem com a formação, podendo ser detectados por

receptores um pouco mais afastados da fonte, porém dentro da zona de termalização (para

distâncias muito elevadas, os raios gama de captura podem ser absorvidos completamente

pela formação). A contagem de raios gama de captura será proporcional ao número de

nêutrons termais espalhados na vizinhança do detector. A partir deste princípio foi criado

um outro tipo de per�l geofísico de poço chamado de Gama de Espectrometria Induzida,

que tem por objetivo determinar de forma mais precisa a litologia da formação em função

da possibilidade de se identi�car a principal composição química delas.



55

6.7 ÍNDICE DE HIDROGÊNIO E CALIBRAÇÃO DA FERRAMENTA NEUTRÔ-

NICA

Antes de se falar em índice de hidrogênio, é importante saber a de�nição de concen-

tração de hidrogênio por unidade de massa de um material, (CH)massa, a qual pode ser

de�nida como a massa do átomo de hidrogênio de um material (peso do hidrogênio na mo-

lécula do �uido) dividido pela massa de total de todos os elementos dele (peso molecular

do �uido), eq. 6.18,

(CH)massa =
nHAH

N∑
i=1

(niAi + nHAH)

, (6.18)

sendo nH o número de átomos de hidrogênio na molécula do material, AH a massa

atômica do hidrogênio do material, ni o número de átomos i na molécula do material e

Ai a massa atômica do elemento i.

Para o cálculo do índice de hidrogênio, é necessário o conhecimento da concentração

de hidrogênio por unidade de volume de um material ((CH)volume) que é relacionada com

a concentração de hidrogênio por unidade de massa pela eq. 6.19,

(CH)volume = ρM(CH)massa, (6.19)

sendo ρB a densidade do material. Conhecendo-se isso, de�ne-se Índice de hidrogênio

de um material como uma concentração parcial de átomos de hidrogênio por unidade de

volume do �uido analisado, (CH)volumedefluido, pela concentração parcial de hidrogênio por

unidade de volume de água, (CH)volumedegua, eq. 6.20,

HI =
(CH)volumedefluido
(CH)volumedegua

(6.20)

Fazendo-se as devidas substituições das eq. 6.18 e 6.19 em eq. 6.20 e admitindo-se água

doce (ρw igual a 1g/cm3) no material, chega-se a expressão para o índice de hidrogênio

de um material, eq. 6.21.

HI =
ρB(CH)massa

ρw(CH)massadegua
=

ρB
nHAH

N∑
i=1

(niAi + nHAH)

1x
2x1

1x16 + 2x1

= 9
nHAH

N∑
i=1

(niAi + nHAH)

ρM (6.21)

Na tabela 6.7 são comparados valores de índice de hidrogênio de alguns minerais e

�uidos comuns em rochas reservatórios.
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Tabela 6.7: Valores de índice de hidrogênio de alguns minerais e �uidos comuns em rochas
reservatórios.

 

 
 

Componente 𝑨𝒊 𝒏𝒊 𝒏𝑯 
𝝆𝒃 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝑯𝑰 = 9
𝑛𝐻𝐴𝐻

∑ 𝑛𝑖𝐴𝑖
𝑁
𝑖=1 + 𝑛𝐻𝐴𝐻

𝜌𝑀 

Quartzo 

(𝑆𝑖𝑂2) 
28;16 1;2 0 2,648 0 

Calcita 

(𝐶𝑎𝐶𝑂3) 
40;12;16 1;1;3 0 2,710 0 

Dolomita 

(𝐶𝑎𝑀𝑔(𝐶𝑂3)2) 
40;12;16;24 1;1;2;6 0 2,876 0 

Anidrita 

(𝐶𝑎𝑆𝑂4) 
40;32;16 1;1;4 0 2,977 0 

Silvita 

(𝐾𝐶𝑙) 
39;35 1;1 0 1,863 0 

Halita 

(𝑁𝑎𝐶𝑙) 
23;35 1;1 0 2,032 0 

Gipsita 

(𝐶𝑎𝑆𝑂4. 2𝐻2𝑂) 
40;32;16 1;1;6 4 2,351 0.4855 

Água Doce 

(𝐻2𝑂) 
16 1 2 1,000 1 

Óleo 

(𝑛 < 𝐶𝐻4 >) 
12 1 2 0,850 1.003 

Metano 

(𝐶𝐻4) 
12 1 4 𝜌𝑀 2,25𝜌𝑀 

Gás 

(𝐶1,1𝐻4,2) 
12 1,1 4,2 𝜌𝑔𝑎𝑠 2,17𝜌𝑔𝑎𝑠 

 

A calibração da ferramenta para o calcário com água doce inicia-se a partir da eq.

6.22 e eq. 6.23, respectivamente,

HI = (1− φ)HIM + φHIfe (6.22)

ρB = (1− φ)ρM + φρf . (6.23)

Percebe-se que a eq. 6.22 e a eq. 6.23 representam um sistema linear. O primeiro

passo é eliminar a porosidade φ das equações. Multiplica-se a eq. 6.22 por (ρf − ρM) e a
eq. 6.23 por (HIf −HIM) e em seguida é feito uma subtração entre elas, chegando-se na

eq. 6.24,

HI(ρf − ρM)− ρB(HIf −HIM) = HIM(ρf − ρM)− ρM(HIf −HIM). (6.24)

Como foi escolhido calcário com água doce para a calibração da ferramenta, sabe-se

que o maior valor encontrado para o índice de hidrogênio em uma rocha calcária pura é 1
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(índice de hidrogênio da água) e o menor valor encontrado é 0 (rocha com 100% de matriz

calcário). Com isso, pode-se dizer que a porosidade neutrônica é o próprio valor do índice

de hidrogênio calibrado para o calcário com água doce (ρB igual ao valor da densidade do

calcário e ρf a densidade da água doce), eq. 6.25,

φn = HIcalibrado. (6.25)

Substitui-se os valores referentes ao calcário e água doce encontrados na eq. 6.24 com

a �nalidade de se chegar na eq. 6.26,

φnM = HIM + (
ρcalcita − ρM
ρguadoce − ρM

)(1−HIM). (6.26)

A eq. 6.26 representa a porosidade neutrônica registrada no per�l expressa em unidade

de porosidade do calcário. A partir dela é possível obter valores da porosidade neutrônica

de alguns minerais comuns em rochas reservatórios.

6.8 TIPOS DE FERRAMENTAS NEUTRÔNICAS

As ferramentas neutrônicas são compostas por uma fonte de nêutrons e de um, dois ou

4 detectores. São emitidos nêutrons rápidos a partir da fonte que penetram a formação

adjacente ao poço. Após sucessivas e inúmeras colisões elásticas, os nêutrons perdem

parte da sua energia. A depender do tipo de ferramenta utilizada, ela fará a detecção de

um certo tipo de medida, como pode ser visto na tabela 6.8.

Tabela 6.8: Tipos de ferramenta neutrônica e seus respectivos tipos de medida.

 

 
 

Ferramenta  Abreviação Detecção 

Neutrônico 

Omnidirecional 
GNT 

 Raios Gama 

 de Captura 

Neutrônico Epitermal 

(SideWall) 
CNP 

Nêutrons 

Epitermais 

Neutrônico 

Compensado 
CNL 

Nêutrons 

Termais 

Duplo 

Neutrônico 
CNT-G 

Nêutrons Epitermais 

e Termais 

 Fonte: Nery (2013)

Ferramenta Omnidirecional (GNT) não se utiliza mais, uma vez que o �uxo de nêutron,

antes mesmo de atingir as rochas, eram absorvido pela lama e ou reboco, não sendo

considerada uma ferramenta precisa. Ela consiste de uma ferramenta do tipo mandril
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portando uma fonte omnidirecional.

Ferramenta Epitermal (Sidewall) consiste de fonte e detector unidirecionais montados

sobre um patin pressionado contra a parede do poço. São detectados nêutrons na faixa

de 0,025 eV que penetram no detector, promovendo um pulso que é captado.

Ferramenta Neutrônica Compensada é uma ferramenta do tipo mandril que atua des-

centralizada. Ela consiste de uma fonte de nêutrons mais potentes do que das ferramentas

Omnidirecional e Epitermal e dois detectores espaçados de 38cm e 63,5cm da fonte, pro-

porcionando duas profundidades de investigação diferentes (Reboco e Rocha).

A Ferramenta Duplo Neutrônico é uma combinação das ferramentas Epitermal e Ter-

mal, utilizando uma fonte e dois pares de detectores epitermais e termais.

6.9 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL NEUTRÔNICO

Para se fazer uma melhor interpretação do per�l neutrônico é necessário levar em consi-

deração alguns efeitos que afetam a ferramenta diretamente como o efeito da lama/reboco,

a argilosidade e a presença de hidrocarboneto,

6.9.1 Efeito da Lama/Reboco

Quanto maior o desmoronamento no poço, maior a probabilidade que haja lama/reboco

entre a sapata e a parede do poço. Isso implica diretamente na medida de porosidade

neutrônica, uma vez que, havendo mais lama/reboco, haverá uma maior quantidade de

hidrogênio (concentração/volume) em torno do detector, fazendo com que os nêutrons in-

cidentes interajam com os núcleos da lama em vez de interagir com o núcleo da formação.

6.9.2 Efeito da Argilosidade

A presença de argila nas camadas implica em alto teor de água adsorvida (agua está

presente na estrutura das argilas), fazendo com que o valor de porosidade neutrônica

medido seja maior nas rochas argilosas do que nas rochas limpas (adquire-se uma medida

otimista). A medida acaba sendo in�uenciada tanto pelo hidrogênio presente no �uido no

espaço de poro quanto pelo hidrogênio presente na água da argila.

Sabe-se, contudo, que a presença de argila não interfere na porosidade real da rochas.

Ela interfere nas medidas geofísicas de poço, possibilitando que a ferramenta erre na hora

do cálculo da porosidade da camada. φeN representa a porosidade efetiva (porosidade

compensada pelo efeito da argilosidade) calculada utilizando-se medidas de porosidade

neutrônica, eq. 6.27,

φeN = φN − VshφNsh, (6.27)

sendo φN a porosidade calculada sem extrair os efeitos causados pelo conteúdo de argila da
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rocha (porosidade absoluta ou porosidade total), φNsh a porosidade aparente dos folhelhos

adjacentes e Vsh a argilosidade.

6.9.3 Presença de gás ou hidrocarboneto leve

A presença de gás ou hidrocarboneto leve implica em uma menor densidade de hi-

drogênio, fazendo com que a ferramenta neutrônica leia valores baixos de porosidade

neutrônica. Importante ressaltar que, neste caso, ao mesmo tempo que esta ferramenta

lê valores baixos, a ferramenta de densidade estará lendo valores altos. Com isso, as

duas ferramentas se complementam, ajudando-se a identi�car a presença de gás em uma

camada reservatório.

Assim como na ferramenta de densidade, a mistura de diferentes tipos de �uidos, como

água e hidrocarboneto, por exemplo, afetam diretamente nas medidas de porosidade.

Pode-se utilizar a eq. 5.14 também com as medidas de porosidade neutrônica a �m de se

calcular um valor mais realístico da porosidade da rocha.

6.9.4 Efeito da Matriz

O tipo de matriz da rocha, assim como no per�l de densidade, é um outro problema

na interpretação deste per�l. Sabendo-se que a camada de rocha não possui litologia

única, ou seja, o pacote de rocha é uma mistura de vários tipos de minerais, de�ne-se a

porosidade neutrônica da matriz, φnM , pela eq. 6.28,

φnM =
N∑
i=1

(VMi
φnMi

), (6.28)

sendo VMi
e φnMi

o volume relativo e a porosidade neutrônica de cada mineral constituinte

da camada de rocha analisada.



7 PERFIL SÔNICO

Per�l sônico, também conhecido como per�l acústico, é um tipo de per�l geofísico de

poço que determina as velocidade sísmicas das formações rochosas atravessadas pelo poço.

Nesse tipo de per�l, é levado em consideração o tempo em que uma onda acústica gasta

para percorrer um determinado espaço de formação, conhecido como Tempo de Trânsito.

7.1 PRINCÍPIO DA FERRAMENTA SÔNICA

O princípio básico do per�l sônico requer que haja um transmissor de energia acústica

de frequência constante ultrasônica baixa e 2 receptores. A onda acústica transmitida

atinge os 2 receptores localizados numa distância �xa e conhecida (�gura 7.1). O Tempo

de Trânsito (∆T) é o tempo de percurso através da interface da parede do poço que uma

onda acústica leva entre os 2 receptores após sofrer o fenômeno da refração com o ângulo

crítico.

Figura 7.1: Esquema de uma ferramenta sônica simples com um transmissor (S) e dois
receptores (R1 e R2) (Kearey et al., 2009).
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Sabe-se que devido ao fenômeno da refração com o ângulo crítico, a onda viaja através

da interface (�gura 7.2), motivo pelo qual ela é detectada entre os dois receptores .

Figura 7.2: Trajetória do raio que parte do ponto A ao ponto D, refratado com ângulo
crítico θ no ponto B, percorrendo os caminhos A a B, B a C e C a D. (Kearey et al.,
2009).

7.2 INTERPRETAÇÃO DO PERFIL SÔNICO

A principal utilidade das medidas de Tempo de Trânsito é utilizá-la na equação de

wyllie para o cálculo da porosidade da formação. Também é comum veri�car essas medidas

auxiliando na calibração de dados sísmicos.

7.2.1 Interpretação Qualitativa do Per�l Sônico

Partindo-se do princípio de que as ondas mecânicas se propagam mais rápido nos

sólidos de que no líquido e mais rápido nos líquidos do que nos gases, conclui-se que para

duas rochas iguais o tempo de trânsito vai ser maior na rocha que contiver mais líquido

em seus poros (maior porosidade).

7.2.2 Interpretação Quantitativa do Per�l Sônico

A equação conhecida como equação de Wyllie, relaciona a porosidade com o tempo de

trânsito da rocha, 7.1,

∆T = φS∆Tf + (1− φS)∆TM , (7.1)

sendo ∆TM o tempo de trânsito da matriz da rocha, ∆Tf o tempo de trânsito no �uido

ou na combinação dos mesmos no poro, φS a porosidade (o subscrito S indica que o per�l

sônico foi utilizado para o cálculo da porosidade) e ∆T o tempo de trânsito lido pelo

sensor.
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É importante saber que essa equação, proposta por Wyllie experimentalmente, so-

mente calcula a porosidade nas condições que a rocha esteja saturada em água (Sw = 1

ou ∆Tf = ∆Tw = 189µs/pe), compactada, com porosidade intergranular e sem a presença

de argila (VSH = 0). A eq. 7.1 é comumente reescrita na eq. 7.2,

φS =
∆T −∆TM
∆Tf −∆TM

. (7.2)

A eq. 7.2 não calcula a porosidade levando-se em consideração o conteúdo de argila

do pacote rochoso. Nessa situação mais abrangente, pode-se fazer o cálculo da porosidade

utilizando a eq. 7.3,

φeS = φS − VshφSsh, (7.3)

onde φSsh é uma porosidade aparente dos folhelhos calculada a partir do per�l sônico para

os folhelhos adjacentes e Vsh é o volume de argila na rocha. φSsh é expresso por, eq. 7.4,

φSsh =
∆Tsh −∆TM
∆Tf −∆TM

, (7.4)

sendo ∆Tsh o tempo de trânsito dos folhelhos adjacentes.



8 MÉTODO DENSIDADE-NEUTRÔNICO

Ferramentas especí�cas foram desenvolvidas pela Geofísica de poço com a �nalidade

de calcular a porosidade. Elas são sensitivas tanto para a matriz da rocha quanto para

o �uido que preenche os poros. No entanto, as ferramentas de porosidade não re�etem

somente a porosidade da rocha, elas são afetadas pelo tipo de rocha, o conteúdo de argila

e o tipo de �uido constituinte. Diversas técnicas foram desenvolvidas para o cálculo da

porosidade, porém elas não respondem diretamente a porosidade da rocha (embora a

ferramenta neutrônica tenha sido criada prometendo isso). As técnicas clássicas utilizam

o per�l de densidade, o per�l neutrônico e o per�l sônico.

8.1 COMBINAÇÃO DENSIDADE-NEUTRÔNICO

Comumente, costuma-se fazer uma combinação das medidas adquiridas pelas ferra-

mentas de porosidade com a �nalidade de encontrar valores melhores (mais realístico) de

porosidade. O Método Densidade-Neutrônico, uma técnica muito comum no campo petro-

lífero, por analogia do nome, combina medidas de densidade com medidas de porosidade

neutrônica.

A combinação do per�l de densidade com o per�l neutrônico pode ser feita de duas

formas. A primeira é executada utilizando a densidade total (densidade aparente), ρB,

e a porosidade neutrônica, φn. Na segunda, usa-se a porosidade neutrônica calculada

através das medidas de porosidade neutrônica, φN , e a porosidade calculada a partir das

medidas de densidade, φD, na equação da leis das misturas assumindo-se que ρM e ρf são

conhecidos. A medida de porosidade neutrônica utilizada está calibrada para o calcário.

Uma outra informação importante a respeito destas ferramentas é que a leitura de uma é

inversamente proporcional a leitura da outra, ou seja, quando uma possui um valor alto,

a outra tem um valor pequeno.

8.1.1 Grá�co ρB x φn

Para a criação do grá�co ρB x φn, normalmente se coloca as medidas de porosidade

neutrônica no eixo das abscissas e a medida de densidade no eixo das ordenadas.

Antes da criação deste grá�co, assume-se que a matriz da rocha é monomineral (mine-

ral único) com água doce como �uido intersticial e com argilosidade nula (Vsh). Partindo-

se destas premissas são criadas algumas retas de porosidade, sendo cada uma referente a

um tipo de mineral. Cada reta do grá�co ρBxφn se inicia em um ponto cuja porosidade

é nula, ou seja, um ponto representativo da matriz da rocha (Sw é nulo). A partir do

ponto inicial é traçado uma reta com as medidas de densidade e porosidade neutrônica

lidas pelas ferramentas geofísicas. Quanto mais os pontos da reta se afastam do ponto
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inicial, mais aumenta a porosidade e o volume da matriz diminui.

