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Resumo 

A Bacia de Santos é a maior bacia offshore e a principal produtora de hidrocarbonetos do Brasil, 

com uma área total de mais de 350,000 quilômetros e está localizada na plataforma continental 

brasileira. Dada a importância de melhor entender e analisar seus reservatórios carbonáticos, 

foi proposto a criação de um modelo geológico tectono-estratigráfico para o Prospecto de Gato 

do Mato. Este prospecto está localizado no Alto Externo, região que se encontra os principais 

reservatórios carbonáticos do pré-sal na Bacia de Santos. Este modelo 3D criado tem como foco 

o reservatório do pré-sal, o entendimento das principais estruturas encontradas nessa área e suas 

relações que condicionaram a deposição das rochas carbonáticas. Para analisar as configurações 

geológicas e desenvolver o modelo tectono-estratigráfico, foram realizados os seguintes passos: 

(I) criação do projeto, carregamento dos dados e controle de qualidade; (II) geração e análise 

de atributos sísmicos, que permitiu identificar e caracterizar as terminações sísmicas, e as fácies 

sísmicas (debris, build up, plataforma carbonática e fundo de lago), bem como auxiliou na 

análise tectono-estratigráfica; (III) análise poço-sísmica e correlação de poços, que permitiu 

compreender que os poços 1-SHELL-23 e 3-SHELL-27-RJS que estão localizados sobre a 

fácies build-up e apresentavam maiores valores de porosidade e permeabilidade do que o poço 

1-SHELL-26-RJS, localizado sobre a fácies plataforma carbonática; (IV) interpretação sísmica 

de horizontes e falhas, que foram utilizados como dados de entrada para a modelagem das 

superfícies e dos planos de falhas; (V) construção de mapas de isópacas, ilustrando que os poços 

localizados sobre a fácies build-ups apresentavam maior espessura na Formação Barra Velha; 

e (VI) construção do modelo tectono-estratigráfico, que permitiu realizar a 

compartimentalização dos blocos, gerando um entendimento tridimensional do Prospecto de 

Gato do Mato. Este trabalho auxiliou na compreensão de como ocorreu a evolução deposicional 

e estrutural do pré-sal na área de estudo e forneceu um entendimento tridimensional da 

influência das falhas na geometria do reservatório. As falhas influenciaram a zona erodida 

observada na parte superior da Formação Barra Velha, uma vez que essa erosão ocorre 

principalmente nas bordas das falhas de grande rejeito. Por outro lado, quando são analisadas 

as localizações das fácies sísmicas do tipo build-ups,  principal reservatório da área de estudo, 

observa-se que eles apresentam um trend preferencial NNW-SSE, seguindo as falhas de 

grandes rejeitos. 

Palavras-chave: Modelagem tectono-estratigráfica, reservatórios carbonáticos, Formação 

Barra Velha, Prospecto de Gato do Mato, Bacia de Santos.  
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Abstract 

The Santos Basin is the largest Brazilian offshore basin and is currently the main hydrocarbon 

producer in the country, comprising an area of approximately 350,000 km2. Given the 

importance of understanding and analyzing its carbonate reservoirs, I propose the creation of a 

tectono-stratigraphic model of the Wildcat Prospect, which is located in the outer high, main 

region of the presalt carbonate reservoirs in the Santos Basin. The 3D model is focused on the 

presalt reservoir and the understanding of the main tectonic structures in this area and their 

relationships that conditioned the carbonate rocks deposition. I perform the following steps to 

analyze geological configurations and build the tectono-stratigraphic model: (I) Project 

creation, data loading and quality control; (II) Generation and analysis of seismic attributes, 

allowing identify and characterize the seismic terminations, seismic facies (debris, build-up, 

carbonate platform and lake bottom) and assist in tectono-stratigraphic analysis; (III) Well 

correlation and analysis, helped to understand that the wells 1-SHELL-23 and 3-SHELL-27-

RJS are located on build-up seismic facies and have better permoporosity than the well 1-

SHELL-26-RJS, located on the carbonate platform facies; (IV) Seismic interpretation of 

horizons and faults, that were used as input for the modeling of surfaces; (V) Isopach maps, 

showed that the wells located on the build-ups facies presented greater thickness in the upper 

part of the Barra Velha Formation; and (VI) Construction of the structural-stratigraphic model, 

that allowed to perform the compartmentalization of the blocks generating a three-dimensional 

understanding of the Wildcat Prospect. This study helps to understand the depositional and 

structural evolution of the presalt and provides a three-dimensional understanding of the 

influence of faults on the reservoir geometry. Faults influenced the eroded zone observed in the 

upper portion of Barra Velha Formation, since this erosion occurs mainly at the edges of the 

large-throw faults. The build-up seismic facies, the main reservoirs in the study area, have a 

trend NNW-SSE following the large-throw faults.  

Keywords: Tectono-stratigraphic modeling, carbonate reservoirs, Wildcat Prospect, Santos 

Basin. 
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1. Introdução 

A construção de modelos geológicos 3D tem se tornado imprescindível no 

desenvolvimento da geociência. Essas modelagens envolvem a construção de modelos 

geométricos tridimensionais, o que permite aperfeiçoar a visualização dos dados e o 

conhecimento da área de estudo. Além disso, estes modelos permitem uma interpretação 

integrada de diferentes elementos geológicos e geofísicos como falhas, horizontes 

estratigráficos, topografia e análise de perfil de poços.  

A indústria de óleo e gás tem usufruído bastante de técnicas de modelagem 

estrutural e estratigráfica, visto que a integração de várias informações, tanto geológicas 

quanto geofísicas, faz com que a visão tridimensional do reservatório possa minimizar os 

riscos, os custos e as incertezas inerentes as atividades exploratórias e de produção. Por 

isso, métodos que possam ajudar a quantificar os riscos de forma realista e confiável 

tornam-se altamente relevantes para as companhias.  

A modelagem tridimensional de bacias sedimentares busca a construção de 

modelos geológicos elaborados que representem de forma completa a complexidade 

estrutural e estratigráfica da bacia (Antunes, 2003). Estes modelos são fundamentais para 

as tomadas de decisão na exploração de uma área (Polson & Curtis, 2010) e possuem 

diversas aplicações, tais como: a construção de modelos geológicos a partir de diferentes 

interpretações sísmicas (Bond et al., 2007), otimização da escolha do modelo para 

minimizar o risco (Refsgaard et al., 2006; Bond et al., 2008); e construção de modelos 

geomecânicos para auxiliar na perfuração de poços (Xie et al., 2018).  

Alguns modelos 3D possuem como foco o intervalo do reservatório e são 

essenciais para a caracterização dos mesmos. Normalmente, o modelo estrutural do 

reservatório é limitado pelo topo e base do reservatório e as falhas presentes neste 

intervalo. Estes modelos 3D são utilizados para a modelagem de propriedades de 

porosidade, permeabilidade e fácies (Sacco et al., 2007; Ferreira & Lupinacci, 2018; 

Peçanha et al., 2019; Penna & Lupinacci, 2021) e modelagem de processos geológicos 

(Ferreira et al., 2021a). Modelos de reservatório permitem compreender e determinar 

volumes e heterogeneidades de distribuição de propriedades e fácies. Esses modelos 

auxiliam a planejar de forma mais eficiente o desenvolvimento do campo e a locação de 

poços, diminuindo os custos e riscos inerentes à perfuração (Bankhead, 2002). 
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Dada a importância de entender e analisar o modelo estrutural e estratigráfico de 

forma tridimensional para se obter um conhecimento e entendimento mais abrangente, 

principalmente de zonas pouco exploradas, a abordagem adotada nesse trabalho se propõe 

a construir um modelo tectono-estratigráfico do Prospecto Gato do Mato, na Bacia de 

Santos. Este modelo 3D tem como foco o reservatório pré-sal e poderá ser utilizado em 

futuras modelagens de propriedades. Serão analisados e correlacionados os poços 

encontrados na área com o intuito de melhor entender se esses poços estariam localizados 

em zonas que apresentassem características permoporosas distintas dentro do 

reservatório. Além disso, foram discutidas as principais estruturas geológicas encontras e 

suas relações que condicionaram a deposição das rochas carbonáticas do pré-sal.   
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2. Bacia de Santos 

A Bacia de Santos é a maior bacia offshore sendo responsável por mais de 60% 

da produção de hidrocarbonetos do Brasil em 2020 (ANP, 2021). Ela estende-se desde o 

litoral sul do Estado do Rio de Janeiro até o norte do Estado de Santa Catarina, com uma 

área de aproximadamente 350.000 km² e cota batimétrica até 3.000m. A Bacia de Santos 

é limitada a norte com a Bacia de Campos, pelo Alto de Cabo Frio e, a sul, com a Bacia 

de Pelotas pelo Alto de Florianópolis (Moreira et al., 2007) (Figura 1). 

 
Figura 1: Mapa de localização da Bacia de Santos e detalhe da localização do Prospecto 

de Gato do Mato (Modificado de Castro, 2019) 

No decorrer da sua exploração, a Bacia de Santos se tornou conhecida por oferecer 

diferentes modelos de acumulação, que originaram campos e descobertas comerciais e 

subcomerciais em variados níveis estratigráficos. Nos dias de hoje, dentre os principais 

plays exploratórios da Bacia de Santos estão os carbonatos Barremiano e Aptiano das 

formações Itapema e Barra Velha, os carbonatos Albianos da Formação Guarujá, os 

arenitos turbidíticos da Formação Itajaí-Açu (Membro Ilhabela) e os arenitos turbidíticos 

da Formação Marambaia (Membro Maresias) (Neto, 2019). 

A origem e evolução dessa bacia está atrelado aos processos de ruptura do 

paleocontinente Gondwana. Sua evolução tectono-estratigráfica é característica de 

margem passiva, indicados pelos registros geológicos causados por processos como 

distensão litosférica, estiramento crustal, rompimento de crosta continental, implantação 
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de crosta oceânica e subsidência termal (Petersohn, 2013). O arcabouço 

cronoestratigráfico da Bacia de Santos está definido por sequências deposicionais 

(Moreira et al., 2007).  

Apesar de Moreira et al. (2007) considerarem as formações em um contexto de 

margem passiva distribuídos nas fases rifte, pós-rifte e drifte, eles não detalham a questão 

da evolução tectônica. Sendo assim, com um trabalho baseado na carta estratigráfica 

proposta por Pereira & Feijó (1994), Chang et al. (2008) propõem uma divisão em três 

fases rifte (sin-rifte I, sin-rifte II e sin-rifte III ou sag) semelhante à análise apresentada 

por Karner & Driscoll (1999) para as bacias marginais do oeste africano.  

Entretanto, pode-se correlacionar as fases mencionadas por Chang et al. (2008) 

com as sugeridas por Moreira et al. (2007), onde: as fases sin-rifte I e sin-rifte II 

equivalem à fase rifte e a fase sin-rifte III ou sag corresponde à fase pós-rifte. Logo, nota-

se que o trabalho de Chang et al. (2008) possui melhor detalhamento sobre os parâmetros 

tectônicos relacionados a cada fase.  

A partir de dados sísmicos, Carminatti et al. (2009), propõem uma divisão para a 

sequência do pré-sal em três subunidades limitadas por discordâncias: sequência sin-rifte 

inferior, sequência sin-rifte superior e sequência sag.  

Em contrapartida ao que foi proposto por Moreira et al. (2007), Chang et al. 

(2008), Carminatti et al. (2009), Wright & Barnett (2015) consideram que a parte inferior 

da Fm. Barra Velha faz parte da fase rifte, sugerindo uma divisão baseada na discordância 

Intra-Alagoas. Buckley et al. (2015), afirmam que é possível identificar em seções 

sísmicas a evolução da fase rifte para uma fase de quiescência tectônica, destacando a 

presença de uma fase sag. Eles mencionam ainda que a maior parte das falhas 

extensionais finalizam na base da fase sag, podendo estar relacionada à discordância 

Intra-Alagoas, confirmando o que foi relatado por Wright & Barnett (2015). Outro fator 

relatado pelos autores é que foi possível reconhecer duas fases de rifteamento separadas 

pela discordância pré-Alagoas, uma inferior que atingiria as formações Piçarras e Itapema 

e uma superior que afetaria os carbonatos da Fm. Barra Velha. Sendo assim, a parte 

superior do rifte estaria relacionada aos carbonatos da Fm. Barra Velha que estão 

depositados até o limite com a discordância intra-Alagoas, onde começaria a fase sag 

(Figura 2). A Figura 3 ilustra uma linha de tempo com a retrospectiva da evolução 
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tectônica e discordâncias do intervalo do pré-sal da Bacia de Santos a partir de Moreira 

et al., 2007 descrito anteriormente. 

 
Figura 2: Estratigrafia com fases de evolução tectônica e discordâncias do intervalo do 

pré-sal da Bacia de Santos. Depois de Moreira et al. (2007), Wright & Barnett (2015), 

Buckley et al. (2015) e Neves et al. (2019). 

 

Figura 3: Linha do tempo da retrospectiva da evolução tectônica e discordâncias do 

intervalo do pré-sal da Bacia de Santos a partir de Moreira et al. 

A Figura 4 apresenta a carta estratigráfica da Bacia de Santos até a idade Albiano 

destacando as principais discordâncias e as fases da evolução tectônica da bacia. Podemos 

observar que a evolução tectônica está dividida em 4 fases: rifte inferior, que compreende 

as formações Camboriú, Piçarras e Itapema; rifte superior, que compreende a Formação 

(Fm.) Barra Velha até o limite com a discordância Intra-Alagoas; Sag, que compreende a 

parte superior da Fm. Barra Velha, entre a discordância Intra-Alagoas até a Base do Sal, 

e a Fm. Ariri (seção evaporítica); e drifte/margem passiva, que vai desde o topo da Fm. 

Ariri até o recente (Moreira et al., 2007; Buckley et al., 2015; Wright & Barnett, 2015; 

Castro, 2019; Ferreira et al., 2021b).  



 

20 
 

 
Figura 4: Carta estratigráfica da Bacia de Santos até a idade Albiano com as principais 

discordâncias destacadas. Adaptado de Moreira et al. (2007) e Wright & Barnett (2015). 

2.1.  Evolução tectono-estratigráfica 

A formação e evolução da Bacia de Santos foi originada pelas etapas de ruptura 

do paleocontinente Gondwana, que gerou o Oceano Atlântico Sul. A Figura 4 apresenta 

um esquema simplificado da estratigráfica com as fases de evolução tectônica e as 

discordâncias até o Albiano da Bacia de Santos adotados no presente trabalho e baseado 

em Pietzsch et al. (2018).  

A quebra do supercontinente Gondwana, se deu sobre um embasamento complexo 

e heterogêneo constituído por blocos cratônicos de idade Paleoproterozoica–Arqueana e 

faixas orogênicas Neoproterozoicas (Heilbron et al., 2008), além de apresentar um 

revestimento sedimentar paleozoico coberto por rochas vulcânicas eocretáceas (Rigoti, 

2015). Segundo Moreira et al. (2007), o embasamento cristalino da Bacia de Santos, que 

aflora na região de São Paulo, e é caracterizado por granitos e gnaisses de idade pré-

cambriana do Complexo Costeiro e metassedimentos da Faixa Ribeira (Moreira et al., 

2007). Rigoti (2015) salienta que a formação do Gondwana Ocidental aglutinou 

diferentes blocos crustais de idades e litologias distintas, gerando um mosaico de terrenos 

separados por descontinuidades regionais.  

