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Abstract

A new LWD resistivity tool is proposed that
incorporates antennas tilted from the logging axis. In
horizontal drilling its deep depth of investigation
allows the tool to detect an adjacent bed from a
distance. Due to the tilted antennas, itsresistivity
measurement is azimuthally sensitive. Hence, the
direction of the adjacent bed can beidentified. Ina
vertical well, the tool can measure both horizontal
and vertical resistivities simultaneously.

Introduction

In geosteering operations awell isto be placedin a
targeted pay formation for maximum exploitation of
the reservoir potential. There are two major factors
that may affect the success of designed well
placement. Thefirst is the uncertainty in the 3D earth
model that defines the target pay formation in well
planning. The second is the error in execution of
directional drilling. Consequently wells often deviate
from the targeted formations. The well must then be
directed to re-enter the target formation.

The LWD measurements are used as a havigation
when wells are drilled. For example, conventional
LWD resistivity data can identify bed interfaces as
the tool crossesthem. However, the upward or
downward direction of interface crossing cannot be
determined. Some directional LWD measurements,
e.g., thedirectional gammalog and Bit-resistivity log,
can distinguish the direction of bed crossing.
However, their range of investigation is very shallow.
When the tool registers the bed crossing, the drill bit
is aready in the wrong formation. The bit hasto be
pulled back and re-oriented or the well hasto be
directed to re-enter the formation some distance
away. It isdesirable to have adirectional LWD tool
with adeeper depth of investigation. Then an
approaching bed interface can be detected at a
distance. The directional datawill provide guidance
for drilling navigation to avoid the approaching bed
interface.

This paper describes an LWD directional resistivity
tool that has an azimuthally senstive response (Ref.1).
In conventional LWD induction tools, transmitter
antennas and receiver antennas are wound around the
tool axis. The plane of the antennais normal to the
tool axis. The proposed new tool is also an induction-
type conductivity measurement tool. In thistool,
however, either the transmitter or the receiver, or
both, istilted at a certain angle with respect to the
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tool axis. Thistilted antenna placement breaks the
axial symmetry of the tool, and thus the tool response
isazimuthally sensitive (Ref.2). The depth of
investigation is controled by the transmitter-receiver
spacing. At 500 kHz, the adjacent conductive bed can
be detected from about 40-in. away for 40-in.
transmitter-receiver spacing. This azimuthal
sensitivity not only determines the direction of the
adjacent bed, but also helpsto identify the presence of
adjacent bed itself.

In order to evaluate the tool’ s proximity detection
capability, tool responses were examined for an
adjacent bed in a horizontal well for different
transmitter-receiver spacings (from 30 in. to 60 in.),
at two different frequencies (2 MHz and 500 kHz),
and for the tilt angles from 90 degrees to—90 degrees.
The difference between the tilted antenna responses
and corresponding conjugate responses were highly
sensitive to the presence of an adjacent bed for tilt
anglesin the range of 45- to 60-degrees.

In this new resistivity concept, either transmitter or
receiver has to betilted. Both the transmitter and
receiver may betilted. In LWD operation, the tool
rotates in the borehole. The conjugate response is
obtained when the tilted antennatool rotates by 180
degrees. Sometimes the tool slides asin particular
LWD operations or when incorporated into coiled
tube drilling bottom hole assembly (BHA). To obtain
conjugate response in such cases, a set of threetilted
antennas has to be used. Any tilt angle can be
reconstructed from the original responses from these
three antennas.

Directional Induction Conductivity Tool
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conventional DRT DRT DRT-1
at conjugate
direction

Fig.1 Antennasin DRT
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In conventional LWD induction tools, transmitter
antennas and receiver antennas are wound around the
tool axis. The circle defined by the antennaloop is
normal to the tool axis. Because of this axially
symmetric configuration, the tool’ s response does not
have any directional (azimuthal) sensitivity.

In this new directional resistivity tool either the
transmitter or the receiver or both are placed, not
perpendicular, but at sometilt angle with respect to
thetool axis. Thus, as shownin Fig.1, the axial
symmetry of the tool is broken and the tool response
becomes azimuthally sensitive (Ref.2).

Tool Response in Homogeneous Anisotropic
Formations
Consider a homogeneous and anisotropic formation
whose horizontal and vertical conductivities are
defined by ?;; and ?. If thetool isplaced in a
formation with a deviated borehole at an angle ?
relative to the vertical gravity vector, the tool
responseisgiven as,
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The antenna stilt angle? isdefined in Fig.1. Ina
vertical well at ?=0,
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Unlike a conventional induction tool (with ?=0) that
responds only to the horizontal conduxtivity ? ,
thistool responds also to the vertical conductivity ?)
(Ref.3).

The tool responses were examined for different
transmitter-receiver spacings (from 30 in. to 60in.),
at two different frequencies (2 MHz and 500 kHz),
and for tilt angles that ranged from 90 degreesto —90
degrees. The formation resistivity were asssumed to
be 10 ohm-m in the lower formation and 1 ohmm in
the upper formation in the following calculations.

Azimuthal Resistivity Response in Horizontal
Wells

Let us consider the tool in ahorizontal well placed at
adistance D from an adjacent bed (Fig.2). Can the
tool detect the bed interface from a distance?

shale
pay zone
D
T R T R
N o o, N
-¢
DRT conjugate direction

Fig.2 Proximity Detection by DRT

Figure 3 shows the phase shift at areceiver 40in.
from a2 MHz transmitter for different antennatilt
angles between 0?and 90?.
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Fig.3 DRT Phase Responseto a Bed Interface
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Fig.4 DRT Attenuation Responseto a Bed Interface
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Fig. 4 shows the corresponding signal attenuation at
thereceiver. The bed interface islocated at D=0. The
distance D is positive when the tool is below the
interface. When the tool is away from the interface,
the tool response is the same whether the antennas are
tilted toward the interface (by solid line) or from it
(conjugate direction by dotted line). When the tool is
closer to the bed interface, the directional sensitivity
of the tool isrealized as the difference between the
conjugated pair responses.

Shown in Fig.5 and Fig.6 are the values of phase
difference and rel ative attenuation between the
conjugated pair (up and down) responses.
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Fig.5 DRT Up-and-Down Phase Differenceto a Bed I nterface
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Fig.6 Up-and-Down Relative Attenuation to a Bed Interface

The differenceis highly sensitive to the presence of
an adjacent bed for an antennatilt angle near 45-60
degrees. A more conductive bed (1 ohmm) is
detected at afurther distance when it isin the more
resistive bed (10 ohm-m). Though the actual
sensitivity to adjacent bed depends on how small a
phase difference and signal attenuation the hardware
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can differentiate, the Figures indicate that the
attenuation may be more sensitive to the adjacent bed.

Fig. 7 shows the relative attenuation for the same 40
in. transmitter-receiver spacing but at alower
frequency of 500 kHz. Fig. 8 showsthe relative
attenuation at the same lower frequency of 500 kHz
but for alonger 60 in. spacing. It is obviousthat the
tool’ srange for detecting an adjacent bed is better at a
lower frequency and for alonger transmitter-receiver
spacing.
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Fig.7 Relative Attenuation from DRT-40 at 500 kHz

i - -— .
< e

!

relative sttenation (dh)

=10 - DET-60 @ S kEz

-1 i I T
depth (i)

Fig.8 Relative Attenuation from DRT-60 at 500 kHz

Three Directional Resistivity Responses by Three
Directional Antennas

In the above analysis, both the transmitter and
receiver weretilted asshown in Fig.1. Either
transmitter or receiver hasto betilted to attain
azimuthal sensitivity. In LWD operation, the tool
rotates during the measurement. The conjugate
response is obtained when the tool rotates by 180
degrees. However, the tool sometimes slides during
the measurement. With coiled tube drilling, the LWD
resistivity tool always slides. To obtain conjugate
response in such cases, a set of three tilted antennasis
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necessary. A possible geometry isshownin Fig.9.
With this set of three antennas, any tilt angle can be
reconstructed from the original responses from these
three antennas.
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Fig.9 Proposed Antenna Configuration Using Three Cail
Systemsfor Full Azimuthal Coverage

A three antennaset is shown in Fig.10. Only one
antennacoil, coil 1, isillustrated, with its magnetic
dipoleis shown as M ;. The other two coilsare
represented with their respective magnetic dipoles,

M, and M. All three coils are tilted from the tool axis
by angle 2.

M,

antenna coil 1

>

=

tool axis

Fig.10 Three Coil System for Full Azimuthal Coverage
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where ! , ?1, t, : are mutually orthogonal unit vectors

with 7 in the tool axisdirection. All three coils have
identical strength M.

Then, the three mutually orthogonal coils can be
synthesized from the three coil sets as:
[ (] (] ~
Mﬁ?M{f ?Mf ? 3M,cos? [
2M ?é”z M, ? M,SNn? 4

M,? M, ?3Msn? i,
Notethat atilt angle ? between 45? and 607 appears

to provide the best proximity detectionin the
discussion above

Conclusions

It isdesirable to have adirectionally sensitive and
deep reading log measurement to assist navigation
when horizontal wells are drilled. A new LWD
resistivity tool was proposed to serve this purpose.
Thetool consists of at least one set of three tilted
antennas, either for receivers or transmitters (or both,
preferably). Thesetilted antennasresultin a
resistivity measurement that is azimuthally sensitive.
Hence, the direction towards an adjacent bed can be
identified. The depth of investigation this new
resistivity measurement depends on the transmitter-
receiver spacing. The new tool can detect an adjacent
bed at a distance of afew feet. Thetool response was
shown to be capable of measuring both horizontal and
vertical resistivities simultaneously.
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Abstract

Two of the most important activities of log
interpretation for hydrocarbon reservoirs evaluation
are log zonation and effective porosity estimate of the
rocks crossed by the well.

The log zonation is a kind of visual log
interpretation for identification, in depth, of reservoir
layers and their vertical limits; i. e., it is the formal
separation in reservoir rocks and non-reservoir rocks
as shales.

The effective porosity estimate combines a
visual activity so much in the identification of the
representative points of a reservoir rock in the log, as
well as the adapted choice of the petrophysics
equation, that relates the physical properties of the
rock to porosity. Starting from the knowledge of
porosity, the hydrocarbon volume will be established.
This activity, essential for reservoirs qualification,
requests a lot of knowledge and experience from the
log analyst, for the effective porosity evaluation.

An efficient way of automating these
procedures and assistant the log analyst, in these
activities, that particularly demand a great
expenditure of time, is presented in this work, in form
of a new log, derived from the traditional porosity
logs, that presents the log zonation, highlighting the
top and base depths of the occurrences of reservoir,
and non reservoir rocks, scaled in form of effective
porosity, and called here, as "zoning effective
porosity log".

The obtaining of the zoning effective porosity
log is based on the project and execution of several
architectures of artificial neural feedforward
networks, with non-supervised training, and contends
a layer of artificial competitive neurons.

Introduction

The log zonations, as well as the effective porosity
estimate, were accomplished starting from the
development of architecture of artificial neural
network (ANN) with competitive layer that simulates
the behavior of the visual system of the log analyst
when he uses the neutron-density chart, in situations
of applicability of the shale-sandstone model.

The neutron-density chart was specifically
conceived for graphic determination of the porosity in
clean lithology, without however, to consider the
position in depth of each point plotted in the graph,
what is very important for the log zonation
determination. Nevertheless, specifically for the
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model shale-sandstone, there is a peculiar distribution
of the representative points of the sandstone in
relation to the characteristic points of the shale, it
enables the log zonation or the classification of these
points in the two lithologies.

The situation of simple classification of the
points thrown in the neutron-density chart is just true
for the case of clean sandstone (without shaly). For
the great majority of real situations, the sandstones
always presents some shaly or clay in its porous
spaces. The shaly of sandstones turns the log zonation
too much complex, and it interferes directly in the
estimate of the porosity, which should be corrected to
obtain the effective porosity.

In this work is explored the development of the
architecture of ANN with competitive layer and its
application to the log zonation, and the determination
of the effective porosity. For such, was used as input
real data from Maracaibo basin located in the
northwest area of Venezuela.

Log Zonation

The Figure 1 shows the neutron-density chart adopted
for the log zonation, and estimate of the effective
porosity. The points marked by crosses (+) represent
the points corresponding to the space of real
representative log. This illustration also shows a
graphic representation of the ANN with competitive
layer, through the synaptic weights corresponding to
the neurons of the competitive layer, represented by
the symbol (x), coincident with the representative
points of the straight line of the clean sandstones.
Each point (neuron) is equal to a porosity of 1,0%, in
a scale from O to 40%, in this way, composed by 41
neurons.

The non-supervised training of the network
begins; permitting the variation of the synaptic
weights values, starting from initial values coincident
with the values of the straight line of the clean
sandstones. In this training, only the same
displacements of the synaptic weights are allowed, in
each axis, and proportional to the initial values, along
the axes of the graph neutron-density. By this way,
the training works as a displacement of the whole
straight line to the right and/or to the left, starting
from the original position of the straight line of the
sandstone. Fastening the values of weights in the
positions of larger concentration of points.

The final instant of the training of neural
network on the log data is represented by crosses in
the Figure 2, shows the final positions of the synapse
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weights, in the form of three straight lines parallel to
the straight line of the clean sandstones.

These straight lines and the synapse weights
associated to them, formed the four neural networks
with competitive layer adopted for the log zonation or
the classification of the log points distributed in the
plan of the graph neutron-density, as shown in the
Figure 3. Is observed, starting from direct
comparison, a good agreement among the log
zonation, expressed in porosity terms, and the curve
of natural gamma ray.

Figurel - Neutron-density graphic, where the crosses (+)
represent the points corresponding to the section of density
and neutron log, and the symbol (x) represents the synapses
weight.

Figure 2 — Neutron-density graphic, (+) represents the final
instant of the training of NN; (x) straight line of the clean
sandstones, (A) straight line of the sandstones with oil, ()
straight line of the dirty sandstones and (O) straight line of
the shale.
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Figure 3 — Result of the log zonation in porosity scale -
(A) gamma ray, (B) apparent porosity of the sandstones
with hydrocarbon, (C) total Porosity of the clean
sandstones, (D) apparent porosity log of the dirty
sandstones and (E) apparent Porosity of the shales.

Effedive Porosity Deter minate

All curves of Figure 3 are derived of the processing of
the ANN with competitive layer and are presented in
total porosity scale obtained from the neutron-density
graph. However, the important value of porosity for
well logging is the value of effective porosity,
obtained from the correction of the total porosity by
the effect of the shaly.

Starting from the knowledge of the coordinates
of the shale point, we proceeded to the log correction
of the shaly effect through the expressions:

¢DC = ¢D - VSH¢DSH

¢NC = ¢N - VSH¢NSH

Where:
#pc represents the obtained porosity of the density

ey

2

log corrected by the shaly effect, ¢y represents the
obtained porosity of the neutron log corrected by the
shaly effect, ¢ indicates the estimated porosity by
the density log, ¢, indicates the estimated porosity
by the neutron log, Vg represents the shaly, &pgy
indicates the porosity value obtained by the density
log, representative of the shales and ¢@ygy indicates
the porosity value obtained by the neutron log,
representative of the shales.

Once the shaly effect was removed of all the
points previously classified as sandstones. We have

the theoretical situation of the presence of just clean
sandstones, for any correction for the effect of the
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hydrocarbon on the density and neutron log have not
been applied.

A new ANN (similar to the net used for the log
zoning of clean sandstone) accomplishes the
obtaining of the effective porosity, considering all the
points of the logs at this stage.

The Figure 4 presents a comparison among the
porosity, obtained through the processing with the
ANN with competitive layer (full line), and the
porosity obtained by the traditional methods of
estimate (discontinuous line). The proximity of the
two curves is evident.

E=Porosity log (by ANN)

F=— Porosity log (calculated)

0.2 04
Porosity (%)

Figure 4 — Comparison among the porosity logs.

Results

The field data used for the evaluation of the
applicability and the limitations of the methodology
presented in this work are representative of the
member Lagunillas (Lake Maracaibo, Venezuela),
which is characterized by the predominant presence
of clean and dirty sandstones, showing indications of
hydrocarbon, inserted by discontinuous layers of
shales (BRYANT, 1989). Based on the geologic
information, obtained from the field data, were
elaborated the geological columns, which are
represented by the column D of the figure 5a.

The formal presentation of the results in this
work, about the well logs data, drilled in Maracaibo
basin, is shown through self-explanatory illustrations,
discriminated as: Figure 5a and 5b. These figures
represent a single well. The figure 5a presents the
zoning effective porosity (column E), in the form of a
double log. The first column shows the effective
porosity of the sandstones and the second one, the
apparent porosity of the shales. The columns A, B
and C are complementary and show, respectively, the
natural gamma ray log, the density log and the
neutron log.
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The simple visual evaluation of that illustration
evidences the adaptation and the applicability of the
ANN with competitive layer, as an aid to the
interpretation of the porosity logs.

The Figure 5b shows the formal comparison
between the profile of effective porosity, obtained
here from the processing presented, and the porosity
log usually obtained through the manual
interpretation of these logs. Through this comparison
it can be observed the confirmation of the automation
of the estimate of the effective porosity in a clear
way.

b ept] RGUPpB (glem?|_@N (PU)
(m) o 150J20
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M
eologic/®Sandstone @ Shale |
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Figure 5a— Log zonation porosity for the well W 991. A -
Gamma ray natural log, B - Density log, C - Neutron log, D
- Geologic log and E - Log zonation porosity.
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QA Q 1112
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Figure 5b — Effective Porosity log for the well 991. A -
Effective Porosity log obtained through the processing with
ANN, B - Effective Porosity log obtained through
conventional numeric method.

Conclusions

Even now the interpretation of the geophysical logs of
open well remains a purely manual process, that
demands an excessive time of the analyst, but have
fundamental importance in the evaluation of presence
and quantification for hydrocarbon in subsurface, as
well as makes viable the geologic model of the
reservoir, that indicates a production strategy.

Because of the great availability and the
necessary quantity of well data to a best
understanding of the geology of the reservoir, this
work is presented, which demonstrates the viability of
the automation of some of the daily activities of the
log analyst.

The log zonation and effective porosity
calculated, accomplished of automatic form and
presented as zonation porosity log are clearly an aid
for the interpreter and not a substitute, because the
interpreter is responsible for the choice of the applied
methodology.

In computational terms for obtaining the
effective porosity, the zonation porosity log possesses
equivalent precision to the conventional porosity log,
even so it presents a smaller processing time.

With relationship to the zoning obtained by
ANN, it can be verified that it possesses a great
approach to the geologic logs, what can be observed
relating the columns (D) and (E) of the Figure 5a.
Even so, some discrepancy is noticed in the contacts
among layers. That variation of positioning of the
interfaces, between the two methods, is due to the
gradative lithology change that generally happens in
sedimentary basins. This way, this lithologic contact
does not happen in a punctual way, but in a depth
interval, while the zoning presented in this work is
determined of discretized form.

Those results were obtained for specific
geological sections of sandstone collations with shale,
even so, it is considered that can be extended for
another characteristic lithologies of the sedimentary
basins, for example, limestone and dolomite; because
limitations in the method presented in this study were
not identified, to any specific kind of lithology.

The results obtained by the application of that
given procedure to real data are plenty exciting and
point in the direction of a larger investigation as the
use of this technique to others petrophysical
parameters, and even to others well log tools.
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Abstract

The stratigraphic correlation is one of the main tools
to map the subsurface, and to unmask the mysteries
of the earth’s interior.

This work presents a automatic well correlation of
multiple well logs using the feedforward backpropa-
gation neural network, facilitating the stratigraphic
correlation of multiple logs, aiding the interpreter, in
a fast and efficient way, to mapping reservoir rocks,
and proposol a reservoir geological model.

Introducdo

A correlacdo estratigrafica através dos perfis
geofisicos é uma das ferramentas principais da geo-
logia para 0 modelamento da subsuperficie, e muito
do esforco realizado pelos ge6logos tem sido procu-
rar métodos praticos e confidveis, que possibilitem o
transporte da informacdo geoldgica de um ponto a
outro da bacia.

As redes neurais vem mostrando-se como
uma excelente ferramenta de auxilio na interpretacdo
de dados geofisicos (LUTHI et al, 1995;
GONGALVES et al., 1995; ANDRADE & LUTHI,
1997 e FISCHETTI & ANDRADE, 1999), pois uma
de suas principais caracteristicas, é a capacidade de
simular o processo visual humano.

Apresenta-se uma arquitetura de rede neural
artificial, que possibilita a automacéo das atividades
manuais da correlacdo estratigrafica de perfis de
poco, a partir do mapeamento de algumas caracteris-
ticas especificas das curvas (datum) nos varios perfis
de todos os pocos de um campo petrolifero, auxilian-
do assim, o gedlogo no desenvolvimento do mapea-
mento de subsuperficie e na proposi¢do do modelo
geoldgico para o reservatorio de hidrocarbonetos.

A arquitetura de rede neural foi desenvolvi-
da e aplicada sobre perfis geofisicos obtidos em po-
¢os localizados na bacia do Lago Maracaibo, na Ve-
nezuela.

Metodologia
A correlacdo estratigrafica busca a determi-
nacao da continuidade lateral das rochas, podendo ser

realizada com base em diversos critérios, como:
identificacdo de elementos fdsseis; posicdo relativa
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na seqiiéncia sedimentar (idade da rocha); textura;
relagdes faciologicas e perfis geofisicos de poco.

A correlacdo estratigrafica através dos perfis
geofisicos pode ser entendida como sendo a determi-
nacdo da correta equivaléncia espacial das rochas,
baseadas em suas propriedades fisicas, ou seja, as
formac0es sdo descritas, unicamente, através de suas
propriedades fisicas ou petrofisicas e da sua posicdo
na sequiéncia estratigrafica.

A metodologia adotada pelo intérprete, pode
ser descrita como a interpretacdo de alguns dos perfis
disponiveis em um poco chamado, poco base, na
busca de um particular evento geolégico, que aparece
caracterizado em todos os perfis, e que tenha uma
representatividade regional. Essa caracteristica nas
curvas do perfil é referida como um datum de corre-
lacdo. De posse deste datum, com 0s respectivos
intervalos de profundidade, o ge6logo procura identi-
ficar nos vérios perfis dos outros pocos do mesmo
campo, a sua possivel continuidade lateral. Definida
a continuidade lateral do datum, é entdo estabelecida
as linhas de correlagdo, que o guiardo na definigdo da
continuidade das outras unidades litolégicas atraves-
sadas pelos pocos. Com isso, 0 gedlogo dispora de
uma boa ferramenta, que o auxiliara na incorporacéo
dos perfis de novos pogos e na proposi¢cdo do modelo
geoldgico para o reservatorio.

A seqliéncia das operagBes realizadas pelo
intérprete na execu¢do da correlacdo estratigrafica, é
tipicamente um processo de reconhecimento de pa-
drdes ou sob outro ponto de vista, um problema de
decisdo (ANDRADE & LUTHI, 1997). Neste senti-
do, apresenta-se uma arquitetura de rede neural artifi-
cial, que possibilita a automacéo das atividades ma-
nuais da correlagdo estratigrafica com multiplos per-
fis geofisicos de poco, a partir da interpretacdo do
datum de correlagdo nos varios perfis de todos os
pogos de um campo petrolifero.

Rede Neural Artificial

A rede neural artificial, do tipo direta com
multiplas camadas, também chamada perceptrons
multicamadas, apresenta uma arquitetura tipica com-
posta por um conjunto de camadas, que sdo agrupa-
mentos de neurdnios artificiais, dispostos ordenada-
mente em funcdo da direcdo de propagacdo do sinal
no seu interior (HAYKIN, 2001). Este tipo de rede
neural artificial foi aplicado com sucesso para a solu-
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¢do de varios problemas da interpretacdo geofisica (
GONGALVES, et al., 1995; ANDRADE & LUTHI,
1997 e FISCHETTI & ANDRADE, 1999).

Nosso principal interesse no comportamento
dos perceptrons multicamadas, recai sobre a proprie-
dade apresentada por esta classe de rede neural artifi-
cial, que permite a aproximacdo de uma funcdo qual-
quer a partir do seu treinamento, com o algoritmo de
retropropagacéo do erro.

Correlacéo Estratigrafica Automatica

Nesta secdo, apresenta-se o problema da
aproximacdo da correlacdo estratigrafica com varios
perfis, na forma de um problema de decisdo, através
do treinamento de uma rede neural direta multicama-
das, treinada com o algoritmo da retropropagacdo do
erro.

O processo da correlagdo automatica busca
simular 0 modo como o intérprete toma decisfes para
realizar a correlacdo dos perfis de poco. Este processo
pode ser mostrado da seguinte forma: 1) identificar o
datum de correlacdo nos perfis do poco base e 2) de
posse deste datum, identificar nos perfis dos outros
pocos a continuidade lateral deste datum.

Na forma manual, o intérprete tem que es-
colher entre um grupo finito, composto por todos os
eventos registrados nos perfis do poco base, um
evento de representatividade regional (datum), base-
ado na sua experiéncia e nos critérios da analise dos
perfis. Deste modo, as caracteristicas requeridas para
a simulacdo do sistema visual do intérprete, através
da rede neural séo:

e Os perfis geofisicos serdo a Unica fonte de in-
formacéo.

e A localizagdo em profundidade nos perfis dos
outros pogos do datum interpretado nos perfis do
poco base.

A simulacdo do processo de decisdo do in-
térprete, baseado na concepcdo de uma rede neural
com aprendizado supervisionado, necessita da inter-
feréncia do intérprete para a definicdo do conjunto de
treinamento, iniciando com uma escolha apropriada
de um conjunto de perfis de poco, onde ele identifica
a profundidade de ocorréncia de topo e base do da-
tum.

A arquitetura da rede neural projetada €, ba-
sicamente, composta por trés estagios:

e A definicdo do nimero de camadas e do modo
de interconeccdo entre elas.

e A definicdo do nimero de neurdnios em cada
camada e sua respectiva fungéo de ativacdo.

* Adefinigdo do conjunto de treinamento.

A arquitetura da rede neural para a realiza-
¢do da correlacdo estratigrafica com mdltiplos perfis
(figura-1), é formada por 3 (trés) camadas, sendo que

a primeira camada possui 0 nimero de neur6nios
igual ao nimero de perfis utilizados no processo de
correlacdo. Assume-se que foram efetuados as cor-
relacbes ambientais e que os trechos dos perfis cor-
respondam ao mesmo ponto mensurado em profun-
didade. A segunda camada é composta por 50 neurd-
nios processadores, com a funcdo sigmoide como
funcdo de ativacdo. A camada de saida é composta
por um Unico neurbnio que, a cada intervalo de pro-
fundidade produzira uma saida igual a 1(um), quando
da existéncia de correlacdo, e um valor préximo de 0
(zero) para a inexisténcia de correlagdo. Deste modo,
se a rede é treinada para a busca de um datum por
todos os pogos envolvidos no processamento, o sinal
ideal de saida da rede serd um vetor binario (0,1),
contendo o valor 1(um) exatamente nas profundida-
des correspondentes a existéncia da correlacdo, e
zeros em todas as profundidades ndo correlacionadas.

Q-

Camada de Camada Camada de
entrada oculta saida
Sinal de operacéo -~
7
P Processo de anrendizado
N Sinal de erro

Figura-1: Rede neural artificial multicamadas mos-
trando a estrutura das camadas e os sentidos dos
sinais durante a fase de aprendizagem e operacéo.

O conjunto de treinamento, para a simulacéo
da decisdo visual do intérprete para a correlacdo au-
tomatica, possui as seguintes caracteristicas:

e O conjunto de estimulos é formado por um gru-
po de trechos dos perfis que apresentam o da-
tum.

e O conjunto de respostas desejada é criado numa
forma binéria, no qual o valor 1(um) indica a
presenca do datum e o valor O(zero), a auséncia
do datum.

Na arquitetura da rede utilizada para a corre-
lacdo automatica, cada neurdnio da camada oculta vai
ser ativado pela funcdo de ativacdo do tipo sigmoide
(figura-2), e 0 neurdnio da camada de saida, é defini-
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do através de uma funcdo linear, segundo o teorema

da aproximacdo de funcBes das redes neurais treina-
das com o algoritmo da retropropagacao do erro.

1.5

0.5

T(tre)

Figura-2: Fung&o de ativagéo do tipo sigmdide.
Resultados

Procede-se a uma aplicacdo da metodologia
apresentada em 4 pocos da regido do Lago Maracai-
bo, Venezuela.