As retas são traçadas a partir do conhecimento dos pontos de água e pontos de ma-

triz dos principais minerais constituintes de rocha. O calcário, por exemplo, tem ponto

de matriz para ρB e φn igual a 2,71g/cm3 (densidade, ρM , da calcita) e 0 (porosidade

neutrônica, φn, da calcita com a ferramenta calibrada para calcário), respectivamente e

ponto de água para ρB e φn igual a 1g/cm3 (densidade, ρw, da água doce) e 1 (porosi-

dade neutrônica, φnw, da água com a ferramenta calibrada para calcário). A partir do

conhecimento destes dois pontos, traça-se uma reta que os ligam, vista na �gura 8.1.

Figura 8.1: Grá�co densidade-neutrônico.

A �gura 8.2 mostra, em conjunto, as retas para outros minerais comuns constituintes

de rochas criadas analogamente como foi criada a reta da calcita. No entanto, percebe-se

que o eixo das ordenadas está invertido, ou seja, os valores de densidade estão diminuindo

de baixo para cima, fazendo com que seja apresentado uma reta crescente em vez de

decrescente como na �gura 8.1.
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Figura 8.2: Grá�co Densidade-Neutrônico para vários minerais (Ellis and Singer, 2007).

Para interpretação do grá�co da �gura 8.2 não há a necessidade de seguir as premis-

sas iniciais de criação dele. Os pontos em profundidade de litologia aproximadamente

monominerais com água doce e argilosidade nula �carão alinhados próximos à reta cor-

respondente a ele. Para os casos que não seguem as premissas iniciais, os pontos de ρB
e φn poderão �car dispersos no grá�co, podendo �car até mesmo bastante afastados da

reta referente ao mineral principal dele.

8.1.2 Grá�co φD x φN

Para a criação do grá�co φD x φD, coloca-se as medidas de porosidade calculada a

partir da equação do modelo petrofísico, eq. 3.1, utilizando as medidas de porosidade
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neutrônica (φN) no eixo das abscissas e utilizando as medidas de densidade (φD) no eixo

das ordenadas

O ponto de origem do grá�co φD x φD é um ponto cuja porosidade é nula, ou seja,

um ponto representativo da matriz da rocha. A partir da origem é traçado uma reta,

conhecida como a reta das litologias limpas, com as medidas de densidade e porosidade

neutrônica, eq. 8.1,

φD = φD. (8.1)

Quanto mais os pontos da reta se afastam da origem, mais aumenta a porosidade. O

ponto máximo representados por φD (igual a uma unidade) e φN (igual a uma unidade)

indica um ponto máximo de porosidade quando a saturação de água é 100%. Importante

lembrar que os pontos desta reta indicam a porosidade efetiva (litologias limpas), isto é,

consideram o volume de argila (Vsh) nulo.

Da mesma forma como foi criada a Reta das Litologias Limpas, cria-se a Reta dos

Folhelhos (reta na qual a porosidade efetiva é nula), eq. 8.2,

φD =
φDsh

φNsh
φn. (8.2)

É traçado uma reta da origem até um ponto de folhelho (φNsh, φDsh) que pode ser

visto como uma média ponderada dos folhelhos soto e sobrepostos à camada de inte-

resse. Deslocando-se um ponto na reta de folhelho da origem até o ponto (φNsh, φDsh)

faz com que o volume da matriz vá diminuindo, enquanto que o volume de folhelho vai

aumentando. No entanto, nesta reta, a porosidade efetiva se mantém sempre nula.

Cria-se em seguida uma reta paralela à Reta das Litologias Limpas, conhecida como

Reta das Isoargilosidades, eq. 8.3,

φD = φN + Vsh(φDsh − φNsh). (8.3)

Como o próprio nome já diz, isoargilosidade, qualquer ponto escolhido desta reta

possuirá um volume de argila constante, VshND, variando apenas os valores de porosidade.

Isolando Vsh na eq. 8.3, chega-se a expressão para VshND, eq. 8.4,

VshND =
φN − φD

φNsh − φDsh
. (8.4)

Cria-se, por último, uma reta paralela à reta dos folhelhos, conhecida como Reta das

Isoporosidades, eq. 8.5,

φD =
φDsh
φNsh

φN + φ(1− φDsh
φNsh

), (8.5)

onde, isolando φ, chega-se a expressão para o cálculo da porosidade, eq. 8.6,
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φe =
φDφNsh − φNφDsh
φNsh − φDsh

. (8.6)

A �gura 8.3 representa um grá�co com as retas das litologias limpas, das isoporosida-

des, dos folhelhos e das isoargilosidades.

Figura 8.3: Grá�co φD x φN evidenciando a reta das litologias limpas, a reta dos folhelhos,
a reta de isoporosidade e a reta da isoargilosidade (Lima, 2000).

Por outro lado, pode-se chegar na equação da porosidade, eq. 8.6, de forma analítica,

a partir das equações dos modelos petrofísicos para o per�l de densidade e neutrônico

diretamente levando-se em consideração o conteúdo de argila da rocha, eq. 8.7 e eq. 8.8,

respectivamente,

ρB = φeρw + Vshρsh + (1− φe − Vsh)ρMe (8.7)

φn = φeφnw + Vshφnsh + (1− φe − Vsh)φnM . (8.8)

Isola-se φe na eq. 8.7 e na eq. 8.8, chegando-se nas expressões representadas pela eq.

8.9 e pela eq. 8.10, respectivamente,
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φe =
ρB − ρM
ρw − ρM

+ (
ρM − ρsh
ρw − ρM

)Vshe (8.9)

φe =
φn − φnM
φnw − φnM

+ (
φnM − φnsh
φnw − φnM

)Vsh. (8.10)

A eq. 8.9 e a eq. 8.10 podem ser reescritas na forma da eq. 8.11 e eq. 8.12, respecti-

vamente,

φe = φD + φDshVshe (8.11)

φe = φN + φNshVsh. (8.12)

sendo φD, φDsh, φN e φNsh representados pela eq. 8.13, eq. 8.14, eq. 8.15 e eq. 8.16,

respectivamente,

φD =
ρB − ρM
ρw − ρM

, (8.13)

φDsh =
ρM − ρsh
ρw − ρM

, (8.14)

φN =
φn − φnM
φnw − φnM

e (8.15)

φNsh =
φnM − φnsh
φnw − φnM

. (8.16)

Multiplica-se a eq. 8.11 por φNsh e a eq. 8.12 por φDsh, chegando-se nas expressões

representadas pela eq. 8.17 e pela eq. 8.18, respectivamente,

φeφNsh = φDφNsh + φDshφNshVshe (8.17)

φeφDsh = φNφDsh + φNshφDshVsh. (8.18)

Fazendo-se a subtração da eq. 8.17 pela eq. 8.18, chega-se a eq. 8.19,

(φNsh − φDsh)φe = φDφNsh − φNφDsh. (8.19)

Isolando-se o φe na eq. 8.19, chega-se de novo da expressão da porosidade representadas

pela eq. 8.6. Na eq. 8.6, φe é a porosidade corrigida pelo efeito da argilosidade, φD e φN
são valores de porosidade total calculados a partir dos per�s de densidade e neutrônico,

respectivamente, e φDsh e φNsh valores da porosidade aparente do folhelho adjacentes

calculados a partir dos per�s de densidade e neutrônico, respectivamente, cuja a obtenção
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é feita através da leitura da densidade e porosidade neutrônica defronte a uma camada

espessa de folhelho, considerando-se que a matriz do folhelho tenha igual valor da matriz

da camada encaixante.



9 GRÁFICO M-N

É um método para a interpretação de litologias em per�s pela identi�cação do mineral

principal de cada camada. O grá�co M-N (Burke et al., 1969) utiliza os dados dos per�s

de densidade, sônico e neutrônico para a obtenção dos parâmetros M e N com a �nalidade

de atenuar os efeitos da porosidade das três medidas (sônico, densidade e porosidade

neutrônica) e enfatizar os efeitos da matriz (dedução dos parâmetros da matriz), levando-

se em conta que cada mineral possui uma propriedade física única.

9.1 PARÂMETRO M

Para a construção do parâmetro M são utilizadas informações dos dados de per�l sônico

com informações do per�l de densidade. Montando-se a reta ∆T - ρB (reta decrescente),

�gura 9.1 , M é a inclinação da mesma com o sinal trocado, multiplicado por um fator de

escala, representado pela eq. 9.1,

M = (−1)(
∆TM −∆Tw
ρM − ρw

)0, 01, (9.1)

sendo ∆Tw e ∆TM , respectivamente, os tempos de trânsito da água e da matriz e ρw
e ρM as densidades da água e da matriz. 0,01 é usado como escala para que M �que

aproximadamente com a mesma magnitude de N.

Figura 9.1: Grá�co sônico-densidade
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9.2 PARÂMETRO N

De forma similar à construção do parâmetro M, é construído o parâmetro N, usando-se

os dados do per�l de porosidade neurônica em vez do per�l sônico, �gura 9.2. Similarmente

a construção do parâmetro M, monta-se uma reta Φn - ρB (reta decrescente), N é a

inclinação dessa reta com o sinal trocado, representado pela equação 9.2,

N = (−1)(
ΦnM − Φnw

ρM − ρw
), (9.2)

sendo Φnw e ΦnM , respectivamente, as porosidades neutrônicas da água e da matriz.

Figura 9.2: Grá�co neutrônico-densidade

9.3 INTERPRETAÇÃO DO GRÁFICO M-N

Cada ponto mostrado no grá�co M-N, �gura 9.3, representa um tipo de mineral dife-

rente, ou seja, cada mineral possui o seu próprio valor de M e N. É importante ressaltar

que a posição de M-N é independente da porosidade, caso a rocha seja isenta de argilo-

sidade, com o �uido de formação com características próximas dos valores utilizados na

construção de M-N e isenta de porosidade secundária. Na Tabela 9.1, estão representados

alguns minerais e argilominerais com seus respectivos valores de M-N.
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Figura 9.3: Grá�co M-N. Os pontos representam os minerais mais comuns com seus
respectivos valores de M-N.

Quando se trabalha com o grá�co M-N a partir dos valores dos per�s, veri�ca-se que

há pontos próximos entre si e em muitos casos próximos aos pontos de M e N de minerais

já conhecidos. Nesse caso, é feito uma aproximação, ou seja, admite-se que esses pontos

próximos possuem a mesma litologia.
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Tabela 9.1: Valores M-N e seus respectivos minerais

Mineral Composição M N 𝝆𝑩 𝝓𝒏 𝜟𝑻 

Quartzo Si𝑂2 0.81 0.64 2,65 -0,05 55,5 

Calcita CaC𝑂3 0.83 0.59 2,71 0,00 47,0 

Dolomita CaMg(𝐶𝑂3)2 0.78 0.49 2,86 0,05 43,6 

Ortoclásio KAl𝑆𝑖3𝑂8 0.79 0.68 2,55 -0,05 66,5 

Albita NaAl𝑆𝑖3𝑂8 0.88 0.64 2,62 -0,04 46,4 

Anidrita CaS𝑂4 0.70 0.50 2,96 0,02 51,8 

Gesso CaS𝑂4.2𝐻2O 1.01 0.30 2,32 0,604 55,7 

Argilominerais      

Ilita 0.60 0.49 2,53 0,25 97,2 

Caolinita 0.60 0.45 2,42 0,36 103,8 

Smectita 0.60 0.50 2,12 0,44 121,8 

 

 
 
 

Fonte: Burke et al. (1969)



10 REDES NEURAIS ARTIFICIAIS

Redes Neurais Arti�ciais, também conhecidas como RNAs ou somente por Redes Neu-

rais, são modelos computacionais que têm inspiração no cérebro humano, mais precisa-

mente no funcionamento de um neurônio, e que têm a capacidade de aquisição e manu-

tenção de informações.

Redes Neurais Arti�ciais, especi�camente falando, são sistemas paralelos distribuídos,

sendo constituídas por neurônios arti�ciais cuja �nalidade é calcular determinadas funções

matemáticas, geralmente funções não-lineares. Estes neurônios arti�ciais são organizados

em uma ou mais camadas, sendo essas interligadas por um vasto número de conexões,

geralmente unidirecionais. Em grande parte dos modelos, estas conexões são associadas

a pesos cuja �nalidade é armazenar o conhecimento adquirido pelo modelo e ponderar a

entrada recebida por cada neurônio da rede.

É evidente que uma rede neural extrai seu poder computacional
através, primeiro, de sua estrutura maciçamente paralelamente distri-
buída e segundo de sua habilidade de aprender e portanto de generalizar.
A generalização se refere ao fato de a rede neural produzir saídas ade-
quadas para entradas que não estavam presentes durante o treinamento
(aprendizagem). Estas duas capacidades de processamento de informa-
ções tornam possível para as redes neurais resolver problemas complexos
(de grande escala) que são atualmente intratáveis. Na prática, contudo,
as redes neurais não podem fornecer uma solução trabalhando individu-
almente. Em vez disso, elas precisam ser integradas em uma abordagem
consistente de engenharia de sistemas. Especi�camente, um problema
complexo de interesse é decomposto em um número de tarefas relativa-
mente simples, e atribui-se a redes neurais um subconjunto de tarefas que
coincidem com as suas capacidades inerentes. Entretanto, é importante
reconhecer que nós temos um longo caminho a percorrer antes de cons-
truirmos (se porventura conseguirmos) uma arquitetura computacional
que mimetize um cérebro humano.

Haykin (2007)

10.1 HISTÓRICO

As primeiras pesquisas que mencionam Redes Neurais Arti�ciais datam de 1943, com

artigos publicados por McCulloch and Pitts (1943). No artigo A Logical Calculus of the

Ideas Immanent in Nervous Activity, eles desenvolvem procedimentos matemáticos que

se assemelham ao funcionamento de neurônios biológicos. No entanto, não há aplicação

da metodologia apresentada, sendo apenas um modelo conceitual. Importante ressaltar

que o modelo de rede desenvolvido por eles não tem a capacidade de aprender.

Hebb (1949), através de seu livro The Organization of Behavior, deu um passo impor-

tante no desenvolvimento das redes neurais arti�ciais, criando um modelo de aprendizado
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da rede através da modi�cação de pesos. É de conhecimento de todos que os organismo

vão, ao decorrer do tempo, aprendendo tarefas funcionais diferentes. Com isso a conec-

tividade do cérebro é continuadamente modi�cada. No modelo proposto por Hebb são

criados agrupamentos neurais para essas modi�cações.

Nos anos 50, apareceram implementações de RNAs através de cir-
cuitos analógicos e, naquela época, acreditou-se que o caminho para o
entendimento da inteligência humana havia sido descoberto. Rochester
et al. (1956) desenvolveu uma simulação em computador do neurônio de
McCulloch and Pitts (1943), com regra de treinamento Hebbiana.

Pelli Neto (2006)

Rosenblatt (1958) descreveu uma topologia de RNA constituída
por uma estrutura de ligação entre os nós e, o mais importante, englo-
bando um algoritmo para treinar a rede de modo a executar determinados
tipos de funções. O novo modelo, criado pela equipe liderada por ele e
Charles Wightman, o Perceptron, com sinapses ajustáveis, se prestaria
ao treinamento de certos tipos de padrões.

Schmitt (2009)

Nos anos 60, Widrow and Ho� (1960) apresentaram uma regra de aprendizado baseada

no gradiente descendente para minimização do erro da rede, a qual eles denominaram

Regra Delta, sendo essa ainda muito utilizada atualmente.

Estudos e aplicações de redes neurais �caram praticamente adormecidos durante a

década de 70. Isso ocorreu devido às pesquisas de dois cientistas importantes na época,

Minsky and Papert (1969), que defendiam a existência de algumas tarefas que a rede

perceptron não era capaz de executar, uma vez que ela só resolve problemas linearmente

separáveis. Minsky e Papert, no entanto, descreveram que qualquer limitação de rede

perceptron de camada única poderia ser resolvida na versão de múltiplas camadas.

Nos anos 80, o interesse pela área retornou, devido, em grande
parte, ao surgimento de novos modelos de RNAs, como o proposto por
Hop�eld (1982) e Kohonen (1982). McClelland et al. (1986) desenvolve o
algoritmo de backpropagation, ou retropropagação do erro. Foi proposta
a sua utilização para a aprendizagem de máquina, e �cou demonstrado
como implementar o algoritmo em sistemas computacionais. Além disso,
nesta mesma época, ocorreu o surgimento de computadores mais rápidos
e poderosos, facilitando a implementação das RNAs. Os engenheiros da
computação forneceram os artefatos que tornaram possíveis as aplicações
da inteligência arti�cial.

Pelli Neto (2006)

10.2 NEURÔNIOS BIOLÓGICAS

No cérebro humano existem aproximadamente 1011 neurônios que podem ser de di-

versos tipos. Uma representação básica de um tipo comum de neurônio é apresentada na

�gura 10.1. Um neurônio possui um corpo celular denominado Soma e diversas rami�ca-

ções denominadas de dendritos cuja �nalidade é receber informações (impulsos nervosos)

oriundos de outros neurônios e conduzi-los até as extremidades do corpo celular onde
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a informação é processada e novos impulsos são transmitidos. Há também um tipo de

rami�cação, geralmente única, denominada axônio cuja �nalidade é transmitir sinal do

corpo celular até suas extremidades, as quais estão conectadas com as extremidades dos

dendritos de outros neurônios por sinápses. As redes neurais biológicas são nada mais do

que a conexão de vários neurônios através das sinapses.

Figura 10.1: Componentes de um neurônio biológico.

10.2.1 Comunicação entre Neurônios

Uma das funções básicas executadas por um neurônio é a combi-
nação de sinal recebidos dos neurônios anteriores, conectados em grande
parte aos dendritos. Caso as combinações dos sinais recebidos esteja
acima do limiar de excitação do neurônio, um impulso elétrico é produ-
zido e propagado através do axônio para os neurônio seguinte. Devido
diferentes concentrações de potássio (interna à célula) e de sódio (ex-
terna à célula) pode sempre ser medida uma diferença de potencial (em
volts) entre o interior e o exterior do neurônio. A concentração de íons de
potássio dentro da célula cria um potencial elétrico negativo em torno
de -70mV em relação ao meio externo quando o neurônio se encontra
em repouso. Para que a célula dispare, produzindo um potencial de
ação (impulso nervoso), é preciso que os impulsos recebidos pelo neurô-
nio através das sinapses reduzam esse nível de potencial até o valor de
limiar. Quando esse limiar é atingido, o �uxo de sódio e de potássio é in-
vertido, e o interior da célula torna-se, subitamente, positivo em relação
ao exterior. Essa inversão de polaridade faz com que o impulso nervoso
se propague pelo axônio até suas conexões sinápticas com os neurônios
posteriores (�gura 10.2). Quando o impulso chega ao terminal de um
axônio, os canais controlados por tensão se abrem. Isso libera as molé-
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culas neurotransmissoras para dentro da clave sináptica (região entre a
membrana pré-sináptica e a membrana pós-sináptica), e o processo con-
tinua no neurônio seguinte. O tipo de neurotransmissor (há em torno
de 100 tipos diferentes de neurotransmissores) liberado determinará a
polarização ou a despolarização do corpo do neurônio seguinte, podendo
as sinapses serem excitatórias ou inibitórias.

