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RESUMO 

 

 

JOÃO, Leonardo Campos. Um fluxo de trabalho de estimativa de falhas sutis de alta 

resolução: um estudo de caso no campo petrolífero de Marlim, Brasil. 2023. 113 f. 

Dissertação (Mestrado em Geociências) – Faculdade de Geologia, Universidade do Estado do 

Rio de Janeiro, Rio de Janeiro, 2023. 

 

O mapeamento de falhas e fraturas é um tema de enorme relevância na caraterização de 

reservatórios. A identificação de fraturas e falhas sutis, aquelas com pequenos offsets 

próximos ou abaixo de espessuras de ajuste sísmico, desempenham um papel importante na 

especificação de caminhos de migração e acumulação de Hidrocarbonetos. O objetivo do 

presente estudo visa apresentar um fluxo de trabalho que permita um aperfeiçoamento em alta 

resolução para mapear o sistema de falhas e falhas sutis no campo petrolífero de Marlim, na 

porção offshore da Bacia de Campos. Para isso, foi utilizado o banco de dados fornecido pela 

Agência Nacional do Petróleo e Biocombustíveis (ANP). Os dados sísmicos e os dados de 

poços do Campo de Marlim foram processados e interpretados através do software Opendtect 

Pro. Através da inversão de impedância acústica relativa e aplicação de atributos de 

aprimoramento de falhas, obtivemos imagens de alta resolução da distribuição de falhas ao 

longo de uma região caracterizada por grande acúmulo de hidrocarbonetos marcada por uma 

região temporal importante chamada de Marco Azul e o topo do Oligoceno, horizonte que 

abriga tradicionalmente reservatórios turbidíticos, separando-o em duas regiões principais 

com direções e densidades de falhas distintas, fora do reservatório foi observado grandes 

zonas de falhas de alto grau com tendência norte-sul variando levemente para noroeste 

(NNW-SSE) e nordeste (NNE-SSW), dentro do reservatório observou-se fraturas e falhas 

menores de direção leste-oeste com tendência para WNW-ESE. Também foi possível 

correlacionar o topo e a base do reservatório, de maneira a obter características diferenciadas 

entre as estruturas, falhas externas e internas ao reservatório e as regiões sujeitas a maiores 

acumulações de hidrocarbonetos. 

 

Palavras-chave: interpretação sísmica; inversão de impedância relativa; realce de falhas.  

 

 

 

 

 



 

ABSTRACT 

 

 

JOÃO, Leonardo Campos. A high-resolution subtle fault estimation workflow: a case 

study in Marlin oilfield, Brazil. 2023. 113 f. Dissertação (Mestrado em Geociências) – 

Faculdade de Geologia, Universidade do Estado do Rio de Janeiro, Rio de Janeiro, 2023. 

 

The study of deep parts of the Earth, usually inaccessible to direct analysis, can be 

accomplished through geophysical observations. Fault and fracture mapping is a topic of 

enormous relevance in reservoir characterization. The identification of subtle faults and 

fractures, those with small displacements near or below seismic adjustment thicknesses, plays 

an important role in predicting hydrocarbon migration and accumulation paths. The aim of the 

present study is to present a high-resolution enhancement workflow to map the fault and 

subtle fault system in the Marlim oil field in the offshore portion of the Campos Basin. For 

this purpose, the database provided by the National Petroleum Agency (ANP) was used. The 

seismic data and well data from the Marlim Field were processed and interpreted using the 

Opendtect Pro software. Through relative acoustic impedance inversion and application of 

fault enhancement attributes, we obtained high-resolution images of the distribution of faults 

along a region characterized by large accumulation of hydrocarbons marked by an important 

temporal region and the top of the Oligocene, a horizon that traditionally houses turbidite 

reservoirs, separating it into two main regions with distinct fault densities and directions, 

Outside the reservoir, large zones of high-grade faults were observed with a north-south trend 

varying slightly to the northwest (NNW-SSE) and northeast (NNE-SSW), inside the reservoir, 

fractures and smaller faults were observed in an east-west direction with trend towards 

WNW-ESE. It was also possible to correlate the top and bottom of the reservoir, in order to 

obtain different characteristics between the structures, faults external and internal to the 

reservoir and the regions subject to greater accumulations of hydrocarbons.  
 

Keywords: seismic interpretation; relative impedance inversion; fault enhancement.  
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INTRODUÇÃO  

 

 

Atualmente, o conceito de Sistemas Petrolíferos é fundamental para caracterizar o 

potencial e o risco de uma locação exploratória na indústria do petróleo, seus elementos 

(rocha geradora, reservatório, carreadora, sobrecarga, selo) e processos (geração, migração, 

acumulação, preservação e formação da trapa) devem ocorrer em sincronismo no tempo e 

espaço para a ocorrência de uma possível jazida numa bacia sedimentar.  

Heterogeneidades estruturais, como falhas e fraturas, modificam muito a 

compartimentalização das fácies do reservatório, impactando o fluxo de hidrocarbonetos em 

um determinado reservatório, uma vez que tais estruturas podem atuar como espaço poroso 

para o armazenamento de fluidos, como condutos de controle de fluxo e como barreiras que 

permitem acumulação de volumes exploráveis de petróleo e gás. Dessa forma, entender o 

espaço e ao desenvolvimento temporal pode impactar significativamente a exploração de 

hidrocarbonetos. 

A caracterização de reservatórios é um dos principais processos na indústria de 

petróleo e gás para fornecer um cenário de rochas reservatório, seu conteúdo fluido e 

distribuição, a demanda por mais informações passa pela utilização de métodos Geofísicos 

com auxílio de algoritmo computacional, permitindo o melhor conhecimento das estruturas e 

da distribuição de óleo e gás dos poços.  

A identificação de descontinuidades geológicas é considerada fundamental para o 

gerenciamento de reservatórios, pois elas controlam o espaço de armazenamento e fluxo de 

fluido, este é um procedimento multidisciplinar mesclando conjuntos de dados geológicos, 

geofísicos e de engenharia por meio de cálculos matemáticos estatísticos e/ou modelos 

determinísticos (GRANA et al., 2021). 

Conjuntos de dados sísmicos e seu processamento são essenciais para a caracterização 

de reservatórios. Horizontes geológicos e o mapeamento de falhas podem ser interpretados 

com mais exatidão, gerando imagens mais detalhadas para construir modelos geológicos 

complexos. Empregando inversão sísmica, é possível calcular a impedância acústica e outras 

propriedades petrofísicas (CARVALHO; MENEZES, 2017) (LUPINACCI et al., 2020). 

O mapeamento de falhas e fraturas é um tema de grande relevância na caracterização 

de reservatórios. A identificação de fraturas e falhas sutis, ou seja, aquelas com pequenos 

deslocamentos próximos ou abaixo das espessuras de ajuste sísmico, desempenham um papel 

importante na especificação de caminhos de migração de hidrocarbonetos e acumulações de 
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óleo contornado (HUSSEIN et al., 2021). No entanto, podem ser ignoradas na interpretação 

tradicional dos dados de amplitude sísmica, consequentemente, alguns trabalhos de 

interpretação foram desenvolvidos usando atributos de aprimoramento de falhas, como os de 

MORA et al. (2022); PERICO et al. (2023). 

A Bacia de Campos é atualmente a segunda maior produtora do país e maior produtora 

em petróleo acumulado, considerada uma das províncias petrolíferas mais importantes da 

costa brasileira com aproximadamente 100 mil quilômetros quadrados de área, 3444 poços de 

petróleo já foram perfurados, distribuídos entre seus 62 campos existentes. Está localizada ao 

norte do Estado do Rio de Janeiro e Sul do Estado do Espírito Santo, na porção sudeste do 

Brasil. É limitada ao norte pelo Alto de Vitória (20,5° S), ao sul pelo Alto de Cabo Frio (23° 

S), a oeste pelos afloramentos de rochas ígneas e metamórficas pertencentes à Faixa Ribeira 

que compõem seu embasamento, e a leste pelo acunhamento dos sedimentos em direção à 

planície abissal oceânica (MOHRIAK et al., 1989). 

Polo internacional de tecnologia offshore e berço da produção em águas profundas no 

Brasil, a Bacia de Campos foi pioneira em inovação e continuará sendo tanto para os projetos 

de descomissionamento quanto para a revitalização de campos Maduros. Hoje é palco do 

maior projeto de revitalização da indústria offshore mundial, em Marlim.  

De acordo com o Plano Estratégico 2023-2027 da Petrobrás, existe a previsão de 

instalação de três novas plataformas do tipo FPSO (sistemas flutuantes de produção, 

armazenagem e transferência de petróleo) na região e interligar mais de 100 poços na área, 

nos próximos cinco anos, alcançando em 2027, um volume de 900 mil barris de óleo 

equivalente por dia (boed) e representando até 2030 US$ 18 bilhões em investimentos, com 

ambições de acrescentar um volume de 20 bilhões/boe às suas reservas, até 2030, sendo 5 

bilhões/boe oriundos dos ativos operados pela Petrobras nesta bacia, com a entrada em 

produção de três novos sistemas e investimento em projetos complementares em plataformas 

existentes. Esse volume representa cerca de três vezes a produção atingida caso não houvesse 

implementação de novas plataformas e aprimoramento de sistemas existentes. 

Diante disso, unidades estratégicas para o Plano de Renovação da Bacia de Campos, 

os FPSOs Anita Garibaldi (AGA) e Anna Nery (ANE), serão instaladas no Campo de Marlim, 

representando os módulos 1 (AGA) e 2 (ANE) do Projeto de Revitalização dos Campos de 

Marlim e Voador  e terão capacidade de produzir juntas até 150 mil barris por dia (bpd), 

representando a relevância do campo dentro do cenário atual e justificando os diversos 

trabalhos de geologia e geofísica do setor upstream que visam otimizar tanto a fase 

exploratória como a fase de produção de hidrocarbonetos. 
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1 OBJETIVO  

 

 

1.1 Objetivo Geral 

 

 

O projeto visa apresentar um fluxo de trabalho de aprimoramento de alta resolução 

para mapear o sistema de falhas sutis, além das falhas convencionais mais evidentes, no 

Campo petrolífero de Marlim na porção offshore da Bacia de Campos. O fluxo de trabalho 

proposto compreende quatro etapas principais: pré-condicionamento de dados, amarração 

poço-sísmica, inversão para estimativa de impedância acústica relativa via CWT (sigla em 

inglês para Transformada de Wavelet Contínua), seguida de aplicações avançadas de atributos 

de probabilidade de falhas. 

 

 

1.2 Objetivos Específicos 

 

 

Os objetivos específicos dessa pesquisa são: 

a) Realizar a análise e processamento dos dados correlacionados das 

interpretações Sísmicas 3D e Realce de Falhas através de software 

especializado; 

b) Fornecer um melhor entendimento das Falhas e Fraturas que integram o 

background do reservatório do campo de Marlim; 

c) Maximizar o potencial de exploração de recursos. 
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2 LOCALIZAÇÃO E HISTÓRICO EXPLORATÓRIO 

 

 

A área de estudo concentra-se na bacia de Campos, localizada na margem leste 

brasileira, no sudeste do Brasil, onde situa-se entre a costa norte do estado do Rio de Janeiro e 

o sul do Espírito Santo, estando compreendida entre os paralelos 21° e 23° sul. Seus limites 

norte-sul, estão relacionados diretamente a elevações do embasamento caracterizados como 

altos topográficos, ao norte pelo Alto de Vitória, que a separa da Bacia do Espírito Santo, e ao 

sul pelo alto de Cabo Frio, pelo qual separa-se da bacia de Santos (RANGEL et al., 1994). 

Trata-se de uma bacia de margem continental, cobrindo uma área de cerca de 100.000 km², 

dos quais apenas 500 km² se encontram em área emersa (MILANI et al., 2000). 

 

 Figura 1 - Localização da Bacia de Campos com destaque para as principais macro regiões estruturais 

 

Nota: Destaca-se em verde a posição aproximada de Marlim, em vermelho a charneira de campos que representa 

a falha de borda interna da bacia, em azul os altos de Vitória e Cabo-Frio delimitadores da bacia ao norte 

e sul respectivamente, em roxo a província de sal a leste, em beje o embasamento, composto pelas Faixas 

Ribeira e Araçuaí aflorados à oeste, além dos altos (em laranja) e baixos (em cinza) estruturais que 

compõem a bacia. Projeção: UTM DATUM: SAD-69, ZONA 24S, MC: 039 e Coordenadas Geográficas. 

Fonte: Modificado de CASTRO; PICOLINI (2014) apud GUARDADO et al. (2000).  

MARLIM 
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Foi dominadora da produção brasileira de petróleo por anos, possuindo as maiores 

reservas, na década de 70, incentivos ocorreram, culminando em 1974 na descoberta do 

Campo de Garoupa em carbonatos albianos. Posteriormente, ainda na década de 1970, 

diversos campos foram descobertos nas águas rasas da Bacia de Campos em diferentes plays 

exploratórios, como exemplo os campos de Badejo em coquinas do Aptiano inferior (fase 

rifte), Enchova em arenitos do Eoceno e o primeiro campo gigante do Brasil que foi o campo 

de Namorado descoberto em turbiditos do Cenomaniano. Após a aquisição de dados sísmicos 

em águas profundas, já na década de 80, ocorreram descobertas de campos gigantes em plays 

turbidíticos em diferentes níveis cronoestratigráficos, por exemplo, podemos citar os campos 

gigantes de Albacora (Mioceno) e Marlim no Oligo-Mioceno (figura 2). 

 

Figura 2 - Mapa de Localização de Marlim 

 

Nota: Teaser Cluster Marlim. 

Fonte: Retirado de ANP, 2016.  

 

 

Já no fim da década de 1980 e início da década de 1990, com a implementação da 

sísmica tridimensional, já na fase exploratória, em parceria com a maior utilização de 

atributos sísmicos, permitiu a descoberta do campo gigante de Barracuda em arenitos 

turbidíticos do Oligoceno e Eoceno. Na década de 90, os investimentos continuaram 

expressivos, permitindo mais descobertas em arenitos turbidíticos, além de avanços em 
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tecnologia na perfuração de poços em águas ainda mais profundas, onde perfurou-se os poços 

1-RJS-0460-RJ, descobridor de Marlim Sul, e 1-RJS-0436A-RJ, perfurado pela primeira vez 

em cota batimétrica de 1.853 m de profundidade e descobridor do campo gigante de Roncador 

em arenitos do Maastrichtiano, com potencial de geração de aproximadamente 9 bilhões de 

barris de óleo in place, um recorde até aquele momento (MENDONÇA et al., 2003).    

Posteriormente, foi criada a Agência Nacional do Petróleo (ANP), permitindo o 

avanço regulatório da exploração em águas ultras profundas, pelas quais descobriu-se 

reservatórios em carbonatos microbiais do aptiano, considerado um marco histórico, anterior 

às descobertas na Bacia de Santos, onde os reservatórios se localizavam precedentes a camada 

de sal pós-rifte, pela qual foi denominada de pré-sal, que permitiu boas condições de 

aprisionamento de hidrocarbonetos que foram gerados na fase anterior Lacustrina, onde o 

processo de quebra do super continente Gondwana estava em processo irreversível 

(GUARDADO et al., 2000).  