Na fase de treinamento foi escolhido como
poco base, o poco w1112, onde foram utilizados
perfis de Raio Gama (GR), Volume de Argila (Vsh) e
Porosidade Neutronica (¢, ). Escolhe-se como topo do
datum, a profundidade de 3. 158, 76 (m) e como base
a profundidade de 3. 164, 52 (m), representados com
circulos verdes na figura-3.

Na figura-3, ¢ mostrado o resultado do pro-
cessamento da correlagdo automatica realizado pela
rede neural, mostrado em circulos nos 4 perfis, obser-
vando-se as correlacBes de topo e base do datum nos
outros 3 (trés) pogos em circulos vermelhos. Na ta-
bela-1, € mostrado os resultados das correlages de
topo e base produzidos pela rede em comparagdo a
correlacédo realizada por um intérprete (LUTHI, et al.,
1995) e o erro absoluto em metros.

Pogos Intérprete Rede Neural Erro
Topo Base Topo Base Topo Base
W1112 | 3158.76 | 3164.52 | 3158.7 | 3164.4 | 0.06 0.12
W991 | 3173.94 | 3181.26 | 3173.7 | 3180.8 | 0.24 0.46
W893 | 3089.61 | 3097.17 | 3089.8 | 3095.3 | 0.19 1.87
W866 | 3239.13 3243.6 | 3239.2 | 32459 | 0.07 2.23

Tabela-1: Comparacdo entre a correlacdo feita pelo
intérprete e pela rede neural (profundidades em
metros).

A partir da correlagdo do datum nos varios

pocos, foi montado um bloco diagrama, visto na figu-
ra-4, onde posiciona-se 0s pocos de forma apenas
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ilustrativa, mostrando-se uma possibilidade para a
distribuicdo espacial do datum.

Figura-3: Correlacdo automatica realizada pela rede
em quatro pogos.

Conclusoes

A rede neural artificial multicamadas mos-
trou-se uma excelente ferramenta para a correlacéo de
maltiplos perfis, alcangando excelentes resultados
quando comparados aos resultados obtidos por um
intérprete, como mostrado na tabela-1, onde os valo-
res alcancados pela rede sdo muito proximos aqueles
achados pelo intérprete.

Apesar da grande complexidade envolvida
no transporte de informacdes geoldgicas de um ponto
para outro da bacia, o0 método apresentado € mais uma
ferramenta a disposi¢do do geologo para auxilia-lo na
delimitacdo do reservatério de interesse, de modo a
facilmente integrar a informacéo de novos pocos para
a proposicao do modelo geoldgico para o reservato-
rio.
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Correcéo do Efeito da Descentralizacao nas Imagens de Tempo de Transito

Anna Carmela Fischetti, UFPa, lcarmela@ufpa.br]
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Resumo

As imagens da parede do poco sdo ampla-
mente utilizadas por gedlogos e engenheiros de pe-
tréleo para identificar eventos geolégicos nas paredes
de pocos abertos e na inspecdo dos tubos de revesti-
mento.

As ferramentas de imageamento acustico
produzem imagens do tempo de transito e da amplitu-
de do pulso acustico gerado pela ferramenta e refleti-
do na parede do poco. Entretanto, estas imagens po-
dem ter uma interpretacdo ndo realista, uma vez que
elas podem ter seu aspecto alterado em razdo do mo-
vimento da ferramenta no interior do poco.

O deslocamento ascensional da ferramenta e
as imperfeicfes da parede do pogo, normalmente séo
os responsaveis pelo deslocamento da posicdo do
transdutor, em relagcdo ao eixo do pogo. Este efeito
pode ter grande responsabilidade nas imperfeicdes
das imagens de tempo de transito. Assim, a correcéo
dessas imagens, chamada de correcdo da descentrali-
zacdo, busca o reposicionamento do transdutor para a
posicdo do eixo do pogo.

Este trabalho apresenta um método de corre-
cdo do efeito da descentralizacdo da ferramenta e
reconstrugdo das imagens de tempo de transito, base-
ado no modelamento da imagem de tempo de transito
obtido a partir da aplicacdo do critério de Coulomb
para a ruptura da parede do poco submetida a um
campo horizontal de tensGes, a qual descreve a geo-
metria da parede do poco e no método do raio, que
para o caso de incidéncia normal, define o tempo de
transito do pulso acustico.

Introducdo

As novas tendéncias da perfilagem de pogo
estdo ampliando o uso dos perfis de imageamento da
parede do poco.

O perfil de imagens ultrasdnicas do po¢o
(UBI) identifica as caracteristicas da parede do poco
pelo registro de uma fotografia acuUstica, através da
amplitude e do tempo de transito do pulso acustico.

Entretanto, essas imagens podem apresentar
interpretacdes enganosas, como a ocorréncia da des-
centralizacdo da ferramenta em relacdo ao eixo do
poco, que influencia negativamente na imagem pro-
duzida, gerando, entdo, imagens completamente dife-
rentes do que seriam as imagens reais.

Algumas propostas para a corre¢do do efeito
da descentralizac8o nas imagens de tempo de transito
foram apresentadas (Hayman et. all., 1998 e Menger,
1994).
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Apresenta-se uma proposta para 0 modela-
mento das imagens de tempo de transito, desenvolvi-
da a partir de um modelo da parede do poco, baseado
no critério de ruptura de Coulomb (Bell, 1990) e na
determinacdo dos tempos de transito, pelo método do
raio (Psencik, 1994).

A partir deste modelamento é apresentada
uma proposta para a correcdo do efeito da descentra-
lizacdo da ferramenta nas imagens de tempo de tran-
sito.

Metodologia

A apresentacdo do método de corregdo do
efeito da descentralizacdo da ferramenta comega com
a descri¢do da ferramenta, do modelamento da ima-
gem de tempo de transito e do método de correcéo.

Descricdo da Ferramenta

A ferramenta consiste de uma sonda com um
transdutor ultrasénico giratdrio de 7,5 rev/seg na parte
inferior e um cartucho eletrénico na parte superior.

O transdutor ultrasénico quando imerso no
fluido do pocgo, emite pequenos pulsos ultrasénicos e
detecta os pulsos refletidos da parede do pogo. Duas
medidas sdo realizadas: tempo de transito (intervalo
entre a emissao e a recep¢do dos pulsos acusticos) e
amplitude (ponto de pico da forma de onda), ambas
sdo visualizadas na forma de imagens da parede do
pogo.

A ferramenta possui dois tipos de transduto-
res: um que opera na frequéncia de 250kHz e outro
que opera na frequéncia de 500kHz. O primeiro é
comumente utilizado quando a ferramenta depara-se
com lamas atenuativas, assim, nesta frequéncia, tem-
se uma melhor penetracdo dos feixes acusticos na
lama. A frequéncia de 500kHz é utilizada quando o
objetivo da perfilagem é o de melhorar a resolugdo da
imagem em pocos com paredes em boas condigdes ou
para o caso da inspe¢do do revestimento.

As medidas sdo orientadas em relagdo ao
norte ou ao topo do poco. As imagens podem ser
exibidas com uma normalizacdo dindmica da escala
de cores, ou seja, cores escuras indicam valores ele-
vados de tempo de trénsito ou da amplitude e cores
claras o oposto.

Modelamento da Imagem de Tempo de Trénsito

A partir da teoria da elasticidade, foram des-
envolvidas as equagBes que determinam as tensfes
atuantes em um ponto qualquer, afastado de uma
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distancia radial r do eixo do po¢o (Bell, 1990), na
forma:

AR

r 2 r2
H o (1)
(on _Uh)§_4a_+3a—%0529
2 r ré
o (UH“Th)%_,_iB_
2 rZH
. (2
(G ‘Uh)§+3a_%osze
2 ré
_ 2 4
Trez_(UH Uh)§+2a_—3a—%in29 @)
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onde gy é a tensdo tangencial, g; a tensdo radial, 7,9 a
tensdo de cisalhamento no plano rf, gy a tensdo hori-
zontal principal, ¢y, a tensdo horizontal secundaria, a é
0 raio do poco e 6 é o angulo que a direcdo de oy faz
com a reta que liga o centro do poco ao ponto r.
Entretanto, para a realidade da geofisica de
poco é necessario levar-se em consideracdo o peso da
lama contida no poco, uma vez que ela ira influenciar
na estabilidade da parede do poco, tem-se, entdo, que:

a2
Urzr_z(Pw_Pe) (4)

a2

Uez‘r—z(Pw‘Pe) ®)
onde P,, é a pressdo interna do poco e P, a pressdo
estatica dos fluidos da formacéo.

Com isso, tem-se que a soma dessas equa-
¢Oes resultara nas tensdes finais. Entio:

( 4 ©)
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Uma maneira de chegar-se ao raio do pogo
deformado é obtida a partir da utilizagdo do critério
de ruptura de Coulomb, aplicado apenas a superficie
que define a parede do pogo. Tem-se, entdo, que a
tensdo de cisalhamento critica (r.i), necessaria para
causar a ruptura da formagdo, é dada por:

Terit =To T HO )

onde T, é a resisténcia da rocha ao cisalhamento, u o
coeficiente de fricgdo interna da rocha e o a tensdo
normal.

Segundo o critério de ruptura de Coulomb, o
parametro u é obtido a partir do circulo de Mobhr, pela
tangente do angulo formado pela envoltéria e a reta
das tensBes normais, sendo aproximadamente igual a
= tan(776). Assim, a tensdo de cisalhamento é obti-
da por:

R st a

A secdo de ruptura da parede do poco pode
ser calculada substituindo-se os parametros o, e oy
das equac6es (6) e (7), na equacdo (10), chegando-se
a seguinte equacao:

Ax* +Bx% +C=0 (1)
onde:
x=2 (12)

r

A:—%z(oH +ah)00529

Bzg[z (on +0n)+ (2 +W)(on -0 )cos20 - 2Py 2 +2P57]

_ z(aH —ah)COSZB _ W(UH +ah)_
2 2 !
A partir da secdo circular do poco com raio
igual a a e com a menor raiz positiva da equacao (11),
pode-se, entdo, calcular o novo raio do poco, que
resultara na secdo do pogo deformada pela equacao
(12).

C=

0

Neste ponto, qualquer secdo da parede do
poc¢o pode ser modelada, considerando-a submetida a
qualquer campo de tensdo horizontal, que é o princi-
pal responsavel pela deformacdo da secdo circular
original do pogo. Assim, as ovaliza¢Bes da parede do
poco (breakouts) podem ser convenientemente mo-
deladas. Uma ovalizacdo é diagnosticada por dois
alargamentos da parede do pogo, com larguras seme-
Ihantes e uma separacdo entre elas de aproximada-
mente 180°.

A secdo do poco obtida é a forma geométrica
que serd tracada pela ferramenta de imageamento
acustico.

Considerando apenas a situagdo de incidén-
cia normal do pulso acustico, pode-se obter, através
do método do raio (Psencik, 1994), o tempo de tran-
sito do pulso acustico, a partir do posicionamento do
transdutor em um ponto da secdo do poco, como
mostra a figura 1.

A partir da determinacdo da secdo do pogo,
considerada constante com a profundidade, obtem-se
o0s tempos de transito definindo-se a variacdo da ex-
centricidade para cada profundidade. O conjunto de
tempos de transito arranjados na forma matricial é
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convertido para a sua representacdo em imagem
RGB.

Correcéo do Efeito da Descentralizagéo

Uma proposta de correcdo do efeito da des-
centralizacdo da ferramenta é apresentada com base
na geometria analitica plana. A partir da matriz que
gera a imagem de tempo de transito, obtem-se a ma-
triz correspondente ao raio do poco considerando a
velocidade acustica do fluido, normalmente medida
pela ferramenta. Cada linha completa da matriz do
raio do pogo representa a geometria da parede do
poco naquela profundidade. Apesar do movimento
helicoidal da ferramenta, pode-se, com grande preci-
sdo, admitir-se que um ponto da parede do poco
amostrado com um angulo de 0° € 0 mesmo ponto
amostrado na rotacdo do transdutor, equivalente a
360°. Assim, a linha da matriz do raio do poco pode
ser tomada como a representagdo, em coordenadas
polares, do perimetro da parede do poco.

A conversdo da matriz do raio para coorde-
nadas cartesianas fornece a posi¢do do perimetro do
poco em relacdo a um par de eixos (x, y). Admite-se o
centro do poco registrado pela ferramenta, como o
centro de gravidade da secdo do pogo. Este ponto é
tomado como a origem do par de eixos, o qual possui
0 norte magnético como orientagdo do eixo Xx, de
acordo com as medidas realizadas pela ferramenta.

Considerando os eixos coordenados, segundo
0 qual apresenta-se a forma geométrica do pogo em
coordenadas cartesianas, pode-se definir um ponto P,
chamado de excentricidade, localizado pelo par de
coordenadas (x’, y’). Este ponto define a real posicéo
do transdutor em relagdo ao eixo do pogo posicionado
na origem. A obtencdo do par ordenado (x’, y’) é o
objeto da correcdo da descentralizacéo.

Para a localizacdo do ponto P extrai-se da
forma da parede do pogo, referenciada nos eixos
coordenados, quatro vetores com origem em P e ex-
tremidade na intersecdo da forma da parede do poco
com 0s eixos coordenados (ry, Iy, rs, ry), conforme
mostra a figura 1. A partir desta observacdo pode-se
caracterizar r; (i=1, 2, 3,4) como a representacdo da
distancia entre o ponto P e um ponto amostrado pela
ferramenta na parede do pogo, com um angulo malti-
plo de 77 ou seja, sdo os valores do raio mensurados
pela ferramenta. Assim, as relacfes trigonométricas
entre os triangulos envolvidos, permitem escrever 0s
seguintes pares de equacdes:

%ax':%(rf —rzz)
Fh-x'=r,sing
%’y:% (r32 - r12)

FBb-y'=rsing
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As coordenadas do ponto P sdo fornecidas
pelas raizes reais das equacdes:

4X% +4X'1,5in0 - (r,,z - r;):o (13)
4y? +4y'rsing —(r32 - rf):O (14)
y
d (by) | “h
0 P
r4__ 1 - -—I'C!"-. r,
i — Y i X
1 a X'/ (ax) |
1 .r3
b

Figura 1- Geometria completa envolvida na corre¢éo
da descentralizag&o.

onde 6 é o angulo entre o raio e a horizontal por P, ou
seja, € 0 angulo de amostragem.

Os raios do poco corrigidos sdo obtidos por:
a=ry sind +x' (15)
b=rsing+y' (16)
onde a e b sdo os raios do po¢o com a ferramenta
centralizada.

A partir da localizacdo do ponto P procede-
se a correcdo de todos 0s outros raios mensurados,
obtendo-se a forma do poco na sua real representacéo,
considerando-se a ferramenta coincidente com o eixo
do pogo.

Resultados

Para a aplicagdo do método de correcdo do
efeito da descentralizacdo da ferramenta mostra-se
nas figuras 2, 3 e 4, trés imagens geradas a partir do
modelamento aqui apresentado.

Na figura 2 é visto 0 modelo da imagem de
tempo de transito que seria gerado pela ferramenta
centralizada em um poc¢o ovalizado, submetido a
tensdo horizontal principal de 8500 psi, tensdo hori-
zontal secundaria de 5500 psi e resisténcia ao cisa-
Ihamento, segundo o critério de ruptura de Coulomb,
de 1500 psi.

Na figura 3 mostra-se 0 modelo da imagem
produzida, considerando-se uma excentricidade do
transdutor na direcdo nordeste e variavel com a pro-
fundidade. A trajet6ria do transdutor no interior do
poc¢o é mostrada na figura 5, onde se mostra em linha
azul a trajetdria do transdutor e em linha verde o eixo
do poco. O médulo da excentricidade em cada pro-
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fundidade ¢é dado pela distancia entre o eixo do poco e
a trajetoria do transdutor.

Na figura 4 é mostrada a imagem de tempo
de transito obtida apos a corregdo da descentralizagdo
pelo método aqui apresentado.

Figura 2- Imagem de tempo de transito gerada pela
ferramenta centralizada.

Figura 3- Imagem de tempo de transito gerada pela
ferramenta descentralizada.

Figura 4 — Imagem de tempo de transito gerada pela
ferramenta corrigida.

Profundidade

Raio

Figure 5- A linha azul indica a trajet6ria do transdutor
e a linha verde o eixo do poco.

Conclusdes

A correcdo do efeito da descentralizagdo da
ferramenta nas imagens de tempo de transito e o0 seu
modelamento a partir da teoria da elasticidade sdo os
passos iniciais para o estudo da utilizacdo das ima-
gens obtidas pela ferramenta de imageamento acusti-
co, na avaliacdo da estabilidade mecénica dos pocos.

Este trabalho continua em desenvolvimento
buscando a aplicacdo do método de corregdo do efeito
da descentralizacdo a dados reais e a aplicacdo do
modelamento das imagens acUsticas para estudos
sobre a estabilidade de pocos.
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Abstract

A novel approach for elastic impedance (EI) logs is pre-
sented. For the derivation of the new EI equation,
a recently published pseudo-quadratic approximation
for the PP-wave reflection (Rpp) coefficient at an in-
terface separating two isotropic media is used. As a
consequence, EI logs are corrected for second-order ef-
fects since the pseudo-quadratic approximation for the
Rpp coefficient contains a non-linear term in the in-
termediate region of incidence. The application of the
El-corrected formula to numerical and actual data re-
veals that more precision is gained when calculating
synthetic seismograms at far offsets.

Introduction

Amplitude anomalies appearing on seismic sections are
considered key events in searching for hydrocarbon
reservoir rocks. That explains why amplitudes are sub-
jected to primary concerns along seismic processing,
where a true-amplitude imaging must be performed.
The main goal is to obtain final seismic sections in
which amplitudes represent either actual information
on fluid content of rocks or simply lithologic variations
through the seismic profiles.

In the context of interpretation, amplitude-versus-
offset (AVO) studies aim at identifying the presence of
hydrocarbons from amplitude anomalies observed in fi-
nal seismic sections (Smith and Gidlow, 1987). The
usual procedure to correlate synthetics with actual data
is the use of amplitude-preserved, normal-moveout-
corrected, common midpoint (CMP) gathers containing
the amplitude anomalies of interest. Normal-incidence
synthetic seismograms are quite satisfactory when cor-
relation is performed with seismic events at near-offset
stacked CMP traces. Assuming a low noise level at
near-offset stacks, a good control of rock properties can
be achieved. However, the use of normal-incidence syn-
thetic seismograms fails when correlation is performed
with far-offset stacked CMP traces. The explanation
for this is straightforward: normal-incidence synthetic
seismograms can hardly simulate all classes of AVO re-
sponses in sedimentary rocks. The classification given
in Rutherford and Williams (1989) is very illustrative
on this aspect of AVO.

By using the EI approach as defined in Connolly
(1999), synthetic well data can be constructed for all
incidence angles. As a result, EI logs enable simulating
stacked data for all range of incidence angles encoun-
tered in practice. In this way noisy events at near-offset
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stacked traces are avoided, since synthetic seismograms
can be correlated with far-offset stacked CMP traces.
The specialization of EI logs for vertical incidence re-
veals an interesting property; for this case, an EI log re-
duces to a corresponding acoustic impedance (AI) log.

Previous approach for EI assumes only first-order
effects in isotropic reflectivity. In this contribution,
second-order effects in isotropic reflectivity are incor-
porated into EI logs. To this end, a recently published
pseudo-quadratic approximation for Rpp coefficients,
which contains an explicit non-linear term in the inter-
mediate region of incidence, is used. The performance
of the resulting EI equation is tested. A Class II AVO
gas-sand model is used for comparison of both first-
order and second-order EI logs calculation. The derived
second-order approach for EI logs is also applied to ac-
tual well data, in order to calculate the corresponding
synthetic seismograms.

The Rpp approximation

The use of an approximate equation for the Rpp coef-
ficient is the fundamental part in AVO studies. Several
approximations have been published so far, in which
assumption of linearity is the key point. In practice,
weak-to-moderate contrasts commonly encountered in
sedimentary sequences support assumption of linearity.
Consequently, an otherwise complicated exact expres-
sion for the reflection coefficient can be simplified. As
an advantage, the approximate equation so obtained
allows a better physical insight into the dependence of
the reflection coefficient on the relative contrasts across
the interface.

By using the approximate equation, numerical re-
sults fit quite accurately exact calculations of the Rpp
coefficient within the precritical region. In general, mis-
fit is observed when approaching the critical angle be-
cause second-order terms are neglected in the deriva-
tion of the approximate Rpp equation. For an increase
in the relative contrasts across the interface, however,
the misfit becomes higher; the critical angle moves to
near offsets and the approximate equation no longer fits
far-offset data.

The general form for the approximation of Rpp
coefficients at a weak-contrast interface separating two
homogeneous, isotropic, elastic, media is written below
as

29.(9) = A + Bsin® 6 + Csin” g tan> 6. 1)

Three regions of incidence can be identified in this equa-
tion (Shuey, 1985). The first region of incidence is dom-
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inated by A (i.e, the AVO-intercept term), which is in-
deed the normal-incidence Rpp coefficient. The inter-
mediate (or gradient) region of incidence is controlled
by the sin?6-term, which explains why the coefficient B
is currently known as gradient. The wide-angle region
of incidence is governed by the sin?6 tan® f-term. This
term is notoriously very problematic in fitting the data
at high angles of incidence.

Each coefficient of the approximation in (1) is
given as follows

A=l<&+%>, (2a)
2\ p a
B =B, + By, (2b)
C= lﬁ, (2¢)
2 a

in which the medium properties are represented by p,
«a and 8. Densities are denoted by p, whereas « and
B correspond to P and S wave velocities, respectively.
The symbol A denotes contrast across the interface,
such that, for instance, the P-wave velocity contrast
is expressed as Aa = a2 — ai. The average value of
a quantity is represented by a bar over it, i.e.,, p =
(p2+p1)/2. Properties of the upper layer are indicated
by subscript 1, while subscript 2 is used for the lower
layer.

The split of the gradient term in equation (2b) is
done here for convenience. In conventional [isotropic]
AVO studies, the approach derived in Aki and Richards
(1980) is widely used. In order to fulfill the linearity
assumption, non-linear terms are neglected along the
derivation of the gradient term. This translates into
setting Bo = 0, which leads to

Ao (B\ Ac
@ & G

where AG/G represents relative changes in shear wave
modulus, G = pB?, across the interface. This term can
be approximately expressed as

AG A A

AG S 2r  ,88 (4)

G p B

On the other hand, in Wang’s (1999) [pseudo-quadratic]
approximation for the Rpp coeflicient, second-order ef-
fects are introduced in the AVO-gradient term. The
term By in equation (2b) is then expressed as

B> =% l2<§>3 (AG—G)QCOSG] . (5)

The non-linear term B in the gradient region of in-

1
B:B1:§ ) (3)

cidence makes Wang’s approach more accurate. This
is illustrated in Figure 1 for a model consisting of a
sandstone encased in shale (Mallick, 1993). The influ-
ence of non-linear terms on exact calculation of Rpp

T T T T T T

N T
0'280> 4+ 2nd-order approx ’,»;lgg‘j
- 23 xXa®
0.200F z;st otrder approx ,;;5:‘55" i
L xac gki§:°°
o 0.120r ggg°o° 4
Q r 3”38
o 0.040[ Y S Bottom reflection
»0.040:..0000---11.,,,92.0 Top reflection 4
b 22%e 4
-0.120F Ti2ree,, ]
. | + 2nd-order approx ‘A‘A"e””e ]
) [ A 1st-order approx A“.‘ °
0'2007 O Exact A‘A.ﬂ
_ P T S S
0.280
0. 10. 20. 30. 40.

Inc. angle [degrees]

Figure 1: Reflection data from a model consisting of a
gas-sand encased in shale (Mallick, 1993).

coefficients is observed when approaching the critical
angle. Such high-order terms are neglected in previ-
ous approximations (Aki and Richards, 1980; Mallick,
1993), but are introduced in Wang’s Rpp approxima-
tion by means of term By. Although the wide-angle re-
gion tends to contribute with increasingly large values
due to the product sin® # tan” §, the term By compen-
sates for such an increase. As long as in conventional
isotropic AVO studies B, is assumed to be zero, the
compensation for non-linear terms near the critical an-
gle is neglected. This fact supports the usual simplifi-
cation of neglecting the product sin® # tan® § and work
just within small offset ranges.

The second-order approach for EI logs

Wang’s approximation for Rpp coefficients is here used
in the derivation of a new approach for EI logs. To
this end, the same steps used in Connolly (1999) are
followed. Thus, assuming f(t) as a time function with
same characteristics as the Al log such that reflectivity
is determined for any incidence angle, that is,

iso ~ f(tl)_f(tl—l)
PO F) + 1) ©

the following approximation holds for small incidence
angles

RED(60) ~
Inserting the set of equations (2) into the approxima-
tion (1), rearranging the result in terms of the relative
contrasts Ap/p, Aa/a, AB/B and (AG/G) and inte-
grating both sides of the resulting equation, the new
approach for EI logs reads

EL(6) = EL () AEL (), (8)

to which all integration constants are set to zero.
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In the approach above, EI; () represents the same
equation for EI derived in Connolly (1999). It is written
below in a slightly modified form

EL () = pa (atan2 oGg=n® ) , (9)
where 7(f) = 4k sin® 4. Clearly, the contribution of the
non-linear term in reflectivity is observed in the term
AEI, (f), expressed as

1 o

AEL(6) = exp [ 5 1(6)£6) (G/G)* |, (10)
where £(6) = kZ cos . Note that k = (,(?/d)2 and G =
pB?* were assumed to be constant along the entire log
during the previous algebraic manipulations.

The formula in (10) can be viewed as the correc-
tion of an EI log from first-order to second-order ef-
fects. As a result, the expression for EI that takes into
account non-linear effects in isotropic reflectivity holds
P (atan29 G-® ) »

EL (9)

exp 3 n®)€6) (G/6)] . (1)

As in Counolly’s approach, the AI log is also the par-
ticular case of the EI»(6) log for normal incidence. An-
other property of equation (11) refers to the simple sub-
stitution of tan® @ by sin” #, as long as small incidence
angles are considered.
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Figure 2: Synthetic logs for the single-layer model that
generated the top reflection data in Figure 1.

Application to synthetic data
The synthetic logs shown in Figure 2 are used in or-

der to test the performance of the El-corrected log
expressed in equation (11). These logs correspond to
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Figure 3: AI = EI;(0°), EI; (30°) and EI(30°) logs for

the model in Figure 2. The residues between EI>(30°)
and EI; (30°) are shown on the right.

the shale/sandstone model previously utilized to gen-
erate the top reflection data in Figure 1, which shows
a normal-incidence Rpp coefficient close to zero and
high-amplitude responses at far incidence angles. Fol-
lowing Rutherford and Williams (1989), such AVO re-
sponse is characteristic of a Class II gas-sand.

The angle-dependent top-reflection information in
Figure 1 shows that the first-order approach for the
Rpp coefficient is hardly sufficient to match the ex-
act calculation. On account of this observation, it is
expected that the EI;(30°), for instance, exhibits cor-
Thus, the
use of equation (11) for the model in Figure 2 leads to

rected values in comparison with EI;(30°).

the determination of the El-corrected log in the middle
plot of Figure 3. The residues between EI»(30°) and
EI; (30°) are shown on the right plot, giving the level of
correction applied to EI; (30°) to determine EI,(30°).

Application to actual data

The second-order approach for EI logs given in equation
(11) was applied to the well data in Figure 4. A shale-
sandstone sequence is sampled through the logs, in
which several sandstone intervals are highlighted. The
thicker, oil-producing sandstones exhibit Class IIT AVO
respounses; corresponding flat-spots are observed in the
seismic sections. The S-wave log was determined by ap-
propriate selection of Poisson ratio (o) values for shales
and sandstones. For the former lithology, o = 0.38; for
the latter, o = 0.18 in average.

It is clear from the previous modelling exercise
that the El-corrected log represented by equation (11)
will produce more accurate seismic amplitudes at far
offsets. This property of El, was tested for the actual
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well data in Figure 4. Resulting synthetic seismograms
are exhibited in Figure 5. Reflectivities were calculated
by using AI = EI;(0%), EI; (30°) and EI»(30°) logs, re-
spectively. To compose the seismic traces, convolution
was performed with a 30 H z Gabor wavelet (121 points)
sampled at 1 ms interval. As a measure of the extent of
the correction applied to EI; (30°), the absolute residues
between EI»(30°) and EI;(30°) are also plotted in Fig-
ure 5.