Braga and Ludermir (2007)

Figura 10.2: Representação de um potencial de ação em um neurônio.

10.3 NEURÔNIOS ARTIFICIAIS

A construção de um sistema de redes neurais arti�ciais é inspirada no sistema nervoso,

mais precisamente em neurônios biológicos. No entanto, vale ressaltar que atualmente as

Redes Neurais Arti�ciais estão bem distantes das Redes Neurais Naturais. O primeiro

modelo proposto por McCulloch and Pitts (1943) é mais simples do que os Modelo geral

de Neurônio utilizado atualmente, uma vez que o primeiro buscava ser mais �el a realidade

biológica. O modelo atual não tem preocupação em se aproximar muito da biologia.

10.3.1 Modelo de McCulloch-Pitts

O modelo de Neurônio Arti�cial proposto por McCulloch and Pitts (1943), �gura 10.3,

é um modelo com n terminais de entrada, os quais recebem os valores x1, x2, x3, ..., xn e

apenas uma saída y, sendo essa uma saída binária. Comparando-se com a biologia, os n

terminais de entrada representam os dendritos, os valores x1, x2, x3, ..., xn representam as

ativações de neurônios anteriores e y representa o axônio. Sabe-se que no modelo biológico

ocorrem as sinapses nervosas que no modelo arti�cial são representadas nos terminais de

entrada do neurônio por pesos acoplados w1, w2, w3, ..., wn, podendo ser valores positivos
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ou negativos, dependendo da condição de a sinapse ser inibitória ou excitatória. O efeito

de uma sinapse particular i no neurônio pós sináptico, por exemplo, é dado por xiwi.

Figura 10.3: Neurônio Arti�cial de McCulloch e Pitts, sendo
∑

a soma ponderada das
entradas.

As entradas xi e wi são combinadas atráves de uma soma ponderada, produzindo o

que se conhece por entrada efetiva ou saída do combinador linear, representado pela eq.

10.1,

entradaefetiva =
n∑
i=1

(wixi). (10.1)

O resultado na entrada efetiva pode sofrer um retardo D (Podendo ser desprezado em

alguns casos), servindo de argumento para uma função que será conhecida como função

de transferência ou função de ativação.

McCulloch e Pitts simpli�caram seu modelo considerando que os
neurônios em cada camada da rede disparam sincronicamente, isto é, que
todos os neurônios são avaliados ao mesmo tempo. Em sistemas bioló-
gicos, sabe-se que não existe um mecanismo para sincronizar as ações
dos neurônios, nem há restrição para que as suas saídas sejam ativadas
em tempos discretos como no modelo MCP. Sabe-se também que o va-
lor da próxima saída dos neurônios biológicos depende enormemente das
ativações dos estados anteriores, já que até mesmo os neurotransmisso-
res liberados anteriormente levam algum tempo para se recombinarem,
in�uenciando assim as ativações seguintes.

Braga and Ludermir (2007)
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10.3.2 Modelo Geral de Neurônio

O Modelo Geral de Neurônio, representado pela Figura 10.4, é nada mais que uma

generalização do modelo de McCulloch e Pitts.

Figura 10.4: Modelo de um neurônio arti�cial

Neste modelo, assim como no modelo de McCulloch e Pitts, um sinal de entrada xi
qualquer conectado a um neurônio k é multiplicado pelo peso sináptico wkj correspon-

dente. Como foi dito anteriormente, diferente do modelo biológico, no modelo arti�cial,

o peso sináptico wkj pode admitir tanto valores positivos quanto negativos, dependendo

se a sinapse é inibitória ou excitatória. Ocorre uma combinação linear uk através de um

operador somatório
∑
, o qual soma os sinais de entradas xj ponderados pelos respectivos

pesos sinápticos wkj, representado pela eq. 10.2,

uk =
m∑
j=1

(wkjxj). (10.2)

No modelo neural representado pela Figura 10.04 é incluído um bias bk, também

conhecido por limiar de ativação, com a �nalidade de aumentar ou diminuir a entrada

líquida da função de ativação, dependendo se ele é positivo ou negativo.

O bias (bk) é um parâmetro externo ao neurônio, que tem como
função evitar o surgimento de erros quando os dados de entrada são
nulos. Possui o efeito de transladar a função de ativação em torno da
origem. Considerando-se duas entradas, um neurônio sem o bias (bk = 0)
é como uma equação da reta sem o termo independente, ou seja, sempre
passará pela origem.

Schmitt (2009)
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A �gura 10.5 representa uma reta que relaciona a saída do combinador linear uk no

eixo das abscissas e o campo local induzido ou potencial de ativação (vk) no eixo das

ordenadas para valores de bk positivos, nulos e negativos. A eq. 10.3 representa uma

relação do potencial de ativação (vk) com a saída do combinador linear (uk),

vk = uk + bk. (10.3)

Figura 10.5: Transformação a �m produzida pela presença de um limiar de ativação.

Uma função conhecida como função de ativação (φ) é utilizada a
�m de restringir a amplitude de saída de um neurônio. A função de
ativação é também referida como função restritiva já que restringe (li-
mita) o intervalo permissível de amplitude do sinal de saída a um valor
�nito. Tipicamente, o intervalo normalizado da amplitude da saída de
um neurônio é escrito como o intervalo unitário fechado [0,1] ou alterna-
tivamente [-1,1].

Haykin (2007)

A saída yk é uma relação da função de ativação com relação ao potencial de ativação,

representada pela eq. 10.4,

yk = φ(vk). (10.4)

10.4 FUNÇÃO DE ATIVAÇÃO

A Função de Ativação, representada por φ(vk), é um tipo de função responsável por

gerar a saída (yk) do neurônio arti�cial a partir dos valores do potencial de ativação (vk).

Em outras palavras, é uma função que processa um conjunto de dados de entrada recebido

o transforma em estado de ativação. Neste capítulo será apresentado 3 tipos de funções
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de ativação comumente utilizadas que são Função Limiar, Função Linear por Partes e

Função Sigmóide.

10.4.1 Função Limiar

Este tipo de função de ativação pode ser representado pela eq. 10.5, eq. 10.6 e eq.

10.7, respectivamente,

φ(vk) =

{
1, vk ≥ 0

0, vk < 0
, (10.5)

φ(vk) =


1, vk > 0

0, vk = 0

−1, vk < 0

e (10.6)

φ(vk) =

{
1, vk ≥ 0

−1, vk < 0
. (10.7)

sendo essas representadas pelas �guras 10.6, 10.7 e 10.8, respectivamente. Esse tipo de

função também é conhecida como função degrau.

Figura 10.6: Função de ativação limiar com inexistência de valor negativo da função.

Figura 10.7: Função de ativação linear do tipo escada (Função sinal)
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Figura 10.8: Função de ativação limiar com inexistência de valor nulo da função.

10.4.2 Função Linear por partes

Este tipo de função de ativação pode ser representado pela eq. 10.8 e eq. 10.9 respec-

tivamente,

φ(vk) =


1, vk ≥ +

1

2

vk, +
1

2
> vk > −

1

2

0, vk ≤ −
1

2

e (10.8)

φ(vk) =


1, vk ≥ +1

vk, +1 > vk > −1

−1, vk ≤ −1

. (10.9)

sendo essas representadas pelas �guras 10.9 e 10.10, respectivamente.

Figura 10.9: Função de ativação linear do tipo rampa com inexistência de valor negativo
da função.
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Figura 10.10: Função de ativação linear do tipo rampa

10.4.3 Função Sigmóide

Este tipo de função, cujo grá�co tem a forma de s, pode ser representada, por exem-

plo, pela Função Logística, eq. 10.10, e pela função Tangente hiperbólica, eq. 10.11,

respectivamente,

φ(vk) =
1

1 + eαvk
e (10.10)

φ(vk) = tanh(αvk) =
eαvk − e−αvk
eαvk + e−αvk

=
e−αvk(e2αvk − 1)

e−αvk(e2αvk + 1)
=
e2αvk − 1

e2αvk + 1
, (10.11)

Sendo importante ressaltar que o que diferencia ambas as equações é que o intervalo

de g(vk) na eq. 10.10 está entre 0 e 1 no eixo das ordenadas e na eq. 10.11 está entre

-1 e 1. A �gura 10.11 e a �gura 10.12 representam o grá�co das funções Logística, eq.

10.10, e Tangente hiperbólica, eq. 10.10, respectivamente. Note que a inclinação das

curvas depende do valor do parâmetro α das equações. Quanto maior o valor de α maior

a inclinação da curva.

Figura 10.11: Função de ativação sigmoidal baseada na função logística.
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Figura 10.12: Função de ativação sigmoidal baseada na função tangente hiperbólica.

10.5 ARQUITETURA DAS REDES NEURAIS ARTIFICIAIS

Independente da função de ativação escolhida, neurônios individu-
ais possuem capacidade computacional limitada. No entanto, um con-
junto de neurônios arti�ciais conectados na forma de uma rede (neural)
é capaz de resolver problemas de complexidade elevada.

Braga and Ludermir (2007)

No geral, existem três tipos de camadas em uma rede neural arti�cial: uma camada

de entrada, uma camada intermediária, e uma camada de saída. Contudo, existem arqui-

teturas de redes que não possuem camadas intermediárias e existem outras que possuem

diversas camadas intermediárias.

A arquitetura de uma rede é de�nida como a forma pela qual uma rede neural está

estruturada. De forma geral, podemos citar três classes de redes neurais diferentes: As

Redes Feedforward de Camada Única, As Redes Feedforward de Múltiplas Camadas e as

Redes Recorrentes. O termo feedforward se refere ao fato de a propagação do sinal ocorrer

apenas da entrada para a saída (sentido positivo), ou seja, alimentada adiante ou acíclica.

10.5.1 Feedforward de Camada Única

Esse é o caso mais simples de arquitetura de rede, representado pela �gura 10.13.

Nele, há somente uma camada de entrada nós de fonte e uma camada de saída. O termo

"camada única"se deve ao fato de não haver uma camada intermediária, sendo camada

de saída de nós computacionais a própria saída do neurônio.
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Figura 10.13: Rede Feedforward de camada única de neurônios.

10.5.2 Feedforward de Camadas Múltiplas

Diferente do caso Feedforward de Camada Única que não haviam camadas interme-

diárias, nas redes Feedforward de Camadas Múltiplas, representada pela �gura 10.14, há

a existência de uma ou mais camadas intermediárias ou camadas escondidas. Nesta rede,

uma camada intermediária é utilizada como camada entrada para a próxima camada

e os nós computacionais das camadas ocultas ou camadas escondidas são chamados de

neurônios ocultos ou unidades ocultas.

Figura 10.14: Rede Feedforward de Múltiplas Camadas de neurônios.
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10.5.3 Arquitetura Recorrente ou Realimentada

Uma Rede Neural Recorrente se distingue de uma Rede Neural Feedforward pelo fato

de a primeira existir pelo menos um laço de realimentação, ou seja, um neurônio de saída

alimentando seu sinal de saída de volta para os outros neurônios. Esse tipo de arquitetura

pode ser de camada única (sem camadas ocultas), representado pela �gura 10.15 ou de

múltiplas camadas (uma ou várias camadas ocultas), representado pela Figura 10.16.

Figura 10.15: Rede recorrente sem neurônios ocultos.

Figura 10.16: Rede recorrente com neurônios ocultos.
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10.6 PROCESSO DE APRENDIZAGEM

Uma propriedade de grande importância em uma rede neural é a habilidade de apren-

der a partir de seu ambiente com o intuito de melhorar o seu desempenho. Esta melhora

de desempenho se dá através de um processo interativo de ajustes aplicado a seus pesos

sinápticos e níveis de bias, denominada aprendizagem. Em outras palavras, serão encon-

trados valores mais e�cientes para os pesos sinápticos e para o bias na aprendizagem da

rede. A cada processo de aprendizagem, a rede neural se torna mais instruída, fazendo

com que vá atingindo uma solução mais generalizada para uma classe de problemas.

Genericamente falando, o valor de um vetor de pesos w(t+1) em um instante t+1

pode ser relacionado como mostrado na eq. 10.12,

w(t+ 1) = w(t) + δw(t+ 1), (10.12)

sendo w(t) e w(t+1) valores dos pesos sinápticos nos instantes t e t+1, respectivamente,

e δw(t) o ajuste aplicado aos pesos sinápticos.

Um conjunto preestabelecido de regras bem-de�nidas para a solu-
ção de um problema de aprendizagem é denominado um algoritmo de
aprendizagem. Como se pode esperar, não há um algoritmo de apren-
dizagem único para o projeto de redes neurais. Em vez disso, temos
um �conjunto de ferramentas� representado por uma variedade de al-
goritmos de aprendizagem, cada qual oferecendo vantagens especí�cas.
Basicamente, os algoritmos de aprendizagem diferem entre si pela forma
como é formulado o ajuste de um peso sináptico de um neurônio.

Haykin (2001)

Falando em termos da eq. 10.12 os algoritmos de aprendizado são diferenciados,

basicamente, pela forma como δw(t) é calculado. Os diversos algoritmos de treinamento

de redes neurais diferentes podem ser agrupados em dois grupos principais denominados

aprendizado supervisionado e aprendizado não-supervisionado.

10.6.1 Aprendizado Supervisionado

No aprendizado supervisionado, há a existência de um agente externo, denominado

supervisor ou professor externo, que tem por �nalidade indicar uma resposta à rede para

um certo tipo de padrão de entrada. Mais precisamente falando, o supervisor é um agente

que, conhecendo a resposta de um meio, por exemplo, estimula as entradas da rede através

de padrões de entrada e observa a saída calculada, comparando-a com a resposta do meio.

A �gura 10.17 representa um esquema de funcionamento do Aprendizado Supervisionado.

O modelo da rede vai sendo atualizado, com ajustes nos parâmetros da rede, até a saída

se aproximar da resposta do meio, a qual já é conhecida desde o início. Quando o erro

entre a saída da rede neural e a resposta conhecida do meio for minimizado, até uma

condição que a resposta da rede seja considerada satisfatória, pode-se considerar a rede
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neural como uma rede treinada.

Figura 10.17: Aprendizado Supervisionado.

10.6.2 Aprendizado Não-supervisionado

No aprendizado não-supervisionado, diferente do aprendizado supervisionado, não há

a presença de um supervisor ou professor no treinamento da rede devido a não haver

padrões de saída (não se tem conhecimento prévio das possíveis respostas do meio à

excitação). O treinamento da rede é feito no próprio dado de entrada, onde são criadas

classes para características semelhantes. Para isso é essencial que os dados de entrada

tenham boa regularidade e redundância. Caso um dado selecionado, por exemplo, não

se assemelhe a nenhuma já determinada anteriormente, o sistema criará uma nova classe

para que esse padrão de entrada. A �gura 10.18 representa um esquema de funcionamento

do Aprendizado Não-supervisionado.
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Figura 10.18: Aprendizado Não-supervisionado.

10.7 REDES NEURAIS COMPETITIVAS

A rede neural competitiva é um caso particular de uma rede de aprendizagem não-

supervisionada, sendo desenvolvida para reconhecer padrões presentes em dados de en-

trada na rede. Neste tipo de rede, a partir de padrões de entrada, há uma disputa entre as

unidades de saída para decidir qual será ativada, ou seja, as unidades de saída competem

entre si para decidir qual será a vencedora, a qual terá sua saída ativada.

Uma forma bem simples de aprendizagem competitiva é apresentada na �gura 10.19,

onde há uma única camada de neurônio de saída e cada neurônio de saída está conectado

diretamente aos nós de entrada. Neste tipo de rede pode haver ainda as conexões de

realimentação entre os neurônios as quais tem por �nalidade realizar inibição lateral, em

que cada neurônio inibi o neurônio ao qual está lateralmente conectado. Vale ressaltar

que as conexões sinápticas apresentadas na �gura 10.19 são todas excitatórias.



90

Figura 10.19: Exempli�cação simples de uma aprendizagem competitiva.

10.7.1 Neurônio Competitivo

Para que um neurônio k seja o neurônio vencedor na competição é necessário que seu

campo local induzido vk para um padrão de entrada especí�co x seja maior do que todos os

neurônios da rede. Com a �nalidade de ressaltar o sinal de saída yk do neurônio vencedor

k é dado a ele um valor unitário e para os demais neurônios que perderam a competição

é dado um valor zero, representado pela eq. 10.13,

yk =

{
1, se vk > vjpara todos os j, j 6= k

0, caso contrário
, (10.13)

sendo vk a ação combinada de todas as entradas diretas realimentadas pelo neurônio k.

Considerando-se wkj o peso sináptico, o qual faz a conexão entre o nó de entrada

j e o neurônio k e que para cada neurônio seja alocado uma quantidade �xa de peso

sináptico, sendo todos os pesos positivos, distribuída entre seus nós de entrada, tendo

como consequência a eq. 10.14,

∑
j

wkj = 1, para todo k. (10.14)
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Na regra de aprendizagem competitiva padrão é aplicada uma variação ∆wkj a qual é

aplicada ao peso sináptico wkj, representada pela eq. 10.15,

yk =

{
η(xj − wkj), se o neurônio k vencer a competição

0, se o neurônio k perder a competição
(10.15)

sendo η um parâmetro conhecido com taxa de aprendizagem. A consequência dessa regra

ou o seu efeito global é o deslocamento do vetor de peso sináptico wk do neurônio vencedor

k em direção ao padrão de entrada x.

No caso geral, o treinamento de uma rede neural competitiva pode
ser interpretado como uma movimentação continua dos pesos associa-
dos as ligações sinápticas do neurônio vencedor na direção do centro de
gravidade da nuvem ou padrão de entrada, que este particular neurônio
representa ou é capaz de identi�car ou classi�car.