Os esforços exploratórios desenvolvidos até os dias atuais resultaram em 

levantamentos geofísicos 2D, 3D e 4D que cobrem praticamente a totalidade da Bacia de 

Campos, como mostra a figura 3, com ênfase no levantamento 3D. 
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Figura 3 - Mapa de distribuição da sísmica 3D com foco na Bacia de Campos e no complexo de Marlim 

 

Legenda:          Margem continental leste brasileira               Limites da Bacia 

              Levantamento Geofísico 3D                          Campo de Marlim   

              Área estimada do pré-sal                               Campos de Petróleo em destaque 

              Complexo de Marlim 

                          

Fonte: Modificado de GEOANP MAPVIEW, 2022.  

 

 

Os dados de produção atuais retirados do Boletim de Produção n° 156 de agosto de 

2023 da Agência Nacional do Petróleo, Gás e Biocombustíveis, trazem novas perspectivas e 

atualizações das regiões pré e pós-sal das duas principais bacias do país. De acordo com a 

ANP, atualmente, a bacia de Campos é a segunda maior produtora de petróleo e gás natural 

do País, atrás apenas da Bacia de Santos onde localíza-se os principais players do pré-sal no 

país, atualmente (Figura 4). A produção mensal de petróleo na Bacia de Campos foi da ordem 

de 851.991,00 bbl/d (1m3 = 6,28981 bbl) e a produção mensal de gás natural da ordem de 

13.862,00 Mm3/d (M = milhares; 1000m3 = 6,28981 bbl). A participação da seção pré-sal 

chega a 74.7% da produção total das bacias brasileiras, com destaque para os campos de Tupi 

e Búzios na bacia de Santos, além de Jubarte, Albacora e Marlim Leste na Bacia de Campos.  
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Figura 4 - Distribuição da produção de petróleo por bacia em percentual 

 

Nota: A Bacia de Campos registrou aumento considerável de Produção em relação ao mesmo mês do ano 

anterior.  

Fonte: Boletim de Produção n° 156, ANP/SDP/SIGEP, Agosto/2023. 
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3 GEOLOGIA REGIONAL E EVOLUÇÃO DA BACIA  

 

 

3.1 Embasamento 

 

 

No contexto geotectônico regional, a região do presente estudo está situada na Faixa 

Móvel Ribeira, inserida na porção central da Província Mantiqueira, a leste do Cráton do São 

Francisco, de trend estrutural de orientação nordeste-sudoeste e idade neoproterozoica pela 

qual os terrenos foram amalgamados a partir das sucessivas colagens ocorridas durante o 

Ciclo Brasiliano, ainda no pré-cambriano (figura 5), segundo HASUI et al. (2012).  

 

Figura 5 - Reconstituição da colagem do Gondwana, mostrando a distribuição dos orógenos 

brasilianos pan-africanos e os principais crátons associados há 560 Ma 

 

Nota: Antigos blocos cratônicos do Gondwana Ocidental e possíveis terrenos periféricos: M – 

Província Mantiqueira; T – Província Tocantins; B – Província Borborema; P – Orógeno 

Pampeano; D – Cinturão Damara; G – Cinturão Gariep; K – Cinturão Karoo; L – Arco 

Lufiliano; LH – Baia Lützow–Holm; MD – Madagascar; Y – Montanhas Yamato; R – 

Orógeno Ross; S – Cinturão Saldania; SH – Cadeia Shackleton; SL – Sri Lanka; SR – 

Montanhas Sor Rondane; Z – Cinturão Zambesi. Outras feições: EM – Montanhas 

Elisworth–Whitmore; QML – Terra Queen Maud. Crátons: SF – São Francisco; AM – 

Amazonas; RP – Rio de La Plata/Paraná; KA – Kalahari; CO – Congo; WA – África 

Ocidental.  

Fonte: Modificado de BIZZI et al., (2003).  
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Uma questão importante na evolução geodinâmica desses terrenos, por onde boa parte 

da margem leste continental brasileira se encontra, é a herança estrutural que controlou boa 

parte dos processos tectônicos e geológicos posteriores, como os eventos de formação do 

Oceano Atlântico Sul e também as reativações neotectônicas, no Neógeno e Quaternário 

(HEILBRON et al., 2008). Em síntese, o embasamento pré-cambriano da área de estudo é 

formado por paragnaisses neoproterozoicos (Complexo Paraíba do Sul) e suítes intrusivas 

neoproterozoicas e eopaleozoicas, inseridos no Terreno Oriental da Faixa Ribeira (BIZZI et 

al., 2003) 

 

 

3.2 Ruptura do Gondwana e a Formação do Oceano Atlântico Sul 

 

 

O presente estudo terá como foco a bacia de campos, assim, todo o aspecto evolutivo e 

as características geológicas estarão voltadas para o invólucro dessa bacia. Partindo desse 

pressuposto, o período contemporâneo da geologia, conhecido como Éon fanerozóico, é 

marcado pela existência do supercontinente Pangéia, formado pela junção de crátons e faixas 

móveis proterozóicas, controlados pela dinâmica da tectônica da era paleozóico. Nesse 

cenário, na era mesozóica, o Pangéia se subdivide em dois supercontinentes, Laurásia e 

Gondwana que sofre uma ruptura, por processo tafrogênico de rifteamento, entre os períodos 

jurássico e cretáceo, gerando duas placas tectônicas divergentes, América do sul e África, 

além do oceano Atlântico sul.  

Localizada no lado leste do Atlântico Sul e tendo a bacia Kwanza como 

correspondente no lado africano, a história evolutiva da Bacia de Campos relaciona-se com a 

das demais bacias sedimentares ao longo da margem atlântica brasileira, em especial da 

margem leste, partindo da fase de ruptura do paleocontinente Gondwana durante o episódio 

de formação do oceano Atlântico Sul, no Cretáceo inferior, pelo qual inicia-se com um 

rifteamento ao sul, na região da Argentina, durante o Jurássico e posteriormente através da 

margem equatorial em posição superior. (MOHRIAK; NEMCOK; ENCISO, 2008). 

CHANG et al. (2006), descreve o processo de abertura do Atlântico Sul, indicando a 

ocorrência de estiramento litosférico e afinamento crustal, sucedido por uma subsidência 

termal associada ao hotspot de Tristão da Cunha, onde o excessivo calor gerado pela pluma 

sobre a área do Platô de São Paulo, na qual foram formadas as bacias de Campos e Santos, 
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tornou a crosta mais dúctil e menos resistente ao estiramento tectônico. De acordo com 

KLEMME (1980), foi classificada como uma bacia de margem passiva. 

A fase Rifte que contém o pre-sal da Bacia de Campos, foi formada em um regime 

tectônico extensivo durante o rompimento do Continente Gondwana no Neocomiano 

(GUARDADO et al., 2000), antecedendo a separação completa da América do Sul e África, 

que deu origem ao Oceano Atlântico. 

 

 

3.3 Evolução Tectonoestratigráfica e Geologia Estrutural 

 

 

A evolução da bacia coincide com a evolução do conceito estrutural de um Rifte 

(figura 6) que se baseia em um meio-gráben composto por uma margem flexural e uma falha 

de borda, com estruturas chamadas de hangwall e footwal que se relacionam com grabens e 

horst, respectivamente, pelos quais sofrem alteração de acordo com a intensidade da tectônica 

extensiva, onde o hangwall sofre subsidência e o footwall sofre soerguimento, controlados por 

falhas normais, podem gerar mini-bacias com diferentes depocentros, resultando em geração 

de espaço de acomodação e deposição de sedimentos que formam onlaps, essenciais para os 

estudos de sismoestratigrafia que fazem a marcação da evolução do preenchimento da bacia 

(KUCHLE & SCHERER, 2010). 

 

Figura 6 - Estrutura de um Rifte 

 

Fonte: O Autor, 2023. 

 

 

A bacia compreende dois domínios estruturais, segundo GUARDADO et al. (1989), 

um dos domínios se relaciona com a fase rifte através de um sistema de blocos rotacionados 

limitados por falhas Normais de alto ângulo de direção NE-SW herdadas do embasamento 

pré-cambriano, com subsidência mecânica da bacia e sedimentação continental, já o outro 

domínio se relaciona com a fase posterior ao rifte onde o peso dos sedimentos, a subsidência 

termal e o basculamento da bacia influenciaram na movimentação do sal marcando uma 

tectônica salina extensional controlada pela halocinese a partir do eoalbiano, provocando 
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potenciais escorregamentos tipo Raft que segmentaram a plataforma carbonática, gerando 

estruturas de crescimento que controlaram a deposição, permitindo a formação de trapas onde 

hidrocarbonetos acumularam-se. 

Segundo MEISLING et al. (2001), na fase pós-rifte diversas estruturas foram 

formadas, como cascos de tartaruga em carbonatos Albianos, grandes falhas lístricas com 

formações de rollovers, além da formação de falhas normais sintéticas e antitéticas, com a 

geração de mini-bacias que acomodaram grandes corpos arenosos turbidíticos.  

Sobre a estratigrafia da bacia, de acordo com (CHANG et al., 1992), a sequência pré-

rifte, não está preservada (ou não foram encontrados registros) na Bacia de Campos, com 

remanescentes em algumas bacias da margem leste, como Camamu-Almada, Recôncavo-

Tucano e Sergipe Alagoas, consistindo em depósitos fluviais, leques aluviais e arenitos 

eólicos do Neo-Jurássico. 

É importante realçar que alguns autores fazem subdivisões da fase rifte, em estágios 

syn-riftes. A evolução estratigráfica da Bacia de Campos está relacionada ao rompimento do 

paleocontinente Gondwana e evolução do oceano Atlântico Sul, dentro deste contexto, 

segundo segundo CHANG et al. (1992), a evolução ocorreu em cinco fases: Megassequência 

Continental, Megassequência Transicional Evaporítica, Megassequência Plataforma 

Carbonática Rasa, Megassequência Marinha Transgressiva e Megassequência Marinha 

Regressiva, representadas na figura 7 pelo trabalho de MOHRIAK; NEMCOK; ENCISO 

(2008).  
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Figura 7 - Representação esquemática das cinco fases de evolução tectônica da Bacia de Campos 

 

Fonte: Adaptado de MOHRIAK; NEMCOK; ENCISO, (2008). 

 

Estas etapas compreendem os sedimentos depositados desde o Jurássico Superior até o 

recente na Bacia de Campos e em toda margem continental leste brasileira. A carta 

estratigráfica de WINTER et al. (2007), contém as formações que compreendem essas 

Megassequências (figura 8).  
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Figura 8 - Carta Cronoestratigráfica da Bacia de Campos 

 

Nota: O destaque em vermelho posiciona o intervalo estratigráfico que é o principal objeto deste estudo. Em 

nível regional, destaque para os principais horizontes, a principal geradora e os principais reservatórios. 

Fonte: Modificado de WINTER et al. (2007). 

 

 

CHANG et al. (1992), subdividiu a Megassequência Continental em três sequências 

deposicionais, caracterizadas por diferentes associações de fácies e estilos estruturais: Sin-

Rifte I, Sin-Rifte II e Sin-Rifte III, que compreendem as idades do Neocomiano ao Aptiano, 

registrando a ruptura continental e a formação dos depocentros lacustres no Eocretáceo, com 

leques aluviais e sistemas fluviais instalados nas bordas do rifte.  

A sequência sin-rifte I corresponde a sequência pré-rifte citada anteriormente, com 

ausência de registros na bacia. A sequência sin-rifte II, corresponde a base da coluna 

sedimentar, marcada pela presença de ígneas básicas, sendo classificados de maneira geral 

como basaltos toleíticos (formação Cabiúnas).  
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Sucedendo os basaltos, segundo RANGEL et al. (1994); WINTER et al. (2007), a 

sequência sin-rifte III inicia-se em ambiente lacustre, pelos os folhelhos carbonáticos da 

formação Atafona, sucedidos pela formação Itabapoana de boa espessura já em ambiente de 

deposição de sedimentos aluvio-fluviais, ocorrendo aumento de salinidade, composta por 

arenitos, conglomerados, siltitos e folhelhos de borda de bacia e de falha, além da formação 

Coqueiros, composta por intercalações de carbonatos lacustres em regiões mais altas e 

folhelhos ricos em matéria orgânica em regiões mais baixas, compreendendo o grupo Lagoa 

Feia que marca idades deposicionais do Barremiano superior ao Aptiano inferior. 

DIAS (2005) descreve a Megassequência Transicional Evaporítica como uma espessa 

seção com rochas clásticas e evaporíticas, que sobrepõem os depósitos da fase sin-rifte, 

separadas pela discordância angular pré-aptiano superior, registrando o topo do rifte, 

substituindo a predominância de deposição siliciclástica.  

Formada no Aptiano médio a superior, ainda no grupo Lagoa Feia, em sua porção 

superior, depositou-se as formações Gargaú e Macabu caracterizadas pelos sedimentos 

carbonáticos, arenitos e margas, relacionados a ambientes marinho raso e transicional, com 

conglomerados e arenitos de borda de bacia da ainda sobrevivente formação Itabapoana. No 

topo da sequência encontra-se a formação Retiro que marca a seção marinha restrita (figura 9) 

bem caracterizada pelo pacote de evaporitos, principalmente halita e anidrita (RANGEL et 

al.1994).   
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Figura 9 - Esquema Paleogeográfico do estágio pós-rifte ou do golfo, durante a deposição dos 

Evaporitos 

 

Fonte: Modificado de RICCOMINI et al. (2012). 

 

 

Segundo CHANG et al. (1992), a Megassequência Plataforma Cabonática Rasa 

constitui plataformas carbonáticas marinhas contínuas de baixa à alta energia durante o 

Albiano que segundo o modelo desenvolvido por SPADINI et al. (1988), deformada por 

halocinese, desenvolveu-se acima dos depósitos evaporíticos do Aptiano superior, 

destacando-se a formação Quissamã que abriga reservatórios carbonáticos do grupo Macaé. 

De acordo com MOHRIAK et al. (2008), esse momento se caracterizou pelo 

desenvolvimento da crosta oceânica que após a ruptura total, a maior parte da atividade 

tectônica esteve relacionada com a evolução do Oceano Atlântico, com eustasia positiva, 

subsidência térmica típica de margens passivas e sucessões sedimentares pós-Aptiano, 

sugerindo uma evolução de ambiente de águas rasas para um ambiente mais profundo e 

afogamento da plataforma carbonática.  

A Megassequência Marinha Transgressiva inicia-se com os carbonatos de águas mais 

profundas da formação Outeiro contendo intercalações de calcilutitos, folhelhos e margas, 

sucedida pelos calcilutitos da formação Imbetiba e a formação Namorado que marca o fim do 

grupo Macaé com eventos de evolução da bacia com intensificação da subsidência, fluxos 

gravitacionais e movimentação salífera gerando depósitos de arenito que abrigam importantes 

reservatórios do pós-sal da bacia (GUARDADO et al., 1989).  
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Ainda nessa Megassequência, já no grupo Campos, temos o membro Tamoios da 

formação Ubatuba (folhelhos) e os arenitos turbidíticos da formação Carapebus, de origem 

semelhante ao arenito Namorado, constituindo o principal reservatório do pós-sal da bacia e 

objeto de estudo deste trabalho. 