26101

0 01 025 0405
POISSON RATIO

2610 :

1500 3000 4500
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DENSITY [glcc]
Figure 4: Actual well data used in testing EI>(6). As-
sumption of Poisson ratio for each shale and sand in-
terval allowed estimating the S-wave sonic log.

Conclusions

I have derived an equation that allows correction of EI
logs for non-linear terms in isotropic Rpp coefficients.
To this end, a recently published pseudo-quadratic ap-
proximation for Rpp coefficients were used. The use of
the new approach proved to be efficient in correcting
EI logs for second-order effects. However, assumption
of constant (,@/d)2 and G along the log window under
investigation requires careful analysis, since errors can
be introduced during calculation of EI logs. Calcula-
tion of synthetic seismograms, inversion of far-offset an-
gle stacks and construction of crossplots for lithofacies
analysis represent direct applications of EI logs. The
approach presented in this paper suggests that uncer-
tainties in the inversion of angle stacks at far offsets can
be minimized. Regarding lithofacies analysis, effects of
ElI-corrected logs can also be noticed when crossplot-
ting EI>(6) versus p.
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Resumo

A obtencg8o do zoneamento do perfil e a de-
terminacdo da porosidade sdo realizados, geralmente,
de forma manual, através da interpretacdo visual dos
padrdes nos perfis geofisicos correspondentes a cada
tipo litolégico e procedendo-se aos célculos especifi-
Cos.

Uma forma de automatizar estes procedi-
mentos é apresentada neste trabalho, na forma de um
novo perfil, derivado dos perfis de porosidade tradi-
cionais, que apresenta de forma independente da
intervencdo do intérprete, 0 zoneamento do perfil e a
determinacdo da porosidade. Este novo perfil identifi-
ca e separa as profundidade de topo e base das rochas
reservatorio das rochas selantes, escalonado em valo-
res de porosidade efetiva.

A obtencdo deste perfil interpretativo, ba-
seia-se no projeto e execucdo de varias arquiteturas de
rede neural artificial, do tipo direta, com treinamento
ndo supervisionado e contendo uma Unica camada
processadora composta por neurdnios artificiais, do
tipo competitivo. Estas arquiteturas sdo projetadas de
modo a simular o comportamento do intérprete de
perfil, quando da utilizagdo do grafico densidade-
neutrénico para as situacBes de aplicabilidade do
modelo arenito-folhelho.

Os dados de campo utilizados neste trabalho
sdo oriundos da bacia do lago Maracaibo, localizada
na regido noroeste da Venezuela e sdo representativos
do membro Lagunillas, o qual se caracteriza pela
presenca predominante de arenitos limpos e sujos,
com indicios da presenca de hidrocarboneto, interca-
lados por camadas descontinuas de folhelhos.

Introducédo

O gréfico densidade-neutrénico foi especifi-
camente concebido para a determinagdo grafica da
porosidade em litologias limpas sem, no entanto,
considerar a posi¢do em profundidade de cada ponto
lancado no gréfico, o que é de fundamental importan-
cia para a obtencdo do zoneamento do perfil. Entre-
tanto, especificamente para o modelo arenito-
folhelho, ocorre uma distribuicdo particular dos pon-
tos representativos do arenito em relagdo aos pontos
caracteristicos do folhelho, que possibilita 0 zonea-
mento ou a classificacdo destes pontos nas duas lito-
logias.

A situacdo de simples classificacdo dos
pontos lancados no grafico densidade-neutrénico é
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verdadeira apenas para o caso de arenitos limpos, ou
seja, sem argilosidade, a qual torna a classificacdo ou
0 zoneamento dos arenitos muito mais complexa e
interfere diretamente no calculo da sua porosidade,
que deve ser corrigida para a obtencdo da porosidade
efetiva.

Metodologia

Para o projeto de uma arquitetura de rede
neural artificial com treinamento ndo supervisionado,
como é o caso da rede neural com camada competiti-
va, é de fundamental importancia o perfeito conheci-
mento das caracteristicas dos dados a serem proces-
sados, pois serdo essas caracteristicas as Unicas res-
ponsaveis pela qualidade do treinamento e, conse-
quentemente, do processamento final da rede.

Para o caso da interpretacdo de dados geofi-
sicos de poco é de interesse a relacdo das medidas dos
perfis com alguma propriedade petrofisica ou geolo-
gica. Uma forma deste relacionamento € fornecido
pelas cartas ou graficos interpretativos, como o grafi-
co densidade-neutrénico (Schlumberger, 1998), o
qual também define a dimenséo do espaco de classifi-
cagdo. Assim, é necessario a definigdo de duas unida-
des sensoriais para a formacgdo da camada de entrada
da rede neural competitiva. Uma unidade sensorial
sera responsavel pela entrada do perfil de densidade,
que definira o eixo das ordenadas no grafico e a outra
unidade sensorial responsabilizar-se-a pela entrada do
perfil de porosidade neutrénica, que definird o eixo
das abscissas.

Adotando-se a mais simples arquitetura para
a rede neural artificial, com uma Unica camada com-
petitiva, tem-se que para a sua aplicacdo na interpre-
tacdo de perfis é fundamental a defini¢do explicita do
significado geoldgico-geofisico do sinal de saida de
cada um de seus neurbnios. Para 0 zoneamento e
determinacdo da porosidade, a determinacdo do signi-
ficado geofisico da saida do neurdnio vencedor é
obtida diretamente do grafico densidade-neutronico, a
partir da associacdo do sinal de saida do neurdnio
vencedor a um Unico valor de porosidade, definido
segundo uma escala de porosidades adotada sobre a
reta caracteristica dos arenitos limpos. Deste modo,
cada neurdnio estara associado a um especifico valor
de porosidade correspondente aos arenitos limpos.

A regra de treinamento, que define a estraté-
gia de adaptacdo dos pesos sinapticos entre a camada
de entrada e a camada competitiva é uma alteracdo da
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regra de Hebb (Haykin, 2001), com uma mudanca na
forma de variacdo continua dos pesos sinapticos,
estabelecendo que a razdo de decaimento dos pesos
sindpticos seja igual a razdo de aprendizado dos
neurénios. Assim, o decaimento somente ocorre
guando o neurdnio esta ativado, segundo a expressdo
Aw(i, j)=ny@i)x())—ny@w(, j) . ()
Na expressdo (1), Aw(i, j)é a variacdo do peso si-
néptico w(i, j), entre o neurbnio j da camada de
entrada e o neurdnio i da camada competitiva, né a

razdo de treinamento, y(i) é o sinal de saida do neurd-
nio i e x(j) é o sinal de entrada do neurénio i. Logo, o
valor da alteracdo do peso sinaptico permanece cons-
tante até que o neurdnio a ele associado torne-se ati-
vo. Isto significa que um neurdnio ndo esquecera algo
que tenha aprendido, a menos que ele aprenda algo
mais novo.

A aplicacdo pratica da rede neural artificial,
com camada competitiva e treinamento ndo supervi-
sionado, é apresentada através da utilizacdo de um
trecho dos perfis de densidade e porosidade neutroni-
ca, que serdo tomados como dados de entrada para a
rede neural. A figura 1 mostra o grafico densidade-
neutrénico, 0s pontos marcados por cruzes (+) repre-
sentam os pontos correspondentes aos dados de perfil.
Esta figura mostra também uma representacdo grafica
da rede neural artificial com camada competitiva,
através dos pesos sinapticos correspondentes aos
neurnios da camada competitiva, representados pelo
simbolo (x), coincidentes com os pontos representati-
vos da reta dos arenitos limpos.

Ps

D

Figura 1: Gréafico Densidade- Neutrdnico; onde as
cruzes (+) representam os pontos correspondentes ao
trecho de perfil e o simbolo (x) representa 0s pesos
sinapticos da rede neural competitiva.

Inicia-se 0 treinamento ndo supervisionado da
rede permitindo-se a variacdo dos valores dos pesos
sindpticos, a partir dos valores iniciais coincidentes

com os valores da reta dos arenitos limpos. Neste
treinamento, somente sdo permitidos iguais desloca-
mentos dos pesos sinapticos em cada eixo e proporci-
onais aos valores iniciais, ao longo dos eixos do gra-
fico densidade-neutrdnico. Deste modo, o treina-
mento funciona como um deslocamento de toda a reta
para a direita ou para a esquerda, a partir da posicéo
original da reta dos arenitos, fixando-se os valores
dos pesos nas posicBes de maior concentracdo de
pontos.
A partir do modelo interpretativo, que é o
arenito-folhelho para o grafico densidade-neutrénico,
estabelecem-se as regras para 0 zoneamento do perfil:
1. A reta na cor verde, na figura 2, é representativa
dos pesos sinapticos associados aos folhelhos.

2. A reta descrita pelos circulos azuis é representa-
tiva dos arenitos sujos.

3. A reta na cor vermelha é representativa dos are-
nitos contendo hidrocarboneto.

O instante final do treinamento da rede neu-
ral sobre os dados de perfil, representados por cruzes,
é visto na figura 2.

-01 1) o1 0z 03 04

(2N

Figura 2: Grafico Densidade-Neutrdnico no instante
final do treinamento. (x) Reta dos arenitos limpos. (4)
Reta dos arenitos com hidrocarboneto. (O) Reta dos
arenitos sujos. () Reta dos folhelhos.

Estas retas e 0s pesos sinapticos associados a
elas formaram as quatro redes neurais com camada
competitiva adotadas para o zoneamento do perfil,
que € mostrada na figura 3, onde na primeira coluna
aparece o perfil de raios gama; na segunda, o perfil de
porosidade aparente dos arenitos com hidrocarboneto;
na terceira, o perfil de porosidade total dos arenitos
limpos; na quarta, o perfil de porosidade aparente dos
arenitos sujos e na quinta, as porosidades aparentes
do folhelho.
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Figura 3: Resultado do zoneamento em escala de
porosidade — (A) raio gama, (B) porosidade aparente
dos arenitos com hidrocarbonetos, (C) porosidade
total dos arenitos limpos, (D) perfil de porosidade
aparente dos arenitos sujos e (E) porosidade aparente
dos folhelhos.

Observa-se um bom acordo entre 0 zonea-
mento do perfil, expresso em termos de porosidade,
realizado pela rede neural e a curva do perfil de raios
gama natural.

Todas as curvas da figura 3, derivadas do
processamento da rede neural com camada competiti-
va, sdo apresentadas em uma escala de porosidade
total obtida a partir do grafico densidade-neutronico.
No entanto, o valor de porosidade que interessa para a
geofisica de poco é o valor da porosidade efetiva,
obtido a partir da correcdo do valor da porosidade
total pelo efeito da argilosidade. A argilosidade ou o
volume de argila (Vsy) é obtido a partir do perfil de
raios gama natural, segundo a expressdo
_ GRiog ~GRuin_ )

GRpax ~GRyin

Na expresséo (2), GRqq € 0 valor do raio gama natural
lido no perfil; GRx € 0 valor representativo da radia-
¢do gama natural nos folhelhos e GRyi, € o valor
representativo da radiagdo gama natural nos arenitos
limpos. A correcdo, pelo efeito da argilosidade, sobre
a porosidade obtida a partir do perfil de densidade, é
fornecida pela expresséo

@oc =P ~Vsh Pos 3

Na expresséo (3), @ representa a porosidade obtida
a partir do perfil de densidade corrigida pelo efeito da
argilosidade; ¢, indica a porosidade calculada do
perfil de densidade e o0 pardmetro ¢, indica o valor

de porosidade obtido do perfil de densidade, repre-
sentativo dos folhelhos. A correcdo da argilosidade,
aplicada ao perfil de porosidade neutrdnica, assume a
forma

SH
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e =B ~Vsh Dt - 4)
Na expressdo (4), @yc representa a porosidade obtida

a partir do perfil neutrénico corrigida pelo efeito da
argilosidade; ¢, indica a porosidade lida no perfil

neutrbnico e o parametro ¢gy indica o valor de

porosidade no perfil neutrénico, representativo do
folhelho.

Para a determinacéo do ponto do folhelho projetou-se
uma nova arquitetura de rede neural, com um Unico
neurbnio em sua camada competitiva, apresentando
duas unidades sensoriais em sua camada de entrada.
Os dados de entrada da rede s&o formados unicamente
pelos pontos do grafico densidade-neutrdnico, seleci-
onados anteriormente como pontos representativos do
folhelho. O treinamento de um Unico neurdnio com-
petitivo do tipo instar leva a determinacdo de um par
de pesos sinapticos, que marcam um ponto localizado
no centro de massa da populacdo de pontos que com-
pde o conjunto de treinamento. Deste modo, estes
valores de pesos sinapticos sdo adotados como as
coordenadas do ponto do folhelho no gréfico densida-
de-neutrénico. A partir do conhecimento das coorde-
nadas do ponto do folhelho, procede-se a correcéo,
nos perfis, do efeito da argilosidade através das ex-
pressBes (3) e (4). Uma vez que o efeito da argilosi-
dade foi retirado de todos os pontos anteriormente
classificados como arenito sujo, tem-se agora a situa-
cdo da presenca de apenas arenitos limpos, uma vez
que ndo foi aplicada nenhuma corre¢do para o efeito
do hidrocarboneto sobre o perfil de densidade e o
perfil de porosidade neutrénica.

A obtencéo da porosidade efetiva é realizada
por uma nova rede neural, com camada competitiva,
em tudo semelhante a rede utilizada para o zonea-
mento dos arenitos limpos, considerando agora todos
0s pontos classificados como arenitos.

Resultados

A apresentacdo formal dos resultados deste trabalho,
sobre os dados de perfis de pocos perfurados na bacia
do Lago Maracaibo, no intervalo de profundidades
relativos ao membro Lagunillas, é mostrada através
da figura 4 e figura 5, representativas de um mesmo
poco. A figura 4 apresenta o perfil interpretativo
(coluna E), na forma de um perfil duplo, com a pri-
meira coluna mostrando a porosidade efetiva dos
arenitos e a segunda, a porosidade aparente dos fo-
Ihelhos. As colunas A, B e C sdo complementares e
mostram, respectivamente, o perfil de raios gama
natural, o perfil de densidade e o perfil de porosidade
neutrénica. A figura 5 mostra a comparagdo formal
entre o perfil de porosidade efetiva, obtido a partir do
processamento aqui apresentado, e o perfil de porosi-
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dade efetiva obtido, normalmente, através da inter-
pretagdo manual dos perfis de porosidade. A simples
avaliacdo visual deste conjunto de figuras, evidencia a
adequacdo e a aplicabilidade das redes neurais artifi-
ciais, com camada competitiva, na auxilio a interpre-
tacdo dos perfis de porosidade.

Poco W 991
prof. |.RG(Cps) | DB (gem’)  ON(pu) Perfil @ Arenito | ( Folhelho
M

M fo  150fa0 2.6/0.5 0.1geolégicolo 0510 0.5

3210

3220 4+ v oade o o

3230

3240

3250

3260

3270

3280 4+

3290+«

3300

A B C D E

Figura 4 — A- Perfil de raios gama natural, B- Perfil
de densidade, C- Perfil de porosidade neutrénica, D-
Perfil geolégico e E- Perfil de porosidade obtido
através do processamento com RNA.

Conclusoes

O zoneamento do perfil e o calculo de poro-
sidade efetiva, realizados de forma automatica e apre-
sentados na forma de um perfil, sdo um auxilio para o
intérprete e ndo um substituto, visto que é do julga-
mento do intérprete a aplicabilidade da metodologia
apresentada.

Os resultados obtidos pela aplicacdo deste
método em nossos testes sdo bastantes animadores e
apontam no sentido de uma maior investigacdo
quanto a utilizacdo desta técnica a outros parametros
petrofisicos e a outras ferramentas.
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Resumo

A obtencdo da localizagdo do contato 6leo-
agua no interior do reservatdrio, sem a interpretacao
completa dos perfis geofisicos ou da execucdo de
testes de formacdo, € um problema para a industria do
petréleo. Sendo esta localizacdo importante para o
posicionamento do conhoneamento nos horizontes
produtores em varios tipos de pogos, verticais,
direcionais e horizontais.

Considerando a relevancia e a necessidade
de obter-se a localizagdo do contato dleo-agua no
interior de reservatorios, este trabalho utiliza a técnica
de andlise discriminante para a obtencédo da interface
de separagdo dos fluidos (6leo e agua), utilizando
como dados de entrada, apenas, curvas de perfis

geofisicos, como a resistividade (R ), o raio gama
(GR), a densidade (p), a porosidade neutrbnica

(@,) eocaliper (Cal).

A avaliagdo desta metodologia é realizada
em dois pocos perfurados na bacia do lago
Maracaibo, Venezuela.

Introducédo

A geofisica de pogo aplicada a identificagdo
e caracterizacdo de reservatérios de hidrocarbonetos,
faz uso de diversos perfis geofisicos, como os perfis
elétricos, acusticos e radioativos, que sdo utilizados
na avaliagio de formacdo, para qualificar e
quantificar camadas produtoras de fluidos de
interesse.

A determinacdo dos contatos é necessaria na
exploragdo de petrdleo, pois este parametro €
utilizado para o posicionamento dos horizontes
produtores nos pocos verticais. Temos também a
relevéncia do mapeamento deste pardmetro para
projetos de pocos direcionais e horizontais, que
utilizam tal informacdo para o posicionamento do
eixo do poco dentro do reservatorio, a fim de se
evitar a producdo de agua.

Geralmente, a obtencdo da localizacdo do
contato 6leo-a4gua dentro do reservat6rio muitas vezes
s0 é alcancada mediante a interpretacdo completa dos
perfis geofisicos ou através de testes de formacao.
Sendo assim, buscou-se uma metodologia capaz de
localizar, em profundidade, o contato entre fluidos,
particularmente, o contato Oleo-agua; de forma
independente da interpretacdo dos perfis geofisicos e
anterior ao procedimento dos testes de formacdo, de
tal sorte que as informacdes sobre a presenca do
hidrocarboneto, limites verticais do reservatério e a
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profundidade do contato 6leo-dgua pudessem ser
convenientemente estimadas. Esta técnica seria (til
para a avaliacdo de formacéo na situacdo de boca-de-
poco e utilizando dados de perfis obtidos durante a
perfuracdo (LWD).

Vérios trabalhos fizeram uso de métodos da
andlise multivariada em perfis geofisicos aplicados a
determinacdo de eletrofacies, como Couto (1994),
Bucheb (1991) e Serra (1989), que obtiveram
excelentes resultados na separacdo das eletrofacies e
na associagdo a litologia.

Considerando-se que a localizacdo do
contato 6leo-agua, no interior de reservatérios, é um
problema para a industria do petroleo, este trabalho
prope a utilizacdo da técnica de analise
discriminante para mapear no interior do reservatério
a interface de separacdo dos fluidos (6leo e agua),
onde os dados empregados foram apenas as curvas
de perfis geofisicos, considerados sensiveis a litologia
e aos fluidos da formacéo.

Metodologia

Ha diversas técnicas nos métodos da
estatistica multivariada, que sdo aplicadas na solucao
de uma enorme variedade de problemas de varias
areas do conhecimento, como geofisica, geoquimica,
geografia, estatistica e outras. Uma destas técnica é a
andlise discriminante, que tem grande eficiéncia na
solucdo de problemas geofisicos, quando ndo se tem
disponivel amostras de rochas. A analise
discriminante é utilizada nos casos que se deseja
realizar a separagdo estatistica entre dois ou mais
grupos, que devem ser definidos previamente através
da caracterizagdo de suas varidveis discriminantes
(Davis, 1973). Sendo que estas serdo combinadas
linearmente para que seja acentuado as diferencas
entre os dois grupos, gerando os coeficientes que sdo
empregados na solucdo da funcdo discriminante,
resultando portanto em apenas um Unico indice
discriminante que representa a posi¢do da amostra ao
longo da reta definida pela funcéo discriminante.

A técnica de analise discriminante tem como
objetivo determinar uma funcdo que discrimine
grupos (definidos previamente), de modo que a
probabilidade em se classificar erroneamente um
novo elemento, em qualquer um dos grupos, seja a
menor possivel. Um exemplo de aplicagdo da analise
discriminante para uma distribuicdo bivariada, que
mostra a discriminacdo de dois grupos quando
projetados sobre a funcdo discriminante, pode ser
visto na Figura 1.
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Figura 1 — Representacdo da fungdo discriminante
aplicada a um exemplo de distribuicdo bivariada
(Davis, 1973).

Um método que pode ser usado para
encontrar a funcao discriminante é solucionando, em
notacdo matricial, a equagéo da forma:

[s:1- D1 =[d]. ®
onde [Sj] ¢ uma matriz mxm variancias e

covariancias combinadas de m variaveis. O vetor
coluna A's (lambdas) desconhecidos  sdo os
coeficientes da equacgdo discriminante.

O lado direito da equacdo consiste de um
vetor coluna de m diferencas entre as médias dos
dois grupos. Tal equacdo pode ser resolvida pela
inversdo e multiplicacdo, como

=[] o] @
Para se obter a funcdo discriminante, deve-se
determinar os diversos termos da equacdo matricial.
As diferencas das médias sdo encontradas
simplesmente por:

Dj:Aj—B:_Zir-;li_E;%Bii (3)
a b

Em seguida, deve ser construida a matriz de
variancias e covariancias combinadas de dimensédo
mx m , que pode ser determinado como:

-t s

(4)

onde os elementos da matriz SPA e SPB sdo
definidos para o grupo A por:

sPA, = 3" (AA)- ©)
e analogamente para o grupo B
SPBjk = Z?;(Bij Bik) - (6)

Dessa forma, temos todos os termos
necessarios para resolver a equacéo (2), obtendo-se os
A's, que s8o os coeficientes de entrada na equacédo
(7), a qual possui a seguinte forma:

REAY, + AP, +.. + Ay, ()
onde (; representa o valor da j-ésima variavel num
determinado objeto. O calculo de ; € obtido da
seguinte forma:

g, = —— ®)
Fazendo-se a substituicdo de ¢, (ponto

médio entre duas médias de grupo) na equacdo da
funcdo discriminante linear (eq. 7) obteu-se como
resultado o indice discriminante R, .

RO = All‘)ul + AZ“)UZ + + AmLﬂm * (9)

Considerando a relevancia e a necessidade
de obter-se a exata localizagdo do contato 6leo-agua
no interior do reservatdrio, este trabalho utiliza a
técnica de andlise discriminante para a obtencdo da
interface de separacdo dos fluidos (6leo e agua),
utilizando como dados de entrada curvas de perfis
geofisicos, como a resistividade (R,), a raio gama

(GR), a densidade (p), a porosidade neutronica
(@, ) e ocaliper (Cal ).

A partir destes perfis, que sdo considerados
sensiveis a litologia e a influéncia dos fluidos da
formacdo, foi construido dois bancos de dados
(arquivos do tipo ASCII), de onde foram selecionados
conjuntos de  varidveis  discriminantes  que
representam os padrdes que diferem um grupo do
outro, o primeiro banco foi utilizado para identificar
as classes (grupos) dos folhelhos e arenitos, o outro
banco de dados serviu para identificar as classes
(grupos) de interesse no problema: reservatorio com
6leo e reservatério com &gua. Sendo que, quanto mais
discrepantes forem os valores das varidveis
discriminantes destes grupos, maior sera a chance de
sucesso na discriminacao.

O banco de dados (1) serviu como banco de
entrada no programa de analise discriminante,
construido com base nos principios teoricos da
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analise discriminante encontrado em (Davis, 1973),
que resulta nos coeficientes da fungdo discriminante
utilizados para se calcular os indices discriminantes
em todos os pontos discretizados dos perfis, sendo
calculado o indice discriminante Ro (indice médio
entre os grupos dos folhelhos e arenito), que foi
utilizado como referencial de separacdo entre o0s
grupos dos folhelhos e arenitos. Desta forma, os
trechos dos perfis que foram discriminados como
folhelhos sdo descartados, com a finalidade que seja
somente aplicada a analise discriminante na etapa
posterior aos trechos dos perfis considerados arenitos.

O outro banco de dados (2) foi aplicado no
mesmo programa de andlise discriminante, gerando
outros coeficientes da funcdo discriminante, utilizadas
para o calculo dos indices discriminantes em todos o0s
pontos discretizados dos perfis, sendo determinado
Ro (indice médio entre os grupos de reservatorio com
oleo e reservatorio com agua), que foi utilizado para
determinar-se 0 ponto de separagdo entre 0s grupos
em estudo. Servindo, portanto, como um referencial
da interface de separacdo dos fluidos (6leo e 4gua) no
interior dos reservatorios.

As funcbes discriminantes resultantes do
programa discriminante, foram aplicadas em outro
pogo de mesma unidade estratigrafica, a fim de se
verificar a sua eficiéncia na determinag8o dos limites
verticais dos reservatdrios e na localizagdo do contato
6leo-agua no interior dos reservatorios.

Resultados

Neste trabalho utilizou-se um dos métodos
da estatistica multivariada, a anélise discriminante,
para determinar a localizacdo do contato dleo-agua no
interior de reservatérios através, apenas, de dados de
perfis geofisicos, nos quais ndo se aplicou qualquer
pré-processamento, mantendo-se os dados originais.
Deve-se observar que com a utilizagdo das curvas dos
perfis pré-processados e com a utilizagdo da analise
discriminante  associada a  outros  métodos
multivariados, como a andlise de agrupamento,
componente principal e outros, poderia ocasionar uma
melhoria no  processo  discriminatério, mas,
certamente  envolveria um  grande  esforco
computacional, que inviabilizaria a utilizacdo destes
procedimentos em computadores de campo.

O primeiro banco de dados formado pelas
curvas de perfis do poco (W1112), considerados
sensiveis "a litologia, serviu como banco de entrada
no programa discriminante, resultando nos valores
dos coeficientes da funcdo discriminante e de Ro
(indice discriminante médio entre os dois grupos),
utilizado na discriminacdo entre folhelhos e arenitos,
sendo mostrados na Tabela 1. Pode-se visualizar os
resultados da discriminacdo na Figura 2A, onde
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observa-se que ocorreu uma boa discriminacdo da
litologia, comparando-se com a Figura 2C, que
mostra o perfil geoldgico obtido através de intérprete
(Bryant, 1989).

Tabela 1 - Coeficientes utilizados na analise
discriminante para a discriminacdo entre folhelho e
arenito

Coeficiente Discriminante( x102 ) | indice Discriminante (><1O2 )
GR Cal P o Ro Ra Rb

médio | arenito | folhelho

-1,19 | 2,56 | 1499 | -59,41 -70,35 | -13,36 | -127,34
Avrenita/Folhelho Resenvatério leo-dgua Perfil Geolégico

W a )

w o w

Profundicace (m)

Reservatdrio
déga

Figura 2 — Poco W1112. A- litologia obtida pela
andlise discriminante, B- determinacdo do contato
6leo-a4gua no interior do reservatério, obtido pela
andlise discriminante, C- perfil geolégico.

O segundo banco de dados formado pelas
curvas de perfis do poco (W1112), considerados
sensiveis ao fluido, serviu como banco de entrada no
programa discriminante, resultando nos valores dos
coeficientes da funcédo discriminante e do indice Ro,
que serviu como referencial da interface de separagéo
dos fluidos (6leo e 4gua) no interior dos reservatérios,
sendo mostrados na Tabela 2. Pode-se visualizar o0s
resultados da discriminacdo na Figura 2B, onde
observa-se uma boa discriminagéo entre 0s grupos em
estudo, porém em alguns trechos do poco nao foi
possivel precisar-se qual o fluido presente no
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reservatorio. Tal fato deve-se a influéncia da
argilosidade no reservatério.

Tabela 2 - Coeficientes utilizados na andlise
discriminante para a discriminagdo entre reservatério
com 0leo e reservatorio com agua.

