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Abstract 

Rising CO2 levels in the atmosphere have raised global concerns. O&G companies aim 

to reduce their CO2 footprint through technologies such as CO2-Enhanced Oil Recovery 

(EOR) and Carbon Capture and Storage (CCS). Brazilian pre-salt reservoirs are ideal 

candidates for such projects, attracting investments in OBN acquisitions to enhance 

seismic data quality for 4D reservoir monitoring. 4D seismic is an essential tool for 

understanding fluid dynamics over time due to production and injection in reservoirs; 

however, it is associated with high costs. Therefore, feasibility studies must be conducted 

to analyze the sensibility of the carbonate reservoir rocks to respond to fluid changes and 

determine their detectability potential through monitoring seismic data. We analyzed the 

synthetic 4D seismic response in four wells of the Atapu Field, pre-salt Santos Basin, 

Brazil, focusing the study on the Barra Velha Formation. Firstly, we conducted the 

reservoir properties estimation. Then, we estimated 𝐾, 𝑉𝑝, and 𝑅𝐻𝑂𝑏 of the CO2, oil, and 

brine in reservoir conditions. After that, we performed the fluid substitution for three 

baseline (in-situ, baseline 1, and baseline 2) and two monitor (WAG and CO2 injections) 

scenarios using the Mavko equations. Comparing the elastic parameters from the in-situ 

(typically low 𝑆𝑤) and the injection scenarios, we found low sensitivity of 𝑍 due to the 

similar elastic characteristics of the CO2 in the supercritical state and the oil in the 

reservoir. However, changes in 𝑉𝑝 produced detectable time-shifts in 4D seismic 

amplitude, with a delay of 1.85 ms calculated in the base of the Barra Velha Formation 

in well 9-BRSA-1284-RJS for CO2 injection. The other two baseline scenarios produced 

stronger 4D anomalies in 𝑍 and 𝑉𝑝. I estimated values of ∆𝑍 > 1.5%, which combined 

with the high thickness of the formation and 𝑉𝑝 changes produced 4D anomalies 

detectable in the synthetic seismic data. The average time-shifts estimated in the four 

wells were -1.98 ms and -2.52 ms from the two injection monitor scenarios. ∆𝑉𝑝 × ∆𝑉𝑍 

crossplot analysis has shown the fluids initial saturation is a determinant of the sensitivity 

of reservoir rocks to the fluid substitution. When I performed CO2 injection in the baseline 

1 scenario, ∆𝑉𝑝 > ∆𝑍. On the other hand, the injection in baseline 2 produced ∆𝑍 > ∆𝑉𝑝 

due to the initial higher water saturation values. Therefore, I showed that carbonate 

reservoirs of the Atapu Field can produce anomalies in 𝑍 and time-shifts detectable in 4D 

seismic studies. 

Keywords: feasibility study; CO2 injection; 4D seismic; fluid substitution; time-shift 
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Resumo 

O aumento dos níveis de CO2 na atmosfera tem levantado preocupações globalmente. 

Empresas de O&G buscam reduzir sua marca de CO2 através de tecnologias como CO2-

EOR (Enhanced Oil Recovery) e CCS (Carbon Capture and Storage). Os reservatórios 

do pré-sal brasileiro são candidatos para tais projetos, atraindo investimentos em 

aquisições OBN para melhorar a qualidade do dado sísmico para o monitoramento 

sísmico 4D. A sísmica 4D é uma ferramenta crucial para entender a dinâmica dos fluidos 

ao longo do tempo associados à produção e injeção nos reservatórios; entretanto, seus 

custos são elevados. Portanto, deve-se conduzir estudos de viabilidade para avaliar a 

sensibilidade dos reservatórios carbonáticos à mudança de fluidos e determinar seu 

potencial de detectabilidade no monitoramento 4D. Eu analisei a resposta sísmica 4D 

sintética em quatro poços do Campo de Atapu, pré-sal da Bacia de Santos, Brasil, com 

foco na Formação Barra Velha. Primeiramente, eu conduzi a estimativa das propriedades 

de reservatório. Em seguida, estimei o módulo de bulk (𝐾), a velocidade da onda 

compressional (𝑉𝑝) e a densidade (𝑅𝐻𝑂𝑏) do CO2, óleo e água de formação nas 

condições de reservatório. Após isso, realizei a substituição de fluidos para três cenários 

baseline (in-situ, baseline 1 e 2) e dois monitores (WAG e CO2) usando as equações de 