A Megassequência Marinha Regressiva é caracterizada em sua maioria pela grande 

regressão marinha que preencheu a bacia em sucessivas sequências flúvio-deltaicas, com 

ocorrência de leques deltaicos, plataformas siliciclásticas e turbiditos em águas mais 

profundas. Esta sequência é representada pelas formações Ubatuba membro Geribá 

(folhelhos), Emborê (carbonatos) e os arenitos da formação Carapebus que possuem 

características de ambiente batial superior, gerados por fluxos turbidíticos hiperpicnais com 

deposição em ambiente marinho mais profundo, padrão retrogradacional e forte controle das 

estruturas salíferas, por onde se depositaram intercalados com folhelhos da Formação 

Ubatuba (CHANG et al. 1992). 

Este trabalho terá uma ênfase maior nesse último estágio que abriga o reservatório de 

Marlim na formação Carapebus no Oligoceno superior, descrito por MOHRIAK; NEMCOK; 

ENCISO (2008), por um aumento progressivo da batimetria da bacia, onde posteriormente ao 

Albiano, iniciou-se uma tectônica dominada por falhas relacionadas a halocinese, de 

geometria lístrica, com anticlinais e calhas associadas, domos e diápiros de sal e estruturas 

geneticamente relacionadas. A figura 10 representa um esquema das principais estruturas e as 

cinco Megassequências cronoestratigráficas da bacia de Campos. 
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Figura 10 – Representação esquemática da geologia Estrutural e Cronoestratigrafia da bacia de Campos 

 
 

 

Nota: Geologia Estrutural e Cronoestratigrafia da Bacia de Campos. As principais estruturas na porção pós-

rifte são diápiros de sal da Fm. Retiro, falhas lístricas sintéticas de direção NW-SE, anticlinais 

estratigráficas e do tipo casco de tartaruga por efeito de rollovers. Já na porção rifte observa-se falhas 

normais de alto ângulo, principais altos e baixos da bacia; 

Esquema de migração secundário ilustrando uma rota potencial, desde a geradora do pré-sal até os 

depósitos turbidíticos do pós-sal; 

Ilustração de Todas as cinco Megassequências Cronoestratigráficas e suas principais formações. 

Fonte: Modificado de 13° Rodada de Licitações, ANP (2015). 

 

 

 

 

 

 

 

 

Legenda: 
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4 FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 

 

 

4.1 Sistema Petrolífero 

 

 

As margens continentais correspondem à transição entre a crosta continental e a 

oceânica. São regiões onde espessos pacotes sedimentares podem ser encontrados, e como o 

petróleo é gerado e acumulado nestas rochas, as margens possuem grande potencial 

petrolífero. No caso particular da Bacia de Campos, o mesmo sistema petrolífero atuante nas 

águas rasas atua igualmente em águas profundas, ou seja, as principais rochas geradoras são 

folhelhos lacustrinos do Cretáceo Inferior e as rochas reservatório são turbiditos de idades 

diversas, variando do Albiano até o Mioceno, além de carbonatos do Albiano e do pré-sal 

Aptiano. A maturação necessária para a geração do petróleo parece estar ligada à progradação 

terciária do delta do rio Paraíba do Sul (MILANI et al., 2000). 

Dentro desse contexto, o arcabouço estrutural pré-existente, inclui trends de idade pré-

cambriana, paleozóica e triássica que exerceu um importante papel durante a fase Mesozóica 

do rifteamento, uma vez que a ruptura do Atlântico Sul acomodou falhas normais sobre um 

ambiente estrutural pré-existente, esse embasamento cristalino foi escassamente amostrado 

em subsuperfície, e corresponde aos mesmos domínios litológicos de gnaisses pré-cambrianos 

que afloram nas áreas vizinhas à bacia marginal, do mesmo modo, a presença de estruturas 

transversais criou complicações neste quadro de propagação do rifte de sul para norte 

(MOHRIAK et al., 1995). 

 

 

4.1.1 Geração e Migração 

 

 

De acordo com GUARDADO et al., (1989), a principal rocha geradora da bacia são 

folhelhos dos andares locais Buracica e Jiquiá (Barremiano/Aptiano) do Grupo Lagoa Feia, 

depositados durante a faze rifte e adicionalmente, em especial na porção norte da bacia, 

próximo ao limite com a Bacia do Espírito Santo, também são considerados possíveis 

geradores os folhelhos marinhos de idades Turoniana e Cenomaniana. 
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Figura 11 - Seção esquemática de migração entre os campos de Linguado e Badejo 

 

Nota: Esquema de migração secundária através de janelas de sal e falhas lístricas, além de acumulações  

         de óleo (em branco) em coquinas (Gr. Lagoa Feia) e carbonatos albianos (Gr. Macaé).  

Fonte: Modificado de GUARDADO et al. (1989). 

 

 

Segundo dados geoquímicos e sedimentológicos, essas geradoras foram formadas em 

um ambiente lacustre, apresentando querogênio do tipo I, com teor de carbono orgânico total 

(COT) variando entre 2 e 6% (MELLO, 1988). 

O tipo de migração mais importante para a bacia são as janelas de sal por onde 

formam-se locais sem a presença de evaporitos da Formação Retiro, onde os falhamentos 

lístricos conseguem transportar o óleo da fase rifte até os diferentes reservatórios da fase 

drifte, pós-sal. No caso de reservatórios intercalados ou em contato com a rocha geradora, a 

migração também pode ocorrer por falhas ou contato direto. Outra forma de migração 

consiste em contato lateral por falha, como exemplo podemos citar os basaltos vesiculares da 

Formação Cabiúnas em contato lateral com os folhelhos de idade Jiquiá (GUARDADO et 

al.,1989). 
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4.1.2 Rochas Reservatório 

 

 

Uma grande variedade de rochas reservatório é verificada na Bacia de Campos, em 

níveis estratigráficos variáveis, dentre estes, na região mais profunda abaixo da camada de sal, 

destacam-se as coquinas da Formação Coqueiros, os reservatórios carbonáticos microbiais do 

rifte superior e os Basaltos Fraturados da Formação Cabiúnas, na base do rifte, todos 

pertencentes ao Grupo Lagoa Feia.  

 

Figura 12 - Distribuição das Rochas Reservatório do pré-sal, em relação as bacias sedimentares da margem 

leste e sul continental brasileira 

 

Fonte: Extraído de RICCOMINI et al., (2012). 

 

 

No pós-sal, ocorrem os calcarenitos de alta energia do Albiano da Formação 

Quissamã, além dos Carbonatos da Formação Imbetiba, de idade Cenomaniano, com 

acumulações principalmente em fácies mais proximais, todos do Grupo Macaé. Intercalados 

aos carbonatos do Grupo Macaé, ocorrem turbiditos mais profundos da Formação Namorado. 

No Oligoceno Superior, registra-se reservatórios de carbonatos referentes ao Membro Siri da 

Formação Ubatuba e do Cretáceo Superior até o Mioceno Médio, temos o Principal 

Reservatório do pós-sal da bacia, os arenitos turbidíticos da Formação Carapebus, onde as 

grandes concentrações no Oligomioceno são chamadas de Arenitos Marlim (GRASSI et al., 

2004).  
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4.1.3 Rochas Selantes 

 

 

As diferentes rochas reservatório da bacia apresentam diferentes selos, todavia, se 

concentram principalmente em pelitos e mudstones intercalados com os próprios reservatórios 

e os evaporitos da formação Retiro. Na Formação Lagoa Feia, as rochas selantes são os 

folhelhos intercalados às coquinhas (reservatório) assim como a sequência evaporítica no topo 

da formação. Nos carbonatos da Formação Macaé, os mudstones da Formação Outeiro e 

Imbetiba fazem o papel de principais capeadores. Já para os reservatórios turbidíticos, as 

rochas selantes são os folhelhos da Formação Ubatuba que cobrem boa parte do pós-sal da 

bacia  (GRASSI et al., 2004). 

Dentre estes, o principal selo da bacia são os evaporitos da Formação Retiro pelos 

quais marcaram também uma mudança do tectonismo da bacia para um novo momento 

adiastrófico, com presença de halocinese provocada pelo sal (CHANG et al. 1992).  

 

 

4.1.4 Trapas 

 

 

As trapas constituem um papel importante dentro do sistema petrolífero, uma vez em 

movimento, os fluidos petrolíferos são dirigidos para zonas de pressão mais baixas que os 

arredores, normalmente posicionadas em situações estruturalmente mais elevadas que as 

adjacências, dentro desse quadro, configurações geométricas das estruturas das rochas 

sedimentares, permitem a focalização dos fluidos migrantes nos arredores para locais 

elevados, que não permitam o escape futuro destes fluidos, fazendo com que se acumulem em 

trapas ou armadilhas. Elas podem ser simples como o flanco de homoclinais, domos salinos, 

ou, mais comumente, como o ápice de dobras anticlinais, ou até mesmo em situações 

complexas como superposição de dobras e falhas de natureza diversas. Este tipo de 

aprisionamento, em uma estrutura elevada, é denominado de trapeamento estrutural (MILANI 

et al., 2000). 

Eventualmente, a migração do petróleo pode ser detida pelo acunhamento da camada 

transportadora, ou bloqueio da mesma por uma barreira diagenética ou de permeabilidade, 

ficando então retido em posições não reconhecidas estruturalmente, neste caso, teremos um 

trapeamento de caráter estratigráfico (MILANI et al., 2000). 
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Na fase rifte, altos de embasamento são importantes tanto para o contato lateral dos 

folhelhos geradores com os basaltos fraturados como para o desenvolvimento de coquinas, 

propiciando melhores condições de reservatório, além da focalização da migração de 

hidrocarbonetos. (CHANG et al. 1992). 

Já na fase drifte, para os carbonatos do Grupo Macaé, esperam-se principalmente 

trapas estruturais do tipo tectônica dominó em águas rasas, falhas lístricas com rollover, além 

de blocos isolados que migraram por escorregamentos para águas mais profundas. Para os 

arenitos turbidíticos, esperam-se falhas lístricas com rollover, estruturas formadas pela 

movimentação de diápiros de sal como truncamentos contra flancos e pinch-out 

estratigráficos, compartimentados ou não por falhas (RANGEL et al., 1994). 

 

Figura 13 - Tipos de Trapas 

 

Fonte: Adaptado de NEVES et al. (1989).  

 

 

4.1.5 Sincronismo 

 

 

É o fenômeno que faz com que as rochas geradoras, reservatórios, selantes, trapas e 

migração se originem e se desenvolvam em uma escala de tempo adequada para a formação 

de acumulações de petróleo. Assim sendo, uma vez iniciada a geração de hidrocarbonetos 

dentro de uma bacia sedimentar, após um soterramento adequado, o petróleo expulso da rocha 

geradora deve encontrar rotas de migração já formadas, seja por deformação estrutural 

anterior ou por seu próprio mecanismo de descompressão, após uma passagem pela janela de 
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maturação, sendo assim desenvolvido. Nesse contexto, a trapa já deve estar formada para 

atrair os fluidos migrantes, os reservatórios porosos já devem ter sido depositados, e não 

muito soterrados para perderem suas características permo-porosas originais, e as rochas 

selantes já devem estar presentes para impermeabilizar a armadilha. Se estes elementos e 

fenômenos não seguirem uma ordem temporal favorável, o sincronismo, de nada adiantará e a 

existência de grandes estruturas, abundantes reservatórios e rochas geradoras com elevado 

teor de matéria orgânica na bacia sedimentar, de nada servirá para a geologia do petróleo. A 

falta de sincronismo entre os elementos componentes do sistema petrolífero tem sido uma das 

causas mais comuns no insucesso de perfurações exploratórias no mundo inteiro (MILANI et 

al. 2000). 

 

Figura 14 - Modelo de geração, migração e acumulação de petróleo da Bacia de Campos 

 

 Legenda:      

 

Nota: Representação do Sincronismo da bacia. Destacando-se, a principal geradora, os folhelhos do Pré-sal (Fm. 

Lagoa Feia) onde ocorre migração Primária e Secundária para reservatórios carbonáticos do Pré-sal e do Pós-sal 

(Fm. Macaé e Fm. Campos), além dos turbiditos superiores da formação Carapebus, todos afetados por falhas 

lístricas associadas à halocinese. 

Fonte: Modificado de WAISMAN (2008).  

 

 

 

 

 

RESERVATÓRIOS 

SAL 
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4.2 Depósitos Turbidíticos 

 

 

Os principais reservatórios do pós-sal presentes no Campo de Marlim na Bacia de 

Campos são formados por depósitos de arenitos turbidíticos durante a fase de incursão 

marinha chamada de fase Drifte, orquestrada pela tectônica Adiastrófica, comandada pelo Sal. 

Sendo assim, faz-se necessário o entendimento dos fatores geológicos que levaram a 

deposição desses arenitos, para melhor identifica-los como importantes estruturas dentro da 

Sísmica, um dos focos do nosso estudo no presente trabalho. 

Segundo FETTER et. al., (2009), os reservatórios turbidíticos da Bacia de Campos são 

reconhecidos como parte de sequências sedimentares que se desenvolveram do Cretáceo ao 

Recente, em resposta as variações eustáticas do nível do mar, taxas baixas de subsidência 

térmica e relevante aporte sedimentar decorrente do soerguimento da Serra do Mar. Dentre os 

principais reservatórios do pós-sal da Bacia de Campos, encontram-se os arenitos da 

Formação Carapebus, de idade Neo-Cretácea, composta predominantemente por arenitos 

depositados por correntes de turbidez ao longo do assoalho da plataforma oceânica durante a 

fase drifte. 

De acordo com D´AVILA et al., (2008), os turbiditos são depositados em ambientes 

marinhos profundos, situados abaixo do nível base das ondas de tempestade, ou seja, em 

locais onde não ocorre interação entre as ondas e o assoalho do oceano. Nesses ambientes, 

processos sedimentológicos se destacam como principais atuantes na formação de corpos 

geometricamente diversificados, tais como os fluxos gravitacionais de sedimentos, fluxos 

gravitacionais de massa e correntes de fundo. MIDDLETON; HAMPYON (1973) destacam o 

papel fundamental das correntes de fundo e dos fluxos gravitacionais de massa que 

retrabalham e promovem a erosão e redeposição dos sedimentos preexistentes, sendo assim, 

os fluxos gravitacionais de sedimentos podem ser divididos em quatro principais tipos: fluxo 

de detritos, fluxos de grãos, fluxos fluidizados e correntes de turbidez. Todavia, a efetividade 

no carreamento de quantidades significativas de sedimentos por longas distâncias, se dá 

apenas pelo fluxo de detritos e pelas correntes de turbidez. 

A figura 15 mostra o intenso poder erosivo destes fluxos, nas partes proximais dos 

sistemas turbidíticos promove a escavação do substrato lamoso, gerando-se espaço para a 

deposição das fácies subsequentes. 
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Figura 15 - Esquema ilustrando uma corrente de turbidez 

 

 

 

Nota: A base é densa e laminar e a camada superior turbulenta.  

Fonte: Modificado de POSTMA et al. (1988).  

 

 

Segundo D’ÁVILA & PAIM (2003), uma corrente de turbidez pode ser dividida em 

corpo, onde o fluxo é uniforme, cauda, zona de rápida redução do fluxo e cabeça, uma porção 

frontal até duas vezes mais espessa que o resto do fluxo, onde a intensidade da turbulência é 

bastante significativa, ao passar pelo talude, região de alto declive, erode o substrato e 

incorpora o sedimento erodido, aumentando a densidade do corpo. A partir do momento em 

que as correntes de turbidez começam a perder energia, normalmente quando deixam de estar 

confinados em canais, a deposição da carga sedimentar adquire características diferenciadas, 

variando em razão dos diferentes tipos de sedimentos contidos no fluxo. 