Coeficiente Discriminante(><102 )| Indice Discriminante( x102 )

GR R, P on Ro Ra Rb
médio | R.Oleo | R. Agua

0,055 | 0,00245 | 8,61 |-32,43 | 18,08 19,70 16,46

Os coeficientes das func¢Bes discriminantes e
os indices discriminantes, resultante da aplicagdo do
programa de analise discriminante no pogo (W1112),
foram utilizados em outro poco da mesma unidade
estratigrafica, a fim de se verificar a sua eficiéncia
para discriminar a litologia da formacdo, indicar a
presenca de hidrocarboneto e a localizagcdo, em
profundidade, do contato éleo-agua no interior dos
reservatdrios. Os resultados podem ser visualizados
na Figura-3, onde observa-se que a litologia foi bem
discriminada (Figura 3A) comparando-se com o perfil
geologico, Figura 3C. Apo6s a realizacdo da
discriminagcdo entre reservatério com Oleo e
reservatério com agua, mostrado na Figura 3B, pode-
se observar a presenca do contato Oleo-agua no
interior do reservatorio mais profundo.

Avenito/Folhelho Reservatdrio Oleo-4gua Perfil Geoldgico

[ ) ¢ ™ W ¢

|
- ‘ wn -

20 [ sy =
20 - m-

oo [

g am
&
= * I
A B C
Reservatorio "
Arenito , Contato ndo
D o Gleo discrinminedo
Reservatério
. Folhelho d dua

Figura 3 — Poco W866. A- litologia obtida pela
analise discriminante, B- determinacdo do contato
6leo-a4gua no interior do reservatério, obtido pela
analise discriminante, C- perfil geolégico.

Conclusdes

A utilizagdo da técnica de analise
discriminante aplicado a localizagdo em profundidade
do contato 6leo-agua, fazendo uso apenas das curvas
de perfis geofisicos, sem utilizar informagdes de
amostras de testemunhos ou laboratoriais para a
formacdo dos bancos de dados, apresentou um bom
desempenho, sendo seus resultados coerentes com a
interpretacdo dos perfis.

Os resultados obtidos sdo bastante
promissores, apontando para a possibilidade de
aplicacdo desta técnica a dados de perfis obtidos
durante a perfuracdo (LWD), onde sera de grande
utilidade para a avaliacio de formag&o na situacdo de
boca-de-poco, proporcionando informagdes sobre a
separacdo litologica, presenca de hidrocarboneto,
limite vertical do reservatério e a profundidade do
contato 6leo-4agua.
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Determinacién de variables petrofisicas por RMN en muestras de nucleo de
yacimientos petroliferos clasticos en Venezuela

Romero P., Quintairos M. y Salas A., Pdvsa-I ntevep, romeropxi @pdvsa.com

Resumen

Desde 1995 la toma de registros de RMN de baja
frecuencia de campo magnético (menor a 2 MHz)
en Venezuela se ha incrementado de forma
significativa. Sin embargo, la evaluacién de
dichos registros debe ser validada con un estudio
de laboratorio de muestras de tapones de
nacleo[l]. Esta publicacion presenta los
resultados de estudios de RMN en diferentes
yacimientos de matriz arena, donde se han
determinado variables como la porosidad,
saturaciones de fluido irreducible y producible,
permeabilidad, viscosidad de crudos e incluso
correlaciones entre exponentes de saturacion y
cementacion versus el T2 de corte. En general, la
forma de la curva de distribucién de tiempos de
relajacion transversal o T2 refleja la litologia
presente, pudiendo identificarse facies litoldgicas
correspondientes a diferentes tamafios de grano.

Resultados

Arenas muy consolidadas: El yacimiento “San
Juan Medio” del campo Orocual en el Oriente del
pais, presenta porosidades promedio del 7% (fig.
1).
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Fig. 1 Porosidad RMN vs. Porosidad

convencional (CMS)

La produccion del yacimiento es por fracturas
naturales, con permeabilidades por lo general
menores de 30 mD. La fig. 2 muestra la
permeabilidad calculada segun la ecuacion de
Timur-Coates versus la medida por inyeccion de
Helio en el equipo CMS.
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Fig. 2 Permeabilidad RMN (Timur-Coates) vs.
Permeabilidad Klinkenberg (CMS)

La forma de la distribucién de tiempos de

relajacion transversal (T2) tiene una respuesta
caracteristica dependiendo de las facies [2] como
podemos observar en la Tabla 1, donde se
muestra el T2 de corte éptimo que delimita el

fluido irreducible del drenable en la muestra.

Tabla 1: T2 de corte por facies

Facies T, de corte 6ptimo
(ms)
Grano fino a muy fing 0.96
Grano fino medio 6.83
Grano medio a gruespo 6.83

El tipo de grano varia de medio a muy fino,
obteniéndose saturaciones irreducibles de agua
entre un 10% y un 56% (fig.3).
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Fig. 3 Swi por peso vs. Swi RMN




Arenas poco consolidadas: El yacimiento Freites
del campo Melones presenta intercalaciones
lutiticas, con porosidades entre 8% y 30% (fig.4).
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Fig. 4 Porosidad RMN vs  Porosidad
convencional (por peso)

La saturacion irreducible de agua correspondiente
es de alrededor de 40%, mostrandose nuevamente
una exceente corrdacion entre las medidas
convencionales y las correspondientes por RMN

(fig. 5).
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Fig. 5 Swi RMN vs. Swi convenciona (plato
[poroso)

El T2 de corte ¢ptimo para € conjunto de
muestras del yacimiento esta por € orden de 5 ms

(fig. 6).
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Fig. 6 T2 de corte Gptimo

Laviscosidad RMN [3,4] del crudo Melones esta
por & orden de los 380 cp. Este valor pudo ser
corroborado por mediciones convencionales
utilizando €l equipo contraves (fig. 7)
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Fig. 7 Viscosidad RMN vs. Viscosidad
convencional (Contraves)

La permeabilidad es mayor de 4100 mD.

Arenas  consolidadas: Un  representante
caracteristico de este tipo de arenas es
yacimiento C-4 en la formacion Misoa del campo
Lama, del Lago de Maracaibo. EI mismo presenta
una respuesta de RMN clésica, con un T2 de
corte Optimo promedio de aproximadamente 37
ms, cercano a considerado standard para
areniscas, € cual es de 32 ms. Latabla 2 muestra
los diferentes valores del T2 de corte Optimo para
las diferentes unidades de flujo, presentes en €
yacimiento.

Tabla2: T2 de corte por unidades deflujo.

Unidades de Flujo | T2 de corte 6ptimo (ms)
Unidad 1 62.32
Unidad 3 34.94
Unidad 4 25.21
Unidad 5 43.43
Unidad 7 38.95
Unidad 9 18.19

La porosidad de las arenas estd por € orden del
21% (fig. 8).
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Las permeabilidades se sitian por € orden de los
300 mD aproximadamente.

La saturacion irreducible de agua varia segin la
facies litoldgicas, siendo su promedio de 20% La
(fig. 9) muestra la correlacion existente entre Swi
por RMN Yy la correspondiente obtenida pesando
la muestra después de ser ésta drenada por
centrifugacion.
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Fig. 9 Correlacién de Swi RMN vs. Swi (por
peso)

Adicionalmente, se pudo demostrar
experimentalmente la existencia de una
correlacion entre € factor de formacion y €
correspodiente T2 de corte de la muestra, como se
aprecia en la (fig. 10). Lo cual congtituye un
aporte a la optimizacion de la ecuacion de
saturacion de agua para € yacimiento.
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Fig. 10 Correlacion entre € factor de formacion y
el T2 de corte éptimo.

Conclusiones:

1. La RMN contribuye a determinar con alto
grado de cetidumbre la porosidad,
permeabilidad y viscosidad del crudo en la
formacion, T, de corte dptimo y factor de
formacion.

2. RMN por proporcionar valores
independientes de la litologia, se puede
aplicar en la evaluacion de diferentestipos de
formaciones del pais.

3. Los estudios realizados en € laboratorio
apoyan sustancialmente las correlaciones
nicleo perfil.

4. Ladeerminacion de factor de formaciéon por
RMN, brinda apoyo ala determinacion delas
ecuaciones de saturacion y balance de
materiales del yacimiento.
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Abstract

Thinly laminated hydrocarbon reservoirs often exhibit
electrical anisotropy associated with the hydro-
carbons. These reservoirs are routinely encountered,
for example, in deepwater turbidite environments.
Detection, delineation, and accurate characterization
of the reserves is challenging using conventional
resistivity data. Conventional induction logging tools
with transmitter and receiver orientation paralel to
the borehole axis provide a resistivity that is biased
towards the low resistivity of the shales. Therefore,
interpretation based on these data may underestimate
the oil-in-place. A correct determination of
hydrovarbon volume and reservoir potential is
essential  to  optimize field development and
production. Therefore, Baker Atlas, under the
sponsorship of Shell Technology E&P, developed a
new multicomponent induction logging tool,
3DEXM, This instrument comprises three mutually
orthogonal transmitter-receiver coil configurations
providing direct measurements to derive both
horizontal and vertical resistivity of the formation.
The vertical resistivity is more sensitive to the
hydrocarbon sand resistivity than is the conventional
horizontal resistivity. This allows an improved and
enhanced quantification of oil-in-place estimates
compared to conventional interpretation. The
resigtivity ratio, i.e., ratio of vertica and horizontal
resigtivity, can help distinguishing productive
sand/shal e sequences from non-productive intervals.

Introduction

A petrophysical interpretation based on conventional
resistivity data is difficult in so-called low-resistivity
low-contrast reservoirs. Conventional induction tools
measure in awell that is drilled perpendicular to bed-
ding the horizontal resistivity, Rh. For example, in
laminated sand/shale sequences or sands with differ-
ent grain size distributions, the horizontal resistivity,
i.e, paralel to the formation bedding, is usually
smaller than the vertical resistivity, Rv, which is
perpendicular to the bedding (Schon et al., 1999) and
more indicative of hydrocarbon content. In this case,
Rh is biased towards the low resistivity of the shales.
The vertical resistivity, Rv, however, is the volumet-
rically-weighted average of the sand and shale resis-
tivity and is more indicative of the sand component.
The horizontal and vertical resistivity in a sand/shale
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seguence can be calculated as a function of shale
volume (e.g., Klein et al., 1995)

-1
= Vxh + V.w ................... (1)
! Rsh R.m
and
R, SV Ry, AV R,y wveereereaneannanns 2

R« and Rg, denote the shale and sand resistivity, and
V¢ and Vg are the corresponding volume fractions,
i.e, V4 + Vg = 1. Following Klein et al. (1995) we
can define a resigtivity ratio as the ratio of vertical to
horizontal resistivity, A = R,/R,. In this context hori-
zontal and vertical resistivities are defined as parallel
and perpendicular to bedding (Fig. 1).

An accurate petrophysical evaluation based on the
horizontal resistivity data is difficult because it can
underestimate hydrocarbons present in laminated
sands. Baker Atlas and Shell Technology EP com-
mercialized a new induction logging tool (3DEX) that
comprises three mutually orthogonal transmitter-
receiver configurations yielding all necessary data to
derive the horizontal and vertical resistivities of an
anisotropic formation (Beard et al., 1998, Krieg-
shauser et al., 2000). The transmitters induce currents
in all three spatial directions and the receivers are
measuring the corresponding magnetic fields (Hxx,
Hyy, and Hzz). Figure 2 shows schematically the coil
configuration and induced current pattern of the new
instrument.

Sensitivity Analysis

We performed a brief sensitivity analysis of horizon-
tal and vertical resistivity (Rh, Rv) as a function of
shale volume with respect to shale volume (Vshale),
shale resigtivity (Rshale), and sand resistivity
(Rsand). The shale and sand resistivities are 1 and 10
Ohm-m, respectively. The top and bottom panels of
Figure 3 depict the sensitivity factors for Rh and Rv.
A sensitivity factor of 1 indicates a direct proportion-
ality to this parameter, while a factor close to zero
represents no sensitivity of the resistivity response to
this formation parameter.

The top panel clearly shows that Rh is very sensi-
tive to both shale volume and shale resistivity, but not
very sensitive to the sand resistivity for shale contents
greater than 20%. The vertical resistivity, however, is
very sensitive to the sand resistivity (bottom panel)
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and less sensitive to the shale parameters. Therefore,
Rv alows calculation of the sand resistivity more
accurately and reliably.

Case Studies

We discuss two case histories where we interpreted
3DEX logging data in thinly laminated sand/shale
sequences. In the first example, we logged the 3DEX
in a horizontal producer in pipe-conveyed mode. In
the second example we acquired the data in a deep-
water turbidite environment in the Gulf of Mexico. In
both cases, interpretation based on 3DEX data re-
sulted in approximately a 30% increase in the hydro-
carbon reserves estimate compared to conventional
interpretation.

North Sea

A prototype 3DEX was run in a horizontal pro-
ducer in the North Sea. The well penetrated the Ness
and Etive formations and encountered a thinly lami-
nated sand/shale sequence in the Upper Ness. Lami-
nated sand/shale packages of a few feet thickness
commonly occur in the Upper Ness formation unit of
the Brent reservoir. These laminated sand/shale inter-
vals can represent levee, crevasse splay or overbank
sheet sands in the proximity of deltaic channels, or
the lower portion of washover fans in a lagoona
environment and are expected to give rise to resistiv-
ity anisotropy.

The objective of this field test was to obtain reli-
able resigtivity data, to be verified with external data,
from which improved hydrocarbon saturation could
be computed. The 3DEX instrument was logged suc-
cessfully in a pipe-conveyed mode together with
other standard wireline devices, such as Gamma Ray,
Caliper, Z-density, Neutron-density, and array induc-
tion, HDIL.

Figure 4 shows the 3DEX inversion results and
HDIL-focused resistivity data together with other
wireline data for the Upper Ness. The relative
deviation angle over this interval between the
borehole trgjectory and formation layering is about
80°. The first track in Figure 4 shows the caliper and
Gamma Ray logs. The third track depicts the z-
density and compensated neutron data. The
GR/density-neutron logs show two thin, relatively
clean sands from 90 to 105 ft and 270 to 285 ft along
hole (ah). The true vertical thickness of these sandsis
around 4 ft. For the two sands the horizontal and
vertical resistivities are between 17 and 40 Ohm-m,
respectively. These horizontal resistivities are
consistent with the resistivities from a nearby vertical
well. The resigtivity ratio (Rv/Rh) in the sands is
approximately 1.5, which could reflect intrinsic sand
anisotropy. In the Upper Ness the GR/Den/Neut data

also depict two thinly bedded sand/shale sequences
between 125 to 180 ft and between 215 to 250 ft ah.
Over these intervals the horizontal resistivity derived
from 3DEX data is in the range between 5 and 7
Ohm-m. However, the vertical resistivities over the
same intervals are between 30 and 50 Ohm-m, giving
rise to large anisotropy values. In general, the oil
saturation in these laminated zones can be
underestimated, because the measured resistivity by a
conventional induction tool, Ra, in a horizontal hole

is the geometric mean of Rhand Rv, R, =+ RhORv ,

and Rh is fairly low. From the 3DEX inversion
results, it is apparent from the high Rv vaues that
these zones are potentially hydrocarbon bearing.
Combining both Rh and Rv from 3DEX data with a
laminated sand/shale evaluation method substantially
improves the petrophysical analysis compared to an
analysis based solely on conventional resistivity data.

The 3DEX inversion results, i.e., Rh and Rv, were
evaluated using a laminated shaly sand evaluation
method. Details for this petrophysical scheme can be
found in Mollison et a. (1999) and Schon et al.
(1999).

The comparison of the standard versus 3DEX-
based petrophysical evaluation of the Upper Ness is
shown in Figure 5. The left and right tracks corre-
spond to the standard and 3DEX method, respec-
tively. The middle track shows the neutron and den-
sity data. Using horizontal and vertical resistivities
computed from 3DEX significantly increased the
hydrocarbon estimate (shown in red) in the thinly
laminated section of the Upper Ness (Kriegshauser et
al., 2001).

Gulf of Mexico

3DEX was run in a URSA main well and sidetrack
well. The main objective of the field test was to im-
prove evaluation of the thinly laminated sand/shale
intervals of the deepwater turbidite sequences utiliz-
ing resistivity anisotropy measurements. The reser-
voirs are typically comprised of thick, high quality
turbidite sands with porosities ranging between 24%
to 30% and permeabilities between 200 and 800 mD.
Figure 6 shows the horizontal and vertical resistivities
of the main and sidetrack well computed from 3DEX
data. Resistivity data from both wells indicate zones
above the main reservoir that exhibit significant ani-
sotropy. A petrophysical analysis based on 3DEX
data indicates that approximately 30% of the net pay
present in both wells is contained in high quality,
thinly laminated turbidite sands (Mollison et al.,
2001).
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Conclusions

The multicomponent induction logging tool measures
al necessary data to compute horizontal and vertical
resistivity of an anisotropic formation. These resis-
tivities can be easily incorporated in a tensor resistiv-
ity model to determine laminar sand resistivity. This
allows a more robust and reliable estimation of oil-in-
place estimates.
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Figure 1: Horizontal formation resistivity, Rh, is
paralel to bedding; vertical formation resistivity,
Ry, is perpendicular to bedding.

Figure 2: Conceptual current flow of the
multicomponent induction tool depicted in a
thinly laminated sand/shale sequence. The tool
comprises three mutually orthogonal transmitter-
receiver configurations measuring tensorial
magnetic field components. In a well drilled
perpendicular to bedding, the vertical magnetic
field transmitter induces currents that flow
parallel to bedding, thus the measured response
will be biased towards the conductive shale
layers. The currents induced by the two
horizontal magnetic field transmitters, however,
flow parallel and perpendicular to bedding.
Therefore, the measured horizontal field
responses are sensitive to the more resistive sand
layers.
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Figure 3: Sensitivity of Rh (top) and Rv (bottom) to
shale parameters and sand resistivities. Rh is mainly
sensitive to the shale component; the Rv response is
dominated by the sand layer.
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Figure 4: 3DEX inversion results for the Upper Ness sec-
tion. The interpretation of 3DEX data revealed anisotropic
zones between 125 to 180 ft, and between 180 to 250 ft.
Over these intervals the horizontal resistivity derived from
3DEX dataisin the range of 5 to 7 Ohm-m. However, the
vertical resistivities over the same intervals are between 30
to 50 Ohm-m, giving rise to large anisotropy.

Figure 5: Comparison of standard versus 3DEX-
based petrophysical evaluation of the Upper Ness.
Using horizontal and vertical resistivities computed
from 3DEX significantly increased the hydrocarbon
estimate (red shading) in the thinly laminated sec-
tion of the Upper Ness.
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Figure 6: Horizontal and vertical resistivities for
the URSA Main well and Sidetrack well. In both
wells, 3BDEX data revealed laminated sand/shale
sequences that exhibited significant anisotropy.
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Resumo

A busca de uma relacdo entre as proprieda-
des fisicas das rochas (resistividade, densidade, etc.) e
as suas propriedades petrofisicas tem sido o objeto de
estudo da geofisica de poco.

Uma relacdo classica entre a densidade e a
porosidade, baseada no balango volumétrico, € bem
estabelecida, mas, dependente do conhecimento a
priori da densidade da matriz e da densidade do flui-
do. Uma relacdo analitica entre a densidade e a per-
meabilidade ndo foi estabelecida.

Uma forma de se estabelecer uma relacéo
desconhecida entre duas grandezas é apresentada no
formalismo das redes neurais artificiais, com treina-
mento supervisionado, destacando-se as redes neurais
com funcéo de base radial, que atuam na forma de um
aproximador universal de funcdes.

Apresenta-se uma arquitetura de rede neural
com funcdo de base radial, com o objetivo de estimar
uma relacdo entre a densidade e a permeabilidade.
Esta arquitetura é utilizada também para o estabele-
cimento de uma relacdo entre a densidade e a porosi-
dade.

Medidas de densidade, de porosidade e de
permeabilidade, obtidas em laboratdrio, foram utili-
zadas para o treinamento e a aplicacdo das redes neu-
rais aqui apresentadas.

Introducéo

A porosidade e a permeabilidade sdo as mais
importantes propriedades petrofisicas relacionadas a
produtividade de um reservatoério de hidrocarboneto.

A relacdo classica entre a densidade e a po-
rosidade implica no conhecimento a priori da litolo-
gia e do tipo de fluido. A densidade dos fluidos pode
ter um efeito relativamente pequeno sobre o valor
final da porosidade, o que ndo ocorre com a densida-
de da matriz, que para a sua definicdo é necessario a
utilizacdo da informacédo de outros perfis e nos casos
de litologias complexas, pode até ser indeterminada.
No caso da permeabilidade uma relacdo analitica com
a densidade da rocha ainda ndo foi estabelecida.

Varios trabalhos buscaram estabelecer uma
relagdo entre a permeabilidade e a porosidade
(ARPAT, 1998; JAMIALAHMADI &
JAVADPOUR, 1999; MOHAGHEGH & BALAN,
1995; WIENER, 1995) através da aplicacdo de redes
neurais artificiais.

Um dos métodos para a obtencdo de uma
relacdo entre duas grandezas é estabelecido no for-
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malismo das redes neurais artificiais com treinamento
supervisionado, tendo como destaque as redes neurais
com funcdo de base radial, que atuam na forma de um
aproximador universal de funcgdes.

Neste trabalho, uma arquitetura de rede neu-
ral com funcdo de base radial é apresentada, com o
objetivo de estimar uma relagdo entre a densidade e a
permeabilidade. Esta arquitetura de rede neural tam-
bém é utilizada para a obtencdo de uma relacdo entre
a densidade e a porosidade da formacéo.

A obtencdo da estimativa da porosidade e da
permeabilidade sdo especificos para uma Unica for-
magdo, mas os intérpretes poderdo aplicar a diretriz
estudada no programa de rede neural apresentado
neste trabalho, para a estimativa destas propriedades
petrofisicas para outras formacdes.

Metodologia

A permeabilidade absoluta intrinseca é uma
propriedade de todos os poros interconectados, na
rocha reservatério. A permeabilidade de uma rocha
que contém hidrocarboneto é provavelmente o para-
metro mais critico na avaliagdo da sua produtividade.
Desta forma, a permeabilidade é determinada no
laboratério pela medida da pressao associada ao fluxo
de um fluido viscoso que atravessa uma amostra de
rocha. Os testes de laboratorio, entretanto, ndo sdo
aplicados para os materiais de testemunhos mal recu-
perados ou para as amostras de calha. Em tais casos,
uma técnica para a estimativa da permeabilidade do
reservatorio torna-se absolutamente essencial.

A rede neural artificial possui a habilidade de
aprender, imitando o método de aprendizagem usado
no cérebro humano, para determinar as possiveis
relagdes existentes entre os dados medidos pela geofi-
sica de poco (os perfis) com a permeabilidade e a
porosidade de uma rocha reservatorio em um deter-
minado campo petrolifero.

A idéia fundamental das redes neurais artifi-
ciais é a de simular, por meio de algoritmos matema-
ticos, o comportamento do cérebro humano quando
este trabalha na solucdo de problemas triviais, mas
que apresentam um tratamento bastante complexo e
oneroso nos algoritmos convencionais. As redes neu-
rais processam os dados e aprendem em paralelo,
descobrindo relagoes altamente complexas entre vari-
as variaveis, que sdo apresentadas & ela. As redes
neurais podem produzir um mapeamento entre a en-
trada e a saida ndo importando a complexidade da
relacdo entre elas.


mailto:laercio@ufpa.br
mailto:aandrade@ufpa.br

£

Estimativa da Permeabilidade e da Porosidade Através de Rede Neural Artificial

Em uma rede neural artificial, a informacéo
pode parecer ter representacdo redundante, porém, o
fato dela encontrar-se distribuida por todos os ele-
mentos da rede significa, que mesmo que parte da
rede seja destruida, a informacdo contida naquela
parte ainda estara presente na rede e podera ser recu-
perada. Portanto, a redundancia na representacdo de
informacgdes em uma rede neural, diferente de outros
sistemas, transforma-se em uma vantagem, que torna
0 sistema mais tolerante a falhas.

Os atributos de uma rede neural, tais como
aprender através de exemplos, generalizagBes redun-
dantes e tolerancia a falhas, proporcionam fortes
incentivos para a escolha das redes neurais como
apropriadas para a aproximacdo na solucdo de pro-
blemas interpretativos da geofisica de pogo.

A rede neural baseia-se nos dados medidos
através das ferramentas de perfilagem para estabele-
cer um modelo geral para as informacBes a serem
estimadas. Portanto, a fase de aprendizado deve ser
rigorosa e verdadeira, a fim de se evitar modelos
falsificados ou interpretacdes erréneas da rede. Todo
o conhecimento de uma rede neural est armazenado
Nos pesos sinadpticos, ou seja, Nos pesos atribuidos as
conexdes entre os neurdnios. Os dados devem ser
separados para o treinamento da rede neural, esses
dados sdo escolhidos arbitrariamente, a fim de que a
rede aprenda as regras e ndo decore os exemplos. O
restante dos dados sO é apresentado a rede neural na
fase de testes, ou de operacdo, a fim de que a rede
possa deduzir corretamente o inter-relacionamento
entre os dados.

A construcdo da arquitetura de uma rede
neural de funcdo de base radial (RBF) envolve basi-
camente trés camadas totalmente diferentes. A pri-
meira camada é a camada de entrada da rede, sendo
constituida por nos de fonte, que sdo unidades senso-
riais, ou seja, é a camada que receberd o conjunto de
dados de densidade das rochas.

A segunda camada ¢ a Unica camada oculta
da rede e possui grande dimensédo e a terceira camada
é a camada de saida, que fornece a resposta da rede
para os padrdes (sinais) de ativacdo aplicados na
camada de entrada.

Ocorre uma transformacdo néo linear do si-
nal da camada de entrada para o sinal processado na
camada oculta e uma transformac&o linear do sinal da
camada oculta para o sinal na camada de saida da
rede. A justificativa matematica para uma transforma-
¢do nao linear seguida de uma linear é que um pro-
blema de classificacdo, estabelecido em um espaco de
grande dimensionalidade, tem maior probabilidade de
ser linearmente separavel. Quanto maior a dimenséao
da camada oculta, maior sera a precisdo na aproxima-

cao da funcao realizada pela rede, que produzira um
mapeamento suave entre a entrada e a saida da rede.

Neste trabalho, utilizou-se a rede RBF para a
estimativa da permeabilidade e da porosidade da
formacdo, com a entrada representada pelo perfil de
densidade (py) e a saida d, pela permeabilidade ou a
porosidade, conforme o caso. A situacdo geral do
mapeamento entre a entrada e a saida, pode ser mos-
trada da seguinte maneira.

Dado um conjunto de N entradas diferentes

{xiDDZ/i =1a N}, que sdo os dados medidos da
densidade da formacdo e um conjunto de N saidas
{diDDzli =la N}, que sdo os dados de porosidade
ou permeabilidade, obtidos através da andlise de tes-
temunhos do poco, encontrar uma funcédo
F.oN .ot que satisfaca a condicdo de interpola-
cao,

F(x)=d; i=1,2,.... N ®)

Desta forma, a superficie de interpolagdo F
obrigatoriamente passara em todos os pontos dos
dados de treinamento. A técnica da rede de fun¢do de
base radial (RBF) consiste em escolher uma fungéo F
com a seguinte forma,

F(1)= z i (x-x]) ©)

Usando as condi¢cdes de interpolacdo da
Equacdo (1) na Equacdo (2), obtemos um sistema de
equacdes lineares simultdneas para os coeficientes
(pesos sinapticos) desconhecidos w;,

®w=d, (3)

onde @ representa uma matriz (NxN) de interpolacéo,
com elementos ¢;;, na forma

®=1{p;i/(j,i) =12,..N} (4)
ji :¢Q|Xj _Xi")’ ()

onde ¢;; é a funcéo de base radial e "xj =X " é a nor-
ma euclidiana. Considere,
d = [d;,dy,....dn]"; (6)
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w= [Wl,WZ,...,WN]T. (7)

Assumimos que @ é nao-singular, ou seja,
gue existe uma matriz inversa ®. Resolvendo a
Equacdo (3) para o vetor de peso sinaptico w, obte-
mos

w=o"ld. &)

O teorema de Michelli (1986), mostra que ha
uma grande classe de funcBes de base radial, dentre
elas, inclui-se a funcdo gaussiana, na forma

¢(r)=eXpE~2Z2E paraumo >0e r00 (9)

As funcBes de base radial caracterizam-se
. N .
por possuirem os pontos {xi}i=1 diferentes, sendo

isto exigido para a ndo-singularidade da matriz de
interpolacdo ®, independente dos valores dos N pon-
tos de dados ou do tamanho dos vetores de entrada x;.