De acordo com Rigoti (2015), um enorme extravasamento de magma basáltico 

teria precedido os processos de rifteamento e formação das bacias marginais do Atlântico 

Sul, representando o que se denomina de LIP (Large Igneous Province) do Atlântico Sul. 

Os enxames de diques de Florianópolis e da Serra do Mar, ocorrem dentro da LIP do 

Paraná-Etendeka, onde atravessam o afloramento do embasamento proterozoico entre as 
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bacias de Santos e do Paraná e formam uma aparente junção tríplice com o enxame de 

diques de Ponta Grossa, segundo Szatmari & Milani (2016). 

Muniz & Bosence (2015) associam o início da fragmentação do Gondwana com 

o estiramento e afinamento da crosta continental, desencadeando um processo de 

rifteamento. Vários fatores contribuíram para essa fragmentação onde pode-se destacar 

os fenômenos controlados por estiramento litosférico (modelo clássico de Mckenzie, 

1978), anomalias termais (modelo de Royden & Keen, 1980), atividade termal da Pluma 

de Tristão da Cunha ocasionando uma faixa mais larga de afinamento crustal (Platô de 

São Paulo) com menor taxa de estiramento na porção referente à Bacia de Santos (White 

& Mckenzie, 1989).  

Compreender a cinemática de abertura do Oceano Atlantico Sul é fundamental. 

Szatmari & Milani (2016) sugerem que o rifte do Atlântico Sul começou a se abrir quase 

simultaneamente ao longo de todo o seu comprimento após o limite Jurássico/Cretáceo, 

em torno de 145 Ma. De cerca de 145 a 113 Ma, o rifte do Atlântico Sul teria permanecido 

fechado no Noroeste, mas se alargado como uma cunha ao sul, ao longo da margem leste 

da América do Sul, por rotação no sentido horário sobre um polo de Euler. Os autores 

comentam que essa rotação teria sido impulsionada pelo fluxo do manto ascendente 

abaixo do rifte em abertura no Sudeste. Eles também levantam a hipótese de que, assim 

como o rifte, a Província Magmática do Atlântico Sul (SAMP) teria se formado no 

contexto de estiramento da crosta ao sul, no sentido horário de rotação, sobre um manto 

anomalamente quente.  

Szatmari & Milani (2016) sugerem que o vulcanismo basáltico da SAMP 

começou quando o rifte progrediu o bastante a fim de que as falhas mais profundas 

chegassem ao manto litosférico subcontinental extremamente quente, ocasionando uma 

fusão generalizada. Entretanto, na parte espessa da litosfera não ocorreu o vulcanismo. 

Essa atividade vulcânica basáltica, conforme comentado pelos autores, teria ocorrido, 

alternadamente com a sedimentação, até cerca de 113 Ma, previamente a deposição do 

sal. Moreira et al. (2007) descrevem a Fm. Camboriú como sendo composta por derrames 

basálticos eo-cretácicos representados por basaltos cinza-escuros, que correspondem ao 

embasamento econômico da Bacia de Santos. A idade de deposição dessas rochas (130-

136,4 Ma) é correlacionável à idade mencionada como sendo o auge dos derrames 

basálticos da Província Magmática do Atlântico Sul (SAMP) (Szatmari & Milani, 2016). 
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Falhas crustais ocorreram durante a deposição dos basaltos da Fm. Camboriú 

devido ao confinamento dos esforços na porção da crosta que sofreu afinamento. Além 

disso, a influência de anomalias termais teria sido responsável por induzir o processo de 

strain softening desde o início do rifteamento na Bacia de Santos, levando a formação de 

zonas soerguidas (ANP/LEBAC, 2003). 

O Alto Externo é uma importante configuração do embasamento na Bacia de 

Santos (Figura 1). Essa feição representa uma estrutura soerguida do embasamento e 

registra uma transição da deposição vulcanoclástica para uma deposição quase contínua 

de carbonato durante o Barremiano e o Aptiano (Buckley et al., 2015). As falhas de 

tendência NE-SW definiram a estrutura deste alto antes que os evaporitos fossem 

depositados (Carminatti et al., 2008). O Alto Externo é interpretado como uma área de 

crosta continental mais espessa, o que teria auxiliado na sua manutenção como um paleo-

alto, pois os fenômenos de subsidência teriam sido mais efetivos nas áreas onde a crosta 

continental era mais delgada. Assim, esta estrutura permaneceu como uma feição positiva 

ao longo de sua história tectônica, onde sua localização distal e a pronunciada elevação 

impactaram as espessuras deposicionais e os padrões de acumulação que se seguiram, 

afetando desde a deposição dos carbonatos até os pacotes de sedimentos do Neógeno 

(Gomes et al., 2009). Tais características teriam favorecido a acumulação dos carbonatos 

do pré-sal ao proporcionar o isolamento da região de sedimentos clásticos externos 

(Buckley et al., 2015). Dessa forma, a maioria dos campos de produção e blocos 

exploratórios da seção pré-sal da Bacia de Santos encontram-se neste Alto Externo.  

Os sedimentos terrígenos da Fm. Piçarras depositaram-se discordantemente sobre 

os basaltos da Fm. Camboriú. A Fm. Piçarras foi depositada durante os andares Aratu 

Superior e Buracica, e é composta por leques aluviais nas porções proximais e por 

arenitos, siltitos e folhelhos talco-estevensíticos nas porções lacustres. A deposição desses 

sedimentos ocorreu desde o estágio inicial até o estágio final de máxima atividade da 

formação dos meios-grábens (Moreira et al., 2007). Os sedimentos da Fm. Itapema 

depositaram sobrepostos aos pacotes sedimentares silicilásticos da Fm. Piçarras, sendo 

separadas pela discordância Jiquiá/Buracica que possui um caráter regional. A Fm. 

Itapema é representada por grainstones a bivalves (coquinas), wackestones e packstones 

bioclásticos, folhelhos carbonáticos e folhelhos escuros, ricos em matéria orgânica, 

segundo os mesmos autores.  
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A sequência barremiana (andares Aratu, Buracica e Jiquiá), composta pelas 

formações Piçarras e Itapema, é constituída por sedimentos essencialmente continentais. 

O principal período de deformação da fase rifte ocorreu durante a deposição dessa 

sequência. Segundo Moreira et al. (2007), a deformação foi concentrada nas porções 

crustais superiores, com a formação de sistemas de falhas com ângulo de caimento menor 

que das falhas que afetavam os basaltos da Fm. Camboriú (ANP/LEBAC, 2003).  

Ainda sob influência dos processos da fase rifte, os sedimentos da parte inferior 

da Fm. Barra Velha foram depositados (Buckley et al., 2015; Wright & Barnett 2015). 

Buckley et al. (2015) destacam que esses depósitos ilustram uma proeminente geometria 

de cunha, podendo representar diferenças na taxa de movimentação das falhas que, 

consequentemente, criam espaço de acomodação. Assim, estes autores afirmam que isso 

pode significar um aumento na taxa de sedimentação na parte superior da Fm. Barra Velha 

quando comparada às formações Piçarras e Itapema.  

Moreira et al. (2007) ainda destaca que a parte inferior da Fm. Barra Velha é 

composta por calcários, e laminitos nas porções proximais e folhelhos nas porções distais. 

Também ocorrem grainstones e packstones compostos por fragmentos dos estromatólitos 

e bioclastos (ostracodes) associados. Karner (2000) afirma que a discordância Pré-

Alagoas se originou em resposta a uma regressão regional que ocasionou a erosão dos 

blocos de falhas soerguidos. Já Dias (2005) ressalta que esta descontinuidade se originou 

devido ao deslocamento da deformação axial do sistema rifte.Segundo Moreira et al. 

(2007) o limite superior da Fm. Piçarras com a parte inferior da Fm. Barra Velha é dado 

pela discordância Pré-Alagoas.  

Devido a presença da discordância Intra-Alagoas, a Fm. Barra Velha, formada por 

sedimentos calcários, pode ser dividida em superior e inferior. Essa discordância não 

apenas divide os depósitos sedimentares da Fm. Barra Velha (Moreira et al., 2007), como 

também marca a transição de fases tectônicas distintas (Wright & Barnett, 2015). De 

acordo com Wright & Barnett (2015) e Buckley et al. (2015), a discordância Intra-

Alagoas separa a Fm. Barra Velha em uma parte inferior, acometida por um regime 

tectônico característico de rifteamento, e a parte superior inserida em um ambiente 

característico de fase sag. Assim, a parte superior dessa formação foi depositada em um 

momento de maior quiescência tectônica, contexto da fase sag.  
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Bacias tipo sag poderiam ter sua origem associada à compensação isostática 

devido ao estiramento na base da crosta, sugerindo uma quiescência tectônica (Papaterra, 

2010). Contudo, vários autores indicam a presença de falhas afetando os pacotes 

sedimentares da parte superior da Fm. Barra Velha (Karner & Gamboa, 2007; Buckley et 

al., 2015; Thompson et al., 2015). Faria et al. (2017) comentam que a presença dessas 

falhas pode estar relacionada com a reativação de falhas pré-existentes. Ressaltam que a 

fase sag, na totalidade da Bacia de Santos, pode não corresponder a um período de 

quiescência tectônica. Karner & Gamboa (2007) ainda asseguram que falhas extensionais, 

que acometem a fase sag, se propagam até a base dos evaporitos, o que sugeriria uma 

deformação extensional ocorrendo até o Aptiano Superior. Portanto, os autores concluem 

que, apesar da quiescência tectônica prevalecer nas porções proximais da margem sem 

evidência de deformação, as porções mais distais do rifte continuaram ativas localmente, 

podendo gerar sucessivamente pequenos movimentos de falhas.  

Szatmari & Milani (2016) afirmam que a medida que o rifte foi se abrindo durante 

a deposição da sequência Barremiano-Aptiano do pré-sal, o vulcanismo basáltico 

continuou na porção offshore, gerando a crista de proto-Walvis. Esta feição contribuiu 

para barrar o rifte do Atlântico Sul central da abertura do oceano ao sul. Estes mesmos 

autores adicionam que como o rifte também foi barrado da parte central do Oceano 

Atlântico no Noroeste, uma bacia rifte endorreica teria sido formada. Na porção sul mais 

ampla dessa bacia, no Platô de São Paulo, foram depositados, intercalados com derrames 

basálticos, carbonatos lacustres e argilas de magnésio (Mg) em lagos muito alcalinos e 

rasos. Como consequência do influxo controlado de água, devido barreira (Cadeia Rio 

Grande-Walvis) que impedia a ligação entre o oceano e o então golfo Brasil-África, e 

associado às altas taxas de evaporação decorrentes do clima seco e quente durante esse 

período, ocorreu a deposição de uma espessa sequência evaporítica (Karner & Gamboa, 

2007). Deste modo, durante o Neoaptiano (andar local Alagoas Superior), os evaporitos 

da Fm. Ariri depositaram sobre a Fm. Barra Velha. A Fm. Ariri consiste em pacotes de 

halita e anidrita, de mesma escala, embora também ocorram sais mais solúveis como 

taquidrita, carnalita e silviita (Moreira et al., 2007; Teixeira et al., 2020). 

De acordo com Szatmari & Milani (2016) os evaporitos apresentam maior 

espessura sobre derrames basálticos do Platô de São Paulo, especialmente na Bacia de 

Santos, onde a espessura (1 e 2 km) e a largura (aproximadamente 700 km) do corpo de 

sal aumentam para o sul. Sendo assim, os autores afirmam que para obter essa espessura 
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de evaporitos no espaço de tempo de 0,7 a 1 Ma (Dias, 1998), foi necessário um rápido e 

contínuo processo de subsidência, provavelmente atribuído ao processo de rifteamento. 

O movimento contínuo de rotação no sentido horário da América do Sul para oeste, no 

final do Aptiano, dividiu a bacia de sal entre as margens africana e sul-americana, 

possibilitando que a Bacia de Santos continuasse no lado brasileiro da abertura do 

Atlântico Sul (Szatmari & Milani, 2016). Logo, ambiente marinho de margem passiva foi 

definitivamente instalado, sendo a bacia endorreica invadida pelo mar. 

Por fim, a fase de margem passiva (ou drifte) da Bacia de Santos, que se sobrepõe 

à sessão evaporítica, consiste em sedimentos marinhos depositados do Albiano ao 

recente, correspondentes aos grupos Camburi, Frade e Itamambuca. Esta fase, que está 

associada à subsidência térmica e ao tectonismo adiastrófico, apresenta suas formações 

fortemente afetadas pela tectônica do sal subjacente (Petersohn, 2013). 

2.2.  Sistema Petrolífero 

Além da sequência geração-migração-acumulação que deve ocorrer no momento 

exato, um sistema petrolífero ativo envolve a existência e o funcionamento síncronos de 

dois fenômenos geológicos dependentes do tempo (migração e sincronismo) e de quatro 

elementos (rochas geradoras maturas, rochas-reservatório, rochas selantes e trapas) 

(Milani et al., 2001). Assim, é necessário que esses elementos e processos ocorram de 

forma sincronizada para que haja a acumulação de hidrocarbonetos. Além disso, o 

entendimento do processo de migração é fundamental, uma vez que compreender como 

funciona o fluxo de fluidos entre a rocha geradora e o reservatório nos permite entender 

a evolução do sistema petrolífero, sendo a geologia imprescindível nesse processo. 

O sistema petrolífero da seção pré-sal na Bacia de Santos consiste de folhelhos 

lacustres ricos em matéria orgânica de idade neobarremiana/eoaptiana das formações 

Piçarras e Itapema. De acordo com Chang et al. (2008), as rochas geradoras dessas 

formações foram depositadas em ambiente lacustre salino no estágio final da fase rifte, 

no Aptiano. Já os reservatórios da seção pré-sal são formados por rochas carbonáticas da 

Fm. Barra Velha e coquinas da Fm. Itapema (Moreira et al., 2007).  

As principais trapas dessa seção pré-sal estão associadas aos altos estruturais do 

embasamento que foram gerados no início da fase rifte. Também nessa fase foram criadas 

as falhas responsáveis pela migração dos hidrocarbonetos. O selo corresponde ao pacote 
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evaporítico neo-aptiano/eoalbiano da Fm. Ariri, cuja espessura pode atingir mais de 3.000 

m (Moreira et al., 2007). 

Vale ressaltar que os principais leads do pré-sal dessa bacia se encontram na 

região conhecida como Alto Externo (Carminatti et al., 2008). Isso se justifica pelo 

posicionamento distal dessa região que favoreceu elevadas taxas de sedimentação 

carbonática durante o Aptiano, formando os reservatórios das formações Itapema e Barra 

Velha.  

2.3.  Formação Barra Velha 

Segundo Szatmari & Milani (2016), os carbonatos da Fm. Barra Velha 

correspondem aos maiores reservatórios carbonáticos não-marinhos do mundo, 

depositados em ambientes lacustres rasos altamente alcalinos, podendo ter mais de 500 

m de espessura.  

Depositada durante o Aptiano, a Fm. Barra Velha ocorre sobre os sedimentos da 

Fm. Itapema e está sotoposta à Fm. Ariri, ou seja, limitada pela discordância Pré-Alagoas 

na base e no topo é limitada pela Base do Sal. A Fm. Barra Velha pode ser dividida, com 

base na discordância Intra-Alagoas, em uma parte inferior, que representa os carbonatos 

do rifte superior, e uma parte superior, que constitui os carbonatos da fase sag (Wright & 

Barnett, 2015; Buckley et al., 2015). Wright & Barnett (2015) afirmam que a espessura 

desta formação varia significativamente ao longo da Bacia de Santos, desde mais de 500 

m a menos de 55 m nos altos de blocos de falhas, onde ela pode estar localmente ausente. 