Em 2009, PRÉLAT et al. propôs um modelo arquitetural esquemático visando a 

caracterização de complexos turbidíticos baseado nos complexos de lobos, conhecidos por sua 

geometria em folha, são caracterizados por extensos pacotes de sedimentos areno-lamosos 

intercalados com complexos de canais amalgamados, os quais compreendem porções 

usualmente compostas por sedimentos arenosos a conglomeráticos, como demonstrado na 

figura 16. 
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Figura 16 - Modelo arquitetural de lobos turbidíticos 

 

Fonte: Adaptado de PRÉLAT et al. (2009). 

 

 

Fluxos de alta eficiência são desenvolvidos pelas correntes de turbidez que sofrem 

acelerações maiores, ao longo de taludes mais íngremes, e distribuem os sedimentos arenosos 

(rochas-reservatório) por uma ampla região, permitindo uma melhor distribuição no espaço, 

desenvolvendo reservatórios de maior espessura e melhor qualidade na região dos lobos 

(D’ÁVILA & PAIM, 2003). 

Segundo NORMARK et al. (1993), quando há sucessivos depósitos de lobos 

possuindo considerável mudança lateral, podem ocorrer baixos entre os corpos, 

desenvolvendo assim, ciclos de compensação em larga escala. Em situações com presença de 

correntes de fundo retrabalhando os depósitos, alguns truncamentos erosionais podem 

caracterizar o limite superior do lobo, com isso, descontinuidades no topo podem apresentar 

uma superfície com contatos onlap ou downlap, o primeiro representa baixos topográficos nos 

flancos do lobo, preenchidos posteriormente, já o segundo indica a consecutiva progradação 

dos deltas ou do talude.  

Feições arquiteturais e padrões de refletores sísmicos, são diagnósticos de complexos 

de canais turbidíticos, concluíram DEPTUCK et al., (2003); MAYALL et al., (2006) & 

JACKSON et al., (2008). Dentro da caracterização de estruturas do presente estudo, esse tipo 

de identificação será utilizado, permitindo uma caracterização de padrão de reservatórios 

turbidíticos. A figura 17 nos mostra alguns dos principais padrões de refletores que podem 

conter reservatórios turbidíticos do pós-sal. 
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Figura 17 - Padrões de refletores e feições arquiteturais 

 

Nota: Diagnósticos de complexos de canais utilizados como base para o reconhecimento de possíveis 

reservatórios no presente estudo.  

Fonte: Retirado de DEPTUCK et al. (2003).  

 

 

DE RUIG & HUBBARD (2006), através do mapeamento sistemático das fácies 

sísmicas, realizaram uma caracterização detalhada de complexos turbidíticos em 

subambientes deposicionais e concluíram que depósitos associados a complexos de canais são 

representados predominantemente por sedimentos arenosos, enquanto os depósitos de 

overbank (levee) estão associados a depósitos predominantemente lamosos.  

O trabalho de MUTTI et al. (1999), permite localizar as regiões de melhor interesse da 

bacia para localização de reservatórios turbidíticos de melhor qualidade, sendo esses, 

localizados em região de Talude e região Transicional para a planície abissal, englobando 

conglomerados e arenitos médios. 
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Figura 18 - Divisão dos complexos turbidíticos em função das estruturas sedimentares reconhecidas e litologia 

dominante 

 

Nota: Pacotes sedimentares associados aos depositos de Canal (CA) e Lobo Proximal (LP) constituem os 

melhores reservatórios, uma vez que nestes locais predominam depósitos caracteristicamente arenosos.  

Fonte: Modificado de MUTTI et al. (1999). 

 

 

Os depósitos carbonáticos da bacia, se encontram em regiões separadas pelo grande 

evento deposicional de Evaporitos. Na região do pré-sal, com reservatórios formados por 

carbonatos Microbiais e Coquinas do Aptiano, depositados durante a fase de abertura do 

Oceano Atlântico Sul. Na região pós-sal, durante a instalação do ambiente marinho, já em 

fase SAG e Drifte de Margem Passiva, em condições de águas rasas onde depositaram-se 

reservatórios e estruturas carbonáticas de idade Albiana. Estes reservatórios não serão 

abordados como foco principal deste trabalho. 

 

 

4.3 O Campo de Marlim  

 

 

O campo de Marlim situa-se a cerca de 110 km a leste do Cabo de São Tomé, no 

litoral norte do estado do Rio de Janeiro, na Bacia de Campos. Sua área circular produtiva 

abrange cerca de 257,6 km², distribuídos numa lâmina d´água que varia entre 620 e 1050m 

(ANP, 2016). Foi descoberto em 1985 pelo pioneiro 1- RJS-219A, perfurado em lâmina 

d’água de 835 m (figura 19). Esse poço testou uma anomalia de amplitude sísmica que se 

revelaria como um leque arenoso de mar baixo de idade oligocênica, com cerca de 150 km2 

Legenda: 
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de área e espessura de 73 m, saturado por óleo de 19º API e situado entre as cotas batimétricas 

de 500 e 1.100 m.  

 

Figura 19 - Mapa de Localização de Marlim com destaque aos principais reservatórios da bacia de 

Campos 

 

Fonte: Adaptado de BRUHN et al. (2003). 

 

 

De acordo com TINOCO e CORÁ (1991), a trapa é determinadada pelo pinch out dos 

reservatórios contra os folhelhos que envolvem o depósito arenoso, de característica 

estratigráfica no sentido oeste, norte e sul, já para leste, a acumulação termina contra uma 

falha normal lístrica (Figura 20), interpretada como sendo o duto pelo qual o petróleo 

ascendeu a partir da rocha geradora, situada na Formação Lagoa Feia. 
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Figura 20 – Seção sísmica DIP com indicações das principais Megassequências 

 

Legenda: As principais Megassequências, Rifte (R), Transicional (T), Carbonática (SC), Marinha 

Transgressiva (MT), Marinha Regressiva (MR). Indicação do Marco Azul e do Reservatório 

principal de marlim (MRL) destacado em azul. 

Nota: A esquerda, o domo de sal e as falhas sintéticas e antitéticas que limitam o campo à oeste. A direita, a 

falha Lístrica limitando a porção leste do campo. 

Fonte: Adaptado de CHANG et al. (2006) apud BRUHN et al. (1998). 

 

Segundo Guardado (1989), o campo de Marlim tem seus principais reservatórios 

constituídos por arenito muito fino a médio, maciço, interlaminados síltico-arenoargiloso, 

bioturbado, além de arenitos muito finos com ripples, interpretados como sendo depósitos 

originados pela ação de correntes de contorno em águas profundas que retrabalham os 

espessos corpos turbidíticos.  

De acordo com OLIVEIRA et al. (2007), o reservatório principal é chamado de 

Arenito Marlim e apresenta padrão em blocos nos perfis de raios gama com matriz uniforme e 

baixo teor de argila, como podemos verificar na figura 21. 
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Figura 21 - Perfis típicos do arenito Marlim obtidos de uma perfuração  

no campo de Marlim 

 

Nota: As diferentes cores representam zonas estratigráficas. Concreções Calcíticas = c; 

Intercalações de Argilitos = m. 

Fonte: Retirado de OLIVEIRA et al. (2007) apud BRUHN et al. (2003). 

 

 

O complexo de Marlim compreende vários níveis de horizontes produtores, dentre 

estes, os siliciclásticos e carbonáticos dentro de uma espessa camada de sobrecarga deformada 

pela tectônica salina extensional, além dos reservatórios da fase sag do pré-sal. A imensa 

quantidade de poços dessa região contribuiu para amostragem da sequência de sal, da 

plataforma carbonática e da robusta sequência siliciclástica.  

Segundo dados do relatório do banco canadense Scotiabank em parceria com a 

Petrobrás em 2020, Marlim possui reservatórios turbidíticos da formação Carapebus, 

depositados na encosta paleo-continental durante o Oligoceno e o Mioceno, a uma 

profundidade de 2.631 metros. O reservatório é formado por arenito com excelentes 

características permo-porosas e elevados índices de produtividade e portador de óleo entre 17 

e 24°API.  
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Constatou-se também boas condições de produção em reservatórios de rafts 

carbonáticos do Albiano e carbonatos da formação Macabu, do grupo Lagoa Feia, de idade 

Aptiana superior (BRUHN et al. 2003).  

De acordo com a evolução da produção, de petróleo em barris por dia (bbl/d) e de gás 

em milhões de metros cúbicos por dia, em dois marcadores principais no tempo, 2015 e 2022 

(figuras 22), a produção de Marlim se mantém equilibrada com ligeiro aumento de 1,033%, 

comprovando a posição de destaque em condições de campos maduros. 

 

Figura 22 - Evolução e comparação da produção de Petróleo e Gás do Campo de Marlim nos intervalos 

1994 - 2015 e 2015 - 2022 

 

Fonte: Retirado de ANP, MARLIM (2016). 

Nota: Dados foram mesclados do Boletim Anual de Reservas (BAR) em 2022, com o dados do Plano de 

Desenvolvimento (PD) de Marlim em 2016. A produção se mantém equilibrada com ligeiro 

aumento de 1,033%, no período de 2015 até 2022, como podemos observar no gráfico (B). 

Fonte: O Autor, 2023. 
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A figura 23 ilustra boa parte da estrutura recebida para exploração e distribuição de 

óleo e gás do complexo de Marlim que por ser um campo maduro, já abriga estruturas que 

podem ser utilizadas em novas descobertas, como o pré-sal do poço de Brava onde já foi 

inicada a produção. 

 

Figura 23 - Mapa do Campo de Marlim e Voador, mostrando os tipos de plataformas, unidades de 

processamento e distribuição 

 

Nota: Toda a estrutura de Upstream e Midstream já estão interligadas no complexo de Marlim. 

Fonte: Extraído de SCOTIBIANK, 2020.  

 

Justificando a importância do Campo de Marlim, diante do cenário atual,  BATISTA 

et al. (2022) em apresentação no Offshore Tecnology Conference 31833, demonstra que 

diante dos desafios de um campo maduro com produção em queda, Marlim se tornou exemplo 

de um projeto de classe mundial, sendo implementado o maior programa de recuperação de 

ativos maduros na indústria offshore global , com descomissionamento de nove plataformas, 

instalação de duas novas FPSOs (Anna Nery e Anita Garibaldi), com projeto pioneiro de 

Elevação Artificial com injeção de água do mar, além de 10 novos Poços Produtores, 30 

Produtores remanejados, 30 injetores de água remanejados, 700 km de Linhas Submarinas, 09 

manifolds de produção, 06 manifolds de injeção de água (figura 24). 
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Figura 24 - Revitalização de Marlim e Voador 

 

Fonte: Retirado de BATISTA et al. (2022).   
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5 GEOFÍSICA DE EXPLORAÇÃO 

 

 

Este capítulo abrange um conteúdo literal e explicativo da importância da Sísmica e 

suas ramificações para a indústria do petróleo, destacando a metodologia aplicada neste 

trabalho. 

 

 

5.1 Sísmica 

 

 

De acordo com XIAOYU (2021), a geofísica na exploração de petróleo pode ser 

desenvolvida através da combinação de tecnologia sísmica artificial e métodos que utilizam 

campos naturais da terra, chamados de Potenciais, tais como o método gravitacional, método 

magnético e método elétrico, possibilitando a análise de dados geofísicos, obtendo 

informações de dados geológicos e de perfuração para atender continuamente às necessidades 

da progressão da exploração e desenvolvimento de petróleo. Com o desenvolvimento da 

exploração sísmica vieram as medições de tecnologia sísmica de alta densidade que pode ser 

realizada através de canais estreitos, espaçamento de trilhas e imagem de alta resolução, ou 

combinada com a aplicação de recepção digital interna de ponto único. Medidas técnicas de 

identificação estrutural de alta resolução e pequena amplitude são usadas em reservatórios 

maduros de baixa espessura, permitindo que o petróleo remanescente possa ser avaliado, 

contribuindo positivamente com o fator de recuperação de petróleo. Os métodos Potenciais, 

não serão abordados neste trabalho. 

Quando uma interface entre dois meios com características físicas distintas é atingida 

por uma frente de ondas sísmicas, parte de sua energia é refletida, parte é refratada e 

transmitida para outras camadas abaixo e parte é absorvida. A interpretação Geológica do 

dado Sísmico está relacionada com a fração refletida da onda pela qual o coeficiente de 

reflexão é definido pelo contraste de impedância acústica entre os meios, sendo esta definida 

como o produto entre a velocidade de propagação da onda e a densidade do meio. Portanto, 

quanto maior for esta diferença, mais energia chegará ao receptor. (NETO, 2001; SILVA, 

2012). 

Ondas sísmicas liberadas artificialmente apresentam diferentes efeitos de vibração ao 

encontrarem diferentes estruturas rochosas. Ao analisarmos vários tipos de ondas, podemos 
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distinguir a diferença entre as camadas de petróleo e gás e as formações convencionais. A 

tecnologia chave é a interpretação e análise por diversos softwares, de ondas refletidas e 

ondas refratadas, onde instrumentos de exploração sísmica são usados para registrar as ondas 

que retornam à superfície, promovendo informações relevantes para a compreensão da 

litologia, espessura efetiva e a profundidade do reservatório, se tornando o principal método 

atual de busca de petróleo (XIAOYU, 2021). 

Dados sísmicos são adquiridos por meio de fontes acústicas e receptores, e suas 

geometrias podem variar de acordo com o objetivo do levantamento. Segundo SIMM; 

BACON (2014), os dados necessários para a análise de um intérprete normalmente requerem 

uma série de traços para cada ponto de subsuperfície, fornecendo medições em uma variedade 

de ângulos de incidência. Para a aquisição marinha, a figura 25 ilustra um dos arranjos que 

podem ser utilizados. 

 

Figura 25 - Modelo de funcionamento do método de reflexão sísmica no mar 

 

Fonte: Retirado de KATATA (2015). 

 

 

As fontes possuem um determinado espectro de frequência e são transmitidas pela 

coluna d’água e subsuperfície, sofrendo pouca atenuação por parte da água, sendo assim, este 

método pode ser amplamente utilizado desde águas rasas até as regiões mais profundas, 

podendo penetrar quilômetros abaixo do fundo marinho. Quanto maiores as frequências do 

espectro da fonte, maior resolução o registro terá, no entanto, maior também será a atenuação 

que o sinal irá sofrer, reduzindo sua capacidade de penetração na subsuperfície (NETO, 

2001). Portanto, frequências menores deverão ser implementadas nos espectros, em regiões de 

águas profundas. 
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5.1.1 Processamento dos Dados 

 

 

De acordo com TANER (2001), após diversos outros estudos terem sido 

desenvolvidos, os dados sísmicos podem ser classificados de acordo com o momento do fluxo 

de processamento em que se utiliza o dado de entrada, podendo adotar o formato Pre-Stack, 

onde os dados de entrada são CDP, com informações da direção (azimute) e do offset, 

gerando enormes quantidades de dados; portanto, eles não são práticos para estudos iniciais, 

no entanto, possuem quantidades consideráveis de informações que podem estar diretamente 

relacionadas ao conteúdo de Fluidos e à orientação de fraturas. Exemplos: AVO, velocidades 

e variação azimutal. Já o dado Pós-Stack, apresenta processo de empilhamento que elimina 

informações relacionadas ao deslocamento e ao azimute. Os dados de entrada podem ser CDP 

empilhados ou migrados, com finalidade de trazer grandes quantidades de dados em 

investigações de reconhecimento iniciais. Exemplos: amplitude, frequência e fase 

instantâneas. 