Barros (2007)

Na Figura 10.20a é mostrado três agrupamentos naturais de estímulos, representados

por pontos pretos, e também é mostrado o estado inicial da rede, representado por cruzes,

o qual pode existir antes do aprendizado competitivo. Após o aprendizado competitivo,

representado pela �gura 10.20b, é observado um deslocamento de cada vetor peso sináptico

(representado por cruzes) para o centro de gravidade dos agrupamentos de padrões de

entrada (representados por pontos pretos) correspondentes a eles.

Figura 10.20: Interpretação geométrica do processo geométrico de aprendizagem com-
petitiva, onde os pontos pretos representam os vetores correspondentes aos padrões de
entrada e as cruzes os vetores de pesos sinápticos dos neurônios. (a) Representação do
estado inicial da rede (antes da aprendizagem). (b) Representação do estado �nal da rede
(após a aprendizagem) (Haykin, 2001).
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10.8 REDE COMPETITIVA ANGULAR

A rede neural competitiva baseada na Regra de Kohonen (1982) tem por �nalidade

capturar relações estatisticamente relevantes contida nos dados de entrada. Em situações

em que os dados de entrada são pontos no plano, a rede Kohonen vai em busca dos centros

de gravidades das nuvens dos pontos existentes nos dados, observado na �gura 10.20b.

A rede Kohonen trata, no entanto, de relações de distâncias entre os pontos equivalen-

tes aos dados de entrada e os pontos dos valores de pesos sinápticos correspondentes,

determinados após a fase de treinamento.

As redes competitivas, em geral, são indicadas quando se busca a determinação das

posições relativas dos pontos nos dados de entrada. No entanto, esta rede não é adequada

quando se busca estabelecer padrões angulares presentes no dado de entrada. Para suprir

essa limitação das redes competitivas, foi criada a Rede Competitiva Angular (Barros and

Andrade, 2013), modelo de rede neural que encontra padrões angulares estatisticamente

relevantes no espaço Euclidiano n-dimensional.

Importante ressaltar que a rede competitiva angular foi projetada para ser usada

somente com vetores posição unitárias (vetor de comprimento 1 o qual representa a posição

de um ponto P no espaço Euclidiano n-dimensional em relação a um ponto de referência).

A forma mais adequada para se armazenar as coordenadas do vetor diferença (dados de

entrada da rede competitiva angular) em uma única posição de uma matriz é representar

essas por meio de números complexos (Almeida, 2017). Denomina-se, para isso, Matriz

de Diferença Global (MDG), eq. 10.16,

MRD =


d11 · · · d1i · · · d1n

...
... dji

...
...

dm1 · · · dmi · · · dmn

 , (10.16)

na qual o número de pontos de treinamento são representados pelas linhas da matriz e

o número de pontos a serem processados pelas colunas, sendo a cada instante uma única

coluna apresentada a camada de entrada para ser trabalhada pela rede. Cada ponto da

matriz está representado na eq. 10.17,

dji = (xj − xi) + i(yj − yi), (10.17)

e é mostrado na �gura 10.21.
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Figura 10.21: Representação da conversão dos dados brutos para dados de entrada da
rede competitiva angular (Barros, 2007).

De forma resumida, a Rede Competitiva Angular é um modelo de rede neural não

supervisionada do tipo competitiva cuja especialidade é determinar características angu-

lares estatisticamente relevantes que eventualmente podem existir em conjuntos de dados

de entrada.

10.8.1 Padrão Angular

Entende-se como Padrão Angular um ângulo ou direção que relaciona diversos vetores

no espaço Euclidiano n-dimensional, o qual pode ser usado para classi�cá-los. A medida

deste ângulo particular pode ser feita em relação a um eixo ortogonal (padrão linear),

�gura 10.22 ou a um vetor de referência qualquer (padrão arbitrário).

Figura 10.22: Classi�cação de pontos no plano cartesiano utilizando padrões angulares
(Barros, 2011).
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No conceito de Padrão Angular, a Proximidade Angular é entendida como um critério

com a �nalidade de promover a classi�cação dos pontos espalhados no espaço Euclidiano

n-dimensional. Considerando a situação em que a classi�cação de um grupo (cluster)

formados por pontos espalhados no plano cartesiano não podem ser envolvidos por uma

circunferência como é feito na rede neural competitiva, se os clusters forem envolvidos

por elípses, o padrão angular para classi�car cada cluster é a direção do eixo maior ou do

diâmetro transverso. A �gura 10.22 apresenta um exemplo dessa classi�cação no plano

cartesiano.

10.8.2 Arquitetura Vetorial

A arquitetura da rede competitiva angular é a mesma arquitetura da rede neural

competitiva convencional, representada na �gura 10.19. A primeira camada, conhecida

como camada de entrada, é composta por n unidades sensoriais, os quais recebem o vetor

de coordenadas ~xi, sendo este um vetor unitário mostrado na eq. 10.18,

xi = (x1, x2, x3, · · · , xn) −→ ~xi =
xi
|xi|
−→ i = 1, 2, 3, · · · , n, (10.18)

que representa o ponto �nal P de um vetor de entrada arbitrário. A camada de entrada

é a camada que faz a leitura dos dados de entrada e em seguida transfere as informações

para o interior da rede. Não há qualquer tipo de processamento nesta camada.

A segunda camada, também conhecida como camada competitiva angular, é composta

pelos neurônios competitivos angulares, os quais estão conectados lateralmente com a ca-

mada de entrada e recebem informações dos neurônios da primeira camada a partir de

conexões feedforward entre eles. Na camada competitiva angular é realizado um soma-

tórios dos dados recebidos através das conexões feedforward, o qual resulta em um valor

conhecido como Potencial de Entrada. Cada neurônio competitivo possuirá o seu poten-

cial de entrada. No entanto, o neurônio vencedor será aquele que no �nal da competição

possuir o maior potencial de entrada. A eq. 10.19,

uj = xiwj
T , (10.19)

representa a operação de soma que ocorre na camada competitiva angular em função do

Potencial de Entrada (uj) do neurônio j, sendo xi um vetor de entrada onde n corresponde

ao número de vetores de entrada, wjT a transposta do vetor de pesos sinápticos wj onde

k corresponde ao número de neurônios na camada competitiva. O vetor pesos sinápticos

unitário é representado pela eq. 10.20,

wj = (w1, w2, w3, · · · , wk) −→ ~wj =
wj
|wj|
−→ j = 1, 2, 3, · · · , k. (10.20)

Por construção todos os vetores envolvidos tem a mesma dimensão e magnitude uni-
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tária, isto é, |xi| = |wj| = 1. A partir dessa informação conclui-se que o Potencial de

Entrada (uj) é o produto interno entre o vetor de entrada e o vetor peso sinápticos,

ambos normalizados, sendo esta relação representada pela eq. 10.21,

ui = ~xi · vecwjcosθ = cosθ, (10.21)

sendo θ o menor ângulo entre o vetor de entrada e o vetor peso sináptico.

A saída (yj) do neurônio angular j é determinada pela avaliação do potencial de

entrada (uj) em uma Função de Ativação (f), representada na eq. 10.22,

yj = f(uj). (10.22)

10.8.2.1 Função de Ativação em Redes Competitivas Angulares

Em um conjunto discreto ([0,1]), a Função de Ativação de�ne a saída de um neurônio

angular. A Função de ativação na Rede Competitiva Angular é tomada como uma função

caixa representada pela eq. 10.23,

f(uj) =

{
1, −U ≤ uj ≤ −L ou L ≤ uj ≤ U

0, Caso contrário
(10.23)

sendo L e U os valores que servem para de�nir os intervalos em que o potencial de entrada

(uj) produz uma saída diferente de zero de um neurônio angular. A �gura 10.23 é uma

representação da função caixa correspondente a eq. 10.23.

Figura 10.23: Função de Ativação em Redes Competitivas Angulares
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A Função de Ativação tem grande importância na solução do problema de interesse.

No caso de redes competitivas angulares, o ângulo formado pelos seus vetores posição é

próximo de zero, ou seja, o cosseno no ângulo entre o vetor de entrada e o peso sináptico

é aproximadamente 1 (cosθ ∼= 1). O neurônio vencedor (Ny), contudo, será o maior valor

para o cosseno do ângulo, ou seja, o maior produto interno, representado pela eq. 10.24,

Ny = max(yj). (10.24)

10.8.3 Arquitetura Complexa

Em problemas envolvendo plano cartesiano, pode ser feita uma simpli�cação da ar-

quitetura da rede competitiva angular fazendo uma associação do plano cartesiano para

o plano complexo. Deste modo um vetor arbitrário de entrada xk, representado pela eq.

10.25,

xk = xx~i+ xy~j, k = 1, 2, 3, · · · , n, (10.25)

pode ser escrito na forma de um número complexo, representado pela eq. 10.26,

xk = xx + ixy, i = 1, 2, 3, · · · , n, (10.26)

sendo ~i e ~j vetores unitários na direção ortogonal, n o número do dado de entrada e

i =
√
−1. Como consequência o número de neurônios de entrada na camada de entrada

são reduzidos a um. No entanto, o número de neurônios angulares permanece constante, só

havendo redução no número de conexões feedforward. A �gura 10.24 é uma representação

da arquitetura complexa.

Figura 10.24: Arquitetura na forma complexa de uma rede competitiva angular.
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Por construção todos os números complexos envolvidos tem magnitude 1, isto é, |xk| =
|wj| = 1. Com isso conclui-se que o Potencial de Entrada (uk) é a parte real do produto

entre o número complexo de entrada unitário (xk) e o peso sinápticos complexo unitário

(wj), sendo esta relação representada pela eq. 10.27,

uk = real(xkwj) = cosθ (10.27)

sendo k o número de neurônios na camada competitiva angular, θ o menor ângulo entre

o número de entrada unitário e o peso sináptico unitário no plano complexo. O pesos

sinápticos complexo unitário (wj) é representado pela eq. 10.28,

wj = wx + iwy, j = 1, 2, 3, · · · , k. (10.28)

A saída (yj) do neurônio angular j não sofre modi�cação na arquitetura complexa e

continua sendo determinada através da avaliação do potencial de entrada (uk) em uma

Função de Ativação (f), representada na eq. 10.22. Também é importante ressaltar que

não há modi�cação na função de ativação, sendo esta a mesma utilizada na arquitetura

vetorial.



11 INFERÊNCIA FUZZY

A lógica fuzzy surge da ideia de se mapear variáveis que não têm equivalência mate-

mática de�nida (Weber and Klein, 2003). Fuzzy, em inglês, signi�ca incerto, duvidoso,

nebuloso e expressa valores com graus de certeza, de associação ou valores de pertinência

intermediários entre os valores extremos de verdadeiro e falso do cálculo proposicional

clássico (bivalente).

A lógica fuzzy é baseada na teoria dos conjuntos fuzzy utilizadas quando os dados

envolvidos no problema ou o raciocínio dele é aproximado, impreciso e/ou incerto. O con-

ceito de lógica fuzzy é utilizado para a solução de problemas que envolvem a transformação

de uma informação não quanti�cada (variável linguística) em linguagem matemática (va-

riável numérica). Diferente da lógica clássica, onde uma a�rmação é verdadeira ou falsa

exclusivamente, a lógica fuzzy considera níveis ou graus de verdade ou falsidade de uma

informação.

Em outras palavras, na lógica clássica a informação verdadeira ou falsa pode ser mate-

maticamente escrita ou codi�cada, atribuindo-se o valor 0 (zero) para a informação falsa e

1 (um) para a informação verdadeira. Na lógica fuzzy são atribuídos valores contínuos no

intervalo [0,1] admitindo-se níveis entre a informação completamente falsa e a informação

completamente verdadeira.

Podemos veri�car exemplos na geologia em que uma classi�cação granulométrica uti-

lizando a lógica clássica resultaria na seguinte sequência decrescente do tamanho do grão:

cascalho, areia, silte e argila. Uma classi�cação granulométrica considerando a lógica

fuzzy admitiria níveis de transição entre cada classe, como por exemplo a sequência gra-

nodecrescente: cascalho, areia grossa, areia média, areia �na, silte, argila. Na �gura 11.1

e na �gura 11.2, são mostrados exemplos de funções de pertinência de sedimentos clásti-

cos para o caso crisp (lógica clássica ou booleana) e fuzzy, criadas a partir dos dados da

tabela 11.1. Nota-se na Figura 11.1 que pela lógica clássica um sedimento de tamanho

2mm será classi�cado areia e um outro com tamanho 2,0001mm cascalho. Trocando-se a

função de pertinência crisp pela fuzzy, 11.2, veri�ca-se que para sedimentos com tamanho

1mm é areia com grau de pertinência 0,9 e com tamanho de 3mm é areia com grau 0,2.

98
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Tabela 11.1: Escala de classi�cação crisp para sedimentos clásticos baseados no tamanho
da partícula em incremento de potência dois.

 

 

Potência de 2 Tamanho do grão Classificação 

12  4096  

Cascalho 

11  2048  

10  1024  

9  512  

8  256  

7  128  

6  64  

5  32  

4  16  

3  8  

2  4  

1  2  
 

 

0 1 

Areia 
-1 ½ 0,5 

-2 ¼ 0,25 

-3 1/8 0,125 

-4 1/16 0,0625 
 

 

-5 1/32 0,0313 

Silte -6 1/64 0,0156 

-7 1/128 0,0078 

-8 1/258 0,0039 
 

 

-9 1/512 0,0019 

Argila -10 1/1024 0,00098 

-11 1/2048 0,00049 

 Fonte: Saggaf and Nebrija (2003)
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Figura 11.1: Função de pertinência para classi�cação crisp de sedimentos clásticos (Saggaf
and Nebrija, 2003).

Figura 11.2: Função de pertinência para classi�cação fuzzy de sedimentos clásticos (Saggaf
and Nebrija, 2003).

11.1 TEORIA DO CONJUNTO CLÁSSICO

Na teoria clássica dos conjuntos, um subconjunto A de um con-
junto S é de�nido como um mapeamento dos elementos de S nos ele-
mentos do conjunto 0,1. Esse mapeamento é usualmente expresso por
pares ordenados, em que o primeiro elemento do par é representativo de
um dos elementos do conjunto S, e o segundo, um elemento do conjunto
0,1. Esses valores 1 e 0 representam, respectivamente, a pertinência e a
não-pertinência de um elemento de S em A (ou a verdade e a falsidade
da a�rmação de que um elemento de S pertence a A.

Oliveira Jr et al. (2007)
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Seja um universo X qualquer e um elemento particular a ele, x∈ X, o grau de perti-

nência, µa (x), com respeito a um conjunto X é caracterizado por:

µa(x) =

{
1, se x ∈ X
0, se x 6∈ X

. (11.1)

11.1.1 Operação em conjuntos clássicos

Sejam A e B dois conjuntos no universo X:

- A união entre esses 2 conjuntos, denotada pela eq. ??,

A ∪B = x|x ∈ A ou x ∈ B, (11.2)

representa todos aqueles elementos que residem no conjunto A, no conjunto B, ou em

ambos os conjuntos A e B. A �gura 11.3 representa a seguinte operação de união em

termos do diagrama de Venn.

Figura 11.3: União entre os conjuntos A e B (Ross et al., 2004).

- A interseção de A e B, denotada pela eq. 11.3,

A ∩B = x|x ∈ A e x ∈ B (11.3)

representa todos os elementos do universo X que residem simultaneamente nos conjuntos

A e B. A �gura 11.04 representa a seguinte operação de interseção em termos do diagrama

de Venn.
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Figura 11.4: Interseção de A e B (Ross et al., 2004).

- O complemento de um conjunto A, denotado pela eq. 11.4,

Ā = x|x 6∈ A, x ∈ B, (11.4)

é de�nido como a coleção de todos os elementos no universo que não residem no conjunto

A. A seguinte operação é representada pela �gura 11.5, em termos do diagrama de Venn.

Figura 11.5: Complemento do conjunto A (Ross et al., 2004).

- A diferença de um conjunto A com relação a um conjunto B, denotado pela eq. 11.5,

A|B = x|x ∈ A e x 6∈ B (11.5)

é de�nido como a coleção de todos os elementos no universo que residem em A, mas não

residem em B simultaneamente. A seguinte operação é representada pela �gura 11.6, em

termos do diagrama de Venn.
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Figura 11.6: Diferenciação de A com relação a B (Ross et al., 2004).

11.1.2 Propriedades dos conjuntos clássicos

É importante o conhecimento de certas propriedades de conjuntos porque elas in�uen-

ciam na manipulação algébrica dos mesmos. Algumas propriedades de conjuntos clássicos,

que também possuem similaridade com as de conjunto fuzzy, serão mostradas a seguir:

- Propriedade da comutatividade, representado pela eq. 11.6:

A ∪B = B ∪ A; A ∩B = B ∩ A. (11.6)

- Propriedade da associatividade, representado pela eq. 11.7:

A ∪ (B ∪ C) = (A ∪B) ∪ C; A ∩ (B ∩ C) = (A ∩B) ∩ C. (11.7)

- Propriedade da distributividade, representado pela eq. 11.8:

A ∪ (B ∩ C) = (A ∪B) ∩ (A ∪ C); A ∩ (B ∪ C) = (A ∩B) ∪ (A ∩ C). (11.8)

-Propriedade da idempotência, representado pela eq. 11.9:

A ∪ A = A; A ∩ A = A. (11.9)

- Propriedade da identidade, representado pela eq. 11.10:

A ∪ φ = A; A ∩X = A; A ∩ φ = φ; A ∪X = X. (11.10)

- Propriedade da transitividade, representado pela eq. 11.11:

Se A ⊆ B e B ⊆ C,Entao A ⊆ C. (11.11)
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- Propriedade da involução, representado pela eq. 11.12:

¯̄A = A. (11.12)

11.1.3 Mapeamento de conjuntos clássicos em funções

Seja A e B dois conjuntos no universo X:

- A união desses dois conjuntos em termos de pertinências teóricas é representado pela

equação 11.13 (o símbolo ∨ representa o operador máximo ):

A ∪B −→ XA∪B(x) = XA(x) ∨XB(x) = max(XA(x), XB(x)). (11.13)

- A interseção desses dois conjuntos em termos de pertinências teóricas é representado

pela equação 11.14 (o símbolo ∧ representa o operador mínimo ):

A ∩B −→ XA∩B(x) = XA(x) ∧XB(x) = min(XA(x), XB(x)). (11.14)

- A complementação de um único conjunto, dito A, é representado pela equação 11.15:

Ā −→ XĀ(x) = 1−XA(x). (11.15)

- Para dois conjuntos em um mesmo universo, ditos A e B, se um conjunto (A, por

exemplo) é contido no outro (B, por exemplo), então A e B obedecem a propriedade

representada pela equação 11.16:

A ⊆ B −→ XA(x) ≤ XB(x). (11.16)

11.2 TEORIA DO CONJUNTO FUZZY

Um conjunto fuzzy A é caracterizado pelo par (x,µA(x)), no qual
x é a variável, contínua ou discreta, do universo em estudo, e µA é uma
função cuja imagem está contida em [0,1].