Tal formação representa o principal reservatório do pré-sal da Bacia de Santos (Szatmari 

& Milani, 2016). 

Várias discussões vêm sendo realizadas na tentativa de definir qual o ambiente 

deposicional da Fm. Barra Velha. Para isso, construímos uma linha do tempo (Figura 5)  

com a retrospectiva de alguns trabalhos que foram utilizados para definir qual o ambiente 

deposicional da Fm. Barra Velha. Dentre esses trabalhos vale citar a ideia de Dias (2005), 

que considera um ambiente deposicional marinho como contexto para a deposição dos 

carbonatos da Fm. Macabu (Winter et al., 2007), Bacia de Campos, correlata à Fm. Barra 

Velha (Moreira et al., 2007), Bacia de Santos. Já Moreira et al. (2007), Carminatti et al. 

(2008), Formigli et al. (2009) e Gomes et al. (2009) recomendaram um ambiente 

deposicional transicional, sob influência marinha. Entretanto, Wright & Barnett (2015), 
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Muniz & Bosence (2015), Tedeschi (2017), Pietzsch et al. (2018), Silva (2018) e Gomes 

et al. (2020), contestaram essa informação. Sendo o descarte da influência marinha no 

tipo de ambiente deposicional um importante marco para o entendimento de como 

ocorreu a deposição da Fm. Barra Velha, uma vez que carbonatos marinhos contrastam 

fortemente dos lacustres.  

Castro (2019) detalhou em sua revisão bibliográfica sobre os principais trabalhos 

que discutem o provável modelo deposicional da Fm. Barra Velha. Entretanto, para o 

presente trabalho utilizaremos o modelo proposto por Wright & Barnett (2015 e 2017) e 

Wright & Rodriguez (2018) que consideram o modelo de lago evaporítico hiper-alcalino, 

raso e conectado, como mostrado na Figura 6. Vale ressaltar que os autores se basearam 

em um grande volume e variedade de dados da Bacia de Santos (estudos petrográficos, 

dados isotópicos, perfis de poços, lâminas e seções sísmicas). Além disso, os autores 

apresentam fortes evidências que corroboram o modelo deposicional por eles proposto, 

cujos aspectos como a alta alcalinidade e a ausência de influência marinha também são 

observados por outros autores (Muniz & Bosence, 2015; Wright & Tosca, 2016; Tedeschi 

et al., 2017; Pietzsch et al., 2018; Silva, 2018; Gomes et al., 2020).  

O modelo proposto por Wright & Barnett (2015 e 2017), realizado a partir de 

descrições sedimentológicas e mineralógicas, afirma que até o momento nenhuma das 

evidências encontrada por eles apoia a origem marinha. Por outro lado, a ausência de 

fósseis marinhos, a presença de fósseis não-marinhos com ampla tolerância à salinidade 

e a ausência de minerais de sulfato como a gipsita e a anidrita, suportavam uma origem 

lacustre para o ambiente deposicional da Fm. Barra Velha. Todavia, os mesmos autores 

afirmam que, apesar da incerteza sobre as condições químicas exatas que produziram os 

sedimentos da Fm. Barra Velha, pode ser inferido que os lagos da formação eram hiper-

alcalinos e propensos à evaporação. Os autores acrescentam que a presença de 

determinados tipos de minerais de argila ricas em magnésio e a ausência de evaporitos 

marinhos mais típicos são características de lagos que drenam terrenos ígneos básicos, 

como os que cercam a Fm. Barra Velha. Logo, com base em um vasto acervo de dados, 

Wright & Barnett (2015 e 2017) apresentam um modelo de ambiente deposicional de um 

lago evaporítico raso, extenso e hiper-alcalino que drena terrenos ígneos básicos. 

Ademais, de acordo com Wright & Rodriguez (2018) existem evidências sísmicas 

de terminações onlap, sugerindo um tectonismo local, que poderia explicar o extenso 
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retrabalhamento dos carbonatos e possíveis fácies de fan-deltas e grainstones com alta 

porosidade. 

Carminatti et al. (2009) e Buckley et al. (2015), por sua vez, utilizam aspectos 

geométricos observados nos dados sísmicos para propor um cenário de plataforma 

carbonática, ainda em ambiente lacustre. Buckley et al. (2015) defendem que a deposição 

é condicionada por um alto estrutural de topo plano, descrevem a presença de uma 

margem onde se desenvolvem build-ups e uma porção de maior inclinação, que é 

consumida pela erosão num ambiente de mais alta energia e propicia o espessamento e 

acomodação de clinoformas e redeposição de sedimentos. A Figura 6 mostra um desenho 

esquemático representando os modelos deposicionais proposto por Buckley et al. (2015), 

Wright & Barnett (2015) e Wright & Rodriguez (2018).  

Com relação aos build-ups, Porta (2015) detalha diferentes tipos não marinhos e 

os ambientes deposicionais associados que podem coexistir numa mesma bacia, inclusive 

de origem biótica e abiótica. No modelo desse autor, os build-ups associados à ambientes 

lacustres podem estar relacionados à margem de lago ou a falhas. No caso das falhas, elas 

atuam como condutos de águas termais e podem ou não alimentar as margens de horsts. 

Embora não trate diretamente dos carbonatos Aptianos das bacias offshore brasileiras, o 

trabalho de Porta (2015) ajuda a compreender muitas feições observadas na Bacia de 

Santos. 

 
Figura 5: Linha do tempo com a retrospectiva de alguns trabalhos que foram utilizados 

para definir o ambiente deposicional da Fm. Barra Velha. 
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Figura 6: Desenho esquemático representando os modelos deposicionais propostos por: 

A) Wright & Barnett (2015) e Wright & Rodriguez (2018) de um lago evaporítico hiper-

alcalino, raso e conectado, onde o Relief sísmico teria ocorrido devido a falhas sin- e pós-

deposicionais e; B) Buckley et al. (2015) de plataforma carbonática em ambiente lacustre. 
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2.4.  Fácies sísmicas  

O conceito de fácies sísmicas ou sismofácies foi definido por Brown Jr. & Fisher 

(1977) como uma unidade tridimensional definida em uma área e constituída por 

reflexões sísmicas, cujos parâmetros inerentes diferem das fácies adjacentes. Ou seja, 

uma sismofácies nada mais é do que o registro nas reflexões sísmicas dos fatores 

geológicos que as formaram como variação da litológica, estratificação, estruturas 

deposicionais, erosão, entre outros. Portanto, podemos considerar que a análise dessas 

sismofácies visa o reconhecimento de padrões de reflexões sísmicas e suas inter-relações 

no interior das unidades sísmicas interpretando os seus significados geológicos (Mitchum 

Jr. et al., 1977a). Alguns parâmetros sísmicos devem ser considerados para analisar e 

interpretar os padrões das fácies sísmicas, tais como: continuidade, configuração, 

geometria, amplitude, frequência, entre outros. A partir da observação desses padrões 

podemos então associar esses refletores ambientes deposicionais. 

Segundo Ribeiro (2001), os parâmetros mais utilizados para caracterizar uma 

sismofácies, são as configurações internas, que podem ser classificadas como: paralela, 

subparalela, divergente, progradantes, caótico, transparente, hummocky, lenticular, 

segmentado e contorcido. A Figura 7 ilustra esses principais tipos de padrões sísmicos, 

conforme apresentado por Mitchum Jr. et al. (1977a). Já a configuração externa, segundo 

Mitchum Jr. et al. (1977b), é a geometria, associada com depósitos sedimentares mais 

frequentes, como: lençóis, cunhas, bancos, lentes, montiformas e os tipos de 

preenchimento, que podem ser de canais, calhas, bacia e talude.  
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Figura 7: Principais tipo de padrões de configurações internas de fácies sísmicas 

(Compilado de Mitchum et al., 1977a). 

Quando se trata de um ambiente carbonático no pré-sal brasileiro diversos autores 

identificaram padrões sísmicos característicos desses ambientes (Wright, 2012; Baskin et 

al., 2013; Buckley et al., 2015; Neves et al., 2019) e realizaram classificações de fácies 

sísmicas baseadas nesses padrões usando algoritmos de inteligência artificial (Jesus et al., 

2019; Ferreira et al., 2019; Ferreira et al., 2021b). 

Em termos de fácies carbonáticas e modelos de fácies carbonáticas, Wright (2012) 

sugeriu que as fácies poderiam ser divididas em quatro grupos principais: 1) build-ups 

carbonáticos controlados por atividade hidrotermal na borda de falhas de altos estruturais 

e isolados em altos locais; 2) fácies de sedimentação carbonática plataformal controlada 

por topografia e batimetria, apresentando geometrias típicas agradacionais ou 

progradantes; 3) extensas plataformas carbonáticas formadas por tapetes microbiais que 
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possuem arquitetura plano-paralela compostas por biohermas ou biostromas; 4) fácies 

carbonáticas ou siliciclásticas lamosas de fundo do lago.  

A construção de carbonatos lacustres, como é o caso do pré-sal, se caracteriza 

como mais complexa do que os carbonatos marinhos, sendo controlada por inúmeros 

fatores como: input sedimentar, variações de temperatura, fatores hidrológicos refletindo 

a interação do clima local, tectônica, geologia de captação e química da água (Herlinger 

et al., 2017; Wright & Rodriguez 2018). Este último fator desempenha um papel 

importante em ambientes lacustres devido ao controle que impõe em vários processos, 

incluindo o desenvolvimento de comunidades microbiais, precipitação de minerais de 

argila e precipitação abiótica de carbonatos (Pozo & Casas 1999; Wrigth & Barnett 2015; 

Herlinger et al., 2017).  

Segundo Buckley et al. (2015), os modelos para a formação de carbonatos 

lacustres se concentram em três locais principais para o acúmulo de build-ups in situ: 

biohermas/bioestromas de margens de lagos; biohermas/bioestromas de fundo de lago 

raso; build-ups alimentados por fontes (termais ou hidrotermais). Os build-ups 

interpretados no estudo da margem leste da plataforma do Alto do Pão de Açúcar, na 

Bacia de Santos, são mais semelhantes à mounds/biohermas sedimentares (Baskin et al., 

2013). O modelo de posicionamento e a arquitetura interna dessas fácies, de acordo com 

o trabalho de Wright (2012), são apresentadas nas Figura 8 e Figura 9. 
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Figura 8: Modelo de posicionamento das fácies carbonáticas lacustres proposta por 

Wright (2012).  

 
Figura 9: Arquitetura interna de fácies carbonáticas lacustres proposta por Wright 

(2012).  

Faria et al. (2017) testaram diferentes cenários deposicionais para uma plataforma 

carbonática lacustre, realizando uma modelagem sedimentológica-estratigráfica para os 
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carbonatos da Fm. Barra Velha. De acordo com os autores, os fatores que melhor 

controlam o modelo de plataforma carbonática lacustre e os principais parâmetros 

ambientais são a taxa de deposição dos carbonatos e a oscilação no nível do lago. 

Trabalhos recentes para caracterizar os padrões sísmicos da Fm. Barra Velha 

indicam que as principais configurações encontradas são build-ups (aqui também 

referenciados como mounds carbonáticos), plataformas carbonáticas, debris (fácies de 

escorregamento) e fácies de fundo de lago (Ferreira et al., 2019; Jesus et al., 2019; Neves 

et al., 2019; Ferreira et al., 2021b). Essas fácies sísmicas são ilustradas na Figura 10. 

 
Figura 10: Padrões sísmicos encontrados na Formação Barra Velha, Bacia de Santos 

(Modificado de Neves et al., 2019). 

 Build-ups carbonáticos são caracterizados com geometria externa em formato 

dômico e geometria interna com refletores caóticos. Padrão sísmico do tipo debris exibe 

uma forma clinoformal na amplitude sísmica e pode frequentemente exibir refletores 

internos caóticos. As plataformas carbonáticas são caracterizadas por uma intercalação 

de refletores paralelos a sub-paralelos com truncamento onlap e downlap onde ocorrem 

geometria progradante. Fácies de fundo de lago possuem reflexões internas ausente ou 

caótica (Neves et al., 2019).  

 A Figura 11 ilustra a localização desses principais padrões sísmicos de uma 

plataforma carbonática dentro de um ambiente lacustre. Já a Figura 12 representa o 

mound carbonáticos que podem ser encontrados atualmente no Pyramid Lake em Nevada, 

nos EUA.  
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Figura 11: Exemplo de uma plataforma carbonática formada dentro de um lago. Nesta 

imagem podemos visualizar em que lugar dessa plataforma podemos encontrar os padrões 

sísmicos descritos. (Fonte: https://www.sciencedirect.com/topics/earth-and-planetary-

sciences/carbonate-platform) 

 

Figura 12: Imagem de mounds carbonáticos encontrados no Pyramid Lake em Nevada, 

nos EUA. (Fonte: https://www.sciencedirect.com/topics/earth-and-planetary-

sciences/carbonate-platform). 
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Jesus et al. (2019) desenvolveram um fluxo de trabalho combinando atributos 

geométricos e decomposição espectral para realizar uma classificação de fácies sísmicas 

utilizando multiatributo sísmicos. Essa classificação foi guiada na extração de um 

geobody de mounds carbonáticos dentro do ambiente complexo da zona do pré-sal.  

Ferreira et al. (2019) utilizaram uma abordagem para classificação não-

supervisionada de fácies sísmica na Formação Barra Velha, Bacia de Santos. A partir de 

atributos sísmicos, os autores identificaram e isolaram três fácies sísmicas: build-ups, 

plataformas carbonáticas e debris, e avaliaram quantitativamente cada fácies sísmica em 

relação às propriedades petrofísicas (porosidade e permeabilidade) a partir de perfis de 

poços disponíveis.  

Ferreira et al. (2021b) performaram uma classificação de fácies sísmicas com base 

em uma combinação de atributos estratigráficos e sísmicos estruturais. Essa classificação 

foi integrada à análise estatística da porosidade e permeabilidade da fácies sísmica que 

permitiu a caracterização dos reservatórios carbonáticos do pré-sal da Formação Barra 

Velha no Campo de Búzios, Bacia de Santos. Esta abordagem foi necessária devido ao 

alto grau de heterogeneidade e complexidade desses reservatórios, que impactam 

diretamente em sua porosidade e permeabilidade. A análise das características sísmicas 

de amplitude, bem como dos resultados da classificação neste trabalho, permitiu a 

identificação de três diferentes padrões sísmicos dentro da área de estudo: build-ups, 

plataformas carbonáticas e debris. Os autores demonstraram que as fácies sísmicas build-

ups e debris ocorrem comumente alinhadas com falhas, exibindo maior porosidade e 

permeabilidade e, como tal, foram inferidas como os melhores reservatórios. 

Diante dos trabalhos mencionados, buscou-se compreender a evolução tectono 

sedimentar, os padrões sísmicos e suas respostas com relação aos atributos sísmicos 

encontrados na Formação Barra Velha do Prospecto de Gato do Mato. Além disso, com 

o auxílio do modelo geológico construído, é discutido como as falhas afetaram o trend 

(ou configuração) dos build-ups e da seção do pré-sal. 
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2.5.  Prospecto de Gato do Mato  

O bloco exploratório BS-M-518 foi licitado pela Shell (80%) e Total (20%) na 7ª 

Rodada do Regime de Concessão que ocorreu em 2005. De acordo com o Sumário 

Executivo das Áreas em Ofertas (ANP, 2017), o Prospecto de Gato do Mato foi 

confirmado em 2010 com a perfuração do primeiro poço (1-SHELL-23-RJS) (Erro! 