A migração é a etapa do processamento na qual os refletores são levados à sua posição 

real e de acordo com PROSSER (1993), o objetivo central do processamento sísmico é 

fornecer uma seção sísmica que torne possível uma interpretação que melhore o 

conhecimento acerca da evolução tectônica e sedimentar de uma bacia sedimentar com o 

intuito de identificar e mapear possíveis reservatórios de hidrocarboneto. 

Neste trabalho, será usado apenas dados Pós-Stack PSDM, Pre-Stack Depht Migration 

que é um tipo de dado, comumente associada ao processo de migração, tipo de técnica 

aplicada ao dado sísmico no seu processamento posteriormente ao processo de empilhamento, 

restrito ao domínio de tempo ou da profundidade.  

Após o entendimento sobre a aquisição e processamento dos dados, BARNES (2001), 

baseado em BALCH (1971), afirma que o registro sísmico terá um papel fundamental no 

contexto geral, por carregar informações possíveis de avaliar diversos parâmetros como 

espessura de camadas, presença de fraturas ou falhas, ângulo de mergulho e ocorrências de 

acumulações de hidrocarbonetos, juntamente com a próxima etapa caracterizada pelo 

entendimento sobre a geração do traço sísmico de amplitude, considerado o atributo sísmico 

fundamental. 
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5.1.2 Atributos Sísmicos 

 

 

Os Atributos sísmicos têm por objetivo extrair as informações necessárias, a partir de 

cada tipo de visualização para a interpretação do dado sísmico. Aumentando o refinamento 

com informações mais precisas sobre a geologia da área, para que, junto com outros dados, 

como perfis de poços, possamos reduzir os riscos exploratórios e até mesmo identificar 

soluções para possíveis problemas na produção. São bastante utilizados na indústria 

petrolífera, pois através deles, as interpretações estratigráficas permitem analisar os sistemas 

petrolíferos presentes no dado. É importante ressaltar que um bom atributo sísmico é 

diretamente sensível às características geológicas desejadas ou propriedades do reservatório 

de interesse, ou nos permite definir o ambiente estrutural ou deposicional e, assim, permite a 

influência de algumas características ou propriedades de interesse. É importante saber que 

para cada atributo, uma abordagem isolada, não necessariamente, nos trará alguma 

informação útil. Daí a importância de ter um arcabouço de informações a priori para 

correlacioná-las. (CHOPRA; MARFURT, 2007). 

O resultado obtido com o atributo sísmico depende muito da qualidade da sísmica 

original e do contexto geológico da região. Portanto, é necessário ter um conhecimento prévio 

da geologia da região e saber qual evento pretende realçar para fazer a escolha correta dos 

atributos ideais para a interpretação (SILVA, 2012). 

Em 1963, com a introdução do registro digital dos dados sísmicos, a investigação das 

variações de amplitude se tornou viável, o qual possibilitou diretamente a descoberta dos 

primeiros indicadores de hidrocarbonetos, os bright spots. Desta forma, BARNES (2001), 

considerou a amplitude como o primeiro atributo sísmico desenvolvido e indispensável. 
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   Figura 26 - Exemplo de uso de atributos, por anomalias de amplitude para evidenciar refletores e falhas 

 

Nota: A disposição dos refletores evidencia cinco diferentes unidades cronoestratigráficas, com destaque para 

o campo de Marlim no Oligoceno superior. 

Fonte: Retirado de BIZZI et. al. (2003).  

 

 

Posteriormente, os atributos mais complexos foram se desenvolvendo passo a passo, 

como o atributo de frequência, indicador de hidrocarbonetos. (DOBRIN, 1976, apud 

BARNES, 2001). 

Segundo Barnes (2001), os atributos provocam uma decomposição do dado sísmico de 

forma informal, sem haver nenhuma regulamentação para tal atividade e seu desenvolvimento 

de acordo com Taner (2001) colabora para a compreensão da subsuperfície e reduz riscos e 

incertezas, embora o método ainda possua falhas intrínsecas. Todavia, a interpretação de um 

dado sísmico através de um atributo pode amplificar e revelar informações “escondidas” antes 

da aplicação do próprio. Assim, essa revelação é feita por meio da análise do sinal sísmico e 

técnicas de extração de informações do mesmo. 

A interpretação dos dados por diferentes pontos de vista muitas vezes resulta em novas 

descobertas e insights que antes não eram evidentes. Neste sentido, transformações do dado 

de uma forma para outra são comuns na análise do sinal, e diversas técnicas são usadas afim 

de extrair informações significativas do dado sísmico. As análises do dado sísmico como um 

sinal analítico, traço complexo, é um exemplo dessas técnicas de transformação. 

De acordo com TANER et al. (1979), os dados sísmicos são analisados como sinais 

analíticos com traço complexo, caracterizado matematicamente pela Transformada de Hilbert 
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no cálculo da parte imaginária do sinal que permitiu calcular os primeiros atributos sísmicos 

instantâneos. Assim, o traço complexo 𝐹(𝑡) é dado pela soma do traço sísmico, parte real, e a 

parte imaginária obtida pelo sinal real por meio da transformada de Hilbert, representados nos 

itens a e b, na figura 27.  O traço complexo é descrito matematicamente pela equação abaixo:  

𝐹(𝑡)= 𝑓(𝑡)+𝑗𝑓∗(𝑡)                                                                                                                      (1)  

Como condição para a equação, 𝐹(𝑡) é dado por uma operação de convolução linear e 

reduz à uma representação de fase se 𝑓(𝑡) é uma senoidal, isto é, 𝑓∗(𝑡)= 𝐴𝑠𝑖𝑛(𝜔𝑡+𝜃) se 

𝑓(𝑡)=𝐴𝑐𝑜𝑠(𝜔𝑡+𝜃) para todos os valores reais de 𝐴 e 𝜃. E sabendo-se que os traços reais e 

imaginários são dados pela amplitude 𝐴(𝑡), fase 𝜃(𝑡) e independem do tempo, desta forma o 

traço complexo pode ser escrito como:  

𝐹(𝑡)= 𝑓(𝑡)+𝑗𝑓∗(𝑡)=𝐴(𝑡)𝑒𝑗𝜃(𝑡)                                                                                                                                       (2) 

Através do traço complexo, pode-se então definir a fase, a frequência instantânea e a 

amplitude, relacionada ao coeficiente de reflexão e contraste de impedância, com o objetivo 

de usá-las em uma oscilação harmônica simples, além do cálculo de similaridade para 

melhorar a precisão do mesmo sinal em diferentes traços. 

 
Figura 27 - Tipos de Amplitude 

 

Legenda: Traço real (a); Componente imaginário (b); Fase instantânea (c); Frequência instantânea; 

Frequência média ponderada (d) e Diagrama isométrico de um sinal analítico (e).  

Fonte: Retirado de CHOPRA; MARFURT (2005). 

Os valores de amplitude observados na equação (2), são resultado do cálculo do 

coeficiente de reflexão, relacionado à mudança de velocidade e/ou densidade aparente das 

camadas sobrepostas, representado na equação abaixo:                                                                                                                          

(3) 
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A figura 28 ilustra uma resposta em termos de amplitude, onde duas camadas 

sobrepostas foram representadas com o objetivo de comparar o traço sísmico, obtido pelo 

contraste de impedância, com o coeficiente de reflexão (CR). Com isso, é possível realizar 

uma análise de amplitude coerente para a identificação das camadas de interesse, a partir 

desse modelo convolucional e de outros ajustes de calibração de poços. 

 

Figura 28 - Respostas de amplitude, por duas camadas Sobrepostas 

 

Nota: A curva da direita possui um coeficiente menor (menor amplitude) enquanto a curva da esquerda 

representa um maior coeficiente de reflexão (maior amplitude). A diferença é marcada por valores distintos de 

impedância acústica (produto da velocidade compressional e densidade) das camadas  

Fonte: Retirado de SIMM; BACON, (2014). 

 

 

Diversos autores classificaram os atributos sísmicos, entre eles: BROWN (1996), 

CHEN; SIDNEY (1997), TANER (2001) e BARNES (2016). 

Uma das classificações feita por TANER (2001) separou os atributos sísmicos por 

suas relações com a geologia, podendo ser: reflexivos, transmissivos, geométricos e físicos. 

Os atributos geométricos descrevem a relação espacial e temporal de todos os outros atributos 

e têm como função identificar características geométricas como mergulho, azimute e 

continuidade, portanto são muito usados na interpretação estratigráfica. Já os atributos físicos 

são associados as propriedades físicas das rochas e, consequentemente, são mais utilizados 

para classificação litológica e caracterização de reservatório. Estes dois atributos descritos, 

possuem maior relação com este trabalho e poderão ser abordados mais a frente. 

Na classificação mais recente, BARNES (2016) separa os atributos em três grandes 

grupos, definidos como geológicos, geofísicos e matemáticos, figura 29. Segundo o Autor, os 

geológicos seriam mais relevantes nos estudos de interpretação sísmica para exploração de 
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hidrocarbonetos e caracterização de reservatórios, além de terem entendimento mais 

simplificado, apesar de apresentarem maior dificuldade em sua quantificação. Os geofísicos 

seriam de utilidade intermediária e os atributos matemáticos de menor utilidade, dentre os 

estudos realizados. 

 

Figura 29 - Classificação de atributos sísmicos 

 

Nota: Destacando os Atributos, de acordo com suas propriedades, mais utilizados para reconhecimento de falhas 

e descontinuidades.  

Fonte: Adaptado de BARNES (2016).  

 

 

BARNES (2016) expandi mais a classificação sobre a função de cada um deles: 

 

a) Os atributos geológicos gravam as propriedades estruturais (mergulho, 

azimute, curvatura e descontinuidade), estratigráficas (refletion spacing, 

paralelismo, thin-bedthickness) e litológicas (porosidade, densidade, conteúdo 

de fluido e porcentagem de areia além de velocidade, impedância e fatores 

qualitativos) do dado sísmico; 

b) Os atributos geofísicos, por sua vez, gravam informações relativas às ondas 

e wavelets, eles incluem amplitude, fase, frequência e banda larga. Para o uso 

destes, é necessária a inversão, feita automaticamente em softwares 

específicos, ou interpretação para obter as informações geológicas. Contém, 

ainda, informações diretas e relativamente exatas diferentemente dos 

geológicos, no entanto podem ser mais difíceis de compreender e relacionar 

com a geologia; 
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c) Os atributos classificados como matemáticos são relativos às médias, 

variâncias, raio e outras estatísticas relacionadas aos dados sísmicos. 

Representam a maior parcela entre os três tipos, pois são os mais simples de 

serem criados. No entanto, devido a sua natureza pouco interpretativa e mais 

exata, apresenta a mais baixa relação com a geologia dentre os métodos. 

 

Com base em seus domínios, como pré-empilhamento e pós-empilhamento, BARNES 

(2016) ainda cita outra classificação, onde os primeiros possuem como dado de input o 

Common Depth Point (CDP) e são derivados de métodos envolvidos de inversão geofísica, 

fornecendo informações sobra litologia e conteúdo de fluido. Já os atributos pós-

empilhamento podem ter dados de CDP empilhado ou migrado e são derivados de filtros, 

transformadas, inversões e estatísticas, quantificando propriedades estratigráficas e 

estruturais. 

O entendimento da amplitude do sinal, é fundamental para a identificação e análise 

dos corpos turbidíticos, um dos focos deste trabalho. Através da geração de um modelo 

convolucional e com os ajustes necessários para que os dados de poços fiquem bem 

relacionados com o dado sísmico, é possível identificar reservatórios com base na análise de 

amplitude, uma vez que turbiditos preenchidos com óleo possuem uma alta amplitude 

negativa, assim como as principais superfícies deposicionais correspondem a amplitudes 

positivas.  

Estudos que utilizam atributos sísmicos contribuem de forma muito mais acurada para 

a locação de poços, uma vez que descreve o reservatório com um nível maior de detalhes 

sendo de extrema importância em regiões de águas profundas e ultra profundas, onde os 

custos operacionais e de construção de poços são muito altos (ALBUQUERQUE et al., 2005) 

Dentre a enorme gama de atributos sísmicos, decidiu-se selecionar aqueles que teriam 

um melhor potencial para identificação de Falhas e Descontinuidades de acordo com o 

objetivo deste trabalho. Utilizou-se então atributos Geológicos e Geofísicos relacionados a 

Coerência/Similaridade, Decomposição Espectral, Mergulho e Curvatura que serviram como 

base de apoio para a geração de atributos avançados de falhas.  
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5.2 Petrofísica de Poços 

 

 

O perfil é o registro contínuo de um poço em relação à profundidade, comumente 

chamado de log, com finalidade de obter as propriedades físicas das rochas sem necessidade 

de amostragem durante a fase de perfuração, respondendo a essas diferentes propriedades, tais 

como densidade, radioatividade e resistividade, correspondendo a assinaturas de uma rocha 

(figura 30). Essas propriedades físicas das rochas são essenciais na identificação de potenciais 

reservatórios de hidrocarbonetos.  

Segundo MELANI et al. (2014), a análise petrofísica corresponde as respostas dos 

perfis elétricos, aliados as informações de crossplots e histogramas que podem fornecer 

importantes subsídios para o estudo, como diagnósticos ou indicadores da presença de 

reservatórios, identificação da presença e saturações dos fluidos presentes na rocha, qualidade 

desses reservatórios, litologia, composição da matriz e estimativa de 

porosidade/permeabilidade. Por exemplo, a variação na resistividade ao longo do poço pode 

ajudar os geólogos e engenheiros de petróleo a identificar zonas de interesse para a produção 

de petróleo (figura 30). 

Os logs também são importantes no procedimento de correlação poço-sísmica, 

permitindo relacionar os dados obtidos a partir de poços perfurados com os dados sísmicos 

obtidos no levantamento, ajudando a calibrar e melhorar a interpretação desses dados, 

utilizando principalmente o perfil Sônico e o de Densidade para cálculo da impedância 

acústica, utilizada no processo de estimativa da Wavelet (NASCIMENTO et al., 2014). Este 

processo será explicado e utilizado neste trabalho no capítulo seguinte de Materiais e 

Métodos. 

Dentre os principais perfis petrofísicos, aqueles que mais se destacam, dentro da 

indústria do petróleo, são GR, ILD, RHOB, NPHI e DT, respectivamente caracterizados 

abaixo: 

a) Perfil GR detecta a radioatividade natural das rochas, sendo utilizado na 

identificação de litologia, de minerais radioativos e para o cálculo do volume 

de argila; 

b) Perfil ILD fornece a leitura da resistividade da rocha (Rt), sendo utilizado 

principalmente para a avaliação da presença ou não de hidrocarbonetos nas 

rochas; 
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c) Perfil RHOB infere a densidade média global da formação (conjunto rocha-

fluido), possibilitando determinar a densidade das formações, identificar zonas 

de gás e estimar a porosidade da rocha. Este trabalho considerou esse log como 

um dos principais para realização do procedimento de correlação poço-sísmica; 

d) Perfil NPHI representa a quantidade de hidrogênio da formação, sendo a 

resposta função direta da porosidade, pois quase todo o hidrogênio nas 

formações geológicas ocorre devido à presença de água e/ou hidrocarbonetos 

nos poros das rochas; 

e) Perfil DT mede o tempo de trânsito de uma onda mecânica através das 

rochas, o que permite inferir o grau de compactação das rochas, detectar 

fraturas e estimar a porosidade. Este trabalho considerou esse log como um dos 

principais para realização do procedimento de correlação poço-sísmica. 