Resultados

Os resultados obtidos neste trabalho mostram
uma estimativa das relacfes da densidade com a po-
rosidade e com a permeabilidade da formagdo. A
Tabela 1 mostra os dados obtidos através de medidas
em laboratdrio, indicando a densidade, a porosidade e
a permeabilidade em fungdo das profundidades das
amostras no poco (BASTOS, 1993).

Assim, utilizando alguns dados aleatérios de
densidade da Tabela 1 e admitindo-se que had uma
relacdo entre a densidade e a porosidade da formacéo,
podemos estimar a porosidade, através da rede neural
com funcdo de base radial (RBF).

A Figura 1 mostra o perfil de porosidade
através da linha vermelha e a porosidade estimada
pela aplicacdo da rede neural RBF através da linha
azul, sendo que os dados de porosidade, medidos em
laboratdrio, estdo plotados através dos asteriscos (*)
interligados pela linha vermelha e os pontos verdes,
em circulos (0) interligados pela linha azul, mostran-
do a estimativa da porosidade no processamento rea-
lizado pela rede neural RBF.

Do mesmo modo, utilizamos alguns dados
aleatérios de densidade da Tabela 1 como dados de
entrada no treinamento da rede. Desta forma, a rede
neural com funcdo de base radial (RBF) foi capaz de
produzir uma estimativa da permeabilidade.

Tabela 1 — Dados obtidos em laboratério.

Prof. (m) | p (glcm®) @ (%) K (mD)
2504.90 2.66 22.5 1050.20
2505.30 2.65 23.0 1417.60
2505.40 2.65 23.2 1468.60
2505.70 2.63 19.4 441.00
2505.90 2.66 20.3 348.30
2505.95 2.60 14.8 151.40
2506.25 2.65 23.1 1366.10
2506.80 2.69 16.2 812.40
2507.10 2.65 18.6 1022.30
2507.40 2.66 14.0 29.10
2507.60 2.71 10.0 5.10
2507.75 2.69 5.0 0.63
2508.55 2.74 3.3 0.10
2509.55 2.71 1.9 0.10
2509.70 2.72 1.6 0.10
2509.85 2.74 4.0 0.20
2510.20 2.72 10.8 54.10
2510.95 2.74 6.3 7.80

Porosidade

0 5 10
2505 F T T
—— Rede Neural

O V. Estimados
2506 | —— Perfil Medido
V. Medidos

2507 +

2508 -

2509 -

2510 +

Figura 1 — Porosidade usando os dados de densidade
através da rede neural artificial.

A Figura 2 mostra o perfil de permeabilidade
através da linha vermelha e a permeabilidade estima-
da pela aplicacdo da rede neural RBF através da linha
azul. Na aplicacdo da rede neural RBF foi utilizado
como dado de entrada da rede a densidade da forma-
cao. Os dados medidos em laboratério estdo plota-
dos através dos pontos azuis, em asteriscos (*) inter-
ligados com linha vermelha e os pontos verdes, em
circulos (o) interligados com linha azul, mostrando a
estimativa da permeabilidade no processamento reali-
zado pela rede neural RBF.
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Permeabilidade

2 -1 0 1

10 10 10 10
2505 F T T T
—— Rede Neural
O V. Estimados
2506 —— Perfil Medido
4 V. Medidos

2507 |-

2508 -

2509 -

2510 |-

Figura 2 — Permeabilidade usando os dados de den-
sidade através da rede neural artificial.

Conclusoes

Este trabalho mostra que a rede neural RBF é
capaz de estimar a permeabilidade e a porosidade da
formacdo, utilizando medidas do pogo obtidas em
laboratério e um conjunto de dados aleatdrios de
densidade para o treinamento da rede.

Os resultados, tanto para a estimativa da
permeabilidade quanto da porosidade, estdo compati-
veis com os resultados apresentados na literatura. A
razdo para os resultados obtidos deve-se ao fato de
gue os dados disponiveis sdo limitados. Esta observa-
¢do concorda com outras encontradas na literatura se
compararmos 0s dados utilizados neste estudo (10
pontos de treinamento e 08 pontos de prova), com 0s
dados de estudos previamente mencionados na lite-
ratura (cerca de 130 pontos de treinamento e 20 pon-
tos de prova) (WIENER, 1995; MOHAGHEGH et.
al., 1994h,1995). Entretanto, mais estudos relativos a
estimativa da porosidade e da permeabilidade estéo,
atualmente, sob investigacéo.
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Abstract
The

determine the concentration of hidrocarbons in the

induction tool is used in order to
formation. Thick layers reservoirs are easy to be
investigated but there is a need to improve the
resolution of the existing tools to investigate
potentially thin alternating clay-sand sequences. This
could be achieved by focusing a directed beam of the
magnetic field in the formation. The type of field can
be created by combining the magnetic dipoles in
different configurations.

In this work we studied the generation of the
directional and focused magnetic field with different
combinations of two transmitters loops (two magnetic
dipoles) so that the tool gets a better penetration depth
than the current inductive tools being capable to
delineate zones of fine layers.

Introducédo

A ferramenta de inducdo é utilizada na
perfilagem de poco com a finalidade de determinar a
concentracdo de d6leo na formacao. A formagdo com
camadas que sdo relativamente de grande espessura ja
foram bem tratadas, entretanto zonas com camadas
finas intercaladas com argila e areia com bom
potencial de hidrocarbonetos  precisam  ser
investigadas. Por isso, € necessario melhorar a
resolucdo da sonda de inducdo para delimitar
camadas finas com maior precisdo. Teoricamente, se
uma sonda de inducdo apresentar o feixe do campo
direcionado transversalmente ao eixo do poco, ela
tem um bom potencial para melhorar a resolucéo
vertical e aumentar a profundidade de investigacéo.

Neste trabalho estudamos a geracdo do
campo magnético direcional na forma de um feixe

fino através de diferentes combinaces de duas
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bobinas transmissoras (dipolos magnéticos) para
determinar um arranjo que apresenta uma melhor
focalizaco na perfilagem de indugéo.
Campo de Dipolos Magnéticos

Obtemos analiticamente o campo magnético
de um dipolo magnético utilizando o potencial vetor
magnético. Posteriormente, foram obtidos os campos
dos diferentes pares de dipolos magnéticos por
combinacdo vetorial dos dois campos gerados por

dois dipolos magnéticos Unicos

Dipolos coaxiais (1) Dipolos paralelos transversais (I1)
A

A z
dipolo : dipqlq
magnético T magnetico T
coaxial ao transversal
eixo do +m ao eixo do +m
poco. i poco.
(@ | (@
; T dipolos G
dipolos e magnéticos L
Mmagneficos T ‘ paralelos
coa_xlal; 2 L transversais L
EIOLD l ao eixo do ol
poco. +m poco.
T, T,
(b) (®) |
T,
dipolos T dipolos
magnéticos +m magnéticos T ain
anticoaxiais T ’ antiparalelos |
ao eixo do 5 transversais l
poco. l ¢ -m ao eixo do G -m
poco.
T T,

©) ()

Figura 1 — Arranjos de dipolos magnéticos
transmissores: (1) Arranjos coaxiais ao eixo do pogo

e, (1) Arranjos paralelos transversais ao eixo do pogo.
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As configuragdes tratadas sdo as seguintes:
(1) dipolos magnéticos coaxiais ao eixo do poco
(bobinas coaxiais) e, (Il) dipolos magnéticos
paralelos transversais ao eixo do poco (bobinas
coplanares), ver Figura 1.

Para estas configuracdes mapeamos 0 campo
magnético total e as suas componentes paralela
(vertical) e normal (radial) ao eixo do po¢co num meio
homogéneo isotrépico com frequéncia zero. Desta
forma ndo temos atenuacdo do campo devido ao
meio.

O campo magnético de um dipolo magnético
axial e transversal em coordenadas cilindricas sao
dados respectivamente pelas equagdes (1) e (2)
Telford et all (1976):

e b s} o
H :L{(Zzz-rz)ﬂﬁ’,rzi} )

12
47'r(r2 +22)5

Em que i, e i, sdo vetores unitarios na

diregdo r e z respectivamente e m é o momento de
dipolo magnético.

O campo magnético total do sistema
composto por dois dipolos magnéticos coaxiais ao
eixo do pogo em coordenadas cilindricas (Figura 2) é

definido por:

AL m(z-zl),S/zJ,, mz(Z-ZZ)S/ErJ,
ange oo Prle-2f"E

2 Anfe-af-r] mfe-oy -r|E-

2ngp + (-2 [P +(z-2)

Figura 2 — Diagrama esquematico de dois dipolos
magnéticos transmissores T;-T, em coordenadas

cilindricas.

O campo magnético total do sistema
composto por dois dipolos magnéticos paralelo

transversais é definido (Figuras le, 1f) na equacéo:

— i ] mz(z_zz), E’
R S L S S

Todos os sistemas de configuragdes
mostradas na Figura 1 foram tratados numericamente.
O valor da intensidade do campo magnético total

resultante e suas componentes radial (coordenadar) e
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vertical (coordenada z) foram encontrados em um
plano rz em coordenadas cilindricas. Foram
considerados 0s espacamentos entre 0s dipolos
magnéticos L= z,.2, e z;= z,, isto &, 0s transmissores
T, e T, encontram-se no eixo vertical z em posicBes
simétricas em relacéo a origem (z=0)

Foi mapeada a dire¢do do campo magnético
total para as configuragcBes da Figura 1 no espago
livre. Para os arranjos com dois dipolos magnéticos
transmissores foram considerados 0s seguintes
espacamentos entre os dipolos magnéticos: L=1m,
L=1.2m, L=1.5m e L=2m.

Foi mapeada a direcdo dos campos
magnéticos gerados pelos arranjos de dipolos

magnéticos da Figura 1, ver Figuras 3, 4,5, 6, 7 e 8.

Andlise dos Resultados

Os arranjos de um dipolo magnético coaxial
(Figura 4), dois dipolos magnéticos coaxiais (Figura
6) e dois dipolos magnéticos antiparalelos
transversais ao eixo do poco (Figura 9) tém
semelhantes disposi¢des do campo magnético no
plano que contem os dipolos. Os campos sdo
perpendiculares ao eixo r na linha r=0 neste plano.
Entretanto, os arranjos de um dipolo magnético
coaxial ao eixo do poco e dois dipolos magnéticos
coaxiais ao eixo do poco tém campo magnético
simétrico nos 360° em torno do pogo enquanto que o
arranjo de dois dipolos magnéticos antiparalelos
transversais ao eixo do pocgo necessita de diversas
posices angulares para garantir um rastreamento
sobre os 360° em volta do pogo.

Os arranjos de um dipolo magnético
transversal ao eixo do poco (Figura 5), dois dipolos
magnéticos anticoaxiais ao eixo do pogo (Figura 7) e

dois dipolos magnéticos paralelos transversais ao €ixo
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do poco (Figura 8) tém semelhantes disposi¢cGes do
campo magnético no plano que contem os dipolos. Os
campos sdo perpendiculares ao eixo r na linha r=0
neste plano. Entretanto, no caso do arranjo de dois
dipolos magnéticos coaxiais ao eixo do pogo 0 campo
magnético é simétrico nos 360° em torno do pocgo.
Enquanto que, isto ndo ocorre nos outros dois casos
anteriores que necessitam de diversas posicdes
angulares para garantir um rastreamento sobre os

360° em volta do pogo.

Conclusbes

Esse estudo mostra um modo para gerar um
campo magnético direcional para ser explorado para
aumentar o poder de resolucdo da sonda de indugéo
EM.
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Abstract

The principal aim here is to show a transient thermal-
resistivity log dependence. The simple short normal
device was simulated by the finite element method to
demongate that new corrections is needed. These
features are presented when multilayer transient
temperature is evaluated and applied to resistivity
model. A simple 10 meters deep formation is
simulated with 2D-thermal and resistivity model,
composed by shale and sandstone reservoir with oil-
water contact. Due to mud circulation, temperature
dependence of apparent resistivity formation is
evaluatd and compared with the resistivity when
mud-formation temperatures are the same °@p0
After well corrections, approximate relative errors
between 4% and 40% are expected with the adopted
model.

Introducéo

Os perfis elétricos e eletromagnéticos sao
amplamente utilizados nas perfilagens geofisicas de
pocc abertos com o intuito de avaliar regides ricas
em hidiocarbonetos. Entretanto, antes de avaliar o
potencial do reservatorio, os perfis carecem de
algumas orrecdes ambientais.

Diferencas de temperatura entre a lama e formacédo
alteram as resistividades proximas ao poco e por
coneguinte os perfis elétricos. Cozzolino (1999)

realiza um ensaio dos efeitos transientes da
temperatura nos perfis ILM e 6FF40 (Schlumberger).

Para tatb usa o método convolucional entre fator

geométrico e resistividades do modelo geoldgico.

Seus resultados ilustram erros relativos entre 1% e
12% que podem estar mascarados pelo efeito da
invasdo do filtrado da lama nos trechos permo-

porosos.

Os deitos transientes da temperatura poco-formacéo,
no perfil elétrico da ferramenta normal curta, foram
avaliados em um trecho de 10 metros, constituindo
um regrvatério com contato 6leo-agua. Foi assumido
uma mesma pressdo dos fluidos existentes de modo a
despezar o efeito de invasdo do filtrado da lama no
meio pemo-poroso. A Figura 1 resume os modelos
elético e térmico, bem como as respectivas
propriedades empregadas neste trabalho.
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Resumo Tedbrico

O método misto, diferencas finitas (tempo) e
elementos finitos (espaco), foi aplicado a equacéo
diferencial da difusdo do calor em coordenadas
cilindricas com simetria axial (Davies, 1986), i.e.

2 2
oT 10T 07T _pedl
52 K

ondeT=T(z,r,t) é a temperatur& € a condutibilidade
térmica, p é a densidade; o calor especifico € 0
tempo. O meio foi discretizado com elementos
triangulares e valores médios usados para as
diferentes propriedades. O programa foi testado
considerando o pog¢o envolvido por uma formacéo
infinita, homogénea e isotropica. Os resultados
obtidos em diferentes profundidades e tempos foram
confrontados com as respectivas solu¢bes analiticas
encorradas em Carlaw e Jaeger (1986) e sintetizados
na Figura 2. Desconsiderou-se em todos os calculos
os efeitos de radiacdo, convecgdo e a presenca de
fontes témicas.

(1)
or 2 ror

Dente as inUmeras ferramentas elétricas a mais
simples é a normal, composta de um eletrodo de
corrente A) e outro de potencial (M) no corpo da
ferramenta, além de dois outros B e N que, para fins
praticos, encontram-se no infinito elétrico.

A equacdo diferencial do potencial elétrico devido a
uma fonte pontual de corrente, localizada reri e
z=z,, € expressa em coordenadas cilindricas (simetria
axial) por
0°U 10U 9%u _ _ 8(N3(z-2p)
5ttt = R ———M 2
or ror gz 2ir
sendoR aresistividade do meio ka intensidade de
carente elétrica. A equacédo (2) foi resolvida pelo
métob de elementos finitos para um meio
discretizado por elementos triangulares. O potencial
U, inserido na equagéo
—U(zp, ,0)
Ra =4AM |— y (3)
fornece a resistividade aparente registrada pela
ferrameata normal, sendo colocada a meia distancia
entre os eletrodos A e M. Nas Figuras 3 e 4
encontramos as comparacfes das solugbes semi-
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andliticas (Danids, 1978 Drahos, 1984) com as
solucgdes do programa de e ementos finitos.

Com acirculagéo dalama, a temperatura da formacdo
proxima ao pogo € perturbada, dterando assm a
resigtividade do meio circunvizinho. Para incluir este
efeito nos perfis, atribuiu-se as resistividades R,
(agua da formagdo), R, (lama) e Ry, (folhelho) a
seguinte dependéncia com atemperatura

O Ty +215 C
——— L
E’(z,r,t)+21.5E

Excluindo o trecho de folhelho, as resigtividades no
arenito foram calculadas com auxilio da famosa
equacdo de Archie
0.81R
Rt =— %N
¢~ Sw
onde S, € a saturagdo em agua, @€ a porosidade e R,
a resdividade da agua da formagdo a uma
temperaturadereferéncia (T,s=150°C).

Ry (T(z1.0)=Ry (T, ) @

©)

M etodologia e Resultados

Os perfis eétricos foram obtidos em tempos pré
determinados seguindo quatro etapas basicas:

(a) Obtencéo da distribuicdo de temperatura pogo-
formacdo nos tempos de 1, 4, 8, 12, 24 e 48
horas, supondo a circulagdo da lama nas
primeiras 8h com temperatura constante de
50°C e temperatura inicial da formagdo de
150°C.

(b) Alteracdo das propriedades elétricas dos

fluidos e do folhelho devido a distribui¢do ndo

uniforme de temperatura (equacao (4))

Geracao dos perfis sintéticos

Correcdo dos perfis devido ao efeito do

di&metro do pogo.

(©)
(d)

Nas Figuras 5 e 6 verificamos as modificagdes do
perfil eérico norma em virtude da variagdo
transiente da temperatura. O perfil mais a esquerda
foi obtido para temperatura poco-formacdo homo-
géneaigual a150°C (t=w).

Para melhor visualizar as diferengas entre os perfis,
fez-se uso dardacdo

Ry (z,t) = Ry (z, )
Ry (2, )

Erro(z,t) % = [100% (8)

gue representa o erro ou diferenca relativa percentua
entre os perfis. Podemos ver nas Figuras 7 e 8 como
estes efros se comportam no tempo.

Conclusdes

Este trabalho demonstra, de forma simples, que perfis
elétricos sofrem uma razodvel influéncia da
distribuicdo ndo uniforme de temperatura, decorrente
da circulagdo da lama durante a perfuragdo do pogo.
O efeito serd mais pronunciado quanto maior for a
diferenca de temperatura pogo-formagdo, bem como
em situagBes de elevado tempo de circulacdo da lama.
As diferengas relativas entre os perfis cresce com o
tempo durante a circulacéo da lama e decrescem apds
seu término. As diferencas esperadas nos valores de
resigtividade encontram-se, aproximadamente, entre
4% e 40% no periodo de tempo simulado.
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Distribuices de Temperatura

Elétricos Térmicos WO - - s
Folhelho K=2,5W/m°C
R¢=10Qm a 150°C ¢=1000 Jkg°C
p=2650 kg/m*
, M
Arenito S,=15%
¢=20% K=4,20 W/m°C = :
_ o =4, guor- - - oo - SEE IR
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Arenito S,=100% c=3430 Jkg°C S

9=20% p=1100 kg/'m’ ol
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Figural: Modelo pogo-formacdo usado no modela- Figura2: Comparacdo entre solugdo analitica
mento térmico e na geracdo dos perfis sintéticos. e solugdo por MEF. Considerando o poco
Cada trecho de formag&o a esguerda possui 2,5 rodeado por uma formacdo infinita
metros. R,=0,75Qm. Temperaturas iniciais sdo 50°C paraalamae

150°C paraaformacao.
Interfaces Cilindricas Perfil sintético - Nomal Curta
140 -
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Figura 3: Comparagdo entre solugdo analitica e por Figura 4: Comparagéo entre solucéo analiticae por
MEF considerando pogo zona invadida e zona MEF considerando camadas plano-paraelas
virgem. AM € o0 espacamento transmissor- com diferentes espessuras. AM = 40cm
receptor.
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Perfis em 1, 4 e 8 horas Perfis em 12, 24 e 48 horas
0~ T
E E
[H] (3]
el el
] ©
=] =]
5 5
c c
S 2
° °
o o
resistividade (2 m) resistividade (2 m)
Figura 5: Perfis sintéticos da norma curta em diferentes  Figura 6: Perfis da normal curta em diferentes tempos.
tempos. A circulacdo dalama ocorre por periodo de A circulacdo da lama ocorre por periodo de 8 horas
8 horas a uma temperatura fixa de 50°C. auma temperatura fixa de 50°C.

Diferenga entre Perfis Diferenca entre Perfis

0 0
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S o 7t o N o -
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0 30 40 50 60 0 10 20 30 40 50 60
Erro Relativo (%) Erro Relativo (%)
Figura 7: Erros relativos percentuais entre os pefis. O Figura 8: Erros relativos percentuais entre os perfis. O
perfil de referéncia foi o obtido assumindo pogo e perfil de referéncia foi o obtido assumindo poco e
formagdo com a mesmatemperatura (150°C). formacdo com a mesma temperatura (150°C).
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INTERPRETATION OF RESISTIVITY LOG IN FRESH-WATER AQUIFERS
Olivar A. L. de Lima, CPGG/UFBA, Geraldo G. Nery, HYDROLOG and M. Ben Clennell, CPGG/UFBA.

Abstract

We develp a nev schene far the interpretéion of

geophysich resistivity logs tappirg fred water
aquifers The procelure is basd on a volumetric
matrix-condutvity corceg and an Bruggeman’s
equdion for a corcentratd mixture d “solid

graing in a conthuows ekctrolyte The bulk
condutivity of this fuly saturatd sandstoe is
contrdled by its effedive porosiy and pore
tortuosities by an euivalent gran corductivity

resuting from the electrich doubke layers
developd a clay-ekctrolyke interfacesand by the
condutivity of the electrolyte The scheme
assums thd the resisivity reading d a induction

log o a laterolog are the expresiors d can be
convertd into the electrichcharacterizéon o the

invaded and @ the virgin zones d the auifer. It

alo sssums thd the effedive porosity ard the
native wate and mud filtrate resistities are
known independetly. The schere ha lkeen
saisfactorily testel with laboratoy datn an shaly
sandstoa sample and appliel in the electrichlog

interpretéion o wells driled in the Recdncavo-
Tucarp basn o Bahig NE Brazil.

Introduction

For mary years electricd logs hae be@ usel in

the dl industly as a powerfui tool, developd not
only to edimate the porosty, clay conten and
permeabity of a resevoir, bu alo its water
resigivity amd dl saturation Although these
technigus haw al® been usel in hydrology since
the 50's, the quantitdve evaluatia o well logs
tapping fresh-wate aquifes presehsomne special
problems Unde fresh wate condtions neither
the self-potetial and the resisivity logs obe the
semi-empiricd equdions proposd for all

resevoirs, normdly containirg brine a sdine

waters This mg explain the limited qualitative
use d the wdl log technoloy in groundwater
studies (Jones ahBuford, 1952, Turcan Jr, 1962;
Alger and Harrison 1989 Paille ard Crowder,
1996).

The electrich condudion phenomeno in a
granula porots medium is primarily causd by the
transpor of dissolval ions in its poe electrolyte,
and alo by the drit and diffusion o adsorbed
cdions o its poe walls Unde water-wet
condtions theg adsorbe ions develp a cloud or
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electricd double-laye adjoinhg the sdid-liquid
interface Thus the buk electricd resistivity of
the medim (p,) will be dependenon its textural
elemens sut as porofty, pore geometry clay
distributiors ard surface morphologyas wel as on
the electrich propertiss d its poe fluid. In al
resexoirs, p, is al® dependenon dl saturation.

In mog oil fields the wate is sdine ard the
condutive contribtion due © adsorbé ions turns
out to be constantFa sud condtions simpk seni-
empiricd equatiors wee developd ard swccessfully
appliag for resevoir evaluation (Waxman and Smits,
1968 Claviea et al,, 1984 Lima ard Dalcin, 1995).
For fresh wate aquifers however even the smple
Archie’s formub gpears © fail in its gplicaion
(Alger and Harrison 1989) We recdl that in the
high sdinity regme condution is dominatd by the
pore fluid, wherea & the lov salinity it is
dominatel by the clay doubk layers.

The man objedive d this pape is o preseh a
pradicd procedure far the quantitative analysiof
resigivity logs rin on freh wate resevoirs. This
procedure is basd on a modified form o the grain
condutive modé propose by Lima axd Sharma
(1990 1992 for a granula porots materia that
contairs dispersedcordudive water-we solids The
developd pracedure far the low salinty behavio is
saisfactorily applied to geophysica logs d wells
drilled within the Recdncao-Tucaro basin.

Theoretical Basis

Many expelimentd laboratoy resuts shav tha a
plot of g, versws g, for a shay sand is a shooth
curve asymptbically linea for o, increasig to
infinite. At low o,, it has a stroy norlinear
behavio reflectad by a convexupward increas in
g, & g, — 0. This behavio is mainy attributel to
the fad tha the ekctricd tortuosties alorg the free-
pore channa ard tha in the shay matrix are gtte
dissimila (Sen & al,, 1988 ard operats diginctly:

In the vicinity of g, — 0 conductio is daninated
by the matrk (strictly, caion migration within the
surface doubldaye9 wherea & g,, — o condution

is dominatd by the pore fluid.

The mos$ widely usel and standar modet in log
analyss in the ol industry tha is consistenwith this
describd behavior ar the WS Wawmar and
Smits, 1968 and D-W (Clavie & al., 1984 models.
In suth modes the excas comludivity contributed
by the shay componenincreass with g;, up to some



constant value after a criticd vaue of g,. A very

thorough review of all previous modes that are

consistent with the linea regime has been presented
by Worthington (1985).

The grain-conductivity approach proposed by Lima

and Sharma (1990, 199) describes the bulk behavior
of a shay sandstone by means of the sdf-similar
Bruggeman equation as

m
_Owl-0loy
O, =— , 1

° F Ell_acs/UoE ®

where F = g™, with @, as the dfedive porosity of
the rock, O is an eguivalent matrix conductivity
for the sandstone, g, is the onductivity of its host
fluid, and m the Archi€'s cementation exponent
(Archie, 1942) isa nondimensiona parameter that
depends on the asped ratio d the grains and of
their topological configuration. Equation 1
reproduces Archie's equation when g5 = 0, and
the W-S or D-W eguations when the dedrical
conduction is dominant through the pore
eledralyte (Lima ad Sharma, 1990. By making
use of an apparent formation factor, defined as F,
= oy /0,, equation (2) can berewritten as
Ocs 1- (F / Fa)l/m

e G L A— 2
O. 1-F,(FIF)Y™ @

Equetion (2) has an appropriated form for use in
quentitative log interpretation. It is useful to
describe the dfect of the dedrolyte sdlinity on the
conductivity of the sandstone matrix. It must be
applied twice (i) one for the virgin condition,
where the formation is fully saturated with water
of conductivity oy,. Its apparent formation factor is
F. _ g,/o,, where g, is the reading of a dee
logging tod, such astheinduction log or laterolog;
(ii) another for the invaded zone with the mud
filtrate of conductivity g,y This has the apparent
formation factor F,® = g,y /0, Where gy, is the
reading of a shallow logging tod, such as the short
normal, sphericdly focused or micro-resistivity
logs. Thus knowing @, we @an solve ejuations (2)
iteratively, to get m and o5 along the depth of the
well.

Well Log Results

Equation (2) is being applied to the petrophysical
interpretation of water wel logs from the
Reddncavo-Tucano besin. Figure 1 shows the input
data of a combined dud laterolog, gamma-ray and
porosity logs, of awell penetrating the Sdo Sebastido
aquifer. The resistivity data has been correded for

tliesistivity Log
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borehale invasion but not for adjacent bed effeds
(smeaing effed in thin beds). The dee laterolog
and the microsphericd readings were nverted,
respedivey, to g, and 0y, Gy Was measured in the
fidd and o, was derived from the SP defledion,
asaimed to be aettirdly of eedrochemical origin.
The dfedive porosity was determined from the
neutron and density measurements.

In Figure 2 we shown the distribution of m and of
the day content in the main sand zones tapped by
the well. The dedrical clay content is compared to
the one estimated from the gamma ray log (y clay),
using a conventional non-linea empirica equation
(Asguith and Gibson, 1982). The overall correlation
is stisfactory (R* = 0,82), but the y clay estimates
are generally higher. The day content was estimated
from o, asuming the shaly-coated approximation
of Lima and Sharma (1992, and the resistivity of a
pure shale seleded within the logged interval. Them
values are within the range of normal sandstone and
in agreanent with petrophysical measurements on
some samples of the Sdo Sebastido Formation.