Mavko. Comparando os parâmetros elásticos dos cenários in-situ (tipicamente com baixa 

saturação de água (𝑆𝑤)) e os de injeção, encontrei baixa sensibilidade na impedância 

acústica (𝑍) devido às características elásticas similares entre o CO2 no estado 

supercrítico e o óleo leve (27º API) do reservatório. Entretanto, mudanças em 𝑉𝑝 

produziram time-shifts detectáveis na amplitude sísmica 4D, com atrasos no sinal de 1.85 

ms calculados na base da Formação Barra Velha no poço 9-BRSA-1284-RJS para a 

injeção de CO2. Os outros dois cenários baseline produziram anomalias 4D significativas 

em 𝑍 e 𝑉𝑝. Eu estimei valores de ∆𝑍 > 1.5% que, combinados com a alta espessura da 

formação e com mudanças em 𝑉𝑝, produziram time-shifts detectáveis nos traços 

sintéticos. Os time-shifts médios estimados nos quatro poço foram de -1.98 ms e -2.52 ms 

para ambos os cenários monitores. A análise de ∆𝑉𝑝 × ∆𝑉𝑍 evidenciou que a saturação 

inicial dos fluidos é determinante para a sensibilidade 4D do reservatório. Ao realizar a 

injeção de CO2 no baseline 1, ∆𝑉𝑝 > ∆𝑍. Por outro lado, a injeção no baseline 2 produziu 

∆𝑍 > ∆𝑉𝑝 devido à maior saturação de água. Portanto, eu mostrei que os reservatórios 

carbonáticos do Campo de Atapu podem produzir anomalias detectáveis em estudos 

sísmicos 4D. 
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1. Introdução 

O aumento contínuo das concentrações de dióxido de carbono (CO2) na atmosfera 

desde a Revolução Industrial tem sido apontado como uma das principais causas das 

mudanças climáticas globalmente. O CO2 e outros gases retém o calor na atmosfera, 

ocasionado o aumento da temperatura média global. Grande parte das emissões de CO2 

para a atmosfera tem origem antrópica, como a combustão de combustíveis fosseis para 

a geração de energia, transporte e indústria. Projeções indicam que a demanda global por 

energia continuará a crescer devido ao aumento da população mundial (IEA, 2024). Para 

garantir a segurança energética ao mesmo tempo que esforços são feitos para mitigar 

emissões de CO2, é necessário adotar tecnologias como a captura e armazenamento de 

carbono (CCS). 

Visando o aumento da eficiência na produção de energia e a redução das emissões 

de CO2, empresas de óleo e gás têm adotado a tecnologia de recuperação avançada de 

petróleo (EOR) associado a injeção de CO2 para armazenamento geológico (Petrobras, 

2024). A técnica de CO2-EOR permite um aumento do fator de recuperação da produção, 

uma vez que aumenta a mobilidade do óleo, diminuindo sua viscosidade, permitindo que 

um maior volume de óleo seja extraído (Prasad et al., 2021).  Durante o processo, o CO2 

produzido nos poços é separado da mistura de óleo e água, comprimido e injetado no 

reservatório, mantendo a pressão e evitando novas emissões (Mattos, 2018). Projetos de 

CO2-EOR consomem ao redor de 70 à 80 MtCO2 anualmente. Nos EUA, para a produção 

de um barril de óleo pelo processo de CO2-EOR, é necessário a injeção de 0.3 a 0.6 tCO2 

(IEA, 2019). A Figura 1 mostra um modelo esquemático da técnica de CO2-EOR. Parte 

do CO2 injetado permanece armazenado nas formações geológicas, funcionando como 

uma forma de captura e sequestro de carbono (Ravagnani et al., 2009). 
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Figura 1: Modelo esquemático da técnica de EOR com injeção de CO2 para a recuperação avançada de 

petróleo (CO2-EOR). Fonte: Petros et al. (2021). 

O monitoramento sísmico time-lapse (4D) é fundamental para entender a 

movimentação dos fluidos e variações de pressão no reservatório, otimizando as 

estratégias de locações de poços produtores e injetores em projetos de EOR ou CCS (Cruz 

et al., 2021). A sísmica 4D é baseada no uso de dados sísmicos vindos de vários 

levantamentos no mesmo local e ao longo do tempo (Johnston, 2013). Projetos de 

monitoramento sísmico 4D para otimização da produção e/ou CCS vêm sendo 

desenvolvidos em reservatórios em diversas regiões do mundo (Landro et al., 1999; 

Lumley et al., 2000; Furre et al., 2017; Cruz et al., 2021; Damasceno et al., 2021). Estudos 

pioneiros de sísmica 4D foram realizados no Campo de Holt, no Texas, onshore dos EUA 

(Greaves e Fulp, 1987). O Campo de Sleipner, no Mar do Norte, é um caso de sucesso de 

uso do monitoramento sísmico 4D da movimentação do CO2 injetado para CCS (Torp e 

Gale, 2004). A aquisição do dado monitor do Campo de Marlim, na Bacia de Campos, no 

ano de 2015, marcou o início dos estudos de sísmica 4D offshore no Brasil (Johann et al., 