 

Figura 30 - Principais Logs de um Poço de Petróleo 

 

Nota: O percentual de uma perfuração ser bem sucedida aumenta quando a sicronicidade entre os logs acontece, 

pelo qual o GR diminui (perfil a esquerda), o ILD aumenta (perfil central) e os logs de RHOB e NPHI se 

cruzam (perfil à direita). 

Fonte: Retirado de CARRASQUILA; SILVA, (2018). 
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5.3 Inversão Sísmica 

 

 

A Inversão Sísmica é uma técnica utilizada na indústria do petróleo para obter 

informações precisas sobre as propriedades das rochas em subsuperfícies. Ela é baseada na 

análise das ondas sísmicas geradas por fontes de energia artificiais que contêm informações 

valiosas sobre a composição, a estrutura e a geometria das formações rochosas, através das 

variações nas propriedades físicas das rochas, como velocidade das ondas, densidade e 

impedância acústica,  possibilitando a reconstrução de um modelo tridimensional do subsolo, 

revelando detalhes sobre a presença de estruturas favoráveis à acumulação de 

hidrocarbonetos, como anticlinais, fraturas e falhas que em alguns casos não seriam 

identificadas pelo dado original (VASQUEZ et al. 1997; COSENTINO 2001). 

Utilizando abordagens como método dos mínimos quadrados, métodos baseados em 

gradiente ou algoritmos genéticos, diferentes autores discursam sobre os processos de 

inversão e os dividem em etapas, mas basicamente existem 3 etapas principais, o pré-

condicionamento dos dados e a geração do modelo de subsuperfície, a extração da wavelet e a 

inversão propriamente dita. 

A etapa um, consiste na retirada de informações geofísicas dos próprios poços, tais 

como a impedância acústica. Isso permite uma melhor definição do arcabouço de reservatório, 

representado por horizontes e falhas. Após aplicação de filtros adequados para um modelo 

escolhido, como o filtro passa baixa para delimitação de reservatórios, obtêm-se o modelo de 

representação da tendência de impedância, para todo o volume sísmico (SANCEVERO; 

REMACRE; PORTUGAL, 2006). 

Segundo GARCIA et al. (2002), a Inversão Sísmica conta com duas principais 

técnicas, a Impedância Acústica e Análise de AVO. A Impedância é uma característica 

petrofísica estimada a partir da inversão que gera uma convolação da wavelet base (resposta 

padronizada da fonte sísmica utilizada no levantamento) pela qual é feita a conexão entre o 

dado sísmico e os contrastes de impedância entre as diversas camadas, considerando aspectos 

como amplitudes, fases e outras características dos sinais sísmicos, sendo esta a etapa dois da 

inversão. 

Existem duas maneiras de gerar essa wavelet base, por derivação direta dos dados 

sísmicos ou extraída dos poços, segundo VEEKEN et al. (2002), os resultados são 

satisfatórios com análises mais qualificadas que permitem melhor delineamento de áreas de 
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fluxo, reconhecimento otimizado de regiões mais permo/porosas de reservatório (Sweet 

spots), além de melhor ranqueamento de plays exploratórios. 

Segundo SANCEVERO; REMACRE; PORTUGAL (2006), a wavelet gerada é 

utilizada na etapa três para a realização da inversão propriamente dita através da estimativa do 

modelo atualizado, o objetivo é ajustar o modelo inicial, empregando técnicas de otimização, 

interações sucessivas e inversão interativa para que os sismogramas sintéticos correspondam o 

mais próximo possível aos dados sísmicos observados, minimizando a discrepância entre os 

sinais.   

Segundo YILMAZ e SIMM; WHITMORE (2001), a impedância acústica relativa é 

uma das possíveis abordagens para a etapa de estimativa do modelo atualizado, envolvendo a 

estimativa da impedância relativa em cada ponto do subsolo, obtendo uma estimativa da seção 

transversal ao longo do perfil sísmico. Isso pode ser realizado utilizando diferentes 

abordagens e algoritmos, como a inversão por gradiente, por mínimos quadrados, por redes 

neurais, bayesiana, entre outras. A escolha da abordagem mais adequada depende das 

características dos dados sísmicos e dos objetivos da análise. 

ZANG; GAO (2015) afirmam que a técnica CWT (sigla em inglês) para Transformada 

de Wavelet Contínua, utilizada neste trabalho, é uma técnica de inversão por gradiente que 

permite analisar sinais em diferentes escalas de frequência e tempo, identificando padrões e 

estruturas presentes nos dados sísmicos. Essa análise detalhada pode ajudar na interpretação 

dos dados e na identificação de características geológicas relevantes, como camadas finas ou 

zonas de alta porosidade que podem ser incorporadas ao processo de inversão, ajudando a 

melhorar a qualidade do modelo de impedância acústica relativa estimado. 

BRAGA (2011) adequou o método CWT para o cálculo da impedância acústica 

relativa, relacionada a amplitudes arbitrárias que mostram variações equivalentes àquelas 

exibidas pelos dados de registro, dependentes da profundidade. O esquema de inversão 

adotado traz o benefício da capacidade da transformada wavelet contínua de representar um 

fenômeno não estacionário. 

Segundo WANG; ZHANG; LI (2016), a técnica CWT pode ser realizada dentro de 

softwares especializados como o Opendtect, utilizado neste trabalho, através de processos que 

passam pela construção de um cubo Dip-Steering a partir da aplicação de um filtro direcional 

aos dados sísmicos, como direção e mergulho por exemplo, permitindo uma separação dos 

eventos sísmicos de acordo com a orientação fornecida. O Cubo (figura 31) utiliza a 

abordagem Full Steering onde contém em cada posição da amostra, o mergulho nas direções 

inline e crossline dos eventos sísmicos, tornando-se útil na identificação e análise de 
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características estruturais complexas, como falhas, dobras e outras descontinuidades presentes 

nos dados sísmicos e pode seguir duas abordagens de filtros diferentes, são elas o Dip-

Steering Median Filter e o Spectral Blueing. 

 

Figura 31 – Ilustração da Otimização de um Traço Sísmico na construção de um Cubo Dip-Steering 

 

Fonte: DGB EARTH SCIENCE, 2022. 

 

Segundo TINGDAHL et al., 2003, o Dip-Steering Median Filter (figura 32b) é uma 

técnica de filtro de mediana orientado à estrutura dada por um cubo de mergulho dos eventos 

sísmicos, estimado traço a traço que possui a função de filtrar os ruídos aleatórios, 

melhorando a razão sinal ruído, pode ser aplicada para remover as reflexões de baixa 

amplitude e realçar as reflexões de alta amplitude, que são mais relevantes para a 

identificação dos dips. 

 De acordo com LANCASTER et al. (2000), o Spectral Blueing (figura 32c) atua no 

balanceamento do espectro sísmico, recuperando a energia das altas frequências que se 

enfraqueceram após a primeira técnica e que, por efeito de propagação e atenuação das ondas 

sísmicas, são consideradas mais fracas que as baixas frequências. O método combina o 

espectro sísmico médio com a forma do espectro da série de refletividade do perfil do poço, 

que é rico em altas frequências, consistindo em aplicar um filtro passa-baixa nos dados 

sísmicos antes de calcular os dips em diferentes direções. A ideia é atenuar as altas 

frequências presentes no ruído sísmico, que podem interferir na estimativa dos dips, mantendo 

as informações de baixa frequência, que são mais relevantes para a identificação das 

estruturas geológicas. 
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Figura 32 - Resultado do fluxo de pré-condicionamento sísmico 

 

Legenda: a) dado original, b) dado após o Dip Steered Median Filter , c) dado após o Spectral Blueing , d) 

time slice do dado original e e) time slice final.  

Fonte: Retirado de NOBRE et al. (2022). 

 

 

O software OpendTect oferece diversas ferramentas para a construção do cubo Dip-

Steering e aplicação da CWT aos dados sísmicos, através do módulo de análise de atributos 

sísmicos para realizar a análise multiescala dos dados. 

A aplicação da técnica CWT ao Cubo Dip-Steering pode ser muito útil na inversão de 

impedância relativa, permitindo identificar padrões e estruturas nos dados sísmicos em 

diferentes escalas, revelando informações sobre as variações da impedância acústica ao longo 

do perfil sísmico. Essa análise multidirecional pode fornecer informações valiosas para a 

inversão de impedância relativa, pois permite uma melhor compreensão das variações 

estruturais ao longo do perfil sísmico. 
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6 MATERIAL E MÉTODOS 

 

 

6.1 Levantamento de Dados 

 

 

No final de 1996 e início de 1997, a Geco-Prakla adquiriu para a Petrobras os dados 

sísmicos 3D analisados neste projeto. A área de pesquisa abrangeu mais de 720 km2 

(JOHANN et al., 2009). Este conjunto de dados tornou-se público em 2003, quando a 

Agência Brasileira do Petróleo (ANP) forneceu um volume de amplitude sísmica 3D de 

polaridade americana pós-stack, migrada no tempo e de fase zero (BROWN; ABRIEL, 2014). 

A ANP também forneceu imagens de verificação, estratigrafia e registros de densidade, 

sonoridade, porosidade e raios gama de cinco poços na área de estudo. 

O dado 3D solicitado é caracterizado como pós-stack de nomenclatura 

R058_3D_SPEC_MARLIM_PSDM, empilhado e migrado em tempo, onde um cubo foi 

gerado em fase zero. 

 

Tabela 1 - Parâmetros de aquisição sísmica no campo de Marlim 

 

Fonte: O autor, 2023. 
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Figura 33 - Localização dos Poços destacando os limites do reservatório principal de Marlim 

 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

Cinco poços foram selecionados e foram usados no processo de integração com a 

sísmica, mostraremos o resultado para o poço 1-RJS-0219 (figura 37). 

 

Tabela 2 - Informações de Poços utilizados  e seus respectivos históricos exploratórios 

 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

A figura 34 mostra a concentração de poços produtores correlacionados com 

levantamentos sísmicos 2D em linhas inline e crossline, com foco no complexo de Marlim, 

ressaltando a importância histórica do campo. Retirado do software GeoAnp, disponibilizado 

on-line desde 2020 pela ANP em: http://geo.anp.gov.br/mapview.  

http://geo.anp.gov.br/mapview
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Figura 34 - Demonstração dos Poços em Produção correlacionados com a sísmica 2D correspondente 

 

Fonte: Modificado de GEOANP MAPVIEW, 2022. 

 

 

6.2 Programas Computacionais 

 

 

Os dados sísmicos e de perfil de poços foram processados e interpretados pelo 

software Opendtect Pro da empresa dGB Earth Sciences, baseado em Nuvem para 

visualização 2D/3D, mapeamento 2D/3D, modelagem de Reservatório 3D, aplicação e 

aprimoramento de Atributos. O programa possui Licença educacional em parceria com o 

Laboratório de Geofísica Aplicada (LAGEX), assim como o Laboratório de Interpretação 

Sismoestratigráfica (LABSISMO) do Programa de Pós-Graduação em Geociências da 

Universidade do Estado do Rio de Janeiro (UERJ).  

Para o posicionamento geográfico dos poços e do levantamento 3D, foi utilizado o 

software aberto QGIS. 

Para modelagem de figuras, foi utilizado o software aberto da Microsoft, 

PhotoscapeX. 
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6.3 Fluxo de Mapeamento de Falhas 

 

 

Será utilizado um fluxo de trabalho de quatro etapas para interpretar os dados sísmicos 

de Marlim, são eles: (1) pré-condicionamento de dados, (2) Correlação de dados poço-

sísmica, (3) Impedância Acústica Relativa e (4) Aplicação de Atributos Especiais de Falhas 

(Figura 35). 

 

Figura 35 - Fluxograma de aplicação do trabalho de mapeamento de falhas Sutis 

 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

6.3.1 Pré Condicionamento de Dados  

 

 

A inversão sísmica depende da qualidade e resolução dos dados sísmicos. 

Frequentemente, mesmo uma pequena quantidade de ruído que prejudica os dados de 

amplitude pode mascarar reflexos sutis. Portanto, é necessário aplicar filtragem de dados para 

reduzir o ruído e melhorar a relação sinal-ruído dos dados sísmicos. Para atingir esse objetivo, 

é utilizada uma técnica chamada filtro de mediana orientada por mergulho, que atenua o ruído 

aleatório de alta frequência nos dados de amplitude sísmica. 

A principal vantagem desse método é que o operador de mediana remove valores 

discrepantes nos dados e mantém a média dos valores, como aqueles encontrados em falhas 

próximas. Como resultado, o procedimento de filtragem preserva as amplitudes e bordas dos 

traços sísmicos, melhorando-as como eventos contínuos. Isso simplifica a interpretação 

estrutural, permitindo um rastreamento mais preciso de horizontes e permitindo ao intérprete 

extrair mais detalhes dos dados sísmicos. Esta abordagem foi proposta por QAYYUM e DE 

GROOT em 2012. 

A Figura 36 apresenta uma comparação entre os dados originais de amplitude sísmica 

(painel superior) e os dados filtrados pelo DSMF (painel inferior). Nos dados filtrados, é 

possível observar uma melhoria geral associada à redução do ruído de alta frequência. Como 
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resultado, obtemos uma imagem subsuperficial mais nítida. Um aspecto importante dos dados 

filtrados é a melhor definição das reflexões de pequena amplitude entre os principais 

horizontes. O aprimoramento da continuidade lateral dessas pequenas reflexões é necessário 

para uma interpretação precisa dos horizontes estruturais. De acordo com (BROUWER et al., 

2012), o uso de campos de mergulho suavizados é preferível, pois eles são mais contínuos do 

que os campos de amplitude e menos propensos a ruídos. 

Após a filtragem dos dados, melhoramos significativamente a imagem sísmica, 

reduzindo o conteúdo de ruído de alta frequência, como evidenciado pelo espectro de 

amplitude. Nos dados filtrados, as frequências acima de 70 Hz são consideravelmente 

atenuadas, resultando em uma imagem subsuperficial mais clara (painel inferior da figura 36). 
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Figura 36 - Resultados de atenuação de ruído mostrados ampliados na parte central do Inline 326 (localização na 

Fig. 33) com espectros correspondentes 

 

Nota: Painel superior – Os dados de amplitude originais. Painel inferior – conjunto de dados sísmicos após o   

filtro Dip Steered, tipo DSMF, é evidente a otimização da qualidade da imagem. Em amarelo, destaque 

para a região de maior ruído otimizada. 

Fonte: O autor, 2023. 
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6.3.2 Correlação Poço - Sísmica  

 

 

Os sismogramas sintéticos gerados a partir dos registros de poços se relacionam de 

forma mais coerente com a resposta sísmica em relação às propriedades das rochas. É 

amplamente usado na interpretação sísmica, pois permite a correta identificação das reflexões 

sísmicas selecionadas, otimizando a correlação entre um modelo de impedância acústica e os 

dados sísmicos (figura 37).  