Fonte de referência não encontrada.), que atingiu a profundidade de 5700 m e 

apresentou indícios de óleo. Já em 2011, foi perfurado, no extremo norte do bloco, o 

segundo poço (1-SHELL-26-RJS) que atingiu 5631,5 m, porém não apresentou indícios 

de óleo. No poço descobridor, o contacto óleo-água foi determinado a 5261,5 m.  

 
Figura 13: Mapa (base do sal) do contorno da estrutura do bloco do Prospecto de Gato do 

Mato e a localização do bloco do Prospecto Sul de Gato do Mato. Curva de nível (branco) 

destacando o valor de aproximadamente 5200 metros, representando o contato óleo-água. 
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Posteriormente, em 2012, com o intuito de delimitar o tamanho do prospecto, foi 

perfurado o poço de extensão 3-SHELL-27-RJS (Erro! Fonte de referência não 

encontrada.). Este poço, portador de óleo, apresentou contacto óleo-água na mesma 

profundidade e o mesmo gradiente de pressão que o poço pioneiro 1-SHEL-23-RJS. 

Foram perfurados 141 m no poço descobridor e no poço de extensão 70,3 m de rocha 

reservatório.  

Os poços apresentaram porosidade variando de 6% a 25%, com média de 11%, 

identificadas a partir dos perfis de ressonância magnética. Amostras de hidrocarbonetos 

foram coletadas em três profundidades diferentes do reservatório do Prospecto de Gato 

do Mato, indicando um fluido muito próximo ao ponto crítico, sendo interpretado como 

um óleo muito volátil (36 a 40 graus API). 

Em 2020, a ANP aprovou a venda de 30% de Sul de Gato do Mato da Shell para 

a Ecopetrol. Assim, o grupo passou a ser composto por Shell (50% e operação), Ecopetrol 

(30%) e Total (20%) (https://petronoticias.com.br/shell-inicia-perfuracao-de-novo-poco-

exploratorio-em-sul-de-gato-do-mato/). 

  

https://petronoticias.com.br/shell-inicia-perfuracao-de-novo-poco-exploratorio-em-sul-de-gato-do-mato/
https://petronoticias.com.br/shell-inicia-perfuracao-de-novo-poco-exploratorio-em-sul-de-gato-do-mato/
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3. Atributo Sísmico e Fácies Sísmicas 

3.1.  Atributo sísmico  

Os atributos sísmicos são muito utilizados quando se realiza uma caracterização 

estrutural ou estratigráfica, porque nos possibilita ressaltar as características desejadas, 

que muitas vezes não podem ser identificadas apenas com a amplitude sísmica. A partir 

da análise de uma série de atributos sísmicos, muitas vezes podemos compreender melhor 

nossa zona de interesse, seja pelo destaque que esses atributos podem fornecer a certas 

estruturas e/ou feições identificadas na sísmica, ou simplesmente por possibilitar o 

aperfeiçoamento hora de interpretar falhas e horizontes, como por exemplo melhorando 

a continuidade lateral do refletor. 

Os atributos sísmicos podem ser classificados de várias formas dependendo da 

referência de cada autor. Uma dessas classificações são com base na sua relação com a 

geologia (Taner, 1992). Para o objetivo desse estudo, foi utilizada a classificação em 

atributos sísmicos físicos e geométricos (Taner, 2001).  

Os atributos físicos estão diretamente relacionados à propagação de ondas e 

litologia. Eles devem ser extraídos a partir de parâmetros físicos de subsuperfície e então 

relacionados as litologias. Consequentemente, esses atributos sísmicos são mais 

utilizados para classificações litológicas e caracterização de reservatórios (Taner, 2001). 

Já os atributos geométricos, conforme este mesmo autor, são utilizados para descrever 

relações espaciais e temporais e podem incluir informações laterais como azimute e 

continuidade dos refletores. A princípio esse tipo de atributo sísmico foi desenvolvido 

para ajudar com interpretações estratigráficas. Contudo, eles também são utilizados para 

caracterizar eventos deposicionais e litológicos. 

3.1.1. Dip steered enhancement  

A morfologia das texturas sísmicas é a base para a maior parte da estratigrafia, 

onde a identificação das terminações dos refletores e as sutis mudanças do mergulho e do 

azimute das camadas nos permite inferir algumas feições geológicas como pacotes 

progradacionais ou transgressivos coerentes, zonas caóticas e falhas (Marfurt, 2006). 

Entretanto, a variabilidade na forma de onda do refletor e o ruído sísmico podem causar 
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dificuldades na hora de extrair e/ou prejudicar a análise do atributo sísmico (Hesthammer 

& Fossen, 1997).  

Segundo Marfurt (2006), estimativas precisas do mergulho e do azimute dos 

refletores (Figura 14) são partes fundamentais para construção de atributos geométricos 

bem como para a filtragem orientada pela estrutura. Além disso, cálculos de coerência 

sobre uma estimativa de mergulho tem maior resolução lateral e são menos sensíveis as 

marcas (ruídos) nas sísmicas não solucionadas durante o processamento sísmico. 

Francelino (2011) observou que com a aplicação de filtros de orientação estrutural 

é possível obter uma diminuição significativa na quantidade de ruídos, além de uma 

melhoria na continuidade, onde os traços de falhas ficam mais contínuos facilitando a 

interpretação e a visualização de fraturas. Além disso, o autor comenta que utilizar os 

cubos sísmicos com filtro de mergulho como entrada para atributos de similaridade e de 

curvatura promove um realce das falhas e fraturas, apresentando traços de falhas mais 

nítidos e contínuos. 

 
Figura 14: Imagem ilustrando como obter Dip e Azimute. Sendo n = unidade vetor normal 

ao refletor; a = unidade de vetor Dip ao longo do refletor; θ = magnitude do Dip; φ= dip 

Azimute; ψ = strike; θx = dip aparente no plano xz; e θy = dip aparente do plano yz 

(modificado de Chopra, 2005). 
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3.1.2.  Atributo Relief (TecVA) 

O atributo Relief é calculado a partir de uma fórmula proposta por Bulhões (1999), 

denominada de Atributo de Volume de Amplitude (TecVA). Este atributo tem por 

objetivo melhorar a visualização de descontinuidades, enfatizando pequenas variações na 

amplitude numa correlação lateral traço a traço. Sua utilização tem como intuito gerar 

mapas de amplitude e seções sísmicas que demonstrem, tanto quanto possível, a geologia 

da subsuperfície. Posteriormente, a técnica foi expandida por Bulhões & Amorim (2005) 

quando passou a ser utilizada tanto em volumes sísmicos no tempo quanto em 

profundidade, com base na sismocamada elementar, que por definição é a camada de 

rocha de menor espessura que o dado sísmico consegue imagear.  

Nessa técnica pressupõe-se que toda reflexão sísmica positiva ou negativa tem 

significado geológico e representam interfaces entre camadas. Os eventos coerentes do 

tipo tuning e reverberações indesejáveis, se presentes no dado, serão também ressaltados. 

Porém, o cálculo é uma média móvel ao longo do traço, o que anemiza esses efeitos 

indesejáveis (Bulhões & Amorim, 2005). 

Em resumo, para o cálculo do atributo Relief são necessários os seguintes passos: 

1. Cálculo do valor absoluto do traço sísmico (amplitude RMS), promovendo 

uma estimativa do envelope do traço sísmico. 

2. Aplicar o filtro debias. 

3. Rotação da fase em -90 (transformada de Hilbert).  

Segundo Enzila (2018), o atributo TecVa pode ser utilizado para (i) realçar as 

descontinuidades e a separação dos pacotes ou camadas como contrastes de impedância 

acústica, auxiliando na interpretação sísmica; (ii) destacar continuidades laterais dos 

refletores e os contrastes de eventos fracos e fortes; (iii) ressaltar os altos contrastes de 

impedância acústica e, consequentemente, realçar eventos geológicos no dado sísmico; 

(iv) detalhar as descontinuidades e variações laterais de sismofácies; (v) alinhamento de 

falhas; (vi) distribuição de possíveis cordões litorâneos e de pequenas canalizações; (vii) 

definir melhor os canais e lobos sobre os horizontes. 
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Figura 15: Demonstração sequencial da geração e aplicação do atributo TecVA em um 

traço, onde: X é igual ao traço sísmico, Xrms é o traço com média dos valores absolutos 

das RMSs e Xrms-90 é o traço com o atributo TecVA. (Modificado de Bulhões, 1999). 

Dominguez (2021) evidenciou que a aplicação do atributo TecVA contribui para 

a identificação e mapeamento das falhas e horizontes e ajuda a destacar as feições 

associadas a tectônica de sal (Figura 16). Enquanto Schanzembach (2019) e Gomes 

(2021) destacaram a importância da aplicação desse atributo para visualizar as 

características estruturais evidenciando falhas geológicas. 

 
Figura 16: Imagem apresentando que o atributo Relief auxiliou na interpretação das 

falhas. (Modificado de Dominguez, 2021). 
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3.1.3.  Atributo coerência 

Atributos de coerência são utilizados há bastante tempo para detecção e 

mapeamento de falhas e fraturas. Gersztenkorn et al. (1999) citam que os primeiros 

trabalhos utilizando medidas de coerência sísmica datam da década de 1960. Esses 

atributos são muito utilizados porque permitem extrair características estruturais de dados 

sísmicos, uma vez que eles medem a similaridade/não-similaridade, 

descontinuidade/continuidade da sísmica. Isso possibilita compreender a extensão lateral 

de características geológicas significativas. Além disso, ele também auxilia na 

visualização das falhas e fraturas.  

Segundo Bahorich & Farmer (1995), as descontinuidades traço a traço nos dados 

sísmicos podem ser devido à presença de falhas ou características estratigráficas, que 

alteram as características promovendo uma perda de similaridade entre os traços vizinhos. 

Chopra & Marfurt (2007) destacam que, geologicamente, formas de onda de traços 

sísmicos altamente coerentes indicam uma litologia lateralmente contínua e que 

mudanças bruscas na forma de onda podem indicar falhas e fraturas. 

O cubo de coerência calculado pelo software Emerson/Paradigm™ quantifica a 

medição da similaridade local da forma da onda dentro de uma abertura “global” definida 

no espaço e no tempo utilizando cálculos de mergulho e azimute. O processo fornece 

mapas precisos da mudança espacial na forma de onda sísmica, que pode estar facilmente 

relacionada às características geológicas e ambientes deposicionais. 

O atributo coerência requer um traço central como a referência para fazer 

correlações entre traços sísmicos vizinhos usando uma janela de análise vertical (Figura 

17). Os resultados do cubo de coerência dependem da qualidade do dado sísmica e da 

seleção dos parâmetros de processamento ideais, onde mudança nos valores de mergulho, 

abertura vertical e espacial e algoritmos de processamento podem ressaltar características 

distintas. Por exemplo, valores com baixa coerência e alta descontinuidade usualmente 

representam uma mudança geológica significativa, como limite de canal ou falha. Já a 

zona de baixa coerência poderia representar uma região de deposição caótica ou 

superfícies erosivas. 
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Figura 17: Janelas de análise espacial (ou multi-traço) usadas para calcular o atributo 

coerência onde, W é definido como a janela de análise vertical para o tempo 

T.(Adaptado de Jesus et al., 2019). 

Lira et al. (2018) observaram que a aplicação do atributo coerência ajudou na 

identificação e visualização de falhas e fraturas, destacando regiões com maior densidade 

de fraturas, o que pode permitir a construção de um modelo estrutural mais realista 

diminuindo os riscos exploratórios. Já Ferreira et al. (2019) defenderam que a utilização 

do atributo coerência permitiu identificar e caracterizar fácies sísmicas como plataforma 

carbonáticas, build-ups e debris, além de destacar características estruturais. Enquanto, 

Jesus et al. (2019) ressaltaram que o atributo coerência auxilia na identificação de mounds 

carbonáticos, uma vez que eles estão recorrentemente associados a fraturas e falhas.  

 

4. Metodologia 

Para a realização desse trabalho foi utilizado um volume sísmico pós-

empilhamento migrado em profundidade (PSDM) do Prospecto de Gato do Mato, 

pertencente ao Bloco BM-S-54, na Bacia de Santos. A sísmica é parte de uma aquisição 

que abrange uma região maior do que a área de estudo, com um total de aproximadamente 

1700km². Entretanto, para fins de estudos acadêmicos na modalidade de mestrado foi 

realizado o estudo na área do Prospecto de Gato do Mato, com aproximadamente 1100 

km². 
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A área de estudo contém 3 poços, relativamente bem espaçados, contendo 

informações como: perfil composto, perfis convencionais, amostras laterais, dados 

direcionais e teste de formação a cabo. 

O limite do Prospecto de Gato do Mato, a área total do levantamento sísmico, a 

área da sísmica usada, a posição dos poços e a localização das seções sísmicas (crosslines 

1750, 1630 e 1510) e linha arbitrária passando pelos poços, que foram utilizadas para as 

análises e discussões dos resultados podem ser analisados na Figura 18. Com o intuito de 

alcançar os objetivos propostos para esse trabalho, a metodologia empregada foi dividida 

em cinco fases: (I) Criação do projeto, carregamento dos dados e controle de qualidade; 

(II) Geração e análise de atributos sísmicos; (III) Análise e correlação de poços; (IV) 

Interpretação sísmica de horizontes e falhas; (V) Mapas de Isópacas; e (VI) Construção 

do modelo tectono-estratigráfico. 

A Figura 19 mostra o fluxo de trabalho (workflow) proposto que permitiu a 

construção do modelo tectono-estratigráfico da área de estudo. Com base no fluxo 

utilizado foi possível (I) analisar e identificar os padrões sísmicos de fácies carbonáticas 

encontradas na zona de interesse; (II) analisar os perfis dos poços e identificando quais 

deles possuem melhor porosidade e permeabilidade e identificando contato óleo-água; 

(III) mapear os horizontes e falhas mais representativos do intervalo do pré-sal e (IV) 

modelar as superfícies e falhas para a construção do modelo tectono-estratigráfico do 

Prospecto de Gato do Mato. 
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Figura 18: Mapa ilustrando os dados que foram utilizados: Área do projeto, área do 

levantamento sísmico, área da sísmica utilizada, bloco do Prospecto de Gato do Mato, 

localização dos poços e as seções e linhas arbitrarias utilizadas para ilustrar os resultados. 

 

.
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Figura 19: Fluxo de trabalho aplicado para estudo do Prospecto de Gato do Mato.



 

48 
 

4.1.  Criação do projeto, carregamento dos dados e controle de 

qualidade 

Para poder realizar os objetivos proposto neste trabalho, o primeiro passo foi 

eleger uma plataforma (software) para poder criar o projeto e carregar as informações 

disponibilizadas pela Agência Nacional do Petróleo, Gás Natural e Biocombustíveis 

(ANP) tanto a sísmica, em formato sgy, quanto de poços, em formato .dlis e .txt. A 

plataforma escolhida foi o EPOS, banco de dados que permite a integração das 

informações carregadas entre todas as aplicações pertencentes a Paradigm (Emerson). 

Dentro das aplicações utilizadas, elegeu-se trabalhar com o Seisearth, para realizar a 

interpretação sísmica, geração e análise de atributos sísmicos, Geolog para realizar a 

análise dos poços e o SKUA-GOCAD para realizar a etapa de construção do modelo 

tectono-estratigráfico. 