Conclusion

The grain conductivity approach to represent clays
and shaly coated matrix and their use in Bruggeman
equation, is suitable for describing the dedricd
behavior of clay-dispersed shay sandstone. The
procedureistotdly based on log data and is adequeate
for fresh water aguifers. Despite the limitation related
to the assumed spatial digtribution of clay (shaly-
coated perticles) the overall results suggest that the
proposed approach can de etensively used for
granular aquifer eval uation.
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Figure 2 — Petrophysical results derived from

thelogs shown in Figure 1.
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NUmero Atdmico Efetivo das Formacdes via Perfil
Nuclear de Poco
Jadir da Conceicéo da Sily&JFRJ, Brasil

Resumo

A medida do namero atébmico efetivo das forma-
¢cOes(Z.y) via perfis de pocos é de fundamental im-
porténcia para a avaliacdo de reservatorios comple-
xos. Este pardmetro tem sido determinado indireta-
mente pelo perfil de indice fotoelétricoPcomo
conplemento do perfil de densidade. No entanto, a
técnica em estudo tem algumas vezes aplicagdo ques-
tionavel, devido & dificuldade de se estabelecer uma
correlacdo confiavel entre a razdo CR das taxas de
contagem as janelas de baixa e alta energias do de-
tetor de longo afastamento e o indice fotoelétrico.
Como alternativa, eu proponho um método mais
eficiente capaz de determinar diretamente o valor de
Z.+ baseado na andlise da distribuicdo espectral de
raios gama gerada por um algoritmo de elementos
finitos. Prova-se que CR é melhor correlacionado
com uma fmgdo quadratica do logaritmo degZ
podendo er facilmente determinado, em tempo real,
pela inversdo dos correspondentes valores de CR.
Como exemplo, perfis de,Ze R, sdo simulados em
resevatorios complexos. Os resultados mostram que
os melhoamentos obtidos séo Obvios e devem-se
principalmente a maior eficiéncia na sequéncia do
processamento dos dados obtidos pela sonda de den-
sidade e a simplicidade do método de inversao pro-
posto.

Introducéo

Um dos principais desafios do atual estagio de
desenvolvimento da perfilagem de pocos para petro-
leo consste na identificacao de litologias em subper-
ficie. Uma forma corrente de vencer deste desafio € a
determinacdo do numero atdmico efetivag{Zdas
formacdes (Serra, 1984). O perfil de indice fotoelétri-
co (R) estima este parametro (Bertozzi et al., 1981).
No enanto, a correlagdo esperada entre as razdes das
taxas decontagens das janelas de baixa e alta energia
do detector de longo afastamento da sonda de densi-
dade (LDT) implica em valores inadequados de P
Como conequéncia disto, os valores dg;Zambém
refletirdo estes erros. Neste trabalho, eu proponho um
método bastante simples de determinar diretamente e
de formamais eficiente o valor de £ Isto é feito
atravésde um algoritmo de elementos finitos, desen-
volvido exclusivamente para este fim. Demonstra-se
que a forma de processar os dados obtidos com a
sonda de densidade conduz a melhores resultados.
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Metodologia

O método proposto por Bertozzi et al. (1981) con-
sidera que a razao (CR) entre as taxas de contagem
C.” e G nas janelas de baixa e alta energias do
detetor de longo afastamento da sonda de densidade
(LDT) é funcédo apenas do numero atébmico efetivo
das fomacGes, isto é

CR(Zeff ) =

Com base no comportamento desta curva em funcao
do pardametro B Bertozzi et al. (1981) propds a se-
guinteexpressao:

CR(Zeff ) -

R+

—__, (1)

)

onde & constantes e 3 estdo relacionadas com as
taxasde contagem para tipos especificos de detetores
e models de calibracdo (Tittman & Wall, 1965). No
entanto, como mostra a figura 1(a), simulada a partir
de algoritmo de elementos finitos (FEM) desenvolvi-
do paraeste fim, esta relagdo implica em sérios erros
guanto a estimativa de.Ra a figura 1(b) mostra que
sea relacao for feita diretamente congy,Zconsegue-

se melhor ajuste. Posto isto, torna-se evidente a pro-
posicdo de nova metodologia para a determinacao
deste peAmetro. A curva de ajuste dos parametros,
observada na figura 1(b), mostra claramente que os
valores de CR s&o melhor correlacionados com uma
fungdo quadratica do logaritmo dgsZou seja,

CR(Zet) = 8,+8,In(Zey) + 8,[IN(Ze)]"  (3)

onded,, &, e 83 s8o pardmetros a serem determinados
pelos nodelos de calibracdo. Para isso, basta simular
trés ou mais modelos litolégicos, com valores conhe-
cidos de Zg, e inverter o sistema a seguir

[CR O

RlD [0, C
%:RZD: C ()
0: O 2L

onde amatriz A(Nx3) tem como linha os valores (1,
IN(Zer)i, [IN(Zex)]?) correspondente ao i-ésimo mo-
delo de calibracéo. A figura 1(b) mostra que os re-
sultados desta inversdo permitem estimar de forma
bastante eficiente os valores dg.Z
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M odelos Sintéticos

A metodologia proposta neste trabalho consiste
das simulagdes dos valores de Z; e P, em um modelo
geologico e proceder as inversdes das equacgdes (2) e
(3), cujos resultados séo

©)
(6)

O modelo geolégico proposto € uma seqiiéncia de
nove camadas plano-paralelas com espessuras dadas
pelas figuras 2(a) e 2(b). A composi¢do mineralégica
das camadas perfazem valores reais de Zg; € P, mos-
trados nas respectivas figuras. A figura 2(b) mostra
que o modelo de P, da sonda LDT representado pela
equacdo (6) (Ellis, 1987) ndo é eficientemente
aplicavel na determinacdo valor de P.. Propfe-se,
entdo, um novo modelo baseado na equacdo (5) para
determinar primeiramente os valores de Zg (figura
2(a),) e sb depois os valores de P, (figura 2(b)) de
acordo com a equacdo (7) abaixo, proposta por Berto-
zzi et a. (1981), Tittman & Wahl (1965), entre ou-

tros:
%,6

Embora as inflexdes destas curvas denunciem
com certa eficiéncia as diversas variagdes litoldgicas
sugeridas pelo modelo, pode-se ver que mesmo este
método resulta em valores errbneos. Por este método
(LDT), o vaor de Z4 a ser determinado através da
inversdo da equacdo (7), resulta na expressdo a se-
guir:

eff

= 7
e~ H10 ()

OnPk,C

= 1O@xpB—E

A figura 2(a) mostra os perfis resultantes da equacéo
(8). Percebe-se ali divergéncias substanciais com
relacdo aos perfis da equacdo (5). Os resultados obti-
dos permitem afirmar que a determinagéo direta de P,
ndo conduz a boas estimativas de litologias. As diver

(8)

géncias observadas nos valores de P, sugerem a ne-
cessidade de um novo método para identificar litolo-
gia através da estimativa de seu nimero atbmico
efetivo, poisai as melhorias sdo 6bvias (figuras 2(a)).

Conclusdes

Este trabalho introduz uma nova metodologia para
auxiliar naidentificacdo de litologias via perfis nucle-
ares de poco. Um algoritmo de elementos finitos foi
desenvolvido para simular as respostas da sonda de
densidade (LDT), no que se refere aos valores do
indice fotoelétrico (P;) e do nimero atdbmico efetivo
das formactes (Zg;). Os resultados obtidos levam-nos
a afirmar que a determinagdo direta de P, ndo conduz
a boas estimativas de litologias, pois as divergéncias
dos valores reais de P, para os trés model os apresen-
tados e os valores ssimulados sdo visiveis. Por outro
lado, a opcéo pela determinacdo direta de Zy conduz
a melhorias 6bvias. Se @ mesma se seguir a inverso
dos valores de Z4 com o intuito de determinar P,
incorreremos novamente em sérios erros.  Isto quer
dizer que o par@metro P, ndo é facil nem ideal para
ser medido por meio de perfis de poco. Isto, por sua
vez, justifica este novo esforco para identificar litolo-
gia através da estimativa do nimero atémico efetivo
das formagdes.
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Figura 1: () Correlacdo entre as razdes das taxas de
contagem nas janelas de baixa e alta energia do dete-
tor de longo afastamento da sonda LDT e os valores
de P.. (b) A mesma correlaco com os valores de Zg;

Figura 2: (a) Perfil dos valores reais, smulados e
invertidos de Zy; (b) Idem para os valores de P
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Abstract

Usually, the most of intermittent wells are producing
in commingles completions, what represent a high
source of troubles during the well production time.
Production logging (PL) services can be performed
successfully in intermittent wells with the
development of a new well log analysis program,
called PAINTWELL, which permits to use of the
same tool string configuration than a conventional PL
tools, following different acquisition procedures.

The PAINTWELL program, described in this work, is
supported by the log time concepts to perform the PL
operations. The procedures sequence is defined by the
program before start the operation. It’s part of this
program:

- Job procedure.

- Real-time or memory wellsite data validation .

- Wellsite Quick Look interpretation.

- Final Log Interpretation.

- Production Methods improvement.

- Actions taken to recovery the well potential.

Introducédo

Um poco comercial, ap6s ser perfurado, é
analisado em uma ou mais zonas de interesse, para ter
sua completacdo finalizada, e entrar na fase de
producdo. O pogo comega produzindo, geralmente, de
forma natural e estdvel por um tempo consideravel,
onde perfilagens com as ferramentas PL (Production
Logging) sdo utilizadas para o acompanhamento do
perfil de producdo. Em uma segunda etapa, comegam
a aparecer alguns problemas: diminuicdo da presséo
do reservatério, produgdo de agua ou de gas em
detrimento da producdo de 64leo, entupimento de
canhoneados, aparecimento de parafinas no interior
da coluna, corrosdo no revestimento e na coluna de
completacdo, fluxo cruzado entre os diferentes
reservatdrios, etc. As solucBes para esses problemas
nem sempre sdo conseguidas em operacBes simples,
muitas vezes sdo trabalhos bastante dispendiosos;
inclusive com a recolocacdo da plataforma ou sonda
no poco para sua recompletacdo, podendo até mesmo
ser desenhado um método artificial de producao, que
introduz equipamentos novos a completagdo original,
tais como: bomba de fundo, mandril de gas-lift com
valvulas ou orificios, hastes mecanicas e injetores de
vapor. Os métodos de producdo artificiais sdo 0s

7CISBGf/TS16

grandes responsaveis pela maioria das intermiténcias
causadas em pocos de petréleo. O correto
funcionamento de um método artificial de producdo
se torna muito importante na recuperacao do poco, e
além dos problemas mecénicos e hidraulicos inerentes
ao proprio método, também esta passivel de ser
afetado pela mudanca do perfil de produgdo dos
reservatérios produtores.

O método de producdo por levantamento
artificial ndo continuo através do mandril de gas-lift é
um exemplo de pogo intermitente, e esta baseado no
conceito da elevacdo de pacotes de fluidos dos
intervalos produtores por meio de injecGes de um
determinado volume de gas no interior da coluna de
producdo, através de valvulas de comunicacdo entre
coluna e o anular. Estas valvulas estdo dispostas em
diferentes profundidades e sdo operadas por presséo
de gas no espaco anular em relagdo a pressdo dentro
da coluna. Portanto, a pressdo no interior da coluna
estara sendo periodicamente afetada pelas injecGes de
gaés durante a producdo dos pacotes de fluido do
reservatario.

A impossibilidade de conseguir a estabilizacdo
das medidas (pressdo, temperatura, vazdo, densidade
e constante dieléctrica), colabora para a falha na
delineacédo do perfil de producédo, em perfilagens que
foram executadas seguindo 0s convencionais
procedimentos para perfis PL (diferentes velocidades
da ferramenta PL em frente das zonas de interesse),
em periodos de fluxo e de estatica. As variacdes das
medidas, impossibilitam a determinacdo das
contribui¢des individuais dos intervalos produtores,
uma vez que o regime de fluxo do pogo nao é
constante; ndo sendo possivel neste caso, a
interpretacdo do perfil. Estas variagBes sdo inerentes
aos pocos intermitentes, dai entdo, a necessidade do
desenvolvimento de um novo programa de analises
para este tipo de poco, comumente encontrado nos
campos petroliferos maduros.

O programa PAINTWELL, aqui apresentado,
utiliza o conceito do método de producdo artificial do
pogco para estabelecer procedimentos operacionais
para uma perfilagem de produgdo; onde a inovagdo
deste programa estd na observacdo estacionaria dos
sensores comuns a ferramenta PL, medidas nas
profundidades de interesse, e que sdo definidas pela
interpretacdo dos perfis RG (Raios Gama natural) e
CCL (Localizador de Luvas).
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O programa de analises para pogos intermitentes,
PAINTWELL, trata de observacfes com medigdes
em profundidade e no tempo da ferramenta PL, e ndo
mais de simples perfilagem em profundidade, como
realizado nos casos de pogos estaveis. O
PAINTWELL considera todos os eventos ocorridos
no periodo de produgdo de uma forma continua,
inclusive aqueles relacionados ao método de
producéo do poco.

Metodologia

O programa PAINTWELL para uma perfilagem
de producdo em pogos com método de produgdo por
levantamento artificial ndo continuo através do
mandril de gas-lift, comeca na determinacdo da
periodicidade com que ocorrem as mudancas das
medidas adquiridas pelos sensores da ferramenta PL.
Uma vez verificada a periodicidade da curva da
pressdo, tanto no fundo do poco (Figura 1) quanto na
superficie (Figura 2), posiciona-se a ferramenta PL
nas profundidades de interesse, definidas pela
interpretacdo dos perfis RG natural e CCL. A
aquisicdo dos dados comeca no fundo do poco,
abaixo da profundidade do intervalo de interesse mais
profundo. As préximas medigdes serdo realizadas nos
intervalos acima do intervalo anterior. A Ultima
medicdo, sera entdo, realizada na profundidade acima
do intervalo de interesse mais raso. Todos 0s sensores
sdo analisados utilizando a superposicdo das curvas
obtidas em um ciclo de producéo.

A resolugdo e a precisdo do perfil de producédo
estardo intimamente ligadas com a configuracdo
compacta da ferramenta PL, com o tempo de duracéo
de cada medida realizada e com o nimero de medidas
estacionarias (estaces). Um menor comprimento da
ferramenta de PL proporcionard a observacdo de
intervalos canhoneados muito préximos. O tempo de
duracdo de cada estacdo é definido em funcdo do
periodo de ocorréncia das intermiténcias ou dos
disparos das valvulas (Figura 1). O tempo minimo
para a duracdo de cada estacdo é igual a duas vezes o
tempo da duracédo do ciclo de producgdo. O nimero de
medidas estacionarias sera definido pelo nimero de
zonas de interesse. A contribuicdo individual de cada
zona canhoneada é determinada pela diferenca da
observacdo realizada em uma profundidade
imediatamente superior a esta zona, em relagdo a uma
observacdo realizada em uma profundidade
imediatamente inferior a mesma. A somatoria das
contribui¢des  individuais, interpretadas  por
PAINTWELL, resultardo no perfil de producdo do

pogo.
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O programa de analises PAINTWELL finaliza o
estudo do pogo intermitente, formulando sugestfes
para a melhoria do potencial do mesmo, tais como:

- Alteracdo da abertura do poco (choke).

- Recanhoneio ou ampliacdo de intervalos .
- Isolamento de algumas zonas produtoras.
- Recuperagéo do fundo de poco.

- Recuperagdo de Revestimento (Pack-off).
- Recuperacédo de tubos de producéo.

- Limpeza do interior da coluna.

- Substituicdo de obturadores (Packer).

- Realizacdo de novos testes de produgéo.

- Determinar mudanca da coluna de completacéo.
- Fechamento do poco.

Resultados

Considerando que 0 poco se encontra com as
valvulas de gas lift calibradas, levantando
eficientemente os pacotes de fluidos, podemos
afirmar que o poco se encontra em condicdes
adequadas para que possa ser obtido um perfil de
producdo através do PAINTWELL. A Figura 1
mostra um tipico ensaio que pode ser realizado para
constatar que as valvulas de gas lift estdo em seu
ponto oOtimo de trabalho. O ensaio consiste da
visualizacdo dos disparos sucessivos das valvulas,
medidos por sensores de pressdo e de temperatura
localizados no interior da coluna de producdo, a
profundidade dos disparos. Observa-se que antes que
a pressdao se estabilize proximo da pressdo do
reservatorio, ocorre o disparo seguinte, e assim
sucessivamente; fazendo com que tenhamos o
progressivo levantamento dos pacotes contendo
fluidos pelo interior da coluna.

i
Teinparelia

Creparn da Wabaula
doMGEL

ik
Fachads Irjssbo de Gas

Figura 1 — Ensaio para a verificacdo da calibracdo das
valvulas de gés lift.
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O comportamento de superficie do poco €
mostrado pela carta de producdo da Figura 2, que
acompanha o0 historico das pressdes da cabeca do
poco e do revestimento. Observamos que tanto a
pressdo do revestimento, correspondente a pressdo da
injecdo do gas lift, quanto a pressdo da cabeca do
pogo, sdo intermitentes. Entretanto, é possivel
verificar uma periodicidade dos eventos. O tempo de
duracdo do ciclo, mostrada na carta de producdo, é de
aproximadamente 20 (vinte) minutos.

Peexniic do Revesimenic

P

=

1
.|.| o

A Freszin da Cehecn

iy dn Pogo =
1

Figura 2 — Carta de Producédo

No poco estudado, encontramos o0s seguintes
intervalos canhoneados:

Intervalo 1{1683 m - |1686 m

Intervalo 2{1689 m - |{1692 m

Intervalo 3|1702 m - |1705 m

Intervalo 4|1708 m - |1711 m

Intervalo 5{1736 m - |1742 m

Intervalo 6{1745 m - |1748 m

O programa de analises PAINTWELL,
determinou as seguintes profundidades para a
realizacdo de medidas estacionarias com duracgao de
40 (quarenta) minutos:

Estacdo 1| 1652 m

Estacdo 2| 1687 m

Estacdo 3| 1697 m

Estacdo 4| 1706 m

Estacdo 5| 1727 m

Estacdo 6| 1744 m

Estacdo 7| 1764 m

Apresentamos as respostas dos sensores da
ferramenta PL, nas diversas profundidades onde
ocorreram as medidas estacionarias (Figura 3 a
Figura 7).

A aquisi¢8o dos dados foi validada, uma vez que
conseguimos adquirir medigdes precisas, por mais de
um ciclo de producdo. Observa-se que 0s sensores
mediram valores  compativeis com valores de
referéncia da area. Verifica-se também, que os
instantes dos disparos das valvulas foram detectados
por todos os sensores, em todas as medidas
realizadas.

Uma interpretacdo qualitativa foi obtida a partir
do processamento computacional das diversas
medidas. Esta interpretacdo esta relacionada com a
analise por superposicao das curvas, de onde se pode
verificar que:

- ndo existe problema de fluxo cruzado (Figura 3).

- ndo existe producdo durante 30% do ciclo
(Figura 4).

- todos os intervalos chegam a tomar fluido
durante o periodo em que ndo ha producéo
(Figura 4).

- producéo efetiva somente dos Intervalos 1,2,3 e
6 (Figura 4).

- Os intervalos 4, 5 e 6 apresentam temperaturas
mais elavadas em relag8o a temperatura do fundo
do poco, indicando producdo de agua (Figura 5).

- existem trés zonas com densidades proximas a da
agua durante o periodo de producdo: Intervalos
4,5 e 6 (Figura 6).

- No interior da coluna, na frente do Intervalo 1,
observamos a presenca de éleo durante todo o
tempo do ciclo de producdo (Figura 6).

- 0 interior da coluna fica com agua (densidade
proxima a 0.98 g/cc) em frente dos intervalos
canhoneados 2,3,4,5 e 6, durante o periodo de
ndo producdo (Figura 6).

- O intervalo 6 possui constante dieléctrica
elevada, proxima a valores para adgua (80 UD),
durante o periodo de produgdo (Figura 7).

A otimizacdo do método de producéo artificial é
realizada, verificando as respostas dos sensores:
medidor do fluxo (Figura 4) e pressdo (Figura 3).
Observa-se que somente em 70% do tempo (14
minutos) do ciclo de produgdo, os intervalos estdo
produzindo, e que ndo existe producdo nos outros
30% do ciclo (6 minutos). Observa-se também, que o
reservatorio € induzido a produzir com um alivio de
80 psi na pressdo do interior da coluna, causado pelo
disparo da valvula do mandril de gas-lift.
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Figura — 3 ObservagGes do sensor da pressdo Figura — 7 Observacdes do sensor dieléctrico
¥ Dol TH e s - -
O programa de anélises selecionou as seguintes
) -, 7 sugestBes para recuperar o pontencial deste poco:
f . - Isolar o intervalo 6 (produtor de agua).
¥ F - Recanhonear os intervalos 4 e 5.
.Y ~ - Diminuir o tempo de disparo das valvulas de gas-
lift para 15 minutos.
‘ e —— Conclusdes
] - | o= ) 1. Este trabalho mostra que pode-se realizar e
Figura — 4 Observaces do sensor medidor do fluxo determinar um perfil de producdo para pogos

intermitentes.

2. Os procedimentos a serem seguidos Ssdo
particulares para cada poco intermitente em
estudo.

3. O tempo de duracdo de cada medida estacionaria

— e~ depende do método de producéo.

. 4. O ndmero de medidas estacionarias depende do

ﬁ:—i‘\_'v —_—rL numero de intervalos de interesse.
S —— —_— —— 5. A validacdo e a interpretagdo dos dados
e Sy T — adquiridos sdo realizadas por observacdes em
funcgéo da profundidade e do tempo.
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Abstract

Petrophysical mapping corresponds to defining the
correct spatial equivalence between petrophysical
properties of layers in oil wells, and the well logs
from which they are estimated from. We present a
methodology to do this kind of mapping — specifically
the estimation of porosity — that is entirely
independent of interpreter intervention.

Assuming a sand-shale geological model, we perform
an automatic interpretation of the p, -¢, cross-plot
by starting with an algorithm based on an artificial
neural network with competitive layers. The objective
is to obtain a log zonation and a porosity
determination for all available wells, resulting in a
porosity zonation log. In a second step, the spatial
integration of all porosity zonation logs is
accomplished through an artificial neural network
with radial basis functions that automatically
correlates the porosity zonation logs and performs a
spatial porosity mapping.

The results are presented as cross sections, thereby
illustrating the geometric disposition of the layers.
The estimated porosity variations along the section
are highlighted through characteristic color maps.
This methodology is developed and tested using well
log data from the Lagunillas member in Lake
Maracaibo, Venezuela.

Introduction

The increasingly higher number of wells in oil and
gas fields, and the consequently larger volume of well
log data, require more efficient interpretation
algorithms of logs. These algorithms should integrate
all information available from geology and borehole
geophysics on a field-wide basis, and they should aid
the interpreter in defining the reservoir geological
model. Additionally, and perhaps more importantly,
they should help him to efficiently develop strategies
for the field development.

One of the fundamental steps in developing a
reservoir model is well correlation. It is commonly
but not always done with well logs. Some approaches
at automating this process were developed recently
(Andrade & Luthi, 1997; Luthi et al., 1995) using
artificial neural networks with supervised learning,
i.e. they learn from a set of training samples where
the answer is known.

We approach this problem at present, by limiting
ourselves to classical petrophysical logs (density and
neutron) as input, and to porosity as the only output
parameter in the mapping process. This approach
may, however, be easily expanded further to include
more sophisticated and geologically more relevant

input logs such as borehole images, nuclear magnetic
resonance logs, or geochemical logs (Luthi, 2001). It
may also be extended to include more geological
output parameters such as mineralogy, bedding, or
chronostratigraphy of the layers.

In a first step, we focus on the classification of the
input logs to lithotology (sand or shale) and porosity
determination. For this, we make use of the p, - ¢,
cross-plot, and we produce a porosity zonation log.
Although not strictly a lithological parameter, this log
provides a measure of similarity, particularly in a
depositional setting that is dominated by clastics
(sand, shale), and where diagenesis has not differed
greatly between various parts of the field.

The porosity zonation logs are then used in a horizon
identification procedure that correlates them with a
radial basis neural network. This results in a cross-
section with the layer geometry and the porosity
distribution as the third dimension, displayed in
colors.

Methodology

Competitive Neural Networks

In competitive learning, output layer neurons compete
with each other to produces a winner. This one then
carries the output signal. At a given time, only one
neuron is active. This characteristic of the competitive
layers can be used to detect statistically significant
signal patterns, and to classify them. The simplest
architecture of an artificial neural network with
competitive layers corresponds to one processing
layer composed of competitive neurons that are
completely connected to the input layer that is
composed only by sensorial units. In other words, the
various nodes in both input and output layers are all
connected with each other.

To be the winner, the input potential (vi) of neuron k,
for input pattern x, has to be the largest value among
all competitive layer neurons. The only output signal
Yk, corresponding to the winner neuron, is assumed to
be 1 (one) and the output signal of all the other
neurons are null. Then, we can write the output signal
as

0, if vy forallj, jZk

= 1

Y BJ otherwise @
where the input potential represents the combined
action of external stimulus and the signals of all the
other neurons connected to neuron k.

A competitive neuron learns when the synaptic
weights of its inactive input nodes are changed by its
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active nodes. If a neuron does not answer to a
particular input pattern, then no learning will happen
in that neuron. If a particular neuron wins the
competition, then each input node of this neuron
liberates a certain portion of its synaptic weight and
this liberated portion will be uniformly distributed
among the active input nodes. In agreement with the
competitive learning rule, the variation Aw; applied
to the synaptic weight w is defined by

Aw, = D?(XJ W ) for k winner @
»  for k loser

where n is the learning rate parameter. This rule has

the global effect of moving the synaptic weight vector

wy of winner neuron k in the direction to the input

pattern x.

Radial Basis Function Neural Networks

The construction of a radial basis function neural
network (RBF), in its most basic form, involves three
layers with totally different functions. The input layer
is constituted by sensorial units that connect the
neural network to its environment. The second layer,
the only neural network hidden layer, applies a non-
linear transformation of the input space to the hidden
space. In most applications the hidden space has a
high dimensionality. The output layer is linear,
supplying the answer of the neural network to
activation patterns (the signal) applied to the input
layer. A mathematics vindictive for a non-linear
transformation strategy followed by a linear
transformation follows Cover’s theorem (Cover,
1965).

It is assumed that the RBF satisfies the following
equation

H(x)=b;, (i=1, 2, ...,N) 3)
The RBF technique consists of choosing a function H
of the following form

Hx)= %1 w; ¢ (x| @

where ¢ (|x-x||)|i=12,..,N are N functions
(generally non-linear) arbitrarily set, known as radial
basis function, and || represents a norm, such as the

Euclidean norm. Substituting equation (3) in (4), we
obtain the following simultaneous linear equations set
for coefficients (weights) w;

dw=b (5)
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where ® represents the interpolation matrix N-by-N
with elements g j;

®={¢;;|(j.i)=12,..,N}, (6)
where

$5=0 (Jx; x| (G.D=@D,..(N,N).  (7)

Considering
b:[bll b2u sy bN]TT (8)
W:[Wlx Wa, .oy WN] ) (9)

and assuming that @ is non-singular, thus that there
exists the inverse matrix @, we can solve equation
(5) for the weight vector {w;}, in the form

w=o1p. (10)

This concludes the neural network’s training phase
with synaptic weights established at a level
corresponding to a good generalization. It will operate
according to equation

dw=a, (11)

where a is the neural network output for the operation
vector X’ (X’ Z X). In this work, we used as radial basis
function the Gaussian function of the form

2
¢(f)=eXpE~;—2E forc>0and rOR. (12
g

Gaussian functions are local functions in the sense
that ¢@(r) ~Uwhen r - o . In this case, the
interpolation matrix ois positive-defined (Haykin,
2001).

Petrophysical Mapping

The petrophysical mapping establishes the best spatial
equivalence of a specific petrophysical property with
borehole geophysical measurements (logs) in several
wells of a given oil field. The procedure to obtain the
petrophysical mapping is divided into two parts. The
first one begins with an automatic interpretation of
the p, -¢, cross-plot, resulting in a porosity zonation
log. The second part consists of determining the
correct depth correspondence of the various horizons
of the porosity zonation logs. It includes a spatial
porosity mapping between the wells in the form of a
cross-section.