Os dados de poços foram carregados na plataforma de interpretação sísmica e os 

registros foram editados seguindo os seguintes passos: 

 

1. Verificação da qualidade dos dados: Esta etapa envolve a confirmação da 

integridade dos arquivos de dados do registro para garantir a completude e 

remover ruídos ou anomalias; 

2. Emenda e fusão de registros: Dados de execuções distintas ou diferentes 

ferramentas de registro foram mesclados para criar um perfil contínuo de 

registro para cada poço, descrevendo as propriedades em subsuperfície sem 

lacunas ou descontinuidades no intervalo registrado; 

3. Alinhamento de profundidade: Esta etapa garantiu que todos os registros 

estivessem adequadamente alinhados nas mesmas referências de profundidade, 

como a profundidade total do poço ou marcadores de profundidade específicos. 

Este alinhamento permitiu que os registros fossem correlacionados e 

comparados com precisão em diferentes poços ou intervalos; 

4. Limpeza de dados: Nesta etapa, os dados do registro foram verificados em 

busca de erros notáveis, picos ou valores discrepantes. Esses pontos foram 

identificados e removidos. 

 

Uma estratégia de inversão bem-sucedida começa com estimativa da wavelet via 

Moldagem por Transformada de Wavelet (WTS, sigla em inglês para Wavelet Transform 

Shaping) em todos os poços apropriados. Após isso, a wavelet estimada é correlacionada e 

validada para inverter os dados sísmicos.  

O primeiro passo para criar um esquema de inversão bem-sucedida, está em 

determinar a wavelet para uma ligação poço-sísmica em todos os poços apropriados. Uma vez 

gerado, a correlação cruzada e validação podem ser usados para selecionar a melhor wavelet 
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para inverter os dados sísmicos. Geralmente, a taxa de correlação do WTS depende da 

qualidade dos registros e dos dados sísmicos, mas também da relação tempo-profundiade em 

um poço específico (NASCIMENTO et al., 2014). Esta passagem descreve a importância dos 

sismogramas sintéticos gerados a partir de registros de poços na interpretação sísmica, 

destacando como eles ajudam a relacionar a resposta sísmica às propriedades das rochas.  

Este processo foi aplicado a todos os cinco poços. A Figura 37 mostra os resultados 

para o poço 1-RJS-0219, a taxa de correlação entre os dados sísmicos reais e os dados 

sintéticos calculados foi de 83%, para todos os poços. Segundo Nascimento et al. (2014), dois 

fatores geológicos podem explicar o descompasso de 17% entre os dados sísmicos e 

sintéticos, temos uma sequência siliciclástica de mergulho acima do topo do horizonte do 

reservatório de Marlim( TM), que é uma situação 2D, enquanto o modelo convolucional é 

essencialmente 1D. Abaixo da base do reservatório de Marlim (BM) ocorrem unidades 

carbonáticas heterogêneas que podem levar a uma menor correlação entre os sinais. 
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Figura 37 - Painel de correlação de poços para o poço 1-RJS-0219 

 

Nota: Painel superior - Vp Sonic (curva azul), densidade (curva verde) e registro de impedância acústica (curva 

vermelha). Painel inferior esquerdo - wavelet extraída e sua frequência correspondente. Painel inferior 

direito - uma comparação entre o sismograma sintético e a sísmica adquirida, com os marcadores 

sobrepostos. TM - topo do marcador do reservatório de Marlim; BM - fundo do marcador do reservatório 

de Marlim. 

Fonte: O autor, 2023. 
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6.3.3 Impedância Acústica Relativa 

 

 

Impedância Acústica Relativa ou Inversão de Impedância Relativa é um processo de 

inversão sísmica utilizado para restaurar o modelo de impedância em sub-superfície ou 

qualquer outra propriedade elástica a partir de dados sísmicos. Diversas abordagens podem 

ser empregadas nesse processo, sendo a mais comum a formulação da solução como a 

minimização de uma função objetiva que define a diferença entre os dados sísmicos 

modelados e os observados. Por décadas, o modelo de convolução estacionária tem sido 

utilizado para moldar um traço sísmico. No entanto, esse modelo não considera os efeitos de 

propagação, como absorção e dispersão, em um conjunto de dados sísmicos real 

(NASCIMENTO et al., 2014). 

Nesse contexto, será adotado neste trabalho, o esquema de inversão da Transformada 

Contínua de Wavelet (CWT, sigla em inglês) proposto por BRAGA (2011) para calcular os 

dados de impedância acústica relativa mostrados. Esse método aproveita a capacidade da 

CWT de representar fenômenos não estacionários. A CWT é a correlação de uma wavelet de 

referência dilatada e transladada, com o sinal sísmico em estudo. Isso indica o quão bem o 

sinal sísmico se correlaciona com cada wavelet em cada momento. O traço sísmico 

decomposto é formado por uma matriz complexa 2D, na qual a máxima energia em cada 

escala define a área mais provável de ser a série de refletividade verdadeira. É possível 

reconstruir uma boa aproximação da impedância subsuperficial isolando a máxima energia e 

calculando a inversão da transformada de Fourier. O resultado na qualidade da imagem e na 

percepção de estruturas, pode ser observado na figura 38. 
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Figura 38 - Dado não interpretado, com o volume final da inversão de impedância relativa 

 

 

Nota: Geração de um novo modelo de sub-superfície com geração de um novo cubo sísmico invertido através 

da resposta espectral em diferentes escalas de frequência e banda limitada, resultando em uma análise 

mais detalhada das variações laterais na impedância acústica  

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

Uma vantagem desse método de BRAGA (2011) é que a wavelet pode ser calculada a 

partir da correlação redundante de wavelets próximas. Isso permite que a técnica de inversão 

lide com pequenas variações na forma do pulso. Toda sequência de cálculos matemáticos da 

inversão por CWT, etapa por etapa, além de cálculos para estimativa de wavelet via WTS, 

estão representados no Apêndice A deste trabalho onde está anexado o Artigo no prelo, aceito 

pela revista BRJG (Brazilian Journal of Geophysics). 

  

 

6.3.4 Aplicação de Atributos de Aprimoramento de Falhas  

 

 

Os geocientistas têm dedicado esforços substanciais nas últimas décadas para projetar 

atributos sísmicos que melhorem o mapeamento de falhas. Um dos primeiros 

desenvolvimentos foi o atributo de coerência, que quantifica as mudanças laterais na 

amplitude sísmica e/ou na forma de onda (BAHORICH; FARMER, 1995). A decomposição 
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espectral é outra técnica usada para identificação de falhas, enfatizando os componentes 

espectrais de fase (PARTYKA et al., 1999) ou usando uma mistura de vermelho-verde-azul 

das magnitudes espectrais (HENDERSON et al., 2008). Atributos geométricos, como 

inclinação e curvatura, foram desenvolvidos para destacar pequenas falhas e fraturas 

(ROBERTS, 2001). Uma característica comum de todos esses métodos é que eles são 

aplicados à dados de amplitude sísmica. 

Para revelar o sistema de falhas Sutil no campo de Marlim, será aplicado os atributos 

de Probabilidade de Falha (FL - Fault Likelihood) e o atributo de Probabilidade de Falha 

Reduzida ou Sutil (TFL - Thinned Fault Likelihood), desenvolvidos por HALE (2013), para 

aprimorar os esforços de mapeamento de falhas no volume de impedância acústica relativa. 

Os atributos de falha são geralmente determinados usando semblância, coerência ou análise 

de descontinuidade, que assumem que as falhas podem existir em áreas de baixa continuidade 

nas reflexões sísmicas ou alta descontinuidade. O atributo FL é projetado para identificar e 

delinear falhas e fraturas nos dados sísmicos, fornecendo uma probabilidade de sua 

ocorrência. O TFL é calculado usando a semblância direta aplicada ao conjunto de dados 

sísmicos (WU et al., 2016). Aplicamos um filtro localizado do tipo Velocity Fan para atenuar 

e remover excessos dos atributos FL e TFL. Esse filtro FK 3D suaviza a entrada em cada 

posição de amostra, filtrando ao longo das linhas de velocidade (VAN HOUT, 2022). Os 

resultados finais serão mostrados e discutidos no capítulo seguinte. 
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7 RESULTADOS E DISCUSSÃO 

 

 

De acordo com Bruhn et al. (2003), acumulações de petróleo em reservatórios 

turbidíticos ocorrem em grande parte, por controle estrutural de falhas, relacionadas a 

movimentação dos evaporitos subjacentes do Aptiano superior ou estão ligados ao 

embasamento pré-cambriano. O papel das falhas é fundamental para a compartimentação de 

reservatórios, bem como fornecer condutos para a migração de óleo das rochas geradoras da 

fase rifte subjacente. Grande parte desses reservatórios, também possuem um certo grau de 

controle estratigráfico, seja por pinçamento do reservatório e/ou erosão parcial do reservatório 

por canais mais jovens e cheios de lama. 

Essa estatística parece estar de acordo com as análises realizadas a respeito do 

reservatório de Marlim e seu invólucro estrutural, baseado na figura 38 do capítulo anterior e 

adaptada na figura 39, através da inversão de impedância acústica relativa, podemos observar 

dois domos de sal que funcionaram como elementos centrais do processo de movimentação de 

massa, resultando no processo de acomodação da bacia que resultou na geração de duas falhas 

sintéticas principais geradas pela tectônica adiastrófica que atuaram na compartimentação do 

reservatório de Marlim, uma a oeste e outra a leste do reservatório, posicionadas exatamente 

acima da região de movimentação do sal. Essas falhas foram sucedidas de uma sequência de 

acomodação gerando falhamentos sintéticos e antitéticos em ambos os lados e sempre a leste 

da falha principal. 

O processo de impedância acústica relativa também permitiu a revelação de forma 

mais clara dos principais horizontes do pós-sal na região de Marlim, além da identificação de 

falhas pouco visíveis na sísmica tradicional, principalmente em regiões de maior ruído como a 

região superior direita da figura 39a. 

O Reservatório é constituído por corpos arenosos de geometria alongada relativamente 

homogêneo (TINOCO;CORÁ, 1991) com predomío de trapas estratigráficas no lado oriental, 

norte e sul (OLIVEIRA et al., 2005) referente à pinch outs tanto por acunhamento quanto por 

erosão parcial em contato com folhelhos predominates da formação Ubatuba, enquanto à leste 

é visível o contato do reservatório com a falha lístrica sintética representada em preto na 

figura 39.2. Essa falha, possivelmente, também foi atuante no processo de migração do óleo 

(MELLO et al., 1994 apud NASCIMENTO, 2014) da principal geradora da bacia, os 

folhelhos do grupo Lagoa Feia da fase rifte subjacente (GUARDADO et al.,1989), através de 

sua profundidade, alcance e conexão com as janelas de sal. 
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O reservatório de Marlim encontra-se em uma região de transição de domínios da 

bacia, onde termina o domínio transgressivo com a marcação da superfície de inundação 

máxima (Marco Azul) e inicia-se o domínio progradacional, a partir do topo do Oligoceno, 

com um grande aporte de sedimentos oriundos de eventos como o soerguimento da Serra do 

Mar e rebaixamento do nível do mar, é notável a mudança no comportamento dos refletores 

sísmicos, destaque na figura 39.2, onde no Mioceno inferior observamos um padrão de 

terminações de refletores em downlaps e discordâncias de ordens menores dentro do 

intervalo.  

A deposição dos turbiditos que formaram o Arenito Marlim não foi linear, englobando 

reativação de falhas e deslocamentos de depocentros para leste da bacia em águas profundas 

no oligoceno superior e cunhas progradantes relacionadas a oscilações do nível do mar no 

mioceno inferior que geraram bons reservatórios em regiões oligocênicas inferiores. 
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Figura 39 – Identificação das principais estruturas e horizontes da região de Marlim, além do reservatório 

principal perfurado pelo poço 1-RJS-0219A-RJ, apartir da inversão de impedância acústica relativa 

  

 

Legenda: Dado não interpretado, com o volume final da inversão de impedância relativa, Figura (1). Os 

principais horizontes mapeados em ordem crescente no tempo são FD em Azul (Fundo do Mar); TM 

em vermelho (Topo do Mioceno); TO em laranja (Topo do Oligoceno); MA em amarelo (Marco 

Azul); TA em marrom (Topo do Albiano); TS e BS em rosa (Topo e Base do Sal), Figura (2). 

Nota: As Falhas em preto exercem funções de Trapas estruturais e funcionam como paredes do reservatório 

destacado em verde. As falhas em branco são falhas sintéticas e antitéticas de acomodação da Bacia. A 

falha sintética em azul claro é a falha principal de delimitação da região estudada à oeste do reservatório. 

O retângulo amarelo representa a mudança no comportamento dos refletores sísmicos no Mioceno 

Inferior. 

Fonte: O autor, 2023. 
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Através da geração do atributo de probabilidade de falha sobreposto ao atributo de 

impedância acústica relativa (figura 40), na paleta de cor Red-White-Black, conseguimos 

verificar com clareza a geometria da estrutura dos domos de sal e a conexão com as falhas 

geradas por seu deslocamento, com intensidade maior em vermelho sobre os domos e as 

falhas principais e com coloração amarela sobre as falhas de acomodação mais sutis e do 

contorno das principais estruturas.  

 

Figura 40 - Inline 326, aplicação do Atributo de probabilidade de falha sobreposto ao atributo de impedância 

acústica relativa 

 

 

Legenda: A cor vermelha marca a intensidade máxima do atributo, red-white-black foi a paleta de cor utilizada 

dentro do software opendtect. 

Nota: Observa-se com clareza a geometria da estrutura dos domos de sal e a conexão com as falhas geradas por 

seu deslocamento, em vermelho. 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

O resultado foi satisfatório e o atributo contribuiu para o reconhecimento de 77 falhas 

dentro do recorte do cubo 3D que abrange a região de Marlim (figura 41), dentre estas, duas 

se destacam pela propagação em grande escala na seção Dip de mergulho da bacia e são elas 

coincidentemente que exercem a função de bordejamento do reservatório e uma delas também 

de duto de migração, como já citado anteriormente. 
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Figura 41 – Identificação de todas as falhas do cubo sísmico da região do reservatório principal de Marlim 

 
 

Legenda: Visão panorâmica de todos os eixos do cubo sísmico 3D e todas as falhas detectadas pelo Atributo 

Fault Likelihood (A); Região Sul do reservatório delimitado pela inline 326 com ênfase no eixo de 

mergulho (B) e (D); Visão do reservatório em Time Slice com ênfase no eixo z (C). 

Nota: O Reservatório se encontra na região central. Na figura (A) temos uma boa visão da continuidade das 

falhas e seu posicionamento nos quadrantes subdivididos pelos eixos de direção, mergulho e 

profundidade, com concentração e prolongamento com mais intensidade na região Leste do 

Reservatório. Em (B) e (D) observa-se uma direção preferencial NNW-SSE e uma maior profundidade 

maior das falhas à oeste do reservatório. Em (C) observa-se a inline 326 segmentando o Reservatório 

em duas regiões, norte e sul, com duas falhas principais em vermelho na região norte prolongadas até 

certo ponto da região sul, que delimitam a região principal de acúmulo de hidrocarbonetos, sendo a 

falha na região leste considerada de maior prolongamento e relevância e identificada como a falha 

Lístrica que também exerce papel de conduto na migração do óleo. Também pode-se observar uma 

maior concentração de falhas na região à nordeste do reservatório com direção média NNW-SSE. 