Após o carregamento dos dados, foi realizado um controle de qualidade das 

informações carregadas com o intuito de verificar sua localização correta e a qualidade 

sísmica dos dados adquiridos. Além disso, foram carregados os limites do Prospecto de 

Gato do Mato em formato shape file, para corroborar a localização geográfica das 

informações de poços e sísmica. A Figura 20 apresenta as informações que foram 

carregadas no projeto. 

Na Figura 21 podemos observar uma linha arbitrária passando pelos poços 

ilustrando como eles estão distribuídos na área e os seus marcadores geológicos indicando 

a localização dos topos das Fm. Ariri (em rosa), parte superior da Fm. Barra Velha (Azul 

claro) e parte inferior da Fm. Barra Velha inferior (azul escuro), nomeadas neste trabalho, 

respectivamente, como Fm. Barra Velha Superior e Fm. Barra Velha Inferior. Esses 

marcadores foram utilizados como referência na interpretação sísmica dos horizontes: 

topo do sal, base do sal e discordância Intra-Alagoas, respectivamente. 
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Figura 20: Dados que foram fornecidos pela ANP carregados no projeto. Nessa imagem 

é possível observar que a sísmica apresenta boa qualidade e que o limite da área do 

Prospecto de Gato do Mato, em azul, engloba os poços, confirmando a localização 

geográfica das informações.  

 
Figura 21: Seção sísmica arbitrária passando pelos três poços da área de estudo, ilustrando 

os marcadores do topo das formações Ariri (rosa), Barra Velha Superior (azul escuro) e 

Barra Velha Inferior (azul claro). 
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4.2.  Geração e análise de atributos sísmicos  

Atributos sísmicos são ferramentas importantes para inferir informações sobre a 

geologia a partir de dados de reflexão sísmica (Barnes, 2016). Eles permitem revelar 

características ocultas e identificar padrões semelhantes, que muitas vezes não podem ser 

identificados apenas analisando o dado sísmico convencional, ou seja, a sísmica de 

amplitude. Sendo assim, considerando a importância e relevância que podem ter os 

atributos em uma caracterização sísmica, para este estudo, foram utilizados os seguintes 

atributos sísmicos: (a) Dip Steered Enhancement, (b) Cubo de coerência (Eigen) e (c) 

Relief (TecVa).  

(a) Dip Steered Enhancement:  

Este atributo atua como um filtro sísmico orientado ao mergulho e ao azimute, 

realizando uma filtragem lateral ao longo das superfícies (Chopra & Marfut, 2007). Esta 

filtragem melhora a continuidade lateral dos refletores e remove ruídos. Ele foi utilizado 

para a redução dos “sorrisos” causados pela migração sísmica. Autores como Francelino 

(2011) e Lira et al. (2018) acreditam que realizar filtros orientados á estrutura é uma etapa 

importante, uma vez que esses filtros podem eliminar os ruídos que podem afetar a 

geração de outros atributos a partir da amplitude sísmica. Logo, vale destacar que o Dip 

Steered Enhancement (Figura 22) foi utilizado para melhorar o dado de entrada para a 

geração do cubo de coerência no intervalo do pré-sal. 
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Figura 22: Seção sísmica crossline 1750 ilustrando antes (A) e após (B) a aplicação do 

Dip Steered Enhancement. Círculo vermelho destaca onde os “sorrisos”, causados pela 

migração sísmica, foram reduzidos. 

  



 

52 
 

(b) Cubo de coerência (Eigen): 

Descontinuidades encontradas no dado sísmico podem ser geradas devido à 

presença de falhas ou características estratigráficas, que alteram os traços sísmicos 

promovendo uma perda de similaridade entre os traços vizinhos (Bahorich & Farmer, 

1995). O atributo coerência permite a análise de características estruturais, uma vez que 

mede a similaridade ou a não similaridade dos dados sísmicos. Devido a sua função de 

evidenciar essas zonas de descontinuidades, como falhas e fraturas, o atributo coerência 

ressaltou as falhas na seção rifte e auxiliou na visualização de zonas fraturas nos 

carbonatos da Fm. Barra Velha. 

Uma boa parametrização para gerar o cubo de coerência é imprescindível, uma 

vez que modificar corretamente alguns parâmetros pode contribuir para aumentar a 

continuidade e nitidez das falhas e fraturas. Segundo Lira et al. (2018), áreas com 

descontinuidades estão, de forma geral, associadas a zonas mais fraturadas e/ou mais 

permeáveis. Portanto, quanto melhor for a definição do volume gerado, maiores as 

chances de se caracterizar as zonas fraturas do reservatório. 

Logo, com o intuito de obter um melhor resultado com o atributo de coerência, foi 

realizado um estudo modificando alguns parâmetros para identificar qual parametrização 

geraria o cubo de coerência que melhor ressaltasse as estruturas dentro do reservatório e 

evidenciasse a continuidade das falhas da fase rifte. Para isso foram gerados volumes de 

coerência alterando os parâmetros: janela de abertura vertical (parâmetro responsável pela 

redução do ruído, onde valores menores estão associados a melhoria das características 

estratigráficas e valores maiores as características estruturais), janela de abertura espacial 

(janela onde selecionamos o número de inlines e crosslines que se utilizará para realizar 

o filtro, ou seja, quantos traços sísmicos serão utilizados no filtro) e fator de escala de 

saída  (parâmetro que distingue melhor descontinuidades de maior coerência melhorando 

a continuidade do traço).  

Como pode ser observado na Tabela 1, foram gerados 12 volumes de coerência 

após a realização das alterações nos parâmetros. O volume EIG_9x9_1x1_1 (Figura 23) 

foi selecionado para ser utilizado neste trabalho, uma vez que apresentou os melhores 

parâmetros que caracterizasse o reservatório, contribuindo para melhorar a visualização 

das fraturas nas fácies sísmicas do tipo build-ups. Além disso, este volume apresentou 

uma boa resposta para marcar a continuidade das falhas, principalmente no embasamento.  
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Tabela 1: Volumes de coerência que foram gerados de acordo com a mudança dos 

parâmetros na abertura vertical, espacial e escala de coerência. 

 Abertura Vertical Abertura Espacial Escala da Coerência 

Nome do Volume S Half E Half Inline Crossline Fator de escala de saída 

EIG_5x5_1x1_1 5 5 1 1 1 

EIG_5x5_1x1_1.5 5 5 1 1 1.5 

EIG_5x5_3x3_1 5 5 3 3 1 

EIG_5x5_3x3_1.5 5 5 3 3 1.5 

EIG_7x7_1x1_1 7 7 1 1 1 

EIG_7x7_1x1_1.5 7 7 1 1 1.5 

EIG_7x7_3x3_1 7 7 3 3 1 

EIG_7x7_3x3_1.5 7 7 3 3 1.5 

EIG_9x9_1x1_1 9 9 1 1 1 

EIG_9x9_1x1_1.5 9 9 1 1 1.5 

EIG_9x9_3x3_1 9 9 3 3 1 

EIG_9x9_3x3_1.5 9 9 3 3 1.5 
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Figura 23: Seção sísmica de amplitude ilustrando a crossline 1750 (A) com o atributo 

coerência (B) que foi escolhido neste trabalho. 

(c) Atributo Relief (TecVA):  

O atributo Relief é conhecido na literatura como Atributo de Volume de 

Amplitude (TecVA) (Bulhões & Amorim, 2005). Este atributo auxilia na visualização de 

refletores e falhas, ilustrando pequenas variações de amplitude em uma correlação lateral 

traço-a-traço.  
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Segundo Enzila (2018), o atributo TecVA em seções verticais é uma ótima opção 

para ajudar no entendimento da geologia, uma vez que ele realça as descontinuidades e a 

separação de pacotes ou camadas com contrastes de impedância acústicas similares, além 

de destacar a continuidade lateral dos refletores. Devido a essas propriedades, este 

atributo contribuiu para as análises estruturais e estratigráficas na área de estudo, 

auxiliando no mapeamento das falhas e horizontes e sendo fundamental para a 

interpretação do embasamento econômico, que se encontrava extremamente falhado e 

com um refletor de difícil identificação e mapeamento (Figura 24). 

 
Figura 24: Seção sísmica de amplitude ilustrando a crossline 1750 (A) com o atributo 

Relief (TecVa) (B). 



 

56 
 

A partir da análise desses atributos foi possível um melhor entendimento da 

geologia estrutural da área, melhorar a continuidade dos refletores, auxiliando na 

interpretação de horizontes e falhas, além de ajudar no reconhecimento e delimitação das 

fácies sísmicas do tipo build-up, plataforma carbonática e debris.   

4.3. Análise e correlação dos poços  

Com o intuído de compreender e determinar as zonas com melhores porosidade e 

permeabilidade do Prospecto de Gato do Mato foi realizada a análise e correlação dos três 

poços presentes na área de estudo. O enfoque dessa etapa é avaliar os poços e verificar 

porque alguns deles apresentam melhor porosidade e permeabilidade do que outros e 

entender por que o poço 1-SHEL-26-RJS foi considerado um poço seco. 

Para isso foram desenvolvidas as seguintes etapas: (a) Carregamento dos dados e 

controle de qualidade; (b) Avaliação determinística; (c) Estimativa da proporção mineral; 

(d) Cenários das propriedades do reservatório (P10, P50 e P90); e (e) Correlação dos 

poços. 

(a) Carregamento dos dados e controle de qualidade:  

A primeira etapa consistiu no carregamento das curvas e na análise da qualidade 

dos dados para cada poço. Os dados de poços, tais como as curvas, localização e 

informações sobre desvios, foram carregados no software Epos (Emerson). Em seguida, 

para realizar as avaliações e correlação dos poços os dados foram carregados no software 

Geolog (Emerson), onde verificou-se que o tipo de aquisição de cada uma das curvas dos 

poços no intervalo do pré-sal foi realizado pelo método a cabo, que corresponde à 

aquisição dos dados de perfilagem a cabo após a perfuração do poço.  

As curvas carregadas foram: raios gama (GR), caliper (HCAL), bitsize (BS), 

resistividades (RT, AT10 e AT90), densidade (RHO), neutrão termal porosidade (TNPH) 

e a ressonância magnética (T2_Dist). Além disso, foram carregadas as informações da 

ferramenta ECS (Elemental Capture Spectroscopy), especificamente as curvas 

litológicas: litologia carbonato (WCAR), quartzo-feldspato-mica (WQFORMAÇÃO), 

anidrita (WANH), e argila (WCLA), com o intuito de que pudessem auxiliar no 

entendimento da distribuição da litologia dentro do poço. Ademais, foram carregados os 

valores das análises convencionais de porosidade e de permeabilidade determinadas em 

laboratório através dos dados de amostras laterais.  
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Em seguida, foi realizada a verificação das profundidades das curvas, uma vez 

que perfis de poços provenientes de diferentes corridas, muitas vezes não apesentam as 

mesmas profundidades. Foram ajustadas as profundidades de algumas curvas para que 

todas ficassem com a mesma referência de profundidade final dentro do reservatório de 

interesse, ou seja, que estivessem dentro da Fm. Barra Velha. Em algumas curvas de 

corridas distintas, houve a necessidade de realizar o merge entre elas, uma vez que 

apresentavam profundidade inicial e final diferentes e precisam ser iguais na hora de 

realizar as avaliações. Em alguns perfis foi necessário retirar alguns spikes que poderiam 

interferir na hora da avaliação. 

A análise preliminar do perfil Caliper (HCAL) é fundamental para que as 

informações obtidas da interpretação dos perfis de poços possam ser confiáveis, tendo um 

importante papel no controle de qualidade das curvas ao fornecer informações sobre o 

diâmetro do poço, uma vez que informações como zonas de invasão e ou arrombamento 

podem afetar a resposta dos perfis. Com o intuito de reconhecer possíveis alterações que 

pudessem comprometer a resposta das ferramentas de aquisição de perfis, foi realizado 

esse controle de qualidade no perfil Caliper, onde não foram identificados nenhuma 

alteração que pudesse invalidar os perfis analisados. 

(b) Avaliação Determinística dos Perfis 

Com o intuito de obter informações sobre o volume de argila, porosidade, 

permeabilidade e a saturação de água foi realizada uma avaliação dos perfis. É importante 

indicar que o fluido ou lama utilizada durante a perfuração dos três poços foi a base óleo. 

Foi necessário calcular uma curva de temperatura para todos os poços. Este cálculo foi 

baseado na interpolação dos valores conhecidos de temperatura da superfície e 

temperatura do fundo dos poços. 

Os próximos passos foram as estimativas do volume de argila (Vcl) e da porosidade 

efetiva (∅ef), os quais são fatores determinantes para que uma zona possa ser considerada 

reservatório ou não. Essas estimativas foram com base nos perfis densidade e neutrão 

(Bhuyan & Passey, 1994; Paiva et al., 2019) a partir da solução das seguintes equações: 

RHO = RHOma(1 − Vcl − ∅ef) + RHOfl∅ef + RHOclVcl, (1) 

NPHI = NPHIma(1 − Vcl − ∅ef) + NPHIfl∅ef + NPHIclVcl, (2) 
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no qual RHO, RHOma, RHOfl e RHOcl são, respectivamente, o valor lido pela ferramenta 

de densidade e as densidades da matriz, do fluido e da argila; e NPHI, NPHIma, NPHIfl e 

NPHIcl são, respectivamente, os valores medidos pela ferramenta neutrão na formação, 

em uma zona 100% calcita, diretamente no fluido e em uma zona 100% argila. Uma vez 

que o ponto da matriz (NPHIma, RHOma) foi decidido, usuário é necessário utilizar um 

ponto para o fluido (NPHIfl, RHOfl) para contabilizar a não linearidade das linhas da 

matriz além do calcário. 

É importante mencionar que o método densidade-neutrão estima a argila, podendo 

ela ser radioativa ou não. A porosidade total (∅t) foi calculada usando a equação: 

∅t = ∅ef + Vcl∅tcl, (3) 

no qual ∅tcl é a porosidade medida em uma zona 100% com argila. Para a área de estudo 

(Fm. Barra Velha), este valor foi obtido em um intervalo interpretado como laminito.  

Após estimar os perfis de volume de argila e de porosidades, o passo seguinte foi 

calcular a saturação de água (Sw). Para o cálculo da saturação de água foi utilizado a 

equação de Archie (Archie, 1942; Schön, 2015):  

Sw = �
aRw

ϕmRt

n
, (4) 

no qual Rt é a resistividade lida pelo perfil, Rw a resistividade da água de formação, ϕ a 

porosidade, 𝑚𝑚 o expoente de cimentação, 𝑛𝑛 o expoente de saturação e 𝑎𝑎 o parâmetro de 

tortuosidade.  

A resistividade da água é obtida por meio da análise dos perfis de resistividade na 

zona reservatório predominantemente preenchido com água da formação ou através do 

gráfico diagnóstico Pickett (1973). Esse gráfico compara a variação de resistividade em 

função da variação de porosidade (Figura 25). O gráfico se baseia na equação de Archie, 

onde os pontos de saturação de água são plotados e o alinhamento permite estimar a 

saturação de água, a resistividade da água de formação, o expoente de cimentação e 

parâmetros de matriz para os perfis de densidade e sônico (Asquith & Gibson, 1982). 

Segundo estes autores, o método consiste na interpretação de dados de perfis e é uma 

solução gráfica para a equação de Archie em termos de resistividade. 