For the porosity zonation, we assumed that the
porosity is sufficiently well described by the integer
of the porosity value. The p;-¢, cross-plot is
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divided into two lines: A clean sand line, and a shale
line that is, positioned parallel to the clean sand line,
crossing the weight center corresponding to the actual
data far from the clean sand line (Figure 1). This line
is automatically determined by a competitive neural
network, for all wells simultaneously over the
intervals of interest. Each point of these lines are
associated a one competitive neuron. At each
measurement depth in a well there are two values,
which enter the competitive neural network at the
input level. Among the competing neurons, one will
emerge as the winner according to the procedure
outlined above, and it will be retained. The procedure
corresponds, in fact, to a lithological classification
and a porosity determination. Thus the outputs can be
viewed as the same lithology, represented by
porosity, for the various wells (Figure 2). These are
then correlated with each other in the second step.
The petrophysical mapping is obtained by
establishing a depth correspondence between the
different porosity zonation logs. We loosely compare
it here to stratigraphic correlation or the supposed
lithostratigraphic equivalencies of the various wells
(In practice this proves a rather delicate issue, but this
is beyond the scope of the present paper). It is in fact
a petrophysical correlation that in the present form
can only be applied to sand/shale sequences. Training
consists of determining the function H, as in the
equation (3). It maps the vector x to vector b, whereby
vector x represents the porosity zonation log (x;, i=1,
2, ...,N) and N represents the total number of samples
in the log. Vector b is in fact the desired answer
vector. It is built in such a way that where the
porosity log is zero, the vector b also will be zero.
Where the porosity log is different from zero, vector b
is unit. Once the function H is established, the
training procedure is considered concluded, and the
process to find the correct depth correspondence of
horizons of the porosity zonation logs in the other
wells is started.

Results

We performed the petrophysical mapping over three
wells drilled in the Lagunillas Formation of Lake
Maracaibo, Venezuela. The absolute depths and
relative horizontal distances are not indicated here
because they are not relevant for our problem.

A porosity zonation log is shown in figure 2. As can
be seen, two curves are in fact generated, one being
the porosity of sand with zero values where there are
shales (curve B), and the other one being the porosity
of shales, with zero values where sand is present
(curve C). The gamma ray log is also shown in figure
2, and it is seen that the two shale layers show
distinctly higher gamma ray values. In fact, when
inspecting figures 1 and 2 it is clear that this is far
from a pure binary lithological system, and that there

are in fact numerous data points that seem to be
lighter than quartz (they lie above the clean sand
line), probably indicating either light hydrocarbon
and/or some amounts of feldspar. Ours is a data
reduction procedure that produces two essential
outputs: A lithology indicator (sand or shale), and a
porosity given one of the two lithologies.
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Figure 1. The p, — @, cross-plot for log zonation and
porosity determination for one well.
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Figure 2. The porosity zonation log. A- Natural
gamma ray log. B- Sand porosities. C- Shale
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The porosity zonation logs are then correlated with
each other, which is accomplished through an
aleatory choice of a reference log that is used in the
radial basis function neural network training. In our
tests, the choice of the reference log did not alter the
correlation result. After training, the neural network is
applied to the porosity zonation logs of the other
wells to establish a best depth correspondence. Figure
3 shows the results for shales in three wells. Just only
two correlation lines were found, corresponding a
shale layer as seen in figure 2-A. There are in fact,
many more for the sands, but these are not shown for
the sake of clarity.
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Figure 3. Correlation lines for the principal shale
layer in porosity zonation logs of three wells.

Once the depth correspondence of all zones is
established, we carry out a simple non-linear
interpolation of the porosities along the correlation
lines. This result is the cross-section shown in figure
4, with the colors representing porosities.

Figure 4. The petrophysical map or porosity variation
in a geological cross-section covering three wells.

Conclusions

The petrophysical mapping proposed here uses a two-
step neural network procedure. It is a powerful data
reduction tool that allows the interpreter to establish
cross-sections and ultimately build a reservoir model
with great ease and a large degree of automation.
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Response Char acteristics of the New Multicomponent Induction Logging Tool, 3DEXV
Berthold F. Kriegshduser, Baker Atlas, Brazil, Otto N. Fanini, L. Yu, Baker Atlas, U.S.A.

Abstract

Electrically anisotropic reservoirs are encountered
frequently in hydrocarbon exploration. For accurate
saturation estimation and optimum hydrocarbon
recovery from these reservairs, it is essential to detect
and properly describe their electrical properties. For
example, in laminated sand/shale sequences or sands
with different grain size distributions the resistivity
paralel to the formation bedding is usually smaller
than the resistivity perpendicular to the bedding.
Conventional induction logging tools with the
transmitter and receiver orientation parallel to the
borehole axis provide insufficient information to
accurately evaluate hydrocarbon saturations in
anisotropic reservoirs. These reservoirs that usually
show low resistivities in conventional induction logs,
despite their hydrocarbon content being economically
significant, are called “low resistivity pay.” Under the
sponsorship of Shell Technology EP, Baker Atlas
commercialized a new induction logging tool that
comprises three mutually orthogonal transmitter-
receiver configurations.

In this paper we discuss the underlying basic physics
of the new multicomponent induction logging tool,
3DEXSM, We examine the different response
characteristics of the new coil arrangements in
vertical and horizontal wells in anisotropic media. A
sensitivity analysis documents that the new coplanar
magnetic field data together with the standard coaxial
field responses allows us to de-couple horizontal and
vertical resistivities in vertical, deviated and
horizontal wells. However, the new coplanar coils
exhibit a stronger borehole and near zone effects than
the standard coaxial coil arrangements in conductive
mud systems. These effects can be dramatically
reduced by combining single frequency data into dual
frequency responses.

Introduction

The newly developed induction instrument comprises
three mutually orthogonal transmitter-receiver arrays
(Tabarovsky and Epov, 1979, Beard et al., 1998,
Kriegshduser et al., 2000). The transmitters induce
currents in al three gpatial directions and the
receivers are measuring the corresponding three main

magnetic fields components, Hxx, Hyy, Hzz", and the
corresponding six cross-components, Hxy, Hxz, Hyx,
Hyz, Hzx, and Hzy (Fig. 1). The cross-components
can be used to determine the tool orientation with
respect to the principal axis of anisotropy (Gupta et
al., 1999) and allow us to discriminate geologic layers
between above and below the wellbore in horizontal
wells. The three main magnetic components yield all
infformation necessary to derive horizontal and
vertical resistivity, Rh and Rv, of the formation in
vertical, deviated and horizontal wells.

Whole-space responses

We first discuss the response characteristics of the
3DEX in an anisotropic whole-space medium. We
limit our discussion to the three main components,
Hxx, Hyy, and Hzz. The Hxx and Hyy responses are
functions of the horizontal and vertical resistivity of
the formation as well as the relative dip and relative
azimuth of the formation with respect to the tool. The
two angles are defined in Figure 2.

The top and bottom panels of Figure 3 depict the
electric current density for a horizontal dipole
transmitter in an isotropic (top) and anisotropic
(bottom) medium. In each frame the white circle
pertains to the transmitter location; the black circles
indicate receiver locations for a vertica and
horizontal well, respectively. The color shading
indicates the amplitude of the current density in the
vertical and horizontal direction using a logarithmic
scale. The arrows pertain to the current direction. The
transmitter dipole points out from the plane. In an
isotropic medium (top panel) the current densities
form concentric circles around the transmitter. If the
medium is anisotropic (bottom panel), then the
current pattern elongates in the horizontal direction.
This is intuitive, because the resistivity in the
horizontal direction is smaller than in the vertica
direction. Therefore, the current pattern forms an

U In this paper Hzz is the magnetic field induced by a z-
directed transmitter coil and measured by a z-directed
receiver. The z-direction is paradlel to the borehole.
Similarly, we use Hxx (and Hyy) for the magnetic fields
based on a x-directed (y-directed) transmitter and measured
by a x-directed (y-directed) receiver. Hxy is the magnetic
field induced by a x-directed transmitter and measured by a
y-directed receiver, i.e, the first index denotes the
transmitter direction; the second index, the receiver
direction.
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elipse for small anisotropy values as indicated by the
arrows. The arrows are normalized by the amplitude
and show the direction of the current density in the
vertical cross-sectiona plane. This figure shows that
with increasing anistropy the signal level for coplanar
coils decreases in a vertical well, while the signa
level increases with anisotropy in a horizontal well.
Figure 4 shows the low frequency responses for Hxx,
Hyy, and Hzz in an anisotropic whole-space as a
function of dip angle. In a vertica well, Hzz is
reading the horizontal conductivity of the formation.
Hxx and Hyy are reading the vertical conductivity of
the formation. With increasing dip angle, Hzz is
becoming more sensitive to the vertical resistivity and
in a horizontal well, Hzz is reading the geometric
mean of horizontal and vertical resistivity (Moran and
Gianmzero, (1979). However, Hxx and Hyy are
reading the horizontal resistivity in a horizontal well.
The different reading between Hxx and Hyy are
caused by the relative azimuth of 30° used in this
study.

Layered medium responses

Figure 5 compares synthetic apparent conductivity
responses for Hzz and Hxx in an isotropic- versus
anisotropic-layered medium. The left panel depicts
the formation conductivity as a function of depth; the
right panel shows the apparent conductivities derived
from Hxx and Hzz, respectively. The synthetic for-
mation model consists of four layers with horizontal
and vertical resistivities of 1, 20, 4, 2 Ohm-m and 2,
20, 10, 2 Ohm-m, respectively. The anisotropy ratio
A, i.e, the ratio between vertical and horizontal resis-
tivity, is 2, 1, 2.5, and 1 Ohm-m for the sequence.
The right panel compares the apparent conductivity
readings for Hxx and Hzz for two cases. In the first
case, al layers are isotropic, and in the second case,
the first and third are anisotropic. We can observe
some interesting response features for a vertical well
from this simple model:

e The Hzz curve indicates the resigtivity structure
based on RA only. Hzz is the same for both the
isotropic and the anisotropic model.

e The Hxx response is complex, can even reverse
sign close to significant resistivity contrasts, and
exhibits spikes at bed boundaries.

e The Hxx apparent conductivity curve does not
indicate the resistive or conductive nature of the
formation.

e The Hxx response exhibits more skin effect than
the Hzz response because of the different coil
arrangement (coplanar vs. coaxial) and the
sengitivity to both R4 and Rv.
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e The Hxx response in layers with Ry larger than
Rh issmaller compared to the isotropic case.
Carvaho and Verma (1998) observed similar re-
sponse features in scale model experiments.

Borehole and near zone effects

The new coplanar coil responses are affected by
borehole and near zone effects more severely than the
standard Hzz response. Figure 6 shows the borehole
effect for Hzz and Hxx single frequency responses in
the top panel. The model used comprises a 12.25 in.
borehole with a mud resistivity of 0.1 Ohm-m. The
formation is anisotropic with Rh and Rv of 1 and 2
Ohm-m, respectively. A dual frequency transforma
tion of the single frequency data can effectively re-
duce borehole and near zone effects (Tabarovsky and
Epov, 1979; Beard et al., 1998):

H(f f3) = H() —%H(,fz) ,

where H(f;) and H(f;) are magnetic field single fre-
guency responses, respectively. Thistransformation is
most effective at lower frequencies and performs very
well for Hxx and Hyy. The figure shows that the dual
frequency transformation can significantly reduce the
borehole effects while maintaining the anisotropy
effect in the data.

Conclusions

The new multicomponent induction logging tool
acquires all data necessary to derive horizontal and
vertical resistivity of the formation in vertical, devi-
ated and horizontal wells. The induction response of
the new coplanar coils is complex and sometimes not
intuitive. Borehole and eccentricity effects can distort
the new coplanar responses more than conventional
coaxial induction coil responses. However, state-of-
the-art processing and inversion techniques are avail-
able to remove these effects and to process 3DEX
logging data.
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3DEX Configuration
z

7

e 3 Transmitters T™x [ Ty | Tz

e 3 Receivers Hxx | Hyx [ Hzx

e Full Magnetic Hxy [ Hyy [ Hzy
Field Tensor Hxz | Hyz | Hzz

e Multiple Frequencies (20 - 200 kHz)

Figure 1: Sketch of the new 3DEX instrument. The
tool comprises three mutually orthogonal transmitter
receiver configurations. In a vertica well, Hzz is
solely sensitive to the horizontal resistivity of the
formation, while Hxx and Hyy are sensitive to both,
horizontal and vertical resistvity of the formation.

X, formation

Y, tool
?
“
8 )
Z, tool

Y, formation
Y', tool

Z, formation

Figure 2: Definition of relative dip angle 6 and azi-
muth angle @. Z, formation is normal to the formation
plane and Z, tool is the tool axis. The tool plane is
perpendicular to the Z, tool. The intersection is de-
fined as the intersect for both planes (Y, formation
and Y’, tool). The direction of the x and y transmitter
are X, tool and Y, tool, respectively.
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Figure 3: Amplitude of the electric current distri-
bution for an isotopic (top panel) and anisotropic
whole-space medium (bottom panel) for a hori-
zontal dipole source. The dipole source is point-
ing out from the plane. The white circle in the
center of each panel indicates the transmitter
location, the black circles pertain to the receiver
locations. The receiver locations correspond to a
vertical and horizontal tool position, respectively.
The current density decreases for the receiver in
the vertical position with increasing anisotropy. If
the tool is in a horizontal position, then the cur-
rent density increases with anisotropy. This is
caused by a preferential current flow in the hori-
zontal direction with increasing anisotropy as
indicated by the amplitude-normalized white
arrows.
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Rh: 1 Ohm-m, Rv: 2 Ohm-m, Azimuth: 30°
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Figure 4: Low-frequency multicomponent induction
responses in an anisotropic medium as a function of
dip angle. Note the different asymptotes for vertical
and horizontal wells. See text for details.

Isotropic vs. Anisotropic Responses

Anisotropic Formation Model Hxx and Hzz Responses

1
1
Hxx, anisotropic !
i Hzz, isotropic &
/ . :
Hxx, isotropic % anisotropic
0 J 0 .
€
<
g2 2 17
a
=3 Rv Rh
£
o 4 4
g ’
3 1
3 .\
\
6 6 )
’
i
\
1’ 10° 10’ 1000 500 O 500 1000

Conductivity (mS/m) Apparent Conductivity (mS/m)

Figure 5: Hxx and Hzz synthetic 3-coil array responses
in an isotropic and anisotropic formation. The left panel
shows the resistivity distribution as a function of depth.
The right panel depicts the synthetic Hxx and Hzz
responses for both isotropic and anisotropic cases. The
Hzz response is insensitive to anisotropy; the Hxx
response is suppressed if the formation exhibits
anisotropy, i.e., the vertical resistivity is larger than the
horizontal resistivity.
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Figure 6: Single frequency and dua frequency
responses in a cylindrically layered medium. The
borehole parameters are BHD: 12.25 in., Rm: 0.1
Ohm-m. The formation is anisotropic with Rh: 1
Ohm-m, and Rv: 2 Ohm-m. The dual frequency

transformation can significantly

reduce the

borehole effects while maintaining the anisotropy
effect in the data.
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Simulagéo Espectral Nao-Condicional Aplicada a Simulacéo de Propriedades

Petrofisicas

Jodo Marcelo Brazdo Protdzio, UNICAMP, mpr otazio@yahoo.com

Abstract

Spectral simulation is used widely in electrica
engineering to generate random fields with a given
covariance spectrum. In this work | will show a
method and a implemented algorithm in MATLAB®©
to simulate 2D realization of petrophysical rock
properties using the Fourier Integral Method (FIM).
The FIM of spectral simulation, adapted to generate
realizations of a multidimensional random function, is
show to be an efficient technique of unconditional
geostatistical simulation. The main contribuition is
the use of the fast Fourier transform (FFT), that fast
particularly the algorithm, for both numerical calculus
of the density spectral function and as generator of
random finite multidimensional sequences with
imposed covariance. The standard algorithm produces
perfect Gaussian simulations for most covariance
models.

Introducéo

A simulacdo espectral adaptada para gerar
realizacbes adeatérios em uma, duas ou trés
dimensbes, mostra-se uma eficiente técnica para
obtencdo de simulagbes geoestatisticas nao
condicionadas.

A principa contribuicdo do método é o uso da
transformada de Fourier para o célculo da densidade
espectral e como o gerador de sequéncias aleatérias
multidimensionais dado um espectro de covariancia a
priori.O presente método é extremamente rdpido em
comparagdo aos métodos classicos  existentes,
principalmente quando combinado com o uso do
algoritmo Fast Fourier Transform (FFT), este usado
na obtencdo da transformada de Fourier do modelo de
covaridncia C(h), de onde obtém-se a densidade
espectral S(w).

A principa vantagem do algoritmo aqui
implementado € a vel ocidade com que 0 mesmo gera
tais sequéncias multidimensionais (sinais, imagens,
etc...) e afacilidade de implementacdo do mesmo em
comparagdo com outros métodos cléssicos.

Neste trabaho o método sera aplicado na
obtencdo de perfis geofisicos e na simulagbes de
mapas de propriedades petrofisicas (no caso,
permeabilidade), onde na pratica sdo utilizados em
simuladores de fluxo para caracterizagdo de
reservatorios.

M otivacao

A principa motivacdo do presente trabalho é a
relacéo de Wiener-Khintchine:

C(h) = B (We™ dw
e de onde derivam-se as seguintes relagdes:
Clh) « S(w) =|4w)|’
A(W) =|AW)|(cosj () +isenj (w))
Z(x) « Aw)
e onde por definicao tem-se que

- C(h) — modelo de covariancia

- S(w) — densidade espectral

- A(w) —amplitude espectral

-J (w) —fase

-« —transformada de Fourier diretae inversa
- Z(x) — simulagdo (processo estocastico)

onde h é o passo da fungdo de covariancia, x é a
posicdo do ponto no dominio do espaco e w € a
posic¢&o no dominio da frequéncia.

M etodologia Utilizada

O objetivo é gerar diferentes realizagdes de um
campo adeatério dado um modelo de fungdo
covariancia.

Passo 1 - Inicidmente deve-se definir as
caracteristicas do campo a ser simulado.

Dimenséo 1D 2D 3D
NUmero n n; Ny N Ny Ng
D' Dx Dx Dy Dx Dy Dz

O nimero de pontos n;, n, € ny deve ser
preferencialmente um mditiplo de 2 de forma a
utilizar todo o potencial do algoritmo de FFT.

! Distancia entre pontos
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Passo 2 - Em seguida deve-se definir a estrutura de
correlacdo por meio da escolha da fungdo de
covariancia:

- Efeito pepita ?

- NUmero de estruturas imbricadas ?

-Para cada estruturazc modelo da funcdo de
covariancia? Patamar ? Alcance?

- Anisotropia zonal ?

- Anisotropia geométrica?

Lembrando também que a anistotropia zona e
geomeétrica ndo se aplica ao caso 1D.

Na pratica pode-se gerar uma realizacdo com
qualquer modelo de covaridncia, mas devido a
algumas restricdes inerentes ao agoritmo de FFT,
existem certos cuidados a serem tomados no
momento da escolha do modelo a ser simulado. Neste
caso, 0 comprimento do campo deve ser pelo menos
duas vezes o comprimento de correlagcdo ou alcance,
ou sgja na pratica melhores resultados sdo obtidos
guando estarazao é bem maior que dois.

Passo 3 — Obtém-se a discretizacdo do modelo de
covariancia C(h) e efetua-se 0 FFT da mesma e em
seguida obtém-se a densidade espectral S(w).

Passo 4 — A partir da densidade espectral S(w) obtém-
se 0 modulo da amplitude espectra |A(w)| (vide
relacBes mostradas anteriormente).

Passo 5 — Gera-se aleatoriamente o vetor espectro de
fase (com dimensdo igual a0 campo a ser gerado) a
partir de uma distribuicdo uniforme entre 0 e 2p com.

J@O=U"2p

onde U; é uma variavel aeatdria uniformemente
distribuidaentre 0 e 1.

Passo 6 — Obtém-se agora a amplitude espectral A(w)
(vide relactes).

Passo 7 — Efetuando-se o IFFT (inverse fast Fourier
transform) da amplitude espectral A(w) tém-se a
realizacdo simulada Z(x).

Simulando a 1D

A implementagdo do método para a geracdo de
realizaces a 1D (sinais) é extremamente simples e
pode ser aplicada na simulagdo de perfis geofisicos
sintéticos. A metodologia aplicada ao caso 1D é
mostrada na Figura 1.
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Na Figura 2 tem-se o resultado obtido para uma
realizacdo a 1D de comprimento unitério gerado a
partir de um modelo quadrético com alcance ou
comprimento de correlagcdo igual 0.2 e patamar ou
varidncia igual a 1 obtida pelo agoritmo
implementado via Matlab.

Wioclely Cumeipixp g = (12 guil= |

Na Figura 3 tem-se o resultado obtido para uma
realizacdo a 1D de comprimento unitério gerado a
partir de um modelo linear + plateau com alcance ou
comprimento de correlagcdo igual 0.2 e patamar ou
varidnciaigual a 1. O variograma do modelo utilizado
estd em azul e o variograma da realizagcdo estd em
vermelho (o mesmo vale para todas a s realizacfes a
1D).

Observa-se pelas Figuras 2 e 3 que apesar de obtida
apenas uma realizacdo para cada um dos modelos, o
variograma dos sinais simulados acompanham o
variograma do modelo escolhido (apesar das
pequenas flutuactes, o que € previsto teoricamente) e
tais realizacdes sdo normalmente distribuidas, o que
do ponto de vistatedrico e pratico € muito importante.
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Wiechwly Mtums + Lonar m = (.29 wll= 1
Hopris fed e e T 1

Simulando a 2D (imagem)

A metodologia adotada para obtencéo das realizacGes
a 2D (mapas) é similar a utilizada para a obtencéo das
realizagdesa 1D (sina).

Por meio deste algoritmo pode-se simular mapas de
propriedades petrofisicas respeitando-se um modelo
de covariéncia escolhido a priori. No exemplo vai-se
simular mapas com o atributo permeabilidade, mapas
gque podem ser utilizados em simuladores de
fluxo.

Como a simulagdo espectral gera realizagbes com
distribuicBo gaussiana perfeitas, a simulacdo do
atributo porosidade € muito simples, mas para o caso
da simulacdo de mapas de permeabilidade, deve-se
efetuar uma transformagéo para que a mesma tenha
distribuicdo lognormal, pois é este 0 modelo de
distribuicdo geralmente encontrado por este atributo
na natureza. Para efetuar-se a transformacdo existe
uma infinidade de métodos, e a forma mais fécil de
obté-la é s mplesmente realizando a operagéo

: - ear,-
onde r; é a realizacdo normalmente distribuida e a
uma contante de controle dos parémetros da
distribuicdo lognormal.
Na Figura 4 tem-se o resultado obtido para uma
realizacdo a 2D de 128 por 128 pontos gerado a partir
de um modelo esférico com alcance ou comprimento
de correlagdo igual 16 e patamar ou varidncia igual a
1. Depois de obtida a realizagdo € redizada uma
transformacdo para que a imagem que pPossui
distribuicdo normal tenha distribui¢o lognormal.
Para as redlizacBes a 2D 0 modelo de variograma
utilizado para obtencdo da simulagéo esta grafado em
preto e os variogramas da realizacdo obtidas na
direcéo N-S e L-O estéo grafados em vermelho e azul
respectivamente.
Na Figura 5 tem-se o resultado obtido para uma
realizacdo a 2D de 128 por 128 pontos gerado a partir

de um modelo gaussano com alcance ou
comprimento de correlacdo igual 16 e patamar ou
varidnciaigua a 1.

Na Figura 6 tem-se o resultado obtido para uma
realizacdo a 2D de 128 por 128 pontos gerado a partir
de um modelo gaussano com alcance ou
comprimento de correlacdo igual 16 e patamar ou
varianciaigua a 1.
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Conclusao

Pode-se notar que tanto no caso 1D e 2D apesar de
escolhida uma Unica realizacdo para cada um dos
modelo mostrados nas figuras anteriormente, o
variograma do modelo simulado acompanhou
satisfatoriamente o variograma do model o escol hido.
Com isso mostra-se que simulagcdo espectral € um
ferramenta extremamente poderosa para a simulagéo
de realizagdes multidimensionais.

Como vantagem principal do método, temos a sua
portabilidade, ou sgja, a facilidade com que tal
método pode ser implementado em qualquer outra
linguagem e a velocidade com que o método geratais
realizagbes (sinal, imagem, etc...) em comparagdo a
outros métodos tradicionais de obtencdo de
simulac8es estocéasticas (Turning bands).

Podemos listar ainda como uma limitacdo do presente
método a ndo possibilidade do uso de pontos
condicionantes, o que € possivel teoricamente e que
serd implementado futuramente e que serd uma
préxima etapa do presente trabal ho.
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Solucdo Analitica da Equacdo da Onda em Ambiente de Pgo Aberto, Excitado pa uma Fonte

7CISBGf/TS7

com Simetria Cilindrica:”U m Modelo Mateméatico para a Ferramenta Snica’.
Carlos Eduardo Guerra, UFPA/UFRJ, ipanemaceg@bol.com.br

Jadir da Conceicéo da Silva, UFRJ, jadir @geologia.ufrj.br

Resumo

A equacd da ondh na forma escalaé resolvid
anditicamené en unma geometria itindrica can
simetra axial] simulamo um ambient de po@
aberto O pog € preenchdo pa um fluido (&ua que
conpde um meb aclgico perféto. A formacd é
tratada cono um meb elasico perféto, uma vez qe
0 meio est an equlibrio e & forgas externas qu
exdtam a formacé (fonte sé de pequena orae de
granceza e desta formgodema uilizar a la
generéizach de HOOKE. Potencia ¢ Helmotha
s& uilizados pam obtea as funcdes desleamento
tens® norma e tangencial e apress® de fluido. A
fonte € uma dncdo do tipo harmbérga ro tempoe
uma distribuic® aproximad ro es@¢q simulardo a
geometra dlindrica de in hidrofone

Intro ducéo

A obtercdo de nodeles pam a popagcd de onds
acugsicss e eldticas an meic geolbgicos é
fundamentapara a compreensado comportameat
da feramena de peilfagem sénta a&sim cono do
perfil de tenpo trango produzido p& mesmaUm
problema fundamenthque dficulta a obtercdo de
uma solucé anditica viavé para a equagida ond
€ a existéncia daheterogeneidades laterajgo¢q
rebocqg zoma invadida..) e a intodu;&o de da forgas
externag (fonte) (Blake, 1942 ilustrou claramerd o
quant a intodwd de uma fonte ainda quenum
meio elasico e homogéneo pode compica a
obtertdo da solucbe anditica para onda e
desl@amend e tensdo No trabalho €& (Tsag ard
Kong, 1979 uma simpifi cacé@® consideraveé obtida
através do emprego € uma fongé pontud no esm@ca
Tal fonte, porém é uma mea abstracdounma vez qe
as dimensBes dos hidrofones M s®
significativamene pequens. e t® poucs S®
pontuais Ja ro trabalho € (Somez 1974) foi
utili zada una funcdo pontudno tenpo (ddta) e una
distribuicgio dlindrica aproximada o esmca A
mebdologia porém usa transformac@eintegrais o
esfacqa 0 gue acaba gerao resitados ra forma @
integras e © poden s& resolvida peb teorema
dos residuosA integracd® ao logo de z dificulta a
apicacd® da mebdologia uma vez queo interesse
maiar es o comportamento tempdraas ondas
Ese traballo & pop a mostrauma mebdologa
gue obtenha & distribuigde tenporais das ondas gu
serian registrada por uma faramena acusica

empregad an trabalhe de perflagem de pocos Est
abordagen uiliza uma fontedo tipo dlindrica can
simetra radid e dimensa axid finita e con uma
distribuicd harménta ro tempo As solucdes sA
dadas en coordenads dlindricas e & transforracdes
integras s® efktuada apenas a distribuic®
temporal Espmacialmente as solucdes sAexprass
na forma expcita de D’Lamber (Mark, 1998)
expandida en forma de sérig ce poténcias Um
outro diferencid em relac® a maioria da outra
solucdes empregadaé o fato que a solucé anditica
€ obtida en unm seca axid finita do poc¢q além de
contempla uma heterogeneidade latergpog e
formacao)

O Modelo

Vamos considera em primeia m@® uma regi®
conposi por dois dlindros corcéntrics canm
dimens6s axiais fintas e iguas a 2. O rao do
cilindro internoé igud a r, enquarm que o raio do
cilindro externcé infinito (Figura 1)

z

ri (- +)
r

I

=

Regidio (2)
+0O>Fr>t

LT T~
(,h

2h

Regido (1)
0<r<y,

| P(razt),no
ponto z=0
ex=0

\

Figura 1

Modelo geométrico de uma  regiio pogo(1)-
formag@io(2) onde serd obtida uma solugdo analitica
da equagdo da onda.