Oliveira Jr et al. (2007)

11.2.1 Operação em conjuntos fuzzy

Seja três conjuntos fuzzy A, B e C. Para um dado elemento x do universo X, a

seguinte operação de pertinência teórica para as operações de conjuntos teóricos de união,

interseção e complemento são de�nidas por A, B e C em X:

- Operação de união de�nida pela eq. 11.17,

µA∪B(x) = µA(x) ∨ µB(x) (11.17)



105

está representada pela �gura 11.7, em termos do diagrama de Venn.

Figura 11.7: União dos conjuntos fuzzy A e B (Ross et al., 2004).

- Operação de interseção de�nida pela eq. 11.18,

µA∩B(x) = µA(x) ∧ µB(x), (11.18)

está representada pela �gura 11.8, em termos do diagrama de Venn.

Figura 11.8: Interseção dos conjuntos fuzzy A e B (Ross et al., 2004).

- Complemento de�nido pela eq. 11.19,

µĀ(x) = 1− µA(x), (11.19)

está representada pela �gura ??, em termos do diagrama de Venn.

Figura 11.9: Complemento do conjunto fuzzy A (Ross et al., 2004).
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11.2.2 Propriedades dos conjuntos fuzzy

Pelo fato de os valores de pertinência do conjunto clássico serem um subconjunto

do intervalo [0,1], conjunto clássico pode ser entendido como um caso especial do con-

junto fuzzy, possuindo, contudo, as mesmas propriedades. A seguir estão são listadas as

seguintes propriedades dos conjuntos fuzzy :

- Propriedade da comutatividade, representado pela eq. 11.20:

A ∪B = B ∪ A; A ∩B = B ∩ A (11.20)

- Propriedade da associatividade, representado pela eq. 11.21:

A ∪ (B ∪ C) = (A ∪B) ∪ C; A ∩ (B ∩ C) = (A ∩B) ∩ C. (11.21)

- Propriedade da distributividade, representado pela eq. 11.22:

A ∪ (B ∩ C) = (A ∪B) ∩ (A ∪ C); A ∩ (B ∪ C) = (A ∩B) ∪ (A ∩ C). (11.22)

- Propriedade da idempotência, representado pela eq. 11.23:

A ∪ A = A; A ∩ A = A. (11.23)

- Propriedade da identidade, representado pela eq. 11.24:

A ∪ φ = A; A ∩X = A; A ∩ φ = φ; A ∪X = X. (11.24)

- Propriedade da transitividade, representado pela eq. 11.25:

Se A ⊆ B e B ⊆ C, Entao A ⊆ C. (11.25)

- Propriedade da involução, representado pela eq. 11.26:

¯̄A = A. (11.26)

11.3 FUNÇÕES DE PERTINÊNCIAS

Na lógica fuzzy, variáveis linguísticas são transformadas em conjuntos fuzzy. Cada

conjunto fuzzy possui sua função de pertinência característica, ou seja, as funções de

pertinências são as formas de representação dos conjuntos fuzzy. Dependendo do tipo

de problema e variáveis em estudo, elas podem assumir formas distintas, como função de

pertinência do tipo Triangular, Trapezoidal, Gaussiana e Sigmoidal vistos na �gura 11.10.
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Figura 11.10: Exemplo de Função de Pertinência Triangular (a), Trapezoidal (b), Gaus-
siana (c) e Sigmoidal (d).

É importante que haja atenção na hora da escolha da função de pertinência, uma vez

que, dependendo do problema a ser resolvido, algumas delas acabam sendo mais precisas

do que outras. Em outras palavras, algumas funções de pertinências representam melhor

certos problemas do que outras.

11.4 RACIOCÍNIO FUZZY

O raciocínio fuzzy convencional é dividido basicamente em 3 etapas: Fuzzi�cação,

Inferência e a Defuzzi�cação, representado na pela �gura 11.11.

Figura 11.11: Esquema das etapas de inferência fuzzy convencional. (Cox, 1994)
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11.4.1 Fuzzi�cação

Etapa no processo do raciocínio fuzzy na qual é feita a modelagem matemática das

informações de entrada através da criação de conjuntos fuzzy referente às mesmas. Nesta

etapa são criadas as funções de pertinências para as variáveis de entrada. Em outras

palavras, a fuzzi�cação vai ser nada mais que uma conversão dos dados geofísicos de poço

para o domínio fuzzy, através da criação das funções de pertinências.

11.4.2 Inferência

A inferência fuzzy é a etapa na qual os conjuntos são avaliados nas funções de per-

tinências criadas na etapa de fuzzi�cação, para descobrir o grau de pertinência entre os

mesmos. Esse processo envolve basicamente função de pertinência, operadores da lógica

e as regras SE-ENTÃO. São conhecidos dois tipos de sistemas de inferência fuzzy que são

do tipo Mamdani e do tipo Sugeno.

11.4.2.1 Inferência Fuzzy de Sugeno

Este método consiste, especi�camente, em se obter as contribuições
individuais ui de cada uma das regras ativadas (disparadas). Em seguida
pondera-se (combina-se) todas as contribuições individuais produzindo-
se a resposta �nal u. Deste modo, a saída numérica é calculada pela
soma das saídas das regras, ponderada pelo grau de ativação (disparo)
de cada uma µi.

Zimmermann (2011)

11.4.2.2 Inferência Fuzzy de Mamdani

Este método, conhecido também como inferência MIN-MAX, é o
mais utilizado devido sua implementação ser simples e e�caz. Chama-se
MIN-TERMO a qualquer produto (operação E ou interseção) de n va-
riáveis booleanas distintas. Da mesma forma, chama-se MAX-TERMO
a qualquer soma (operação OU ou união) de n variáveis booleanas dis-
tintas.

Weber and Klein (2003)

Neste trabalho foi usado a Inferência Fuzzy de Mamdani.

11.4.3 Defuzzi�cação

Defuzzi�cação é uma etapa contrária à fuzzi�cação que transforma
o dado nebuloso em dado quantitativo. Um exemplo típico é dado pelo
fato em que um aluno recebe a notícia do professor que sua nota foi
�ótima�, e imagina ter sido 9 ou maior. A defuzzi�cação tem um im-
pacto signi�cante no desempenho no controlador fuzzy. Portanto exis-
tem diversos métodos para a defuzzi�cação, mas o importante é escolher
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o método que melhor se adequar ao problema.
Kohagura (2007)

11.4.3.1 Método da média dos máximos (MOM)

Uma técnica utilizada para a defuzzi�cação é a aplicação do mé-
todo da media dos máximos. O operador fuzzy Máximo assemelha-se
à operação Booleana �OU� (união), sendo as evidências combinadas se-
gundo a função m = max(ma,mb,mc, · · · ), onde ma, mb e mc corres-
pondem aos valores dos membros fuzzy das evidências dos valores de
pertinência. Nessa operação o valor de saída para um dado ponto será
o maior valor de entrada dos planos de informação. O operador fuzzy

Máximo é o mais otimista entre operadores fuzzy, sendo indicado para
situações onde a existência de apenas uma evidência é su�ciente para
indicar regiões potenciais à ocorrência de determinada evidência, em ou-
tras palavras no método de medida dos máximos, o valor numérico de
saia corresponde ao ponto do universo de discurso que corresponde a
media dos pontos de máximos local da função de pertinência de saída,
produzido pelo processo de inferência.

Tapia (2015)

Em outras palavras, este método basicamente calcula a coordenada das abscissas da

média dos máximos quando a função de saída do sistema fuzzy possui mais de um valor

máximo, eq. 11.27,

z∗ =
a+ b

2
, (11.27)

sendo z∗ a coordenada das abscissas da média dos máximos, a e b duas média, como visto

na �gura 11.12,

Figura 11.12: Exempli�cação do Método de Defuzzi�cação da Média dos Máximos (MOM)
(Cox, 1994).



12 ARTIGO I: CARACTERIZAÇÃO FÍSICA DA MATRIZ

PARA O CÁLCULO DA POROSIDADE UTILIZANDO

REDE NEURAL COMPETITIVA ANGULAR

RESUMO

A porosidade é a propriedade petrofísica que traduz o volume de �uido por unidade de

volume de rocha. Nestes termos, a sua mais realística determinação é fundamental para

a estimativa de reservas de hidrocarbonetos e para a de�nição das estratégias de explo-

tação do poço. O objetivo deste trabalho é apresentar uma metodologia que possibilita

a determinação, exclusivamente a partir dos dados registrados nos per�s, dos chamados

parâmetros de porosidade, que são os valores dos per�s mensurados em uma rocha cons-

tituída exclusivamente pela matriz e independente do número de minerais e das argilas

presentes na constituição da fração sólida da rocha. A metodologia aqui desenvolvida

para a determinação dos parâmetros de porosidade da matriz se baseia em um novo mo-

delo de rocha, no método densidade-neutrônico e nas equações de calibração dos per�s de

densidade e de porosidade neutrônica. O equacionamento algébrico leva a um sistema so-

bredeterminado, ou mais incógnitas do que equações. Neste trabalho, apresentamos uma

forma de solucionar o problema com a determinação de uma das incógnitas envolvidas a

partir do lançamento dos pontos com pares ordenados na forma (densidade, porosidade

neutrônica) no grá�co densidade-neutrônico, que é então interpretado por uma rede com-

petitiva angular. E qualitativamente, os resultados do desenvolvimento desse trabalho

mostram uma qualidade superior ao método convencional, evidenciando que essa possa

futuramente ser bastante utilizada na indústria.

Palavras-chaves: Per�lagem geofísica de poço. Avaliação de formação. Per�l de

porosidade. Per�l litológico. Rede neural arti�cial.



ABSTRACT

Porosity is a petrophysical property that re�ects the volume of �uid per volume unit of

rock. In these terms, the more realistic determination of it is essential for the estimation of

hydrocarbon reserves and for the de�nition of well exploitation strategies. The objective

of this work is to present a methodology that allows the determination, exclusively from

the data recorded on well logs, known by porosity parameters, which are the values of

logs measured in a rock constituted exclusively by the matrix and independent of the

minerals number and clays present in the constitution of the rock solid fraction. For this,

a technique is created based on a new model of rock, the density-neutron cross plot and

the calibration equations of density and neutron porosity logs. The algebraic equation

leads to an overdetermined system, in other words, more equations than unknowns. In

this work, a way of solving the problem is shown by the determination of one of the

unknowns involved from the launch of the points with ordered pairs in the form (density,

neutron porosity) in the density-neutron cross plot, which is interpreted by an angular

competitive neural network. Qualitatively, the results of the development of this work

show a higher quality than the conventional method, showing that this may, in future, be

used in the industry.

Keywords: Geophysical well logging. Formation evaluation. Porosity log. Lithology

log. Arti�cial neural network.
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12.1 INTRODUÇÃO

A avaliação de formação ou o cálculo do volume do hidrocarboneto in place de um

trecho de poço recém-perfurado necessita de diversas informações que são características

exclusivas dos reservatórios de um particular campo petrolífero. As informações neces-

sárias, fornecidas durante a operação de per�lagem, re�etem as características geológicas

das camadas reservatórios e auxiliam na sua quali�cação como um reservatório de hidro-

carboneto e a quanti�cação realística da reserva.

A quali�cação de um reservatório de hidrocarboneto é auxiliada pela interpretação

de propriedades petrofísicas de camadas de rochas atravessadas por um poço. Essas

propriedades são adquiridas na etapa de avaliação de formação, na qual propriedades

físicas medidas no poço durante a operação de per�lagem são convertidas em propriedades

petrofísicas para uma futura interpretação.

Uma das propriedades petrofísicas de grande importância na quali�cação de um reser-

vatório de hidrocarboneto é a porosidade, propriedade que indica diretamente o volume de

�uido por unidade de volume de rocha. Nesses termos, a sua mais realística determinação

é fundamental para a estimativa de reservas de hidrocarbonetos e para a de�nição das

estratégias de explotação do poço.

Na geofísica de poço, foram desenvolvidas várias ferramentas, cujas propriedades men-

suradas são sensibilizadas pelo volume de �uido. Essas propriedades expressam as carac-

terísticas de volume do material rochoso. As ferramentas clássicas de porosidade são a

sônica, a densidade e a porosidade neutrônica. Em termos práticos é trivial perceber a

relação entre o volume de rocha investigado pela ferramenta com a sua densidade. A

mesma relação não é especi�camente trivial quando se trata da propagação de uma onda

mecânica, como no caso da ferramenta sônica, ou da atenuação de um �uxo arti�cial de

nêutrons, que é o caso da ferramenta de porosidade neutrônica.

Na Avaliação de Formação, foram apresentados inúmeros métodos para a estimativa da

porosidade em termos das medidas das ferramentas clássicas. A maioria desses trabalhos

tem como base os experimentos laboratoriais de Wyllie et al. (1956) que utilizando as

medidas de tempo de transito estabeleceu uma relação do tempo de transito na rocha

em função dos tempos de transito em cada um de seus constituintes e dos seus volumes

relativos. O trabalho original de Wyllie considerou apenas rochas isentas de argilosidade

e constituídas por um único mineral e água doce. A extensão natural do trabalho de

Wyllie para a realidade geológica das rochas recebe o nome de modelo petrofísico, no qual

é considerado a presença de vários minerais e da argila na constituição rochosa.

O modelo petrofísico, representado por uma equação chamada lei das misturas, relaci-

ona os efeitos das propriedades físicas dos constituintes da rocha (matriz, �uido e argila)

e os seus respectivos volumes relativos como uma combinação linear entre eles. Assim,

para se calcular valores realistas ou não errôneas (valores otimistas e pessimistas) de po-
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rosidade é necessário que haja informações con�áveis sobre as propriedades físicas para a

matriz, para o �uido e para a argila mensuradas encontradas nos per�s de porosidade.

12.1.1 Relevância

Para um modelo de rocha descrito pela geofísica de poço, matriz é a parte sólida

da rocha formada por um conjunto de minerais formadores do arcabouço da rocha re-

servatório. Para o cálculo da porosidade, a propriedade física da matriz é de�nida pela

combinação linear da propriedade física mensurada por uma ferramenta de porosidade

para cada mineral constituinte da rocha e o seu respectivo volume relativo. Sabe-se que

a constituição mineralógica de uma rocha sedimentar é imprevisível. Nas rochas silici-

clásticas (arenito), por exemplo, a constituição depende diretamente da rocha fonte e dos

processos sin-deposicionais e pós-deposicionais. Já em rochas carbonáticas (calcário e

dolomito) varia diretamente em função da atividade química das soluções percolantes ao

longo do tempo geológico e também dos processos pós-deposicionais.

Na avaliação de Formação, devido à impossibilidade prática da medição especí�ca

das propriedades físicas da matriz em um poço causada pela inexistência de uma rocha

constituída totalmente por matriz e/ou pelo desconhecimento de todos os seus minerais

formadores, utiliza-se por simpli�cação a substituição da propriedade física da matriz pela

propriedade física do mineral principal da rocha, ou seja, aquele que apresenta maior vo-

lume relativo na constituição da matriz. Para a aplicação dessa simpli�cação é necessário

que haja um conhecimento prévio da variação litológica em função da profundidade (Tes-

temunhos de poços podem ajudar) que nem sempre é possível na prática. Por cauda disso

foram criadas técnicas para o cálculo da porosidade para tentar contornar a ausência de

informação sobre a matriz da rocha.

Uma técnica bastante utilizada no cálculo da porosidade é a combinação de das me-

didas de densidade e porosidade neutrônica, criando a partir delas o Grá�co Densidade-

Neutrônico (ρBxφn). Esse grá�co, criado em laboratório a partir de medidas de densidade

e porosidade neutrônica de alguns dos principais minerais comuns em rochas reservató-

rios, auxilia na determinação do mineral principal de uma camada de rocha sedimentar

para se calcular a porosidade dela. No entanto, essa aproximação, que pode ser feita de

forma visual e/ou aproximação a reta da litologia indicada, em muitos casos pode ser

considerada errada possibilitando que a resposta �nal (porosidade) esteja um pouco longe

da realidade. Por isso, há a necessidade de se utilizar novas técnicas com a �nalidade de

melhorar a determinação das propriedades físicas da matriz para se obter valores mais

realísticos da porosidade.
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12.1.2 Objetivo

O objetivo desta tese é apresentar uma nova técnica de cálculo da porosidade utilizando

o Grá�co Densidade-Neutrônico (ρBxφn) na qual não há a necessidade de se fazer uma

aproximação dos parâmetros da matriz para o valor do mineral principal da camada de

rocha analisada.

Para isso, é criada uma equação de calibração da ferramenta neutrônica com a fer-

ramenta de densidade. Essa equação fornece o valor da porosidade neutrônica de um

certo tipo de mineral a partir da informação do seu valor de densidade. O método de

Regressão Linear (Mínimos Quadrados) e/ou a Rede Neural Competitiva Angular, bem

como a equação de calibração da ferramenta neutrônica, são utilizados diretamente para

o cálculo da porosidade.

12.2 METODOLOGIA

Pode-se dizer que um dos grandes interesses na indústria do petróleo é o cálculo da

porosidade em rochas reservatórios. Existem, contudo, inúmeras técnicas que tem por

�nalidade calculá-la, tais como técnicas laboratoriais (feitas em laboratórios de petrofísica)

e técnicas que utilizam medidas encontradas em per�s geofísicas de poços (dados medidos

a partir de ferramentas geofísicas de poços), objeto de estudo deste trabalho.

Um método comumente utilizado para o cálculo da porosidade através de dados ge-

ofísicos de poços é o método densidade-neutrônico. No entanto, como qualquer outra

técnica, ele possui as suas limitações. Pode-se citar como principal a identi�cação da

matriz da rocha no grá�co densidade-neutrônico em casos de litologias complexas, in-

formação essencial para se calcular a porosidade utilizando a equação que representa o

modelo de rocha, também conhecida como Lei das Misturas.

A metodologia apresentada neste trabalho é uma solução ao problema do não conheci-

mento dos parâmetros da matriz (densidade e porosidade neurônica) no método densidade-

neutrônico, calculando-se a porosidade sem a necessidade de se fazer uma aproximação

ao mineral principal da camada de rocha analisada.