Vale ressaltar que a equação de Archie foi escolhida por ser a mais recomendada 

em zonas com baixo volume de argila, com até 15% e como estamos trabalhando em um 
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ambiente carbonático foi julgada ser a mais indicada. Os valores obtidos dos parâmetros 

foram para o poço 1-SHEK-23-RJS m = 1,83, n = 2, Rw = 0,337 e a = 1; para o poço 

3-SHELL-27-RJS, m = 1,83, n = 2, Rw = 0,178 e a = 1 e para o poço 1-SHELL-26-RJS 

m = 1,83, n = 2, Rw = 0,158 e a = 1 (Figura 25).  

 
Figura 25: Crossplot entre porosidade efetiva e resistividade da formação, dos 3 poços, 

utilizado para determinar a resistividade de água da formação que foi aplicada na equação 

de Archie. 
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Para o cálculo do perfil de permeabilidade foi utilizado o método de Wyllie-Rose 

(Wyllie & Rose, 1950): 

K =
P∅Q

SwiR
, (5) 

no qual Swi é a água irredutível e P, Q e R são constantes calibradas a partir de medições 

em amostras laterais. Este método foi usado para os poços 1-SHEL-23-RJS e 3-SHEL-

27-RJS, uma vez que os mesmos apresentaram com valores muito próximos ao obtido 

pelo laboratório através das amostras laterais com os perfis estimados. 

Já para o poço 1-SHEL-26-RJS utilizou-se uma regressão linear através do 

crossplot (Figura 26) entre os valores de permeabilidade e porosidade obtidos através das 

amostras laterais. Isto foi necessário porque os valores encontrados pelo método de 

Wyllie-Rose (Wyllie & Rose, 1950), nesse poço, não estavam condizentes com os valores 

obtidos pelo laboratório, especialmente na Fm. Barra Velha Inferior.  

 
Figura 26: Crossplot entre dados de amostras laterais de porosidade e de permeabilidade 

e a regressão linear obtida para calcular a permeabilidade ao longo do poço 1-SHELL-

26-RJS. 



 

61 
 

Com os cálculos de volume de argila, de porosidade, de permeabilidade e de 

saturação de água foi possível ter uma melhor avaliação dos poços para analisar a Fm. 

Barra Velha.  

A Figura 27 exemplifica esta análise apresentando os perfis originais e estimados 

do poço 3-SHEL-27-RJS, com os valores de amostras laterais de porosidade e de 

permeabilidade, ilustrando uma boa correlação, da maioria dos pontos, com os cálculos 

realizados.  

 
Figura 27: Perfis originais e estimados e os dados de amostras laterais de porosidade 

(pontos vermelhos) e de permeabilidade (pontos azuis). 

Na avaliação dos minerais foram calculados os volumes dos principais minerais 

encontrados na Fm. Barra Velha, sendo eles calcita, quartzo, ilita e dolomita (Vasquez et 

al. 2019, Mello, 2020). Para isso, gerou-se um modelo multi-mineral considerando apenas 

os quatro minerais citados anteriormente. Para a realização desse modelo foi utilizada a 

ferramenta Multimin do software Geolog. Esta é uma ferramenta de modelagem mineral 

(ou rocha) e fluido onde um modelo é construído utilizando os minerais e fluidos 

conhecidos a partir da literatura, de descrições de amostras laterais, testemunhos e 

análises de crossplot da área de estudo.  
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A análise Multimin utiliza o modelo de respostas minerais e fluidos para calcular 

pseudo-perfis (ou registros previstos). O quanto os pseudo-perfis correspondem aos perfis 

originais é uma indicação de quão bem o modelo corresponde à realidade. Nessa etapa 

foi um criado um modelo multi-mineral para cada poço, devido as suas peculiaridades. 

A partir das curvas dos minerais em conjunto com outros perfis foi possível 

compreender melhor como os minerais influenciam na porosidade e na permeabilidade. 

Vale ressaltar que no pré-sal existem outros tipos de argilominerais, tais como argilas 

magnesianas (Herlinger et al., 2017). Porém, para simplificação dos cálculos, a única 

argila considerada no sistema foi a ilita. 

(c) Uma breve análise estatística das propriedades do reservatório (P10, P50 

e P90) 

Além da análise das curvas, foram gerados histogramas com os valores P10, P50 

e P90 das propriedades do reservatório. Os valores de volume de argila (Figura 28), 

porosidade efetiva (Figura 29) e permeabilidade (Figura 30) foram comparados entre a 

parte superior e a parte inferior da Fm. Barra Velha com o objetivo de identificar e analisar 

as diferenças dentro do reservatório, entre os poços, além de verificar como a localização 

influência nessas propriedades. Os gráficos foram apresentados nessa seção e os 

resultados são discutidos no próximo capítulo. 

(d) Correlação dos poços 

A correlação dos poços teve como objetivo analisar os padrões sísmicos e 

relacioná-los com as propriedades de reservatório. Além disso, também temos por  motivo 

entender por que o poço 1-SHELL-26-RJS é considerado um poço seco.  

Para criar o template de correlação dos poços foi utilizado as profundidades TVD 

(True Vertical Depth) e os perfis de bitsize (BS), caliper (HCAL) e raio grama (GR), e os 

perfis calculados de argila (VOL_ILLITE), dolomita (VOL_DOLOM), quartzo 

(VOL_QUARTZ), calcita (VOL_CALCITE), porosidade efetiva (PHIE), porosidade 

total (PHIT), permeabilidade (PERM), saturação de água (SWE) e o contato óleo – água 

(Óleo/Água). 
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Figura 28: Comparação do volume de argila encontrado nos 3 poços considerando os 

percentis P10, P50 e P90 da parte superior da Fm. Barra Velha (Fm. Barra Velha Superior 

– gráficos a esquerda) e da parte inferior da Fm. Barra Velha (Fm. Barra Velha Inferior – 

gráficos a direita). A parte inferior da Fm. Barra Velha não foi identificada no poço 3-

SHELL-27-RJS.  
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Figura 29: Comparação da porosidade efetiva encontrado nos 3 poços considerando os 

percentis P10, P50 e P90 da parte superior da Formação Barra Velha (Fm. Barra Velha 

Superior – gráficos a esquerda) e da parte inferior da Fm. Barra Velha (Barra Velha 

Inferior – gráficos a direita). A parte inferior da Fm. Barra Velha não foi identificada no 

poço 3-SHELL-27-RJS.  
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Figura 30: Comparação da permeabilidade encontrado nos 3 poços considerando os 

percentis P10, P50 e P90 da parte superior da Fm. Barra Velha (Fm. Barra Velha Superior 

– gráficos a esquerda) e da parte inferior da Fm. Barra Velha (Fm. Barra Velha Inferior – 

gráficos a direita). A parte inferior da Fm. Barra Velha não foi identificada no poço 3-

SHELL-27-RJS.  
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4.4.  Interpretação sísmica do Prospecto de Gato do Mato  

A fim de conhecer e determinar as estruturas presentes na área foram interpretadas 

as principais falhas que afetam o intervalo do pré-sal, ou seja, desde o embasamento até 

a base do sal. Essa etapa foi realizada no software de interpretação sísmica SeisEarth e os 

espaçamentos tanto entre as inlines, seções que cortam o cubo sísmico no sentido Norte-

Sul, quanto crosslines, seções que cortam o cubo sísmico no sentido Oeste-Leste, são de 

25 metros. A interpretação, de modo geral, foi realizada a partir de uma malha regular de 

inlines e crosslines que foram adensadas progressivamente, como será apresentado 

posteriormente para cada horizonte e para as falhas.  

Para a interpretação das falhas, foi usado o merge dos atributos de amplitude 

sísmica e Relief e, em alguns casos, o merge dos atributos de amplitude sísmica e 

coerência. Esses atributos combinados permitiram uma melhor visualização das 

descontinuidades, melhorando a interpretação das falhas e, consequentemente, dos 

horizontes influenciados por elas (Figura 31). As falhas presentes no pré-sal foram 

interpretadas primeiro. Essas falhas foram interpretadas no sentido das crosslines, 

utilizando um espaçamento a cada 10 crosslines (250 m). Posteriormente, essas falhas 

foram utilizadas para a construção do modelo tectono-estratigráfico do Prospecto de Gato 

do Mato. Não foram observadas falhas expressivas na direção das inlines.  

Para auxiliar na interpretação dos horizontes, principalmente, as discordâncias 

Intra-Alagoas, Base do Sal e Topo do Sal, foram utilizados como referências os 

marcadores dos poços (base e topo da Fm. Ariri e o topo da Fm. Barra Velha) (Figura 

21).  

A identificação dos horizontes foi baseada na interpretação das terminações dos 

refletores sísmicos (onlap, downlap, toplap e truncamento erosivo), que são considerados 

os principais critérios para o reconhecimento de unidades estratigráficas (Mitchum et al., 

1977b). Considerando que padrões de terminações de reflexão podem indicar limites de 

sequência de deposição e tratos de sistema (Brown Jr. & Fisher, 1977), foram 

interpretados seis horizontes: Embasamento Econômico, Pré-Alagoas, Intra-Alagoas, 

Base do Sal, Topo do Sal e Fundo do Mar. 

Embora o foco do trabalho seja o reservatório do pré-sal, onde estão presentes os 

horizontes Embasamento Econômico, Pré-Alagoas, Intra-Alagoas e Base do Sal, também 

foram interpretados os horizontes Topo do Sal e Fundo do Mar, uma vez que foram 
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necessários para a construção do modelo tectono-estratigráfico. O mapeamento do 

Embasamento Econômico também teve como objetivo auxiliar na compreensão estrutural 

da área, uma vez que ele influenciou a deposição dos carbonatos, sendo fortemente 

afetado pelas falhas. A Figura 31 apresenta uma seção sísmica com os horizontes que 

foram interpretados. 

 

Figura 31: Sessão sísmica ilustrando os refletores e algumas falhas que foram 

interpretados na área de estudo. 
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Para iniciar a interpretação dos horizontes tomou-se como referência as inlines e 

crosslines que passavam sobre os poços distribuídos na área, considerando os marcadores 

como uma referência inicial. Entretanto, nem todos os horizontes interpretados possuíam 

marcadores de referência, uma vez que os poços não chegaram a atingir as discordâncias 

Pré-Alagoas e Embasamento Econômico. 

O Embasamento Econômico foi identificado como um forte refletor de amplitude 

positiva (pico preto), ou seja, representando a passagem de um meio de menor impedância 

acústica para um meio com maior impedância acústica. Sua interpretação foi baseada no 

modelo estrutural de bacias de margem passiva que na fase rifte é caracterizada por horsts 

e grábens com falhas normais (Buckley et al., 2015). Inicialmente, a interpretação desse 

horizonte começou com uma malha regular de 80 x 80 (equivalente a um espaçamento de 

2.000 m x 2.000 m) inlines por crosslines passando por 40 x 40 (equivalente a um 

espaçamento de 1.000 m x 1.000 m) até chegar a um adensamento de 20 x 20 (equivalente 

a um espaçamento de  500 m x 500 m). A mesma estratégia de interpretação começando 

com uma malha regular de 80 x 80 até chegar a 20 x 20 (equivalente a um espaçamento 

de 500 m x 500 m) foi aplicada ás discordâncias Pré-Alagoas e Intra-Alagoas. Vale 

destacar que a discordância Intra-Alagoas representa a passagem da fase rifte para a fase 

sag (momento de maior quiescência tectônica), então sendo caracterizado por um refletor 

mais contínuo. 

A interpretação da Base do Sal começou com uma malha regular de 64 x 64 

(equivalente a um espaçamento de 1.600 m x 1.600 m) e progrediu até chegar em 16 x 16 

(equivalente a um espaçamento de 400 m x 400 m). Entretanto, em alguns pontos foi 

necessário adensar ainda mais a malha, chegando até 4 x 4 (equivalente a um espaçamento 

de 100 m x 100 m) em algumas regiões. Por apresentar uma certa complexidade nos 

refletores desse horizonte, em alguns momentos se utilizou de linhas transversais para 

aprimorar a interpretação. 

A interpretação do Topo do Sal foi realizada a partir de uma malha de inlines e 

crosslines, a qual foi adensada de maneira progressiva, iniciando a partir de uma malha 

de 80 x 80 avançando até chegar a uma malha de 40 x 40 (equivalente a um espaçamento 

de 1.000 m x 1.000 m). Já a intepretação do Fundo do Mar foi realizada utilizando uma 

ferramenta de propagação por semente, onde colocou-se algumas sementes no refletor 
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desse horizonte e com um controle de qualidade dos parâmetros e visual, propagou-se 

essas sementes para gerar o horizonte. 

Após finalizar as interpretações dos horizontes, foram geradas as superfícies 

(grids). Os grids foram criados a partir do método de interpolação de curvatura mínima, 

que é considerado um dos métodos mais estáveis e recomendado quando se trabalha com 

uma malha de interpretação regular. Entretanto, foi necessário realizar a suavização das 

superfícies geradas para que apresentassem uma melhor estética visual. Foram geradas 

também curvas de nível para cada um dos mapas. 

4.5.  Mapas de isópacas 

Para entender e analisar a espessura dentro do pré-sal do Prospecto de Gato do 

Mato, foram criados mapas de isópacas. Esses mapas representam a espessura da camada 

em profundidade medida perpendicularmente ao horizonte superior da formação, ou seja, 

a verdadeira espessura estratigráfica da unidade (Tearpock & Bischke, 1991). 

A criação de mapas de isópacas pode ser realizada através da seguinte equação: 

Espessura estratigráfica (isópaca) =
TVT (isócrona)

(sinT ∗ tanB) + cos T
, (6) 

no qual TVT é a espessura vertical verdadeira, T é o mergulho da superfície superior e B 

é o mergulho da superfície inferior. 

Para o mapa de isópaca das formações Piçarras e Itapema utilizou-se o 

Embasamento Econômico como superfície inferior e a discordância Pré-Alagoas como 

superfície superior. Já para a Fm. Barra Velha foram considerados os grids do Pré-

Alagoas e da Base do Sal. Todavia, como um dos objetivos deste trabalho foi 

compreender melhor a deposição dessa formação e como estariam relacionadas com os 

reservatórios, então, para auxiliar nas discussões dos resultados, foram gerados os mapas 

de isópacas para a parte inferior da Fm. Barra Velha, considerando as discordâncias Pré-

Alagoas e Intra-Alagoas, e da parte superior da Fm. Barra Velha, considerando os grids 

Intra-Alagoas e Base do Sal. 
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4.6.  Construção do modelo tectono-estratigráfico 

Após a interpretação dos horizontes e falhas foi realizada a geração do modelo 

estrutural 3D para o Prospecto de Gato do Mato, o que possibilitou um melhor 

entendimento tridimensional da distribuição e relação espacial das falhas e dos horizontes 

interpretados. Para isso, foi utilizado o fluxo de trabalho Estrutura e Estratigrafia presente 

no software SKUA-GOCAD ® (Subsurface Knowledge Unified Approach – Emerson-

Paradigm).  

A metodologia proposta para esse fluxo de trabalho é apresentada na Figura 32 e 

consiste em: (i) importar os horizontes e falhas interpretados no SeisEarth, (ii) 

armazenados no banco de dados EPOS, conforme explicado anteriormente, (iii) construir 

a coluna estratigráfica, organizando os intervalos estratigráficos e a definição do tipo de 

contato e a relação estratigráfica entre as camadas e, por fim, (iv)  executar a construção 

do modelo estrutural. Dentro do fluxo, a aplicação é incumbida de criar os objetos 

necessários para a construção do modelo como: superfícies (T-surfaces), grids e demais 

informações estruturais necessárias.  

 
Figura 32: Fluxograma ilustrando as etapas utilizadas para a construção do modelo 

tectono-estratigráfico tridimensional. 