Fonte: O autor, 2023. 
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A interpretação das figuras 42b e 42c, caracterizadas como o topo do oligoceno que 

limita o reservatório a norte e as figuras 43a e 43b, caracterizadas como a base do 

reservatório, permitiu observar estruturas diferenciadas e a delimitação do reservatório ao 

longo do mergulho da bacia, em eixo z migrado em tempo (time slice), pela projeção das duas 

falhas principais, bem visíveis após a geração dos atributos de aprimoramento de falhas, Fault 

likelihood (probabilidade de falhas) e Thinned-fault likelihood (probabilidade de falhas sutis).  

A relação de aplicabilidade do atributo e o objetivo esperado foi bem direta, o 

percentual de clareza e melhoramento da imagem foi bastante satisfatório, falhas sutis podem 

ser observadas dentro do reservatório de maneira muito clara e pouco explorada 

anteriormente, sem utilização da sísmica 4D, com isso, foi possível explorar temas como a 

compartimentação do reservatório, além disso, analisamos todo o ambiente estrutural externo 

ao reservatório em um raio de aproximadamente 10 km onde foi possível observar 

características como a delimitação do reservatório, regiões com presenças de falhas de maior 

intensidade e regiões mais propensas à recepção de sedimentos e fluidos. 

 

Figura 42 - Atributos sísmicos aplicados no topo do horizonte oligoceno de Marlim a partir do 

dado original, em Time Slice 

 

(a) 
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(b) 
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(c) 

 

Legenda: Dado original sem aplicação do processo de inversão sísmica(a); Atributo de 

probabilidade de falha (b); Atributo de probabilidade de falha sutil (c)  

O contorno estimado do reservatório de Marlim é a linha roxa. 

Nota: O topo do oligoceno é o topo do reservatório. Paleta de cor Red-White-Black (b), em (c) 

Grey Scales. 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

A relação entre as figuras, permitiu a identificação de regiões onde a marcação dos 

atributos foram menos intensas ou indicaram zonas com ausência de falhas, caracterizado pela 

cor preta em 42b e 43a e pela cor branca em 42c e 43b, indicando a proximidade com o limite 

mínimo da escala. A figura 43 marca o poço 1-RJS-0219-RJ, por onde a inline 326 se 

encontra de maneira ortogonal, perfurando uma micro região central do reservatório.   
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Figura 43 - Atributos sísmicos aplicados na base do reservatório Marlim 

 

(a) 
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(b) 

Legenda: Atributo de probabilidade de falha (a); Atributo de probabilidade de falha sutil (b). 

Nota: Paleta de cor Red-White-Black (a), em (b) Grey Scales com realce de filtro no software 

Photoscape X. O ponto amarelo na região central representa o poço 1RJS0219 que 

perfura o arenito Marlim na formação Carapebus, por onde passa a inline 326.  

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

Comparando o topo com a base do reservatório, a base do reservatório parece estar 

mais compartimentada em relação ao ambiente externo, com falhas mais intensas e conexões 

internas mais brandas entre os extremos do reservatório com menos intensidade de falhas sutis 

e pequenas fraturas, constratando com o topo, onde estas se mostraram mais intensas na parte 

interna do reservatório. Ambos apresentam a região leste externa como a mais povoada de 

falhas, além de possuir as de maior intensidade apontadas pela marcação do Atributo Fault 

Likelihood, com isso, conclui-se que esta região está mais compartimentada e que a região 

oeste se comporta como de maior potencial de recebimento de fluidos e sedimentos. 

A região sudoeste do reservatório apresenta uma falha sutil  NE-SW, bem identificada 

pelos marcadores dos atributos, que não obedece o padrão interno observado, se conectando 

com o reservatório, fazendo parte de sua delimitação estimada, essa região específica, se 

mostrou menos compartimentadora e potencial região de alimentação de sedimentos e fluidos, 
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corroborando com o modelo de PINTO et al. (2001) apud OLIVEIRA et al. (2007) (figura 

44).  

Há uma diferença entre os modelos onde o mais antigo aponta três regiões 

alimentadoras principais (considerando uma como sugestiva) e o mais recente aponta para 

apenas duas, este trabalho não descarta a região mais a norte indicada pelo modelo mais 

antigo, no entanto, os atributos de aprimoramento de falhas indicam maior potencial de 

alimentação para uma única entrada à norte, de acordo com o modelo mais recente de 

OLIVEIRA et al. (2007), onde regiões em que a marcação dos atributos tiveram menos 

intensidade, foram classificadas como de maior probabilidade de recepção desses fluidos e 

sedimentos, estas normalmente se encontram adjacentes a regiões de falhas mais robustas em 

que a marcação dos atributos foi de maior intensidade e com maior probabilidade de 

isolamento do reservatório.  
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Figura 44 –  Entrada de sedimentos e fluidos no Reservatório, comparação entre modelos 

 
 

Legenda: Reservatório delineado pelo atributo Thinned Fault Likelihood com regiões de alta e baixa 

probabilidade de falhas sutis ou pequenas fraturas, com ênfase no sistema de alimentação do 

reservatório (A); Mapa de contraste de impedância do reservatório Marlim, com ênfase no sistema de 

alimentação do reservatório, retirado de PINTO et al. (2001) (B); Mapa que representa os sistemas de 

alimentação reconhecidos no campo de Marlim que alimentam dois sistemas turbidíticos, retirado de 

OLIVEIRA et al (2007) (C); Reservatório delineado pelo atributo Fault Likelihood com regiões de 

alta e baixa probabilidade de falhas, com ênfase no sistema de alimentação do reservatório (D). 

Nota: Todas as setas indicam a direção de origem do sistema de alimentação de sedimentos e fluidos e seu 

respectivo destino no interior do reservatório Marlim. Observa-se que o mapa (B), modelo de PINTO et 

al. (2001), indica três regiões principais alimentadoras, sudoeste, noroeste e norte, no entanto, o mapa (C), 

modelo de OLIVEIRA et al. (2007), reduz para duas regiões, retirando a alimentação pelo norte, 

definindo dois sistemas turbidíticos, um mais antigo em 1 (noroeste) e o outro mais recente em 2 

(sudoeste), estes modelos corroboram com a interpretação dos mapas gerados por este trabalho em (A) e 

(D), de acordo com a marcação dos atributos de probabilidade de falhas, onde regiões com baixa 

intensidade de falhas se relacionam com a maior probabilidade de recepção desses fluidos e sedimentos. 

Podemos observar claramente na figura (D), esta relação.  

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

O topo do reservatório permitiu a observação de que este é semi-compartimentado em 

sua região central e centro-norte, parcialmente por um conjunto de falhas de sentido NW-SE e 

WNW-ESE, havendo duas regiões principais de acumulações, norte e sul, em conformidade 

com o modelo de OLIVEIRA et al. (2007) (figura 45). Os dois atributos de probabilidade de 
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falhas permitem observar com clareza essa característica, o Fault Likelihood marca uma 

região de falhas dentro do reservatório com intensidade mediana na escala (cor branca), 

porém, com a região adjacente marcando quase o limite mínimo (em preto), com isso, temos 

uma boa perspectiva dessa semi-compartimentação, já as falhas sutis geradas pelo atributo 

Thinned Fault Likelihood estão mais intensas na escala e mais povoadas nessa região. 

 

Figura 45 – Topo do reservatório fragmentado por falhas, comparação entre modelos 

 

Legenda: Reservatório delineado pelo atributo Thinned Fault Likelihood com regiões de alta e baixa 

probabilidade de falhas sutis ou pequenas fraturas (A); Estimativa de falha por sísmica 4D no 

reservatório de Marlim, adaptado de OLIVEIRA et al. (2007) (B); Reservatório delineado pelo 

atributo Fault Likelihood com regiões de alta e baixa probabilidade de falhas (C); O retângulo amarelo 

corresponde aproximadamente a mesma região nos mapas. 

Nota: O reservatório é semi-compartimentado em sua região central e centro-norte parcialmente por um conjunto 

de falhas de sentido NW-SE e WNW-ESSE destacadas pelo retângulo amarelo. 

Fonte: O autor, 2023. 
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Comparando as regiões Norte e Sul do Reservatório através da análise de topo e base, 

constatou-se que pelas características de ausência de falhas mostrada pelos atributos, a região 

sul é possivelmente mais propensa ao acúmulo de hidrocarbonetos com mais intensidade 

(figura 46), reforçando e colaborando com os valores mais baixos de impedância em 

porosidades altas acima de 30%, com variações na amplitude do sinal, descritos por 

NASCIMENTO et al. (2014), assim como o clássico modelo de PINTO et al. (2001) onde o 

maior contraste de impedância se relaciona com espessuras maiores do arenito Marlim, na 

mesma região de maior ausência de falhas reconhecida por este trabalho, mostrando a 

importância dessas falhas no controle de fácies do reservatório. 

 

Figura 46 – Região do Reservatório de maior potencial de acúmulo de Hidrocarbonetos 

 

Legenda: Reservatório delineado pelo atributo Fault Likelihood com regiões de alta e baixa probabilidade de 

falhas (A); Mapa de Porosidade do Reservatório de Marlim modificado de NASCIMENTO et al. 

(2014) (B); O Círculo amarelo e azul correspondem a mesma região nos dois mapas. 

Nota: Observa-se que a mesma região que indica baixa probabilidade de falha em (A), corresponde a região de 

alta porosidade em (B). 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

Relacionando o diagrama de Rosa (figura 47) com a interpretação das estruturas 

verificadas nas figuras anteriores após a geração dos atributos de probabilidade de falha (fault 

likelihood) e de reconhecimento de falhas sutis (thinned fault likelihood), verificou-se o 
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direcionamento das falhas de acordo com o posicionamento dentro da bacia, as falhas 

localizadas ao redor do reservatório, identificadas pelo filtro fault likelihood, possuem uma 

média de direção norte-sul com variações para oeste (NNW-SSE) e para leste (NNE-SSW), 

com discreta diferença de intensidade para oeste.  

Já as falhas e/ou fraturas sutis, localizadas no interior do reservatório, identificadas 

através do filtro thinned fault likelihood, se mostraram em maior intensidade nas direções 

leste-oeste com leve inclinação para noroeste-sudeste (WNW-ESE).  

 

Figura 47. Diagramas de rosa gerados a partir do atributo de Probabilidade de Falha e o atributo de Probabilidade 

de Falha Sutil 

 
 

Legendas: Concentração de Falhas na região externa do reservatório Marlim (A); Concentração de Falhas sutis e 

pequenas fraturas dentro do reservatório Marlim (B).  

Nota: Dois trends principais de falhas, no sentido NNW-SSE em azul e no sentido NNE-SSW em laranja (A); 

Direção média das falhas que apresenta um Trend principal no sentido WNW-ESE (B). 

Fonte: O autor, 2023. 

 

 

Foi verificado que esses dois padrões de falhas apresentam comportamentos 

aproximadamente ortogonais entre si, com picos de variações de até 15°, este aspecto pode 

estar relacionado a uma complexidade diferenciada de padrões que se conecta com todo 

sistema de evolução do rifte relacionado às estruturas pré-existentes e aos regimes tectônicos 

que moldaram a bacia, culminando em um sistema petrolífero particular da Bacia de Campos 

e da região do complexo de Marlim.   

Diante desse aspécto, o regime tectônico mais antigo ligado ao sistema rifte, pode ter 

condicionado os dois comportamentos distintos das falhas observadas, de maneira que o trend 

norte-sul de alto grau, pode estar relacionado à herança estrutural do embasamento ligado a 
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estruturas magmáticas, assim como de falhas profundas de alto grau da fase rifte, nesse 

sentido, o trend leste-oeste das falhas sutis pode apresentar conexões com reativações de 

falhas de transferência do sistema rifte.  

Já o padrão tectônico mais recente, tem relação direta com a movimentação do sal 

subjacente, que gerou um regime de stress diferenciado dentro do reservatório em relação ao 

seu envoltório, além disso, o regime de falhas também pode ter sido condicionado pelo 

comportamento reológico distinto dos domínios interiores e exteriores ao reservatório. 

Esse sistema complexo de heranças e reativações pode ter condicionado áreas 

preferenciais de captação de hidrocarbonetos, tais como os depósitos turbidíticos da formação 

Carapebus, na região do pós-sal de Marlim, controladas pela tectônica salífera, interligadas 

por falhas lístricas e janelas de sal. 
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CONSIDERAÇÕES FINAIS 

 

 

Este trabalho apresenta um fluxo de trabalho de interpretação sísmica para melhorar a 

caracterização de reservatórios mapeando falhas e fraturas em uma região específica de 

acumulação de hidrocarbonetos, incluindo um filtro de mediana (DSMF) direcionado por 

inclinação de mergulho, correlação poço-sísmica, estimativa de impedância acústica relativa e 

utilização especializada de atributos de falha aplicada à inversão de impedância acústica 

relativa, permitindo assim a identificação de padrões de falhas na área estudada. 

O fluxo de trabalho foi aplicado a Marlim, um campo petrolífero maduro na Bacia de 

Campos. Como resultado, obtivemos imagens da distribuição de falhas de maneira mais 

detalhada, identificando notáveis padrões à níveis de reservatório ao longo de uma região 

caracterizada por grande acúmulo de hidrocarbonetos marcada por uma importante região 

temporal chamada de Marco Azul e o topo do Oligoceno, horizonte que abriga 

tradicionalmente reservatórios turbidíticos da bacia de campos, separando-o em duas regiões 

principais com densidades de falhas e direções distintas, fora do reservatório caracterizadas 

por grandes zonas de falhas com tendência NNW-SSE e NNE-SSW, com presença de fraturas 

menores e falhas sutis com tendência WNW-ESSE na parte interior do reservatório. 

Também foi possível correlacionar o topo e a base do reservatório, de maneira a obter 

características diferenciadas entre as estruturas, falhas externas e internas ao reservatório e as 

regiões sujeitas a maiores acumulações de hidrocarbonetos, em conformidade com 

importantes trabalhos anteriores, no entanto, observou-se uma perspectiva de abordagem não 

convencional, onde atributos que ressaltam falhas, também sugerem regiões de acumulação de 

hidrocarbonetos, mostrando a complexidade do sistema petrolífero relacionado com as 

diversas ferramentas de interpretação, corroborando com análises de riscos de futuras 

perfurações. 

Conclui-se que a compartimentação do reservatório Marlim teve relação direta com a 

herança das estruturas do embasamento, assim como a presença e movimentação do sal, 

juntamente com as falhas geradas por ele, o soterramento das camadas mais recentes, a 

abertura de novos espaços de acomodação e criação de novos depocentros, de maneira que 

também controlou o direcionamento das falhas sutis e fraturas no interior do reservatório. 

Este trabalho soma-se a uma série de trabalhos relevantes que se complementam e 

permitem avanços no entendimento de um reservatório de petróleo e o complexo sistema 

petrolífero que permitiu essa acumulação. A sísmica 4D parece ser uma boa ferramenta de 
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complementação, com ênfase na movimentação de fluidos associados a presença de falhas 

sutis e pequenas fraturas dentro do reservatório, através do tempo de produção do poço. 
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