O desenvolvimento deste trabalho divide-se basicamente em 4 etapas:

(i) Primeiramente, apresenta-se o modelo de rocha multi-mineral;

(ii) Em seguida, a curva de matriz densidade-neutrônico é apresentada;

(iii) Na terceira etapa, de�ne-se a densidade da matriz multi-mineral e porosidade neu-

trônica multi-mineral em função do coe�ciente angular da reta da porosidade do

grá�co densidade-neutrônico;
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(iv) Por �m, aplica-se a equação de�nida na etapa anterior em dados geofísicos de po-

ços, utilizando a Rede Neural Competitiva Angular com a �nalidade de resolver a

incógnita da função, para assim se fazer o cálculo da porosidade.

12.2.1 Modelo De Rocha Multi-Mineral

Na maioria das situações geológicas reais, as propriedades físicas da matriz das ro-

chas sedimentares são desconhecidas devido a quase não ocorrência de rochas limpas na

natureza (modelo monomineral com um tipo de �uido conhecido). Além disso, é comum

haver a presença de argilas na constituição das rochas sedimentares que é uma outra

componente que possui propriedades físicas próprias e acaba afetando na de�nição das

propriedades físicas da matriz. A �gura 12.1 apresenta um modelo petrofísico de rocha

composta por múltiplos minerais e argila. Sabe-se que as argilas possuem parte maciça

e parte �uida que estão embutidas no modelo petrofísico multi-mineral. Admite-se água

doce na constituição deste modelo de rocha.

Figura 12.1: Modelo Petrofísico Multi-Mineral admitindo-se água doce na constituição.

A partir do modelo encontrado na �gura 12.1, cria-se ele uma equação conhecida como

equação geral do modelo petrofísico, a qual se baseia na linearidade física dos efeitos de

cada componente da rocha (combinação linear entre eles), ou seja, relaciona os efeitos da

parte sólida da rocha (matriz multi-mineral) e da parte �uida (poro composto por água

doce), eq. 12.1,

P = φPw + (1− φ)PM ′ , (12.1)

sendo P a propriedade física que representa a combinação dos efeitos de todos os com-

ponentes da rocha, PM ′ a propriedade física da matriz multi-mineral, Pw a propriedade

física da água doce e φ a porosidade que representa o volume de �uido na constituição da

rocha.
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12.2.2 Curva de Matriz

O equacionamento da curva de matriz parte da equação de calibração da ferramenta

de densidade padrão API na forma,

ρB = φρw + (1− φ)ρcal, (12.2)

sendo ρcal a densidade da rocha de calibração, no caso o calcário ou ρcal = 2.71g/cm3.

A medida da ferramenta de Porosidade neutrônica segue a equação do modelo de rocha

na forma,

φn = φφnw + (1− φ)φnM ′ , (12.3)

sendo φnM ′ o parâmetro da porosidade neutrônica da matriz multi-mineral.

A calibração do per�l de porosidade neutrônica permite escrever,

ρB − ρcal
ρw − ρcal

=
φn − φnM ′

φnw − φnM ′
. (12.4)

Assim, a equação da reta de porosidade no grá�co densidade-neutrônico �ca na forma:

ρB =
ρw − ρcal
φnw − φnM ′

φn +
ρcalφnw − ρwφnM ′

φnw − φnM ′
. (12.5)

Observe que na equação da reta de porosidade calibrado com a densidade do calcário,

eq. 12.5, a quantidade φnM ′ é desconhecida e não é possível a sua solução porque ela é

dependente dos valores de ρB e φn que são registrados no per�s ao longo da camada, que

além de serem contaminados por ruído teríamos um sistema de n equações onde n é o

número de pontos e uma incógnita.

A determinação da curva da matriz está relacionada ao termo independente (coe�ciente

linear) da equação da reta de porosidade calibrado com a densidade do calcário, eq.

(13.05). Geometricamente, poderia se interpretar que cada par (φn,ρB) produzisse um

ponto na curva de porosidade a partir da intersecção da reta de porosidade passando por

ele. Da condição de calibração do per�l neutrônico, se ρB mede da densidade da matriz,

isso implica que φn seja nulo, ou seja,

se ρB = ρM ′ então φn = 0. (12.6)

Assim,

φnMLS = (
ρcal − ρM ′

ρw − ρM ′
)φnw, (12.7)

sendo φnMLS a porosidade neutrônica da matriz calibrada para calcário, a qual o subscrito

LS indica a rocha calcário (LS é a sigla em inglês para Limestone).
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Sabe-se que os valores da densidade da calcita e da densidade da água doce são

2, 71g/cm3 e 1g/cm3, respectivamente e o valor da porosidade neutrônica da água doce é

1. Utiliza-se esses valores na eq. 12.7 para se chegar na porosidade neutrônica da matriz

em função da densidade da matriz, calibrada para calcário puro, eq. 12.8,

φnMLS =
2, 71− ρM ′

1− ρM ′
. (12.8)

A curva da matriz, eq. 12.8, é uma hipérbole na qual se leva em consideração apenas o

tramo superior produzidos pelos valores de porosidade neutrônica entre [0,1]. A �gura 12.2

representa gra�camente o comportamento da curva da matriz, φnMLS(ρM ′ ). Percebe-se

que a curva atravessa o eixo das ordenadas no ponto da matriz calcário (ρM = 2, 71g/cm3).

Figura 12.2: Comportamento da relação da porosidade neutrônica da matriz em função
da densidade da matriz Padrão API, φnMLS(ρM ′ ).

A eq. 12.8 é então representada no grá�co densidade-neutrônico, �gura 12.3. Percebe-

se que a função curva de matriz intercepta os pontos de matriz pura de três minerais

comuns em rochas reservatórios que são arenito (100% quartzo), calcário (100% calcita)

e dolomito (100% dolomita), mostrando uma con�abilidade na função em estimar os
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parâmetros da matriz em rochas.

Figura 12.3: Representação da curva de calibração para calcário que relaciona densidade
da matriz em função da respectiva porosidade neutrônica no grá�co densidade-neutrônico.

A �gura 12.2 e a �gura 12.3 representam a calibração comum na indústria do petró-

leo hoje em dia, conhecida como padrão API. Contudo, pode-se calibrar a ferramenta

neutrônica para outros tipos de minerais comuns em rochas como dolomita e quartzo.

12.2.3 Parâmetros de Porosidade

Primeiramente, para a determinação dos parâmetros de porosidade, considera-se uns

valores registrados nos per�s de densidade e porosidade neutrônica em um trecho do

poço interpretado como rocha reservatório. A opção primária para a escolha do intervalo

reservatório vem da interpretação visual ou qualitativa do per�l de raios gama natural.

Selecionado o intervalo, observa-se que cada ponto em profundidade �ca caracterizado

por um par ordenado (φn,ρB) no grá�co densidade-neutrônico. Pelos critérios de interpre-

tação do grá�co, esses pontos não se espalham pelo plano, mas sim se aproximam da reta

de porosidade da matriz correspondente. Como observado na �gura 13.03, a intersecção
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da reta de porosidade para uma determinada matriz com a curva de matriz de�ne um

ponto cujas coordenadas são (φnM ′ , ρM ′ ) ou os parâmetros da matriz.

Considerando que a matriz é desconhecida (12.4), ou seja, os seus parâmetros são a

incógnita do problema é difícil o traçado da reta de porosidade. Deste modo, adota-se a

rede neural competitiva angular que se encarrega de determinar as direções predominantes

nos pontos no grá�co densidade-neutrônico. Interpreta-se cada direção estimada pela rede

como a direção de uma reta de porosidade de uma particular litologia, assim o número

de direções de�nidos pela rede neural indica o número de litologias presentes no intervalo

de rocha reservatório mensurado pelas ferramentas de porosidade. Neste caso, não se tem

nenhuma informação de caráter geológico sobre o litotipo rochoso, mas tão somente os

valores dos parâmetros de porosidade da matriz.

Figura 12.4: Grá�co densidade-neutrônico admitindo-se comportamento linear da poro-
sidade e ponto da água conhecido.

Conhecendo-se o ponto da água e o ponto da matriz (�gura 12.4), apresenta-se a

equação da reta da porosidade, eq. 12.9,

ρB =
ρw − ρM ′

φnw − φnM ′
φn +

ρM ′φnw − ρwφnM ′

φnw − φnM ′
= αφn + β, (12.9)

sendo α o coe�ciente angular da reta da porosidade,

α =
ρw − ρM ′

φnw − φnM ′
, (12.10)

e β o coe�ciente linear,
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β =
ρM ′φnw − ρwφnM ′

φnw − φnM ′
(12.11)

Substituindo o valor de φnM ′ por φnMLS, que é a curva de matriz, eq. 12.8, e os valores

de densidade e porosidade neutrônica da água doce ((φnw,ρw) = (1,1)) na equação da reta

da porosidade, eq. 12.9, pode-se chegar na expressão da densidade da matriz em função

do coe�ciente angular da reta da porosidade, eq. 12.12, na forma,

ρM ′ (αLS) = 1±
√
−1, 71αLS. (12.12)

Uma observação importante a respeito da eq. 12.12 é que a raiz dela não será um

número complexo, pois α é um número negativo devido à reta da porosidade ser decres-

cente. Outra observação é a respeito da duplicidade de soluções, sendo ambas representas

na �gura 12.5. Como não existe densidade negativa, elimina-se a solução negativa da

eq. 12.12, chegando-se na equação mais exata para o cálculo da densidade da matriz

multi-mineral em função do coe�ciente angular da reta da porosidade, eq.

ρM ′ (αLS) = 1 +
√
−1, 71αLS. (12.13)

Figura 12.5: Representação grá�ca da densidade da matriz multi-mineral em função do
coe�ciente angular da reta da porosidade.

Obtendo-se a medida da densidade da matriz, fazendo a substituição do valor en-

contrado na equação de calibração da ferramenta neutrônica para o calcário, eq. 12.8,

automaticamente se obtém a medida de porosidade neutrônica da matriz, eq. 12.14,

φnM ′ (αLS) = 1 +

√
−1, 71αLS
αLS

. (12.14)
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12.3 RESULTADOS

O método densidade-neutrônico, normalmente, é aplicado as camadas reservatórios

interpretadas pelo per�l de raios gama natural, na situação de término da operação de

per�lagem e, se disponível na análise do testemunho ou correlação geológica das fácies

reservatórios na avaliação de formação completa realizada nos escritórios das empresas

de petróleo. Nesse ponto, observa-se que a ocorrência de um erro de interpretação dos

zoneamento das camadas no intervalo reservatório pode comprometer enormemente os

resultados da porosidade.

Essa tese trata, então, o problema completo do cálculo da porosidade realizando o

zoneamento do intervalo reservatório e a determinação dos parâmetros de porosidade de

cada uma das camadas reservatórios identi�cadas. Infelizmente, o método não produz

uma identi�cação faciológica, mas sim uma diferenciação entre camadas diferentes com

propriedades físicas diferentes. A identi�cação litológica deverá ser realizada em um outro

procedimento, mantendo-se inalterado os intervalos de ocorrência de cada camada ao longo

da trajetória do poço.

Nessa tese de doutorado, apresenta-se exemplos com dados sintéticos e dados reais

de modo a ilustrar o método apresentado e embasar a avaliação da sua aplicabilidade no

mundo real da avaliação de formação na indústria do petróleo.

12.3.1 Dado Sintético

Adotou-se um modelo geológico clássico de um intervalo reservatório precedido e suce-

dido por uma camada de folhelho. O intervalo reservatório é constituído por duas camadas

com matrizes diferentes. A camada mais rasa (camada B) poderia ser classi�cada como

um calcarenito, com a matriz mineral constituída por 60% de quartzo e 40% de calcita.

Na sequência, encontra-se uma camada calcáriodolomítica, com matriz mineral consti-

tuída por 80% calcita e 20% dolomita. Este intervalo foi per�lado com as ferramentas

de raios gama natural, densidade e porosidade neutrônica que são apresentadas na �gura

12.6, onde a quarta trilha mostra a descrição do testemunho.
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Figura 12.6: Apresentação dos per�s utilizados com o seu testemunho correspondente.
Cada litologia é diferenciada com uma cor diferente, sendo a Litologia A representada
pela cor verde, a Litologia B pela cor vermelha e a Litologia C representada pela cor rosa.

A interpretação qualitativa do per�l de raios gama natural, trilha 1 da �gura 12.6,

indica a ocorrência de um intervalo reservatório nas profundidades de 1002 à 1010.8.

Este intervalo lido nos per�s de densidade e porosidade neutrônica é apresentado na

�gura 12.7 como as cruzes em preto, que é o grá�co densidade neutrônico. Nesta �gura,

mostra-se ainda as retas de porosidade correspondente aos 3 principais minerais. A reta

na cor amarela representa a reta da matriz quartzo, na cor azul claro a matriz calcita

e verde a matriz dolomítica. Vários autores, Nery (2013) e Crain (1986), preconizam a

possibilidade de uma interpretação litológica do grá�co densidade-neutrônico. Neste caso,

observa-se que os pontos do per�l se distribuem nas proximidades da matriz calcário,

sendo um indicativo da sua ocorrência no intervalo reservatório. Nada mais é possível ser

interpretado com respeito ao quartzo e a dolomita. Em termos qualitativos, o grá�co da

�gura 12.7 indica uma única camada com matriz calcita.

A �gura 12.7 apresenta ainda a curva de matriz apresentada nesta tese como a linha

na cor azul clara que intercepta as retas de porosidade de cada mineral exatamente no

ponto dos parâmetros da matriz. O ponto de matriz calcita é mostrado pelo círculo na

cor azul claro, litologia que se assumiu como mineral principal.
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Figura 12.7: Grá�co densidade-neutrônico com os pontos em cruzes referentes às medidas
de densidade e de porosidade neutrônica do intervalo reservatório do poço utilizado e as
retas dos três principais minerais comuns em rochas reservatórios.

O vetor de entrada da rede competitiva angular é construído a partir da diferença

vetorial entre cada ponto do grá�co densidade-neutrônico (gerados a partir dos per�s)

e o ponto da água doce. A forma unitária destes vetores de entrada é apresentada na

�gura 12.8 pelos círculos em preto distribuídos sobre a linha do circulo unitário, onde se

representou apenas o seu segundo quadrante pela linha na cor rosa. Este seguimento do

círculo unitário mostrado na �gura 12.8 é amostrado a cada 0.25 radianos. Cada ponto
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amostrado no círculo unitário representa um neurônio competitivo e o seu par ordenado

é tomado como os pesos sinápticos da rede angular que conectam a camada de entrada

com a camada competitiva.

Figura 12.8: Apresentação dos vetores diferença unitários das litologias B e C e o seu
correspondente padrão angular no círculo unitário.

Realiza-se a apresentação de todos os vetores diferença unitários de entrada na rede

competitiva angular. A cada entrada ocorre a competição angular e é de�nido o neurônio

competitivo vencedor. Ao �nal, tem-se um pequeno conjunto de neurônios ativos ou que

foram vencedores para um vetor qualquer de entrada. Estes neurônios são preservados
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e se elimina da camada competitiva todos os demais neurônios. Essa segunda camada

competitiva é forçada a uma nova competição que difere da competição angular tradicional

por impedir que um neurônio com peso sináptico ou par ordenado igual a um vetor

de entrada vença a competição. Com esta restrição, os pares ordenados dos neurônios

vencedores são apresentados a rede angular como vetores de entrada. Este procedimento

faz com que apenas os neurônios com os maiores números de vezes em que venceram a

competição sejam conservados. Na prática o número de neurônios vencedores nesta etapa,

na maioria dos casos, representa o número de camadas diferentes presentes no intervalo

reservatório.

A �gura 12.8 mostra o resultado da aplicação da rede competitiva angular aos pontos

do per�l apresentado na �gura 12.7. A Linha em vermelho indica a ocorrência de uma

camada e a linha azul de outra, assim a rede interpretou a ocorrência de duas camadas

reservatórios diferentes entre si e com matrizes diferentes entre si e diferentes da calcita.

A inclinação de cada linha de matriz na �gura 12.8 corresponde a inclinação da reta de

porosidade destas respectivas matrizes no grá�co densidade-neutrônico.

A �gura 12.9 mostra a sobreposição das retas de porosidade interpretadas pela rede

competitiva angular mostrando a ocorrência de duas camadas. As cruzes representativas

dos pontos do intervalo per�lado mudam de cor segundo o neurônio que deu origem a

inclinação da sua respectiva reta de porosidade. Assim, as cruzes rosas correspondem a

uma camada geológica cujos parâmetros da matriz são representados pelo par ordenado do

ponto de intersecção entre a sua correspondente reta de porosidade e a curva de matriz.

Na �gura 12.9, os pontos dos parâmetros de cada matriz são mostrados pelos círculos

sobre a curva de matriz nas cores correspondentes a cada camada.
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Figura 12.9: Grá�co densidade-neutrônico com as medidas de densidade e porosidade
neutrônica da Litologia A e da Litologia B diferenciadas pelas cores vermelha e rosa, res-
pectivamente. Também são mostrados das retas da Litologia B e da Litologia C adquiridas
com a aplicação da rede competitiva angular.

Na �gura 12.10, mostra-se a correspondência geológica do zoneamento das camadas

reservatórios pela metodologia apresentada e a descrição do testemunho. Na trilha 1,

mostra-se a descrição do testemunho, na trilha 2 a interpretação qualitativa do per�l de

raios gama natural com a única camada reservatório representada na cor preta, Na trilha 3,

mostra-se o zoneamento produzido pela metodologia apresentada nesta tese e na trilha 4 as

litologias identi�cadas em função da profundidade para efeito de avaliação. É importante
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observar que a solução do problema do cálculo da porosidade apresentado nesta tese foca

os dois problemas envolvidos no cálculo da porosidade que são uma aproximação mais

realista do valor das propriedades físicas da matriz e exatamente o intervalo em que a

rocha constituída por esta matriz ocorre ao longo da profundidade do poço.

Figura 12.10: Apresentação da a correspondência geológica do zoneamento das camadas
reservatórios pela metodologia apresentada e a descrição do testemunho.

A tabela 12.1 mostra a comparação entre os parâmetros de matriz adotados no mode-

lamento e os correspondentes parâmetros obtidos pela metodologia aqui apresentada. Em

uma análise super�cial da tabela 12.1, observa-se que o erro é da ordem dos centésimos

de milésimo.