Os dados de entrada utilizados na construção do modelo tectono-estratigráfico foram 

tanto em formato de picks quanto de grid. Os horizontes influenciados pelas falhas e/ou 

erosão (Intra-Alagoas, Pré-Alagoas e Embasamento) foram utilizados no formato de 

picks, enquanto os que não sofriam essa forte influência (Base do Sal, Topo do Sal e 

Fundo do Mar) utilizou-se as superfícies geradas no SeisEarth no formato grid. Para as 

falhas, os dados de entrada utilizados foram os picks. A Figura 33 ilustra os dados de 

entrada. 

Após a seleção dos horizontes e falhas foi realizada a etapa de construção da 

coluna estratigráfica (Figura 34), onde especifica-se as principais informações 
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estratigráficas (ordem cronológica das camadas, contato entre as camadas e superfícies 

erosivas) para classificar a sucessão de eventos tectônicos e sedimentares e ser usada 

como referência para a construção do modelo tectono-estratigráfico. 

 

 
Figura 33: Dados de entrada para a construção do modelo tectono-estratigráfico.  
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Figura 34: Coluna estratigráfica utilizada para a construção do modelo estrutural 

tridimensional. 

Dentro do fluxo de trabalho é realizada a modelagem dos horizontes e falhas. Nessa etapa 

as superfícies são geradas respeitando o limite das falhas e dos horizontes de acordo com 

a coluna estratigráfica, permitindo a compartimentação dos blocos afetados pelas falhas. 

Realizada a etapa de modelagem dos horizontes e falhas, cria-se o modelo tridimensional 

tectono-estrutural.  

A construção do modelo é baseada na transformada UVT, um sistema de 

coordenadas paleogeográficas que nos permite utilizar toda a informação geológica 

disponível, qualquer que seja sua complexidade, para representações geocronológicas de 

horizontes (Gringarten et al., 2008). T significa tempo estratigráfico e é o eixo vertical do 

paleoespaço UVT, onde a imagem de todos os horizontes é plana em oposição ao espaço 

real (X Y Z) (por exemplo, do sísmico). U e V são os outros dois eixos que completam o 

sistema de coordenadas. Ao construir simultaneamente o volume com as falhas e os 

horizontes, a tecnologia empregada minimiza a perda de detalhes, honrando os dados 

disponíveis, sem a necessidade de aproximações, permitindo gerar um modelo mais 

consistente com a geologia da área. 
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5. Resultados e discussão 

Neste capítulo são abordados os resultados obtidos através do fluxo de trabalho 

proposto. A metodologia aplicada teve por objetivo compreender e analisar 

tridimensionalmente a influência das falhas sobre o reservatório e discutir as principais 

estruturas encontradas e suas relações que condicionaram a deposição das rochas 

carbonáticas do reservatório do Prospecto de Gato do Mato.  

A Figura 18 ilustrou a localização das seções sísmicas utilizadas para a 

apresentação dos resultados. Foram selecionadas quatro seções sísmicas que atravessam 

o reservatório no sentido Oeste-Leste, além de uma seção arbitrária, no sentido Norte-

Sul, passando sobre os 3 poços. 

Atributos sísmicos foram testados, avaliados e selecionados para auxiliarem na 

interpretação sísmica, análise de estruturas e reconhecimento de padrões sísmicos. 

Simultaneamente, realizou-se a análise e correlação dos poços para entender melhor sobre 

a porosidade e permeabilidades do reservatório, assim como a influência da localização 

dos poços podem ter sobre essas propriedades. Em seguida, as falhas e os horizontes 

foram interpretados. Depois, mapas de isópacas foram gerados com o intuito de entender 

e analisar as espessuras estratigráficas das formações e do reservatório do pré-sal. Por 

último, foi realizada a construção do modelo tectono-estratigráfico tridimensional. 

 
5.1.  Atributos sísmicos aplicados no Prospecto de Gato do Mato 

A análise dos atributos sísmicos possibilitou uma melhor compreensão e 

identificação dos padrões sísmicos, permitindo interpretação mais fidedigna da área de 

estudo, e proporcionou a identificação de algumas terminações como o truncamento 

erosivo. Essas terminações foram cruciais para evidenciar a erosão a que foi submetida a 

parte superior da Fm. Barra Velha, início da fase sag (Figura 35).  

Além disso, a partir da amplitude sísmica, foi possível identificar as principais 

fácies sísmicas presentes nessa formação e já destacado por Wright (2012), Ferreira et al. 

(2019) e Ferreira et al. (2021b) que são: build-ups, com uma geometria externa em 

formato cônico e fraturamento interno; debris, geometria progradante com textura interna 

caótica característico de facies de retrabalhamento em borda de falhas; plataforma 

carbonática, caracterizada por refletores plano-paralelos bem definidos intercalando 

valores de amplitudes negativos e positivos; e fundo de lago, que não apresenta uma 
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geometria específicamas seus refletores internos são caóticos. Essas fácies sísmicas são 

ilustradas na Figura 36 e as suas respostas dos atributos coerência e Relief.
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Figura 35: Sessão de amplitude sísmica ilustrando os truncamentos erosivos identificados (círculo pontilhado) e o build-up na borda da falha 

(seta azul). 
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Figura 36: Padrões sísmicos identificados (pontilhado rosa) na Fm. Barra Velha e sua comparação entre os atributos gerados.
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O filtro Dip Steered Enhancement removeu ruídos e melhorou a continuidade dos 

refletores. O dado pré-condicionado atenuou os sorrisos de migração. Posteriormente, 

esse dado foi utilizado como entrada para a geração do cubo de coerência. O atributo 

coerência é muito sensível a presença de ruídos, por isso é importante ser bem 

parametrizado para minimizar os footprints da sísmica. O cubo de coerência auxiliou nas 

análises dos padrões sísmicos e ressaltou as características estruturais, evidenciando 

falhas e as descontinuidades dos refletores interpretados. Além disso, quando co-

renderizado com a amplitude sísmica, destacou as fácies build-up, apresentando uma 

geometria externa em formato cônico e fraturamento interno, e a fácies de fundo de lago 

com uma estrutura interna plano paralela. Essas características das fácies build-up e fundo 

de lago são destacadas na Figura 37. Já quando analisamos a fácies debris, utilizando 

somente o atributo coerência, observamos uma textura interna caótica e muito fraturada 

na região central desta fácies, enquanto a fácies plataforma carbonática se destaca por 

seus refletores plano-paralelos bem definidos, ilustrado pela Figura 36. 

O atributo Relief auxiliou na interpretação do embasamento econômico (topo da 

Formação Camboriú), que é fortemente influenciado pelas falhas e apresenta refletores 

muito descontínuos. A co-renderização dos atributos amplitude e Relief destacou a 

continuidade dos refletores e as zonas caóticas. O embasamento econômico foi 

interpretado como um refletor forte positivo, sendo o limite superior das zonas caóticas e 

seguindo um modelo estrutural formado por horsts e grábens com falhas normais ( 

Figura 31).  

O atributo Relief também ajudou a identificar as fácies sísmicas do tipo debris e 

plataforma carbonática. Sendo a fácies debris ilustrada por uma  geometria progradante , 

que destaca um sistema de falhas na parte mais proximal, seguido do padrão caótico nas 

porções mais distais. Essa feição é bem interessante para fortalecer o agente motor dos 

debris flows. Devido as dimensões dessas falhas, pode condicionar a movimentação das 

falhas como desencadeador dos fluxos. Já a fácies de plataforma carbonática, é 

caracterizada por refletores plano-paralelos bem definidos. Esses padrões sísmicos são 

visualizados na Figura 38. 
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Figura 37: Co-renderização dos atributos amplitude e coerência destacando as 

características as fácies build-up e fundo de lago não interpretadas (A) e interpretadas 

(B); (C) Zoom no build-up ilustrando sua estrutura interna fraturada e uma morfologia 

cônica; (D) Zoom na fácies fundo de lago ilustrando seus refletores internos com baixa 

amplitude e plano-paralelos. 



 

79 
 

 
Figura 38: (A) Co-rendenrização do atributo Relief e amplitude sísmica destacando as 

descontinuidades dos refletores, principalmente do Embasamento Econômico. (B) Co-

renderização da sessão sísmica interpretada dos atributos Relief e amplitude sísmica. (C) 

Sessão sísmica do atributo Relief, delimitado em vermelho a plataforma carbonática e a 

fácies debris. (D) Sessão sísmica interpretada do atributo Relief. (E) Fácies plataforma 

carbonática onde seus refletores internos plano paralelos são destacados pelo atributo. (F) 

Fácies Debris ilustrando como o atributo Relief destaca sua estrutura interna caótica, 

característico de fácies de retrabalhamento em borda de falhas. 
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5.2.  Análise e correlação dos poços  

Os principais objetivos da avaliação e correlação dos poços foram analisar em 

quais padrões sísmicos na Fm. Barra Velha os poços foram perfurados, avaliar as 

características permo-porosas na parte superior dessa formação e compreender o porquê 

de apenas dois dos três  poços perfurados na área de estudo possuírem indícios de 

hidrocarbonetos. 

A Figura 39 apesenta a correlação realizada dos três poços no intervalo da Fm. 

Barra Velha. Nessa correlação é observado que o poço 3-SHELL27-RJS não chega a 

atingir a parte inferior da Fm. Barra Velha. Podemos notar o Marco Lula no topo da 

sequência da Fm. Barra Velha nos três poços, que é caracterizado por uma série de ciclos 

de raseamento e afogamento nos perfis de raios gama (GR), variando em espessura de 

20,8 a 28,5 m (Wright & Barnett, 2017a, 2017b; Neves et al., 2019).  

Analisando as curvas de volume de minerais calculados foi identificado que a 

maior parte é composta por calcita, indicando um ambiente carbonático com pouca 

influência de outros minerais, conforme descrito por Buckley et al. (2015). Segundo 

Vasquez et al. (2019), os três minerais principais minerais calcita, dolomita e 

quartzo/sílica são responsáveis por mais de 95% da composição das rochas do pré-sal 

brasileiro. Os poços possuem alta concentração de calcita, baixos conteúdos de 

sílica/quartzo e de argila e não foi constatado a presença de dolomita, apenas localmente 

em algumas descrições de amostras laterais. 

Na parte superior da Fm. Barra Velha dos poços 1-SHELL-26-RJS e 3-SHELL-

27-RJS é observado que o conteúdo de sílica contribui para a redução da porosidade e da 

permeabilidade. Além disso, no primeiro poço 1-SHELL-26-RJS, o conteúdo de sílica é 

maior quando comparado com os outros poços. O conteúdo de sílica pode estar associado 

a fluidos hidrotermais, que costumam ser enriquecidos com elementos químicos, como 

Si, Mg e Na. A presença desses elementos provoca alterações mineralógicas e texturais 

nas rochas. Esses fluidos podem chegar por falhas e fraturas e têm sua origem relacionada 

ás rochas ígneas (Packard et al., 2001; Neilson & Oxtoby, 2008; Lima & De Ros, 2019; 

Gamboa et al., 2019).  
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Figura 39: Correlação entre os 3 poços do reservatório da Formação Barra Velha do Prospecto de Gato do Mato.
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A avaliação dos poços confirma que o contato óleo-água está na profundidade de 

5.261 m para o poço 3-SHELL-27-RJS e a 5.284 m para o poço 1-SHELL-23-RJS, e no 

poço 1-SHELL-26-RJS o topo da Fm. Barra Velha está abaixo dessa profundidade, ou 

seja, não apresenta uma coluna de óleo.  

A Figura 40 indica que os poços 3-SHELL-27-RJS e 1-SHELL-23-RJS foram 

perfurados na fácies sísmica build-up sobre a plataforma Gato do Mato, onde podemos 

observar um padrão interno com refletores de baixa amplitude e caóticos. Segundo Gomes 

et al. (2020), a sucessão de fácies é definida por um aumento ascendente nos grãos de 

shrub (baixos valores de GR), semelhante a Wright & Barnett (2015), sugerindo um ciclo 

de raseamento ascendente em um clima úmido a árido com níveis flutuantes do lago. 

Nessa sucessão, as rochas reservatório inicialmente contêm uma abundância de grãos de 

esferulitos, mas tornam-se cada vez mais dominadas por shrubs no topo da sequência, 

todos com conteúdo de lama insignificante. 

Já o poço 1-SHELL-26-RJS, por outro lado, está localizado ao norte sobre um 

padrão sísmico de plataforma carbonática com a intercalação de refletores de alta 

amplitude. As rochas não reservatórias representam um padrão semelhante, mas são 

dominadas por lama na base (valores mais altos de Vcl) com grãos de esferulitito 

crescentes no meio da sucessão, seguidos por shrub crescentes no topo de uma sequência 

(Ferreira et al., 2021a).  
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Figura 40: Linha arbitrária passando pelos poços: seção sísmica não interpretada (A) e 

seção sísmica interpretada (B). Os poços 3-SHELL-27-RJS e o 1-SHELL-23-RJS foram 

perfurados na fácies sísmica build-up e o poço 1-SHELL-26-RJS foi perfurado sobre o 

padrão sísmico plataforma carbonática. 

 Os perfis de porosidade efetiva e permeabilidade apresentam altos valores, que 

são corroborados com os valores das amostras laterais, indicando uma boa correlação 

entre as medidas de laboratório e estimadas a partir dos perfis. A  

Tabela 2  apresenta os percentuais (P10, P50 e P90) do volume de argila, porosidades e 

permeabilidade dos poços na parte superior da Fm. Barra Velha. Se observa que os poços 

3-SHELL-27-RJS e 1-SHELL-23-RJS apresentam uma maior porosidade, indicando que 

a fácies carbonática do tipo build-ups possui uma excelente condição de permo-

porosidade na área de estudo. Esse tipo de fácies sísmica também foi inferido por Ferreira 
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et al. (2021b), após avaliação estatística para cada fácies sísmicas, como os melhores 

reservatórios no Campo de Búzios, também na Bacia de Santos. 

Tabela 2: Percentis (P10, P50 (mediana) e P90) do volume de argila, porosidade e 

permeabilidade dos poços, na parte superior da Formação Barra Velha. 

Parte superior da Formação Barra Velha  

 
1-SHELL-26-RJS  3-SHELL-27-RJS 1-SHELL-23-RJS 

P10 P50 P90 P10 P50 P90 P10 P50 P90 

Volume de 
Argila 1,17% 7,16% 19,35% 0,41% 8,51% 17,09% 0,31% 5,59% 51,03% 

Porosidade 0,11% 1,76% 6,57% 7,54% 15,06% 20,76% 0,29% 8,83% 16,06% 

Permeabilidade 
(mD) 0,0001 0,0003 0,0138 2,243 49,617 213,849 0,002 5,901 66,972 

 

5.3. Interpretação Sísmica  

A interpretação sísmica, com enfoque no pré-sal da Bacia de Santos, forneceu 

informações estruturais da área para se entender a posição espacial dos reservatórios e 

como estes se relacionavam. A Figura 41 apresenta uma seção arbitraria sobre os poços, 

no dado sísmico original, com a interpretação dos refletores considerados nesse trabalho, 

sendo eles: Embasamento Econômico, Pré-Alagoas, Intra-Alagoas, Base do Sal, Topo do 

Sal e Fundo do Mar, além das principais falhas. 
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Figura 41: Linha arbitraria passando pelos poços. Acima observamos a sísmica de 

amplitude com os marcadores das formações. Abaixo a linha arbitrária com os horizontes 

e as principais falhas do pré-sal interpretados. 