O meb (1), i. e,0 dlindro internq é preenchdo pa

um fluido (&ua ps e A), € a regiaé dlindrica extera
(2) é preenchidapor um materid elastio canm
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propriedades A,, [, € po. As velocidades das ondas
nos meios (1) e (2) sdo dadas por:

Cf - A_f,cl(f) = /}\24——“2 )
‘ Py P2

c@ = [Hz @
P,

A equacd® da onda, na forma de potenciais de
Helmoholtz Qey (escdar e potencial
respedivamente), que descreve o comportamento das

tensdes e deslocamento de particulas num meio
homogéneo e déstico é dada por:

W _

—2=—DZ‘,U )
2 p

2

0 (P:A‘*MDz(p

rp

Partindo da hipotese:

Qe =0

O dedocamento das particulas do meio é dado pa:
u=0g+0xy @
A solugdo geral no dominio da frequéncia, na forma
de séries de paténcias, é dada pelas equagdes abaixo,

gue representa uma n-ésima-impar solugédo de
D’ Alambert:

@, (r,z,w) =[Alo(E,r) + BKo(E,r)] cos@,, 2)

¢’n (r,z,w) :[Ell(anr)-l_fl{l(anr)]

5
sentr, <) ©

Onde os autovalores da solugdo sdo:

nit 2 0w
a, =" & = la2-2
n n 2
2h c,
W2
%, = af‘; (6)
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Os autovalores da solucdo devem ser reds e
positivos, afim de se evitar 0 aparedmento das ondas

esvanescentes. As constantes A, B,Ee F S0

cdculadas a partir das condigbes de @ntorno das
fungdes deslocamento e tensdo na parede do pa;o:

=0 — 52
Urz _Urz !

20 = 7@

u’ =u,”, ()
51 — 52

Urr' _Urr' 1

Aplicando as condicdes de cntorno entre 0s meios
(1) e (2), chegamos a um sistema de ejuagdes
lineaes com trés equagdes e quatro incégnitas (o
subscrito nas constantes representa 0 meio no qual a
solucdo da equacé daondafoi obtida):

[(M,A, +M,B, +M,B, + M ,F, =0

— —

OB, —O,F, = 0 )
|:| — J— — —

[1P1A1 +P,B, -PB,-PF,=0

Os coeficientes das equagdes 50 dados por:

M, =§,.1,(r6,1)
M, =¢,,K (r¢,,)
My ==¢,K,(ré,q)
M, =a,K (r0,)
P = _(Wz)pflo(rofnl)
P, = _(Wz)pro (766 ,1)
Py = Ko (ro€,2) (€5 (A, +2u,) =
21,8,,K,(reé .2)
"o
Py =2p,0,(9,,K,(reé ) +
+ Kl(rofnz))
"o
_(6;122 +a}12)Kl(r05n2) ©
2p,0,8,,K,(r€,.,)

+A07)+

0, =

O sstema (8) ndo posai solugédo, porém, a
introducéo da fonte nos traz duas novas condi¢tes de
contorno, gque nos fornecad duas novas equagies.

Condig¢des de mntorno préximo da fonte
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Para introduzirmos a fonte, imaginemos um
cilindro interno de raio b e dtura 2k, formando uma
regido ficticia (F) que posaui a mesma propriedade
aalisticadomeio (1) (Figura2).

Regidio (1)
b<r<r, 4>/ o / .
' ?T\ F
i
Regido (F) T/ ‘

0<r<h

P(rz,t), no ponto
=) ¢ x=0. A
altura do cilindro
h ‘ € 22y com
-7y <1<ty

—

iy

Figura 2

Modelo geométrico da fonte P(rzf) Que excita a
formagdo (1). A regifo ficticia (F) possui a mesma
propriedade actstica da regido (1), sendo continua a
menos da sub-regido (r=b, -z, <z<+1z).

Nesta regido, a tensdo e 0 deslocamento sao
definidos por:

l:t\r(lf) (r’ <y W) = Z(F)Enlll (Enlr) COSOnZ)

O-r(tfr) (r, Z, W) = _szfZ(F)IO (Enlr) COS@H Z)
(10

Nestas condi¢des, existe uma ontinuidade etre &
regides (F) e (1):

lim (quo(” -~ D2g0<1)): 0 (11)

r-b

Se gora, numa pegquena se¢d® de aea do cilindro
ficticio centralizado no panto de @ordenadas (r=0,
z=0), tivermos uma distribuicéd de forca que exerce
uma pressio de desdocamento no fluido, teremos
entdo uma descontinuidade na funcd paencial
escdar em r=b. Desta forma, condicdo de mntorno
para o deslocamento das particulas do meio sera dada
por:

ﬁa e Ferramenta Sonica

(@] (F) n
lim - 00 He P(b,z,w) (12)
rob Or ar

Onde ﬁ(b,z,w) é dada por:
[0,sez > z,
A 1 ~
P(b,Z,W) = B—P(W)’Se' Zo <z <Z0
[ATE D
D, sez < -z,

Se observarmos bem a fonte }A’(b, Z, W) notamos que

ela se groxima de uma distribuicdo delta no espaqo,
conforme b se goroxima de zeo. O uso deste atificio

evita a manipulag® explicita das fungdes O(x)
(Deltade Dirag).

P (w) E uma distribuicd harménica na fregiiéncia
dadapor :

+00

— 1 — jwt
(n=o" :[OP(t)HO(t)e dr,

~)

Sendo P(t) uma funcdo que rresponde aassnatura
temporal da fonte. Para podermos utili zar a condigéo

(12) é necessirio que I3(b,z, w) sgja expandido em
harménicos na forma de COS@, z) , uma vez que o

potencial escdar também esta representado nesta
forma, i. e,

+0o

P(b,z,w) = E a, cos@, z) (13
}%(w)
Onde a, =——————senQ z,).
" Ambza, @,%)

Através da solugdo gera (5) e das condigdes
de fronteiras (11) e (12), chegamos a0 seguinte
sistema de duas equagies e trés incognitas:

H-A; +A)S, - B,S; -0, =0

_ _ (14
,+B0,-A, =0

Os coeficientes do sistema (14) podem ser expresos
da seguinte forma:
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= Enlll (bfnl)
= &,K,(b€,,)
_ P(w)
Q= Amhbz,Q,
— KO (bgnl)
O = (bE.)

A solucdo simulténeado sistema de equagdes (14) e

(8) nos forneceo vaor de AP , que substituido em
(10) obtem-se

sen@, z,) (15

50 = Wpr{ M P, +M,P, +M,P,0, + M,P,0; O %
M B +MP,+M,PO +MPO)Q:S, +S;) 0,5, +S,1
%ﬁ;ﬁjlo@m cosg, )
para atensdo, e
0  M,P,+MP, +M,PQ +M,P0, o, 4

t

a2 = =£
o ulEtMJ’l +M,P, + M,B0, + M,PQ,) (0,5, + S5) Q3S +S8;:0

zi;f”%) I,(¢,,r)costr,z)

parao deslocamento.
Andlise dos Resultados

Para ilustramos a solucdo anditica do modelo,
utili zaremos uma fonte com uma distribuicdo delta no
tempo. A Figura (3) mostra a parte red do pulso
ohservado a uma distancia de 10 metros da fonte.

sinal detectado no dominio da frequencia

Pressao(GPa)

04 L L L L L L L L
250 200  -150  -100 50 50 100 150 200 250

0
w(kz)

Figura3-Pulso de pressio no
dominio dafregiiéncia.

Na Figura (4) podemos observar também o mesmo
pulso de pressio no daminio dotempo.
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Parte real do pulso de pressao no dominio do tempo
T T T T T

' Figura 4
' Pulsode pressao no !
. dominjo do tempo

000sf - 4o - o\

Pressao(GPa)

-0.005

0.01 L L L L L L L I I
0 0.05 01 0.15 02 0.25 03 0.35 0.4 0.45 05

t(msec)

Figura 4- Pulso de pressio no dominio dotempo.
Conclusbes

A metoddogia se mostra estével e dicaz
para & freqiéncias reds. O uso das fries de Fourier
para epressr as Dlucbes é - sdtisfatério e
consideravelmente mais smples b 0 pato de vista
computadonal, do qe o uso de integrais. E
finalmente, a utilizac® de uma geometria; com
dimensdo longitudinal limitada, pode ser util como
pardmetro de qualidade de solugBes obtidas por
algoritmos numéricos.
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Introducéo

As propriedades maisiticas paa acaracterizagéide
um reservatoo e que melho definen uma unidaé
produtoa sdo porosidade saturacd de hidrocar
bonets e permeaitidade A avdiacéo careta deste
parametrs € extremamenténportane en toda &
fases b exploracd® e producd de petréle e éohtida
usudmenie po meib da auisicd e da andise &
perfis geofisicos.

Atuamene a andise wavelé é una area d
mateméica en rapicd desenvolimenb e can
diversa apicacdes en varics ramos d ciénciae da
engeharia A transformad wavelé é unma transfor
mada locdi zada tard na fregliénca cono no espago
e esh propriedad pode sevantajosamemlt usad
para ® extrai informacds de um sinal que n&®
foram possiveisde seem oltidas via transformadaed
Fourie ou peh transformadade Fourie de curta
duragdo A transformad wavelé originamente
surgu na geofisicaem meads ¢ 1980 e fa
origindmenke apicada na ankse propriedade ce
sinas sisnicos e acuticos Depos e década e
significane formdismo mateméco, finamernte esa
teoria esta sermlagicada na anlise de varis outres
processs geofisicos tais cono turbulénch @mos
férica, onda de venb cceénicasbaimetria d fund
oceanicq estrutura geolégicas esttificadas mudarn
¢as diméticas ente outras Devidb as estas proprie
dades Unicas ban adaptads pan a edido ce feno
mena naturaispodese antecipaque havea uma ex
ploséo de moves apicacfes ca transformada wavele
no campo dsa geociéncias nos praxos anos

Ese traballo faz paré de minha dissertaciode
mestrad e a idéia principhpor trés dek é mostra
uma bree resuro da andise wavel¢ e & apicacoes
da teoria na geociéncia¥ai-se mostra tambén que
0 método tm gran@ potencih e pode se uma
ferramena e grande tilidade pam a anbse e
melha interpretacé de perfs geofisicos.

Transformada Wavelet

A maia vantagen da andise wavelé sobre a andise
de Fourie e variacOe é a sua capacidadde rehza
andises locais isto é andisar e locdizar tendéncias
descotinuidades ciclos, picos etc... & sinas an
locdizagbs digintas (Riod e Vetteli, 1991)
Waveles s@® funcdes que sdisfazen certs
propriedadesente elas a e pssur méda zep e se
bem localzada tanb no daoninio tempoquanb na

frequénca e cup traducd literal, oriunda d inglés
siginifica “pequera onda”.

A transformad wavel¢ contina (CWT) é umm
transformacé integra definida como:

W (escala, posicao) = I f (t)y (escala, posicao)dt

once Y é denminada & func®d waveletmde
basia e f(t) é a sére temporh (peril geofisi@m san
perca aguma ce generbdade que esf send
andisada.

Pama o preserg esudo foi utilizado um conjunb
cortinuo de escalae posicOs e findmente definise
0s coeficientes waveieomo:

W, fYa.b) =[d| " [ f (oW, ()dt

onde

=yH=0F
W =9L—L

ea eb s resgdivament fato de esca e fato de
posicao

Definimos agora de maneia smilar na transformaa
de Fourier o esgctio de energa wavelé que é dad
Por

E, (a.b) =|W, f1(a.b)

Podese observa entdo que diferentememt ca
transformad ce Fourier a transformada wavelee
um sinala 1D agom forrece como resitado unma
matriz de meficientes wavelé W(a,h (a patir dese
momento pa smplicidade os coeficients wavelé
ser® denoninads desh forma) Esk distribuic® no
espag (a,h = (escala locdizacdd fornece infor
mac® sobe a e/olucd de componentede diferents
escala o tempo (o profundidade sen perc e
generéidade e é tambi chamad ce especty de
coeficients wavelet.

Fungbes Wavelet

Uma da principas ciiticas fatas a andise wavelé é
sobre a escolha aityaria da funca wavele . Devese
tambén nota que a mesma escolha dirdria é fata
tambén quand £ us & transformadas integsi
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mais usuais, como: Fourier, Bessl, Legendre, etc.
N&o ha uma recdta de bdo existente para aescolha
da funcdio wavelet, mas existem certos véarios fatores
que podem ser levados em consideracdo na escolha da
mesma (Farge 1992 e agumas propriedades
importantes o li stadas abaixo:

Ortogonal ou nao-ortogonal

A andlise wavelet ortogonal produz um espedro
wavelet que antém blocos discretos e émuito Gtil no
processamento de sinais, assm como naohtencdo de
uma representacdo mais compacta dos mesmos. Por
outro lado, a andli se wavelet ndo-ortogonal (que sera
utili zado no estudo) é altamente recomendada para a
andlise de séries temporais.

Complexaou red

Uma funcdo wavelet complexa ira fornece infor-
magcOes tanto da amplitude quanto da fase e émelhor
adaptada para locdlizar e analisar comportamentos
oscil atérios. Uma funcéo wavelet real forneceapenas
informacdo solre a anplitude e éremmendada para
locali zar picos ou descontinuidades.

Resolucéo

A resolugdo de uma fungdo wavelet é determinada
pelo belanco entre a sua resolugdo no dominio do
tempo e a sua resolugdo no dominio da frequéncia.
Uma wavelet com alta resolucdo no dominio do
tempo terd uma baixa resolugdo no dominio da
frequéncia, assm como, uma wavelet com baixa
resolucdo no dominio do tempo tera dta resolucdo no
dominio da frequéncia.

Forma

A forma da funcdo wavelet vai refletir o tipo de
caracteristicas presentes na série temporal. Paraséries
temporais com picos ou descontinuidades, deve-se
escolher uma funcdo wavelet de Haa (a pioneira e
mais smples de todas as wavel ets), enquanto que em
séries bem suaves deve-se ecolher uma fungdo
wavelet de mmportamento suave. Se 0 interesse
principal na adlise wavelet for na ohltencdo do
espedro de energia wavelet, a escolha da funcéo
wavelet ndo é aitica, e a escolha da fungdo ird
fornece 0 mesmo resultado qualit ativo.

Aspedos Préticos

Para a @dlise dos perfis mostrados neste trabalho
serd usada a wavelet de Morlet, que faz parte do
grupo das fungbes wavel et ndo-ortogonais, complexas
e suaves. Esta wavelet consiste de uma onda plana
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modulada por uma funcdo gaussana e é definida
como

QU (I’]) - n.—O.ZSeinn e -0.5n?

onde Wy, é uma constante adimensional que éigual a
6, para satisfaca acondicéo de admisshili dade (Farge
1992. Pode-se visualizar estawavelet naFigura 1, a
partereal continua e a parte mmplexaem pontil hado..

a. Morlet
0.3

0.0

o3l .
4 2 0 2 4

Figura 1

A seguir serdo mostradas algumas propriedades e par-
ticularidades da transformada wavelet aplicadas a
exemplos académicos e an perfis reais de raio gama
ohtidos em alguns pocos de petrédleo do campo de
Namorado, estes pertencentes a Petrobrés.

Detec@o de Descontinuidade

Uma das propriedades das transformada wavelet que
difere da transformada de Fourier e a detec@o de
descontinuidades abruptas ou picos (Astaf’ eva 1996,
propriedade essa de grande apli cabili dade na andlise
de perfis geofisicas, espedficamente na detec@o de
falhas e descontinuidades (Prokofh 2000.

Na Figura 2, mostrada logo abaixo temos um exem-
plo cléssco de uma descontinuidade quase invisivel
aolho ni em umasendide (Figura 2).

Analise Multiresolugao

Decampasition atlvel § 5 = 25 4 45 4494 434 42 4 1
T T

vas.

Figura 2

Percebe-se que por meio da andli se multi resolucéo no
detalhe de nivel 1, ohtida via transformada wavel et do
sina, o método foi capaz de marcar a localizagdo
exata da descontinuidade (vide pico localizedo no
sina d; mostrado na Figura 2).



A seguir, na Figura 3, tem-se um exemplo do
procedimento mostrado anteriormente aplicado a um
sinal real, neste @so um perfil de raio gama do poco
NAO1 d campo de Namorado - Petrobras.
Inicialmente fez-se uma filtragem do sina original
usando-se 0 método do encolhimento de wavelets
(wavelet shrinkage), que tem por objetivo a reducéo
(e remocao) do ruido presente num sinal, diminuindo
ou zerando a magnitude dos coeficientes da
wavelet.(este pas® € etremamente aitico, pois, 0
profissonal envolvido neste proces tem de
conhece perfeitamente a geologia do campo que de
esta trabalhando para poder inferir sobre o que pode
ser ruido au ndo). Os principais trabalhos nesta &ea
sdo0 artigos de Donoho e Johnstone (1994 1994 a,
199%), Donoho et al. (1995 1996) e Johnstone e
Silverman (1997). Finamente ohteve-se a decom-
posicdo wavelet usando-se a wavelet de haa, no
detalhe de nivel 1 é posdve ver a localizagdo dos
picos mais sgnificativos encontrados no sinal.

‘ Perfil de Raio Gama NAO1 ‘

Sinal Original

L L L L L L L
100 2t 0 @0 ol 0 700 atn ET) 1000

Sinal Filtrado

8 & 8 3
—

I L L I L L L L L L
10 200 ET) o E 800 7m a00 ;0 1

Detalhes do Nivel 1

[ =00 ET £ 5t a0 700 a0 =00 1008

Figura 3

Detecgo de Ciclos

A transformada wavelet € @paz de detedar padrles
gue sdo invisiveis a transformada de Fourier. Como
exemplo cléssco pode-se mostrar 0 caso de dois
sinais a seguir: o primeiro sinal consistindo de duas
freqiéncias (sin 10t e sin20t) superpostas em toda
duragéo do sinal e 0 segundo consistindo das mesmas
freqUéncias, mas cada uma glicada acada uma das
metades do sinal, , como mostrados no grafico A e B
respedivamente na Figura 3. (O diagrama &aixo
mostra adisposi¢ao dos gréficos na Figura 3)

A B
C D
E F

£

Nos gréficos C e D da Figura 4 temos a transfor-
mada de Fourier das fungbes mostrados nos graficos
A e B respedivamente. Pode-se notar que a trans
formada de Fourier € ompletamente “cega” na dife-
renciacdo dos dois gnais, ou sga, €a “enxerga” 0s
sinais como um soO. Por outro lado, o espedro de
energia wavelet, oltido via transformada wavelet dos
sinais e mostrados nos gréficos E e F respedi-
vamente, consegue fazer esta diferenciacdo. Esta
propriedade éde grande utili dade para adetec@o ena
localizagdo dos diferentes ciclos (ciclicidades, mu-
dangas na taxa de sedimentacdo) (Prokoph 2000
contidos em um perfil geofisico.

Pode-se visualizar na Figura 5 0 espedro de energia
wavelet oltido para um sinal real, no caso, o perfil de
raio gama para o pogo NAO1 do campo de petréleo de
Namorado.

OV A

000 (S0 s (G T
frequéncia angular frequéncia angular

4
: :
‘?"Mlmpulmlmplnlmpl|||||'||t4 .
o Redabobi
3 2 -1 ? 1 2 3 3 2

,,muummM

Figura 4

a. Parll de Gamma Ray - NAK

Gamma Ray [APT)
mAZZARR

3000 3050 O
Profundidade {mednas)

b Wanvalat Fowar Spactum

Wavelangih {meiros)

.'l'lfll.'l 10‘50 H fll.'l
Profundidade (mearas)

o0 34 3410 1310 4310

Poywar {APT)

Figura 5

Pose-se observar na Figura 5 como estdo distribuidas
as energias para cada um dos comprimento de onda
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existentes no sinal e sualocali zagéo espacial. Isto é de
extrema importéncia e tem aplicabili dade direta na
estimacéo das taxas de sedimentacéo (Prokoph 2000).

Conclusdo

Parte da finalidade proposta peo trabalho foi
concluida, que foi de mostrar um breve resumo da
teoria wavelet e de uma forma um pouco informal
mostrar o que eta sendo feito de novo nesta dea e
suas apli cagbes na &ea de geociéncias (na andlise de
perfis, neste @s0).

Os artigos aqui indicados na referéncia sdo de grande
utili dade para quem esta iniciando neste novo e vasto
campo da matematica gli cada e parte deles pode ser
encontrada com grande facili dade na internet.

Existe uma infinidade de algoritmos disponivels
gratuitamente na internet para efetuar a adise
wavelet, e um dos mais importantes € o Wavelab,
que onsiste de uma biblioteca de rotinas MATLAB
para a adlise wavelet , pacotes wavelet, supressio de
ruidos, compressio de dados, etc. Este pacote de
programas pode ser ohtido livremente via FTP
(playfair.stanford.edwpub/wavelab). Ha versdes para
Macintosh, UNIX e WNDOWS. O pacote foi
desenvolvido por Buckheit et al (1995 e atuamente
estd na versdo 0.820. Uma outra maneira de mnhece
mais ohre os algoritmos disponiveis atualmente e
sobre informagBes adicionais ©hre a &ea é assnar o
Wavelet Digest (para seinscrever, envie o e-mail para
add@wavelet.org). Na totalidade, essas referéncias
estdo em inglés, mais existe uma boa opcdo escrita
em portugués pelo Profesor Doutor Pedro Morettin
da USP, esta com varias apli cagcGes em oceanografia,
meteorologia, medicina, geofisica, etc...

Como continuagdo do presente trabalho e provave
capitulo adicional de minha tese, futuramente seréo
mostradas outras aplicagbes da andlise wavedet
aplicadas a geociéncias e ser@o forneddos mais
resultados apli cados em casos reais.
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Abstract

None of the traditional resistivity borehole devices
possesses azimuthal investigation properties whereas
the unconventional coplanar coil array (dipoles trans-
verse to the borehole axis) has, by design, this attrib-
ute. Electromagnetic (EM) vertical responses for the
conventional two coil coaxial probe (dipoles coaxial
with the borehole) and the unconventional coplanar
transverse probe have been obtained for the compara-
tive studies. The conclusions are: 1) The skin effects
in the transverse probe responses are stronger than in
the coaxial. This disadvantage is almost offset by
applying skin effect correction; 2) Polarization
“horns” appear against the interfaces inclined with
respect to the borehole axis in both types of probes.
These polarization horns tend to be more prominent
in the transverse probe profile when the interface is
normal to the borehole whilst disappear in the coaxial
profile. Thus, they are excellent indicators of the
interfaces in the transverse profile; and 3) The azi-
muthal attributes of the transverse probe can be ex-
plored in the investigations of the axially asymmetri-
cal geological situations such as vugular or fracture
zones, inclined beds and invasion zones in horizontal
wells.

Introduction

As yet, none of the traditional resistive and E.M.
induction borehole devices possess azimuthal investi-
gation properties, whereas the unconventional copla-
nar array (dipoles transverse to the borehole axis) has,
by design, this attribute. This prompted us to investi-
gate the applications of this transverse EM induction
probe (Salvadoretti, 1990; Montenegro, 1991; Souza,
1992; Carvalho, 1993; Carvalho and Verma, 1994;
Souza and Verma, 1995; Carvalho and Verma, 1998
and Carvalho, 2000). Recently, Krigshduser et. al
(2000) have shown the use of the transverse probe
alongwith the coaxial probe to measure the longitudi-
nal and transverse resistivities of a layered section in
a borehole. For a better understanding of the trans-
verse dipoles probe responses in a borehole, we ex-
tend the theoretical studies initiated by Kaufman and
Keller (1989). The vertical profile responses have
been studied for planar-parallel interfaces models
representing the bed boundaries ( Figure 1 ). The
responses of the transverse and coaxial systems are
compared to analyse their relative benefits and limi-

tations. In the theoretical treatment employed here the
coils are represented as point dipoles since their radii
are considered very small compared to the coil
spacing and the wavelength.

Homogeneous Medium

The voltage induced in a receiver coil is
V =—iwun H@®, where i =+/-1, w the
angular frequency, U the magnetic permeability, N,

the number of turns, H the magnetic field normal to
the plane of the coil of radius a. Dividing this
voltage by the coplanar apparatus constant and ex-

panding in powers of L/, where L is the coil
separation and O the skin depth defined as

0 =2/wuo, vyields the components of the

complex conductivity signal, O (resistive) and O

(reactive) :
2i 41L .
— —— 1+0D)+---
wl? 3 %( )

o, +tio, =0

In this equation the leading real term is equal to that
obtained by geometrical factor theory, validating its
correctness in the limit of zero frequency and infinite
resistivity. The second term represents the mutual
inductance between the transmitter and the receiver
coil in air and the third onward are the conductivity
dependent skin effect terms which are ignored in the
geometric factor theory. Therefore, ignoring the
higher order terms the third term provides a first order
approximation of the skin effects. Figure 02 shows
that the skin effects are more intense in the transverse
probe response than of the coaxial probe. The trans-
verse inphase response deviates from the linearity

much earlier (near O, = 10> mS/m ) than the coaxial

response (near 0, = 10® mS/m ) for all the frequen-

cies studied . Obviously, this effect is more intense at
higher frequencies. But, this loss in the inphase re-
sponse is counterbalanced by the corresponding gain
in its quadrature counterpart. Thus, after skin effect
corrections (SEC) responses in both systems become
almost equal.
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Heterogeneous Medium

The theoretical treatment employed here is based on
using the Sommerfeld boundary value solutions to
vector potentials relating magnetic and electric fields.
In case of dipping beds the transmitter acts as a com-
position of a horizontal and a vertical magnetic di-
poles in both probes (Figure 1). The model chosen to
study this response is a 10 m thick horizontal bed of
2 S/m conductivity in a homogeneous host of 0.5

S/m. The coaxial resistive response (0g) of this
model is greater than that of the transverse probe but
after the skin effects corrections both (T ) approach

almost their true conductivity values g, (Figure 3).

In the transverse probe profiles polarization “horns”
appear against the bed boundaries, which can be used
as a good indicator of these interfaces. Figure 4
shows the vertical response profiles of the (a) coax-
ial and (b) transverse probes of a multiple bed se-
quence in a borehole inclined at 75° for frequencies of
10 kHz and 30 kHz. In this situation polarization
horns appear also in the coaxial profiles against the
bed boundaries because the electric field transverses
the interface in this case. On the other hand, in the
transverse probe profile the magnitude of these horns
reduce with the inclination of the well. The frequen-
cies affect directly the horn’s magnitudes for both coil
arrays.

Causes of the Polarizations Horns

Polarizations horns are caused by the building up of
the charges at the boundaries since the normal com-
ponent of the electric field is discontinuous at the
interface. This built-up of charges acts like a secon-
dary transmitter generating a signal on in the prox-
imity of the interfaces. Such a physical situation is
encountered when the dipoles are inclined with re-
spect to the interface, e.g., dipping beds or inclined
boreholes; or when transverse dipoles are used in the
horizontal bed sequences. In the later model with
coaxial probe this kind physical situation does not
happen therefore, no polarization horn appear.

Conclusions

We recommend that the unconventional transverse
dipole probe (coplanar coil array) alongwith the clas-
sical coaxial probe, should be employed in the bore-
holes to demarcate bed boundaries, investigate re-
sponses of thinly laminated reservoirs and, in locating
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axially asymmetrical anomalies like vugs and frac-
tures.
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Figure 1 — Schematic representation of (a) Coaxial and (b) transverse probes in a model with planar-parallel inter-
faces.
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Figure 2 — Resistive (O ) and reactive (O g ) responses of the (a) coaxial and (b) transverse probes in a homoge-

neous medium.
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Coaxial Probe: L = 40"
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Figure 3 - Vertical responses of the (a) coaxial and (b) transverse probes of horizontal bed in a homogeneous me-
dium. O, Oy, O, and O, are reactive, resistive, corrected and true conductivities, respectively.
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Figure 4 — Response of the (a) coaxial and (b) transverse probes of multiple beds in an inclined borehole (75°).
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