A �gura 12.11 mostra o cálculo da porosidade. Na trilha 1 da �gura 12.11, reproduz-

se o intervalo per�lado a partir do per�l de raios gama natural. As porosidades são

calculadas apenas para os pontos do per�l identi�cados como reservatório. Obviamente,

realiza-se uma interpretação qualitativa do per�l de raios gama natural a �m de delimitar

os intervalos de ocorrência das rochas reservatórios e evitar um cálculo não realista e des-

necessário para efeito de avaliação de formação nos intervalos de folhelho. A trilha 2 da

�gura 12.11 mostra a comparação entre a curva de porosidade adotada no modelamento

dos per�s de densidade e porosidade neutrônica através do modelo de rocha adotado nesta

metodologia e representada pela linha em preto. A linha em azul claro representa o resul-

tado do método densidade-neutrônico adotando-se a interpretação qualitativa do grá�co

densidade-neutrônico mostrado na �gura 12.7, que sugere a matriz calcita. As vermelha e

azul escuro, em frente aos correspondentes intervalos de profundidade de ocorrência mos-
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Tabela 12.1: Descrição da litologia do poço utilizado com a densidade da matriz e a
sua respectiva porosidade neutrônica e os valores da inclinação das retas da porosidade
estimadas pela técnica aqui apresentada para o cálculo da porosidade.

 

 

 

Litologia Descrição 

Modelo Estimado 

𝝆𝑴′ 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝜱𝒏𝑴′ 

𝜶 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝝆𝑴′ 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝜱𝒏𝑴′ 

B 

60% quartzo e 

40% calcita 

2.6740 -0.0215 -1.6511 2.6803 -0.0177 

C 

80% calcita e 

20% dolomita 

2.7380 0.0161 -1.7784 2.7421 0.0184 

Calcário 100% calcita 2.71 0 - - - 

 

 

 

 

 

 

tram a distribuição dos valores de porosidade calculados por esta metodologia ao longo

da trajetória do poço. Para cada camada foi adotado os correspondentes parâmetros de

matriz quando da utilização do método densidade-neutrônico.

A trilha 3 da �gura 12.11 mostra o erro amostral entre as porosidades calculadas e

a porosidade adotada no modelamento. Observa-se que a aplicação da metodologia aqui

desenvolvida produz erros amostrais menores que a metodologia convencional. Mesmo

em dados sintéticos não se espera obter uma excelente coincidência entre a porosidade

do modelo e a porosidade calculada, pois para tornar o modelo su�cientemente realista,

considera-se a ocorrência de ruído inerente a operação de per�lagem e a presença de argila.

Observa-se que o ruído produz um deslocamento aleatório do ponto per�lado em relação

à reta de porosidade enquanto que a argilosidade induz um deslocamento na direção

nordeste. Isto evita a coincidência entre a curva do modelo e a curva calculada para a

porosidade.



129

Figura 12.11: Apresentação da comparação em profundidade do per�l de porosidade do
modelo utilizado (curva com a cor preta) com o per�l de porosidade calculado da forma
convencional (curva com a cor azul claro) e com a metodologia aqui apresentada (curva
com as cores vermelha e rosa).
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12.3.2 Dado Real

A metodologia deste trabalho foi aplicada nos dados de um poço selecionado do Campo

de Namorado (Bacia de Campos). O intervalo reservatório é constituído por duas cama-

das com matrizes diferentes, assumindo-se que essa região seja isenta de testemunho. A

camada mais rasa (camada D) é classi�cada como arenito e a mais profunda como Rit-

mito. Este intervalo foi per�lado com as ferramentas de raios gama natural (trilha 2),

densidade (trilha 3) e porosidade neutrônica (trilha 4) que são apresentadas na �gura

12.12, onde a trilha 1 mostra a descrição do testemunho.

Figura 12.12: Apresentação dos per�s de Campo do Namorado (Bacia de Campos) com
o seu testemunho correspondente. Cada litologia é diferenciada com uma cor diferente,
sendo a Litologia D representada pela cor vermelha, a Litologia E pela cor rosa.

A identi�cação da litologia a partir da trilha 1 da �gura 12.12 ajuda na localização

do intervalo para aplicação da técnica. Este intervalo lido nos per�s de densidade e

porosidade neutrônica é apresentado na �gura 12.13 como as cruzes em preto, que é

o grá�co densidade neutrônico. Nesta �gura, mostra-se ainda as retas de porosidade

correspondente aos 3 principais minerais. A reta na cor amarela representa a reta da

matriz quartzo, na cor azul claro a matriz calcita e azul escuro a matriz dolomítica. Uma

possível interpretação litológica desse grá�co seria assumir que a matriz seja calcita, uma

vez que se observa que os pontos do per�l se distribuem nas proximidades da reta da matriz

calcário, sendo um indicativo da sua ocorrência no intervalo reservatório. Nada mais é

possível ser interpretado com respeito ao quartzo e a dolomita. Em termos qualitativos,

o grá�co da �gura 12.13 indica uma única camada com matriz calcita.
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A �gura 12.13 apresenta ainda a curva de matriz apresentada nesta tese como a linha

na cor azul clara que intercepta as retas de porosidade de cada mineral exatamente no

ponto dos parâmetros da matriz. O ponto de matriz calcita é mostrado pelo círculo na

cor azul claro, litologia que se assumiu como mineral principal.

Figura 12.13: Grá�co densidade-neutrônico do poço da Bacia de Campos com os pontos
em cruzes referentes às medidas de densidade e de porosidade neutrônica do intervalo
reservatório do poço utilizado e as retas dos três principais minerais comuns em rochas
reservatórios.

O vetor de entrada da rede competitiva angular é construído a partir da diferença
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vetorial entre cada ponto do grá�co densidade-neutrônico (gerados a partir dos per�s)

e o ponto da água doce. A forma unitária destes vetores de entrada é apresentada na

�gura 12.14 pelos círculos em preto distribuídos sobre a linha do círculo unitário, onde se

representou apenas o seu segundo quadrante pela linha na cor preta. Este segmento do

círculo unitário mostrado na �gura 12.14 é amostrado a cada 0.25 radianos. Cada ponto

amostrado no círculo unitário representa um neurônio competitivo e o seu par ordenado

é tomado como os pesos sinápticos da rede angular que conectam a camada de entrada

com a camada competitiva.

Figura 12.14: Apresentação dos vetores diferença unitários das litologias D e E e o seu
correspondente padrão angular no círculo unitário.



133

A �gura 12.14 mostra o resultado da aplicação da rede competitiva angular aos pontos

do grá�co apresentado na �gura 12.13. A Linha em vermelho indica a ocorrência de uma

camada e a linha rosa de outra, assim a rede interpretou a ocorrência de duas camadas

reservatórios diferentes entre si e com matrizes diferentes entre si e diferentes da calcita.

A inclinação de cada linha de matriz na �gura 12.14 corresponde a inclinação da reta de

porosidade destas respectivas matrizes no grá�co densidade-neutrônico.

A �gura 12.15 mostra a sobreposição das retas de porosidade interpretadas pela rede

competitiva angular mostrando a ocorrência de duas camadas. As cruzes representativas

dos pontos do intervalo per�lado mudam de cor segundo o neurônio que deu origem a

inclinação da sua respectiva reta de porosidade. Assim, as cruzes em azul, por exemplo,

correspondem a uma camada geológica cujos parâmetros da matriz são representados pelo

par ordenado do ponto de intersecção entre a sua correspondente reta de porosidade e a

curva de matriz. Na �gura 12.15, os pontos dos parâmetros de cada matriz são mostrados

pelos círculos sobre a curva de matriz nas cores correspondentes a cada camada.

Na �gura 12.16, mostra-se a correspondência geológica do zoneamento das camadas

reservatórios pela metodologia apresentada e a descrição do testemunho. Na trilha 1 da

�gura 12.16, mostra-se a descrição do testemunho, na trilha 2 apresenta-se o per�l de

raios gama natural antes da aplicação da técnica. Na trilha 3, mostra-se o zoneamento

produzido pela metodologia apresentada nesta tese em função das medidas de raios gama

natural e na trilha 4 as litologias identi�cadas em função da profundidade para efeito de

avaliação. É importante observar que a solução do problema do cálculo da porosidade

apresentado nesta tese foca os dois problemas envolvidos no cálculo da porosidade que são

uma aproximação mais realista do valor das propriedades físicas da matriz e exatamente

o intervalo em que a rocha constituída por esta matriz ocorre ao longo da profundidade

do poço.
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Figura 12.15: Grá�co densidade-neutrônico com as medidas de densidade e porosidade
neutrônica da Litologia D e da Litologia E diferenciadas pelas cores vermelha e rosa, res-
pectivamente. Também são mostrados das retas da Litologia D e da Litologia E adquiridas
com a aplicação da rede competitiva angular.
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Figura 12.16: Apresentação da a correspondência geológica do zoneamento das camadas
reservatórios pela metodologia apresentada e a descrição do testemunho.

A tabela 12.2 mostra a comparação entre os parâmetros de matriz adotados no mode-

lamento e os correspondentes parâmetros obtidos pela metodologia aqui apresentada. Em

uma análise super�cial da tabela 12.2, observa-se que o erro é da ordem dos centésimos

de milésimo.

A �gura 12.17 mostra o cálculo da porosidade da camada de arenito identi�cada na

�gura 12.16 e a �gura 12.18 o cálculo da porosidade da camada de ritmito. Na trilha 1 de

cada �gura é representada o intervalo per�lado a partir do per�l de raios gama natural

com as litologias identi�cadas. As porosidades são calculadas apenas para os pontos

do per�l identi�cados como reservatório. A trilha 2 de cada uma dessas �guras mostra

a comparação entre a curva de porosidade criada pela técnica apresentada e com uma

aproximação feita pela técnica convencional (neste caso, aproximação para uma matriz

calcita). A trilha 2 da �gura 12.17 é uma comparação entre as curvas de porosidade

admitindo matriz calcita (cor azul claro) e a curva utilizando a técnica (cor vermelha)

na camada. A trilha 2 da �gura 12.18 é uma comparação entre as curvas de porosidade

admitindo matriz calcita (cor azul claro) e a curva utilizando a técnica (cor rosa).
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Tabela 12.2: Descrição da litologia do poço utilizado com a densidade da matriz e a
sua respectiva porosidade neutrônica e os valores da inclinação das retas da porosidade
estimadas pela técnica aqui apresentada para o cálculo da porosidade.

Litologia Descrição 

Modelo Estimado 

𝝆𝑴′ 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝜱𝒏𝑴′ 

𝜶 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝝆𝑴′ 

(𝒈/𝒄𝒎𝟑) 

𝜱𝒏𝑴′ 

D Arenito - - -1.6623 2,6860 -0,0142 

E Ritmito - - -1.8115 2,7600 0,0284 

Calcário 100% calcita 2,71 0 - - - 

 

Figura 12.17: Apresentação da comparação em profundidade do per�l de porosidade
calculado da forma convencional (curva com a cor azul claro) e com a metodologia aqui
apresentada (curva com a cor vermelha).
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Figura 12.18: Apresentação da comparação em profundidade do per�l de porosidade
calculado da forma convencional (curva com a cor azul claro) e com a metodologia aqui
apresentada (curva com a core rosa).

12.4 CONCLUSÕES

A importância da propriedade petrofísica porosidade e a realidade do seu valor es-

timado na avaliação de formação transcende a geofísica de poço e impacta diretamente

sobre as estratégias gerenciais de explotação do poço, na sua avaliação econômica e �nal-

mente sobre os valores das ações das empresas de petróleos nas bolsas de valores mundiais.

A porosidade re�ete o volume de �uido presente na rocha e impacta diretamente sobre

as estimativas de saturação de óleo. Por mais cuidado que se tenha na estimativa da

saturação, na prática eles são ine�cazes se o cálculo da porosidade não for realista.

Assim, ocupou-se de melhorar o procedimento convencional para o cálculo da po-

rosidade pelo método densidade-neutrônico apenas em termos de uma estimativa mais

realista para as propriedades físicas da matriz. E qualitativamente, os resultados do de-

senvolvimento desse trabalho mostram uma qualidade superior ao método convencional,

evidenciando que essa possa futuramente ser bastante utilizada na indústria.



13 ARTIGO II: IDENTIFICAÇÃO DE LITOLOGIA EM PERFIS

GEOFÍSICOS DE POÇOS POR INFERÊNCIA FUZZY

RESUMO

O objetivo deste trabalho é apresentar um sistema de inferência fuzzy com a �nalidade

de identi�car litologias a partir de per�s geofísicos de poços e amostras de testemunhos

de um poço especí�co e transportar essas informações para poços não-testemunhados

próximos no mesmo campo petrolífero. As variáveis de entrada neste sistema de inferência

são per�l de raios gama natural (GR) e per�s de porosidade (densidade, neutrônico e

sônico) usados para obter os parâmetros M e N do grá�co M-N a �m de reduzir o número

de variáveis usadas e obter intervalos numéricos mais discretos para as variáveis. A base de

dados deste sistema de inferência é construída a partir da informação de testemunho com

evidência da presença de litologias reconhecidas. A resposta deste sistema de inferência

(saída) é a indicação, ao longo da profundidade do poço não-testemunhadodos, de onde

as litologias ocorrem. A metodologia proposta foi aplicada a dados reais de dois poços

registrados no Campo de Namorado (Bacia de Campos, Rio de Janeiro). Em geral, o

sistema obteve 97% de precisão, chegando à conclusão de que a metodologia apresentada

é aplicável ao mapeamento de uma camada reservatório (arenito, por exemplo) ao longo

do campo petrolífero, mesmo em cenários geológicos complexos com pequenas variações

de espessura e profundidade da camada de interesse.

Palavras-chaves: Per�lagem geofísica de poço. Per�l de porosidade. Per�l litoló-

gico. Correlação. Inferência fuzzy.



ABSTRACT

The purpose of this work is to present a fuzzy inference system in order to identify

lithologies from wireline logs and core data from a speci�c borehole and transport this

information to nearby uncored wells in the same oil�eld. Input variables in this inference

system are natural gamma ray log (GR) and porosity logs (density, neutron porosity and

sonic) used to obtain M and N parameters from M-N plot in order to reduce the number

of variables used and obtaining more discrete numerical intervals for the variables. The

database of this inference system is built from the core information with evidence of

the presence of recognised lithologies. The response of this inference system (output)

is indicated along the depth of uncored boreholes where the lithologies occurring. The

proposed methodology was applied to real well log data recorded in two boreholes in the

Campo de Namorado (Bacia de Campos, Rio de Janeiro). In general, the system obtained

97% of accuracy, getting the conclusion that the methodology presented is applicable to

the mapping of one reservoir layer (sandstone, for example) along oil�eld, even at complex

geologic scenarios which cause the thickness variations and of the depth of the layer of

interest.

Keywords: Geophysical well logging. Porosity log. Lithology log. Correlation.

Fuzzy inference.
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13.1 INTRODUÇÃO

A avaliação da formação precisa de várias informações, que são características particu-

lares de cada reservatório em um campo petrolífero, para produzir uma estimativa realista

do volume de hidrocarbonetos. Essas informações, comumente, não são fornecidas pelos

próprios per�s geofísicos de poços, mas re�etem as características geológicas das camadas

do reservatório, que determinam sua quali�cação como reservatório de hidrocarbonetos.

Parte importante dessas informações geológicas sobre a rocha do reservatório pode ser

resumida pelo conceito de litologias (Selley et al., 1976) e geralmente são produzidas por

análise de testemunho.

Na maioria das situações de exploração de petróleo no mar (o�shore) não se dispõe do

apoio geológico dos levantamentos de campo, pela ausência de a�oramentos e alto custo

operacional. Normalmente nos campos marítimos são perfurados alguns poços chaves,

dos quais são retirados testemunhos para suprir as informações geológicas necessárias à

avaliação de formação e ao aumento do conhecimento estratigrá�co do campo.

Como muitos poços em campos de petróleo não são testemunhados, acaba-se utilizando

alguns algoritmos inteligentes com a �nalidade de se fazer a identi�cação de camadas li-

tológicas em profundidade. Na literatura, é muito comum encontrar trabalhos utilizando

redes neurais arti�ciais e inferência fuzzy para resolver este tipo de problema. Por exem-

plo,Bosch et al. (2013) aplicaram inferência fuzzy em Application to the KTB Project Data

set (Germany) com a �nalidade de identi�car litologia em dados geofísicos de poços.

Hsieh et al. (2005) �zeram um sistema de inferência fuzzy para identi�car formações

litológicas de água subterrânea a partir de per�s geofísicos de poços. Esse estudo hi-

drogeológico utilizou como dados de entrada alguns per�s convencionais na indústria do

petróleo que são per�l de raios gama natural, per�s elétricos e o per�l sônico compensado.

Foram utilizadas 5 funções de pertinência trapezoidais, sendo cada uma indicativa de um

termo linguístico descrito no trabalho.

Jia (2012) fez identi�cação de litologia utilizando algorítmo ANFIS, Adaptive Network-

based Fuzzy Inference Systems (Jang, 1993). Esse algoritmo é uma combinação de redes

neurais arti�ciais com inferência fuzzy. Assim como na inferência fuzzy convencional, são

criadas funções de pertinências que de�nem cada intervalo em profundidade do poço e

funções de pertinências de saída que representam cada litologia identi�cada. A rede neural

arti�cial combinada com a inferencia fuzzy tem por �nalidade melhorar os parâmetros de

ajuste das funções. Neste trabalho, ele utilizou per�s de resistividade, per�l de potencial

espontâneo e o per�l de raios gama natural para identi�car os intervalos de lamito, arenito,

e arenito argiloso em profundidade.
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13.1.1 Relevância

Saggaf and Nebrija (2003) também utilizaram inferência fuzzy. O objetivo deles é

inferior a litologia e fácies deposicionais a partir de per�s. No artigo, eles de�nem a

forma de criação das funções de pertinências que de�nem cada fácies identi�cadas em

profundidade do poço. Elas são criadas a partir da interpretação visual dos histogramas

das medidas de propriedades físicas de cada intervalo de fácies de poço. Com isso, o

intérprete tem a Liberdade de escolher o tipo de função de pertinência que, na opinião

dele, representa as medidas de propriedades físicas daquele intervalo do poço.