 Os grids das falhas que foram mapeadas no Prospecto de Gato do Mato no 

intervalo do pré-sal podem ser visualizados na Figura 42. São falhas normais, 

majoritariamente, de alto ângulo e possuem direção preferencial N-S. O rejeito das falhas 

varia desde poucos metros até centenas de metros, com aumento de espessura de seção, 

contra as falhas, nas camadas mais inferiores na seção rifte. A Figura 42 indica que a 

estruturação do intervalo do pré-sal na área de estudo é formada por horsts e grábens, 

condicionados por muitas falhas normais que possuem direção preferencial N-S . Para 
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facilitar o mapeamento das falhas foi utilizado a co-renderização de atributos, conforme 

evidenciado nesta figura, evidenciando assim as descontinuidades da sísmica e auxiliando 

a sua interpretação. 

 

 
Figura 42: Falhas interpretadas no pré-sal ilustrando que o sentido preferencial é N-S. 

O Embasamento Econômico foi considerado como sendo o topo da Fm. 

Camboriú, que é formado por basaltos atrelados ao riftamento do Gondwana. Acima desta 

discordância se encontram as formações Piçarras e Itapema, aqui analisadas de forma 

conjunta. A Fm. Itapema é delimitada pelo topo da discordância Pré-Alagoas. Esta 

discordância, segundo Wright & Barnett (2015) e Buckley et al. (2015), marca a 

passagem da fase Rifte Inferior com a fase Rifte Superior. Estes autores consideram que 

somente a parte superior da Fm. Barra Velha, delimita na base pela discordância Intra-

Alagoas e no topo pela base do sal, pertence a fase sag. Essa evolução tectônica já foi 

abordada na revisão teórica, Capítulo 2, e apresentada na Figura 2. Esta divisão tectônica 
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é a que foi adotada neste trabalho, devido muitas falhas atravessarem a seção inferior da 

Fm. Barra Velha na área de estudo. Nessa dissertação, esses intervalos, às vezes, são 

referenciados como Fm. Barra Velha Inferior (rifte superior) e Fm. Barra Velha Superior 

(fase sag). 

Os picks dos horizontes mapeados são apresentados na Figura 44. Podemos 

observar que em algumas regiões a parte superior da Formação Barra Velha sofreu erosão, 

pois ao interpretar a discordância Intra-Alagoas, foi identificado que em alguns pontos 

seus refletores terminam como um truncamento erosivo na base do sal, conforme 

observado na Figura 35 e Figura 49. Nestes casos, a fase sag está ausente. Essas regiões 

ocorrem em algumas zonas do alto estrutural do Embasamento Econômico e próximo de 

falhas de grande rejeito. Quando se analisa o horizonte da base do sal (base da Formação 

Ariri), nota-se que algumas falhas chegam a atingir esse horizonte, o que é evidenciado 

pela sua falta de continuidade. Isto ocorre, principalmente, onde alguns build-ups 

carbonáticos foram identificados próximos dos poços (Figura 44, Figura 45 e Figura 46). 

O horizonte da base do sal e uma perspectiva sobre este mapa das principais fácies 

sísmicas do tipo build-ups encontrados na Formação Barra Velha são apresentados na 

Figura 45. Pode-se notar que existe um trend principal dos build-ups na direção NNO-

SSE, estando alinhados de forma subparalelas à direção de falhas de grande rejeito que 

se encontram à direita dessas fácies. Essa mesma direção das falhas e dos build-ups foi 

constatada no Campo de Búzios, Bacia de Santos, por Ferreira et al. (2021b). Buckley et 

al. (2015), Wright & Barnett (2015) e Zalán et al. (2019), que inferiram que os build-ups 

carbonáticos do pré-sal estão relacionados à atividade hidrotermal. 
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Figura 43: Co-renderização entre os atributos amplitude sísmica e Relief utilizado para 

evidenciar as descontinuidades e auxiliar na interpretação das falhas: (A) seção não 

interpretada e (B) seção interpretada. 
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Figura 44: Horizontes interpretados para a construção do modelo tectono-estratigráfico. 

A discordância do Embasamento Econômico mostra o controle deposicional da seção do 

pré-sal. 
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Figura 45: Modelo da superfície Base do Sal indicando a localização da fácies sísmica 

carbonática build-up (linha branca tracejada) e uma linha arbitraria (preto) passando pelos 

poços (círculos pretos). 
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A Figura 46 apresenta os mapas dos horizontes gerados e as falhas. Quando se 

analisa o Embasamento Econômico é possível observar a presença de um alto estrutural, 

com direção NNO-SSE. Este alto estrutural, nomeado neste trabalho como Plataforma 

Gato do Mato, condicionou a deposição das formações Piçarras, Itapema e Barra Velha, 

como ilustram as discordâncias Pré-Alagoas, Intra-Alagoas e Base do Sal. 

 
Figura 46: Mapas dos horizontes, as falhas e as curva de nível. É possível observar que 

as superfícies Pré-Alagoas, Intra-Alagoas e Base do Sal seguem a mesma morfologia do 

Embasamento Econômico e as falhas da seção do pré-sal no Prospecto de Gato do Mato 

têm direção NNO-SSE. 

As superfícies Pré-Alagoas e Intra-Alagoas seguem a mesma morfologia do 

Embasamento Econômico e a maioria das falhas que atingem a seção rifte inferior 

também alcançam a o rifte superior (Figura 46). As maiores diferenças estruturais da 

superfície do Embasamento Econômico ocorrem a E-NE da Plataforma Gato do Mato 

(Figura 46). Podemos notar um forte domínio das falhas, que de modo geral, influenciam 

mais a parte E-NE do prospecto. Nesta região do bloco é que observamos as falhas de 

maior rejeito, podendo chegar a atingir 1.230 m (Figura 38 e Figura 43). As rochas 

geradoras (folhelhos das formações Itapema e Piçarras) podem estar localizadas neste 
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depocentro, essas falhas podem ter sido importantes condutos para a migração dos fluidos 

até os build-ups carbonáticos e o sal é o selo desse sistema petrolífero. Como destacado 

nos mapas da Figura 46, a oeste da Plataforma Gato do Mato, o gradiente da profundidade 

é menor, pois o rejeito das falhas é menor.  

5.4.  Mapas de Isópacas  

De acordo com Tearpock & Bischke (1991), mapas de isópacas são úteis para 

determinar as relações estruturais e deposicionais e para caracterizar paleomorfologias. 

Já Bishop (1960) argumentou que, através do mapeamento das variações de espessura de 

um determinado intervalo estratigráfico, é possível identificar a forma de uma bacia, a 

posição da linha de costa, áreas de elevação e, algumas vezes, a quantidade de elevação 

vertical e erosão sofridas na região. 

A Figura 47 apresenta os mapas de isópacas gerados para a seção pré-sal na área 

de estudo. Esta figura evidencia que as formações Piçarras e Itapema foram fortemente 

influenciadas pela morfologia do embasamento e por uma sedimentação diferencial nos 

horsts e grábens. Além disso, observa-se na Figura 47-A que as maiores espessuras das 

formações Piçarras & Itapema estão a leste dos build-ups e a parte central da Plataforma 

Gato do Mato possui a menor espessura dessas formações.  

O mapa de isópaca da parte inferior da Formação Barra Velha (Figura 47-B) não 

apresenta grandes diferenças de espessuras, evidenciando uma certa homogeneidade de 

espessura, destoando completamente da porção superior da unidade que apresenta áreas  

bem espessas até completamente erodidas. Quando analisamos a isópaca da parte superior 

da Formação Barra Velha (Figura 47-C), nota-se que as regiões com maiores espessuras 

estão localizadas na parte central e a oeste da Plataforma Gato do Mato. Vale ressaltar 

que os poços 3-SHELL-27-RJS e 1-SHELL-23-RJS estão localizados em áreas com 

maiores espessuras, chegando até 500 m. Já a região do poço 1-SHELL-26-RJS possui 

uma espessura bem menor para a parte superior da Formação Barra Velha. 

Quando analisamos todo o intervalo da Formação Barra Velha (Figura 47-D), 

notamos uma grande variação de espessura, desde 50 m até mais que 500 m. Essa mesma 

variação de espessura já foi reportada por Wright & Barnett (2015) e Szatmari & Milani 

(2016). 
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Figura 47: Mapas de isópacas ilustrando a variação das espessuras (A) formações Piçarras 

& Itapema; (B) Parte inferior da Fm. Barra Velha; (C) Parte superior da Fm. Barra Velha; 

e (D) Fm. Barra Velha. O intervalo na parte superior da Fm. Barra Velha nos poços 1-

SHELL-23-RJS e 3-SHELL-27-RJS possuem espessuras maiores que 400 m. 
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5.5. Modelo Tectono-Estratigráfico  

 A modelagem das superfícies (horizontes e falhas) respeitaram a geocronologia 

e o tipo de camada definido para cada horizonte, respeitando a coluna estratigráfica 

(limites de sequência) ilustrada na Figura 34. Nessa etapa o modelo é 

compartimentalizado em blocos.  

Na Figura 48 podemos analisar a evolução tectônica-estratigráfica do modelo 

tridimensional, onde observamos que as falhas influenciam bastante a fase rifte 

(formações Camboriú, Piçarras & Itapema e Barra Velha Inferior). No Embasamento 

Econômico, notamos a compartimentalização do alto estrutural do Prospecto de Gato do 

Mato, que condicionou a deposição dos reservatórios carbonáticos da Formação Barra 

Velha (Figura 46 e Figura 49) . O modelo evidencia que as formações Piçarras & Itapema 

(Azul claro) seguem a estrutura de horsts e grábens e destaca que a maioria das falhas 

também atingem essas formações (Figura 48). 

 
Figura 48: Evolução tectono-estratigráfica do Prospecto de Gato do Mato. É possível 

observar a influência das falhas nas formações e o estilo tectônico de horsts e grabéns no 

intervalo do pré-sal. Nota-se que as zonas erodidas na parte superior da Formação Barra 

Velha são influenciadas pelas falhas. 
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A presença de poucas falhas nas discordâncias Intra-Alagoas e Base do Sal (fase 

sag) ilustram um momento de maior aquiescência tectônica. Isso está relacionado com o 

tempo de deposição, uma vez que havia uma atividade tectônica de menor intensidade. 

As falhas que atingem a discordância Intra-Alagoas podem ser da fase rifte que foram 

reativadas. Esta reativação poderia ser responsável pela maior remobilização de fluidos e 

consequentemente pelo desenvolvimento dos build-ups encontrados nessa região (Figura 

49). Essa mesma evolução tectônica já foi observada em outras áreas do pré-sal por 

Buckley et al. (2015), Wright & Barnett (2015) e Neves et al. (2019).  

Vale ressaltar que as áreas erodidas da parte superior da Formação Barra Velha 

coincidem com a direção das principais falhas (Figura 46, Figura 48 e Figura 49) e os 

build-ups apesentam uma direção NNO-SSE (Figura 45).  

Uma visão 2D e uma visão 3D do modelo tectono-estratigráfico do Prospecto de 

Gato do Mato são ilustradas nas Figura 49 e Figura 50, respectivamente. Na sessão  gerada 

a partir do modelo tectono-estrutural (Figura 49) é possível identificar a erosão sofrida  

pela parte superior da Formação Barra Velha (fase sag) e a presença do build-up 

localizado próximo a borda das falhas, assim como a localização da plataforma 

carbonática. 

 



 

96 
 

Figura 49: Sessão gerada a partir do modelo estratigráfico-estrutural. Podemos notar a 

influência das falhas na fase rifte e que na parte direita possuem falhas de maior rejeito, 

evidenciando um aumento de seção das formações Piçarras e Itapema. Também é possível 

identificar a erosão sofrida (círculo tracejado), pela parte superior da Formação Barra 

Velha (fase sag). Vale destacar a presença do build-up, indicado pela seta, e da plataforma 

carbonática, marcada pelo retângulo tracejado. 

 

 
Figura 50: Modelo tectono-estrutural do Prospecto de Gato do Mato com foco no 

intervalo do pré-sal. 

  



 

97 
 

6. Conclusões 

A construção do modelo estrutural tridimensional permitiu compreender a 

extensão e as estruturas que compõem o Prospecto de Gato do Mato, possibilitando  um 

maior entendimento estrutural e estratigráfica do intervalo pré-sal da área de estudo. A 

partir da interpretação dos horizontes e falhas foi observado que a estruturação do 

intervalo do pré-sal é formada por horsts e grábens, condicionados por falhas normais 

que possuem direção preferencial NNO-SSE. Devido a essas falhas, uma plataforma 

carbonática foi formada, denominada de Plataforma Gato do Mato.  

A utilização da co-renderização dos atributos sísmicos auxiliou na interpretação 

das falhas e horizontes. Por ser uma bacia do tipo rifte de margem passiva, o 

Embasamento Econômico se apresenta muito falhado e a utilização do co-renderização 

dos atributos amplitude sísmica e Relief foi importante na visualização dos padrões 

caóticos abaixo da Formação Camboriú e os rejeitos das falhas. Os atributos sísmicos 

também ajudaram no reconhecimento de terminações como truncamento erosivo, sendo 

crucial para evidenciar áreas que sofreram erosão na parte superior da Formação Barra 

Velha, início da fase sag. Foi observado que o horizonte da Base do Sal é atingido por 

uma quantidade menor de falhas, momento de maior quiescência tectônica.  

Os atributos sísmicos amplitude, coerência e Relief auxiliaram na identificação e 

caracterização dos padrões sísmicos do tipo build-ups, plataforma carbonática, debris e 

fundo de lago, que são as principais fácies sísmicas encontrados na Formação Barra Velha 

da Bacia de Santos. Esses padrões possuem as seguintes características: build-up ocorre 

em altos estruturais, próximos de falhas de grande rejeito e apresenta textura sísmica 

caótica e geométrica externa cônica bem definida; plataforma carbonática ocorrem nos 

horsts e apresenta refletores plano-paralelos a subparalelos de alta amplitude; debris, 

normalmente, ocorrem nas bordas de falhas e exibem uma geometria progradante com 

uma textura interna caótica; e fácies de fundo de lago ocorre nos baixos estruturais e 

possuem uma fácies transparente. 

Foi identificado que os build-ups carbonáticos mapeados estão alinhados na 

direção NNO-SSE próximos as falhas de grandes rejeitos e representam o reservatório na 

área de estudo. Esta última afirmação tem como base a avaliação dos perfis de poços 

realizada, no qual mostrou que os poços 3-SHELL-27-RJS e 1-SHELL-23-RJS, 

localizados sobre essas fácies sísmica, possuem altas porosidade e permeabilidades, 
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principalmente, no intervalo da parte superior da Formação Barra Velha Superior. O poço 

1-SHELL-26-RJS, localizado sobre fácies sísmica plataforma carbonática na Formação 

Barra Velha, possui porosidades e permeabilidades menores e o topo dessa formação se 

encontra abaixo do contato água-óleo observado nos outros dois poços.  

Por fim, a construção do modelo tectono-estratigráfico 3D permitiu compreender 

as estruturas que compõem o sistema petrolífero do Prospecto de Gato do Mato. Este 

modelo permitirá a realização de novos estudos, focados no reservatório, tais como, a 

classificação de fácies sísmicas utilizando multi-atributos sísmicos, realização de 

inversões sísmicas para a modelagem de propriedades de reservatório, estudo de 

incertezas e análise de risco exploratório, modelagens de fraturas e de porosidade, 

estimativas de volumes de reserva e em projetos de simulação de reservatório.  
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