Este trabalho de�ne uma forma diferente de criação das funções de pertinências de�ni-

dos por Saggaf and Nebrija (2003), sem a necessidade de se fazer uma interpretação visual

dos histogramas dos dados. Elas são de�nidas a partir da análise estatística dos dados

do intervalo de poço, sendo cada propriedade física do intervalo litológico representado

por uma função gaussiana. Para isso, calcula-se o desvio padrão e a media para cada

propriedade física medida no poço.

No entanto, sabe-se que para uma função gaussiana representar bem um conjunto de

dados é preciso que ele corresponda a uma distribuição normal e seja unimodal. Então,

para se aplicar a técnica é necessário testar a normalidade e a unimodalidade do conjunto

de dados para que ele seja aplicável na metodologia. Caso ele se afaste demais de uma

distribuição normal, a função gaussiana pode ser descartada.

13.1.2 Objetivo

O objetivo desse trabalho é apresentar uma metodologia computacional baseada na

inferência fuzzy. A partir da informação de litologias obtidas em um poço testemunhado,

o método aqui apresentado realiza o reconhecimento dessas mesmas litologias em poços

não testemunhados a partir da junção das informações iniciais com os per�s geofísicos de

poços . Este método apresenta um Sistema de Inferência Fuzzy que permite incorporar a

informação geológica disponível nos poços testemunhados e transportá-la para poços não

testemunhados determinando a continuidade lateral das litologias.

13.2 METODOLOGIA

Informações geológicas adquiridas em poços testemunhados podem ser usadas na cor-

relação realista entre as principais características de uma camada e as propriedades físicas

mensuradas e registradas pelos per�s geofísicos. Assim pode-se estabelecer uma correlação

entre a descrição das litologias e os per�s de raios gama natural e porosidades (densidade,

neutrônico e sônico), estes últimos codi�cados segundo os parâmetros M e N (Burke et al.,

1969).



142

A construção de um sistema de inferência fuzzy para a identi�cação de litologias em

um poço não testemunhado considera:

(i) A existência de correlação entre propriedades físicas e características geológicas;

(ii) A correlação entre propriedades físicas e características geológicas estabelecida em

um poço testemunhado é similar a correlação presente nos poços não testemunhados;

(iii) As medidas de cada propriedade física em um intervalo de poços devem ter uma

distribuição normal unimodal para garantir maior precisão na técnica empregada.

A metodologia deste trabalho está dividida em 4 etapas:

Etapa 1: É realizado o reconhecimento do intervalo em profundidade de ocorrência

das litologias em um poço testemunhado, sendo selecionados os pontos em profundidade

nesse intervalo no per�l de raios gama (Ellis and Singer, 2007) e criado o grá�co M-N

(Burke et al., 1969).

Passo 2: É necessário criar as funções de pertinências (Zadeh, 1965) que caracterizam

cada litologia de poço. Eles podem ser criados com base nos histogramas construídos

com os dados de cada propriedade física selecionada (Saggaf and Nebrija, 2003). Sabe-se

que dados discretos são bem representados por funções gaussianas na distribuição nor-

mal. Neste artigo, eles são gerados com base na função de densidade de probabilidade. O

problema é que a função densidade de probabilidade é diretamente afetada pela norma-

lidade da distribuição. Por isso, há a necessidade de se saber se a distribuição é normal

e unimodal. Então, este passo começa com a descoberta da moda de cada propriedade

física por um intervalo do poço analisado. Em seguida, é aplicado o teste de Shapiro

and Wilk (1965) para descobrir se cada intervalo corresponde a uma distribuição normal.

Também é usado o grá�co Q-Q (Wilk and Gnanadesikan, 1968) para veri�car visualmente

a normalidade. Após comprovar a unimodalidade e a normalidade de cada intervalo do

poço, calcula-se o desvio padrão e a média ou esperança dos mesmos que serão utilizados

para gerar a função densidade de probabilidade. A �gura 13.1 mostra como criar funções

de pertinências. Observe que na trilha um é selecionado os intervalos em profundidade.

A é a propriedade física analisada. A segunda faixa representa apenas o desvio padrão

e a média usada para criar a função gaussiana mostrada na trilha 3. A trilha 4 mostra

as funções de pertinências para cada intervalo com base na função gaussiana na trilha

3. Finalmente, a trilha 5 representa todas as funções de pertinências criadas no mesmo

universo.
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Figura 13.1: Criação de funções de pertinência relacionadas a uma propriedade física de
dados do poço.

Passo 3: As funções de saída do sistema fuzzy são criadas (�gura 13.2). Neste trabalho,

elas são de�nidas como funções triangulares e cada uma delas, j, representa cada litologia

do poço.

Figura 13.2: Exemplo de uma função de saída que pode ser usada para o sistema de infe-
rência fuzzy apresentado. É importante notar que j corresponde ao número de litologias
que podem ser identi�cadas.
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Etapa 4: Regras de inferência fuzzy (Mamdani, 1974) são criadas para um dado de

poço de referência. É utilizado o operador AND (E), que corresponde à operação MIN,

nas regras de implicações entre duas propriedades físicas. Após a aplicação, as áreas são

geradas nos triângulos criados como saídas do sistema de inferência na etapa anterior.

Sabe-se que cada triângulo corresponde a uma certa litologia. Várias áreas são geradas

devido à aplicação de inúmeras regras de inferência. No �nal, todas as áreas são somadas,

um tipo de agregação chamada SUM (Dubois and Prade, 1985). A saída do programa

é a média da coordenada de abscissa dos pontos com o maior grau de pertinência, a

defuzzi�cação do tipo MON (Sugeno, 1985; Lee, 1990);.

A tabela 13.1 representa um exemplo hipotético das regras de inferência usadas neste

trabalho. É possível perceber que, se o número de litologias a serem identi�cadas e/ou o

número de propriedades físicas a serem usadas aumentar, o número de regras de inferência

também aumenta. A �gura 13.3 mostra esquematicamente este exemplo da operação da

inferência fuzzy apresentada. Podemos perceber nesta �gura que existem 3 litologias,

porque os intervalos dos intervalos de saída estão entre 0 e 3. Também podemos ver que

existem três propriedades físicas A, B e C. Neste trabalho, essas propriedades são medidas

de GR e Parâmetro M e N do grá�co MN.

Tabela 13.1: Exemplo de uma regra de inferência que utiliza três propriedades físicas e
três litologias a serem identi�cadas.

Regra Implicação Operador Implicação Saída 

1 Se A é Litologia 1 AND Se B é Litologia 1 Litologia 1 

2 Se A é Litologia 2 AND Se B é Litologia 2 Litologia 2 

3 Se A é Litologia 3 AND Se B é Litologia 3 Litologia 3 

4 Se A é Litologia 1 AND Se C é Litologia 1 Litologia 1 

5 Se A é Litologia 2 AND Se C é Litologia 2 Litologia 2 

6 Se A é Litologia 3 AND Se C é Litologia 3 Litologia 3 

7 Se B é Litologia 1 AND Se C é Litologia 1 Litologia 1 

8 Se B é Litologia 2 AND Se C é Litologia 2 Litologia 2 

9 Se B é Litologia 3 AND Se C é Litologia 3 Litologia 3 
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Figura 13.3: Exemplo de uma regra de inferência que utiliza três propriedades físicas e
três litologias a serem identi�cadas.

A �gura 13.4 representa um esquema da Inferência Fuzzy usada aqui. As saídas,

adquiridas com defuzzi�cação (Método MON), possuem informações sobre as LITOLO-

GIAS correspondentes ao ponto de profundidade analisado. O algoritmo fuzzy analisa

cada ponto de profundidade e mostra a litologia correspondente.

Figura 13.4: Esquema de etapas de inferência Fuzzy utilizadas neste trabalho.
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13.3 RESULTADOS

A metodologia deste trabalho foi aplicada em dois poços do campo de Namorado

(Bacia de Campos, Brasil), poço A (poço de referência) e poço B (poço de teste). A

informação de testemunho do poço de teste (Poço B) não é usada pelo sistema fuzzy e

serve apenas para validação de resultados.

13.3.1 Poço A (Poço de Referência)

A �gura 13.5 representa o conjunto de per�s do poço de referência (poço A). A primeira

trilha representa a descrição do testemunho (descrição da litologia), mostrada na tabela

13.2. A segunda trilha representa o per�l de raios gama (GR), a terceira o per�l de

densidade (RHOB), a quarta o per�l neutrônico (NPHI) e a quinta o per�l sônico ( DT).

Tabela 13.2: Descrição litológica do poço A.

Litologia Descrição 

1 Marga 

2 Arenito 

3 Ritmito 

 

 
 
 

Figura 13.5: Seleção das litologias no poço A (poço de referência). Cada litologia é
de�nida por diferentes símbolos e cores.
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A �gura 13.6 representa o grá�co M-N referente às litologias selecionadas no poço A.

Percebe-se que cada litologia é identi�cada por uma cor diferente.

Figura 13.6: Identi�cação de litologias selecionadas do poço A no grá�co M-N.

Na tabela 13.3, existem informações estatísticas sobre os parâmetros GR, M e N dos

intervalos selecionados em profundidade. W e P-value podem mostrar se a distribuição

é normal. Se o valor de P for maior que 0, 05, é uma situação de distribuição normal.

Percebe-se que, em GR da litologia 1 e litologia 3, no parâmetro M da litologia 3, e no

parâmetro N da litologia 1, litologia 2 e litologia 3, o valor P é menor que 0,05, o que

mostra que, nesses casos, a distribuição não é normal. Através da análise da �gura 13.7a,
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�gura 13.7c, �gura 13.8c, �gura 13.9a, �gura 13.9b e �gura 13.9c, nota-se que a maioria

dos pontos está próxima a reta. Assim, supõe-se que estes sejam casos de distribuição

normal (aproximadamente). Com isso, podemos criar gaussianos para representar cada

medida de propriedades físicas de intervalos selecionados em profundidade. É importante

enfatizar que outros tipos de medidas podem ser usados para a metodologia criada, como

o per�l de SP e per�l de indução, por exemplo. Foram escolhidas medidas de raios gama

naturais, pois são quase sempre coletadas em todos os poços registrados e registros de

porosidade, pois podem ser convertidos em parâmetros M e N, tendo a vantagem de ter

três medidas de poço convertidas em duas, ou seja, reduzir a número de variáveis.

Tabela 13.3: Informações estatísticas sobre cada uma das propriedades físicas dos inter-
valos selecionados em profundidade.

 
Nº de 

medidas 
Mínimo Máximo Média Mediana Moda 

Desvio 

Padrão 
W P-valor 

Medida de GR (API) 

Litologia 1 118 35.9336 64.2866 51.1289 51.4219 46 6.0424 0.97555 0.02986 

Litologia 2 67 32.0586 52.0742 41.4110 41.1523 40.3086 4.2200 0.98262 0.4726 

Litologia 3 91 18.1741 55.1250 28.7076 26.8945 30.7109 6.9522 0.90234 4.64x10-6 

Medida do parâmetro M 

Litologia 1 118 0.6596 0.7367 0.6973 0.6972 0.6596 0.0164 0.98635 0.2816 

Litologia 2 67 0.7129 0.8780 0.8004 0.8044 0.7129 0.0314 0.97790 0.2774 

Litologia 3 91 0.7155 0.8054 0.7746 0.7764 0.7155 0.0164 0.94518 0.0007916 

Medida do parâmetro N 

Litologia 1 118 0.5050 0.5553 0.5267 0.5261 0.5050 0.0106 0.97399 0.02161 

Litologia 2 67 0.5389 0.7339 0.6030 0.6012 0.5389 0.0337 0.89495 3.566x10-5 

Litologia 3 91 0.5069 0.5865 0.5664 0.5694 0.5069 0.0142 0.89967 3.515x10-6 

 

Figura 13.7: (a) Grá�co Q-Q das medidas de GR da litologia 1. (b) Grá�co Q-Q das
medidas de GR da litologia 2. (c) Grá�co Q-Q das medidas de GR da litologia 3.
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Figura 13.8: (a) Grá�co Q-Q das medidas de M da litologia 1. (b) Grá�co Q-Q das
medidas de M da litologia 2. (c) Grá�co Q-Q das medidas de M da litologia 3.

Figura 13.9: (a) Grá�co Q-Q das medidas de N da litologia 1. (b) Grá�co Q-Q das
medidas de N da litologia 2. (c) Grá�co Q-Q das medidas de N da litologia 3.

As �guras 13.10, 13.11 e 13.12 são semelhantes à �gura 13.1. Elas, respectivamente,

mostram como as funções de pertinências a partir dos dados de registros de raios gama

naturais (GR) e os dados dos parâmetros M e N para cada litologia do poço A são criadas.
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Figura 13.10: Criação das funções de pertinência relacionadas ao poço A, a partir dos
dados do per�l de raios gama natural (GR).

Figura 13.11: Criação de funções de pertinência relacionadas ao poço A, a partir dos
dados dos parâmetros M.
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Figura 13.12: Criação das funções de pertinência relacionadas ao poço A, a partir dos
dados dos parâmetros N.

A �gura 13.13 representa as funções de pertinências relacionadas às variáveis de en-

trada (GR, parâmetro M e N) do sistema fuzzy aplicado.

Figura 13.13: Funções de pertinências relacionadas às variáveis de entrada (GR, parâmetro
M e N).

A �gura 13.14 representa a função de saída do sistema fuzzy usado. Percebe-se que

cada uma das funções triangulares representa cada litologia encontrada no poço. O in-

tervalo de abscissa entre 0 e 1 representa litologia a, entre 1 e 2 litologia 2 e entre 2 e 3

litologia 3.
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Figura 13.14: Função de saída do sistema fuzzy apresentado.

As seguintes regras de inferência, tabela 13.4, foram de�nidas e utilizadas na identi�-

cação litológica:

Tabela 13.4: Regras de Inferência utilizadas para identi�car litologias.

Regra Implicação 1 Operador Implicação 2 Saída 

1 Se M é litologia 1 AND Se N é litologia 1 Litologia 1 

2 Se M é litologia 2 AND Se N é litologia 2 Litologia 2 

3 Se M é litologia 3 AND Se N é litologia 3 Litologia 3 

4 Se GR é litologia 1 AND Se M é litologia 1 Litologia 1 

5 Se GR é litologia 2 AND Se M é litologia 2 Litologia 2 

6 Se GR é litologia 3 AND Se M é litologia 3 Litologia 3 

7 Se GR é litologia 1 AND Se N é litologia 1 Litologia 1 

8 Se GR é litologia 2 AND Se N é litologia 2 Litologia 2 

9 Se GR é litologia 3 AND Se N é litologia 3 Litologia 3 

 

Este sistema de inferência fuzzy quando aplicado em dados de poço resulta em valores

numéricos entre 0 e 3 (método de defuzzi�cação do tipo SUM). Cada ponto de profundi-

dade está localizado em um intervalo entre 0 e 3, que representa cada litologia do poço.

13.3.2 Poço B (Poço Teste)

Na Figura 18.11, é mostrado o conjunto de per�s do poço B (poço teste). É importante

ressaltar que o poço B é testemunhado, mas partimos do pressuposto que não para provar

a metodologia utilizada no trabalho. As mesmas litologias selecionadas no poço A são

apresentadas no poço B.
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Figura 13.15: Apresentação dos per�s do poço B (poço teste). Cada litologia é de�nida
por diferentes símbolos e cores.

A �gura 13.16 representa o grá�co M-N criado a partir dos per�s de porosidade das

litologias selecionadas no poço B, sendo cada litologia identi�cada por uma cor diferente.

As regras de inferência descritas foram aplicadas em todos os pontos das litologias

selecionadas do poço B em função da profundidade. A �gura 13.17 representa o grá�co

M-N do poço B após a identi�cação litológica. Percebe-se que cada litologia é representada

por uma cor diferente. A �gura 13.18 representa as litologias do poço B identi�cadas em

profundidade, sendo a primeira trilha a informação sobre os intervalos testemunhados,

a segunda o per�l de raios gama natural (GR) antes da identi�cação, a terceira o per�l

de raios gama natural (GR) após identi�cação e a quarta as litologias identi�cadas em

profundidade pelo sistema de inferência proposto.
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Figura 13.16: Grá�co M-N das litologias selecionadas do poço B (poço teste) antes da
identi�cação litológica.
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Figura 13.17: Litologias selecionadas do poço B identi�cadas no grá�co M-N após da
aplicação da técnica.
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Figura 13.18: Litologias do poço B identi�cadas em função da profundidade após a apli-
cação da técnica.

13.4 CONCLUSÕES

Foi apresentado um sistema de inferência fuzzy para a identi�cação de litologias di-

retamente nas medidas de per�s geofísicos de um poço não-testemunhado. O sistema

de inferência constrói seu banco de dados em torno dos per�s registrados em um poço

testemunhado, onde as litologias são identi�cadas na análise do testemunho.

O sistema de inferência fuzzy apresentado aqui obteve 100% de precisão quando apli-

cado em intervalos de marga e ritmito. Quando foi aplicado em intervalos de arenito, tem

96% de precisão. Em geral, o sistema obteve 97% de precisão, chegando à conclusão de

que a metodologia apresentada é aplicável ao mapeamento de uma camada de reservató-

rio (arenito, por exemplo) ao longo do campo petrolífero, mesmo em cenários geológicos

complexos que causam variações de espessura e profundidade da litologia de interesse.

Pode-se notar que uma desvantagem da técnica é que, para ser aplicada, é necessário

que os dois poços, poço de referência e o poço teste, tenham os mesmos tipos de per�s.

Outra desvantagem é que o sistema de inferência criado sempre identi�cará uma das

litologias selecionadas no poço de referência, ou seja, se o poço de teste tiver um intervalo

em profundidade com uma litologia não encontrada no poço de referência, esse intervalo

será erroneamente classi�cado como uma litologia encontrada no poço de referência.



14 CONSIDERAÇÕES FINAIS

Neste trabalho, foi mostrado dois métodos utilizando técnicas heurísticas para resolver

dois problemas da Avaliação de Formação. O primeiro método, o qual utiliza Rede Neural

Competitiva Angular, resolve dois problemas que são a identi�cação de litologia e o cálculo

da porosidade de camadas reservatórios. A segunda, a qual utiliza Inferência Fuzzy, faz

a identi�cação de litologia em poço não-testemunhado utilizando na técnica informações

de testemunho de poços vizinhos.

Ambas as técnicas apresentadas mostraram resultados bastante satisfatórios, desem-

penhando bem as proposições apresentadas no trabalho. Assim, Pode-se dizer que elas

são aplicáveis para a solução desses dois problemas clássicos da Avaliação de Formação ao

longo do campo petrolífero.
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