2006). Um dos grandes desafios dos primeiros levantamentos de sísmica 4D era garantir 

a repetibilidade das aquisições do tipo streamer.  Mais recentemente, o desenvolvimento 

de tecnologias como ocean bottom cables (OBC), ocean bottom nodes (OBN) e sistemas 

de monitoramento permanentes do reservatório (PRM) permitiram avanços em aspectos 

como a garantia da repetibilidade entre aquisições sísmicas (Johann e Monteiro, 2016). O 

Campo de Jubarte, na Bacia de Campos (offshore Brasil), foi o primeiro do mundo a 

instalar um PRM com fibra ótica em águas ultra profundas para o mapeamento da 

produção, com erro RMS normalizado de somente 4,5% entre o dado aquisitado em 2014 
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e em 2015 (Damasceno et al., 2021). Atualmente, os campos do pré-sal brasileiro como 

Tupi, Búzios, Mero, Atapu, Bacalhau e outros, atraem grandes investimentos em sísmica 

4D, possuindo levantamentos time-lapse do tipo OBN e OBC (Rosa et al., 2023; Camargo 

et al., 2024; Chagas et al., 2024). 

Previamente ao início de um projeto de aquisição sísmica time-lapse, é 

fundamental modelar e analisar a sensibilidade dos parâmetros elásticos do reservatório 

às mudanças de saturação e pressão ocasionadas pela produção/injeção até o momento 

(Prasad et al., 2021). Grochau et al. (2014) evidenciam a importância de avaliar o impacto 

que diferentes fatores como a repetibilidade sísmica, rigidez de rochas carbonáticas e 

produção em reservatórios sobrepostos ao alvo têm sobre a sensibilidade sísmica 4D. 

Sendo assim, a caracterização geofísica de reservatórios, mais especificamente as 

ferramentas de física de rochas, tornam-se produtos fundamentais para prever e modelar 

as respostas sísmicas às mudanças de fluidos no espaço poroso das rochas em condições 

de reservatório (Dvorkin et al., 2014). 

A substituição de fluidos é a ferramenta comumente utilizada para a modelagem 

dos parâmetros elásticos, e por consequência da amplitude sísmica, às variações de 

fluidos no espaço poroso da rocha reservatório. Este método calcula os módulos elásticos 

de uma rocha saturada com um novo fluido a partir dos parâmetros da rocha seca ou 

saturada com um fluido inicial (Dvorkin et al., 2014). As equações de Gassmann (1951) 

e Mavko et al. (1995) são amplamente aplicadas para modelar os diferentes cenários de 

saturação em reservatórios. 

O pré-sal é a principal província petrolífera do Brasil atualmente, representando 

mais de 70% da produção total de petróleo no Brasil em 2023 (ANP, 2023). A parte mais 

prolífica desta província está localizada na Bacia de Santos, na margem sudeste do Brasil, 

em águas ultra profundas. Sua formação está relacionada ao processo de abertura no 

Oceano Atlântico Sul (Milani et al., 2007; Moreira et al., 2007). As principais rochas 

reservatório consistem nos carbonatos depositados em ambientes lacustre restrito durante 

a evolução da fase rifte e sag, compreendendo as formações Itapema e Barra Velha 

(Wright e Barnett, 2015). Os reservatórios encontram-se a aproximadamente 5000 metros 

de profundidade, abaixo de uma espessa camada de sal depositada durante o período 

Aptiano tardio (Moreira et al., 2007). O pré-sal ainda apresenta grandes desafios para a 

caracterização de seus reservatórios carbonáticos, devido à complexidade da atuação de 

https://www.sciencedirect.com/science/article/pii/S1995822623003278#bib55
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fatores deposicionais e digenéticos na sua formação (Wright e Barnett, 2015; de Paula 

Faria et al., 2017; Sartorato et al., 2020), ocorrências de hidrotermalismo e intrusões 

magmáticas (Lima e de Ros, 2019; Penna et al., 2019; Ren et al., 2019), além de 

ambiguidades na resposta elástica das rochas (Teixeira et al., 2017; Mello e Lupinacci, 

2022; Fernandes et al., 2024) e dificuldades de imageamento sísmico devido ao 

soterramento sobre espessas camadas de sal deformadas (Zambrini et al., 2020; Maul et 

al., 2021). 

Da perspectiva Geofísica, as características desafiadoras dessas rochas 

carbonáticas têm influência direta sobre o comportamento dos parâmetros elásticos do 

reservatório (e.g. Teixeira et al., 2017; Mello e Lupinacci, 2021; Penna e Lupinacci, 2021; 

Teixeira et al., 2023).  Levando isto em conta, diversos autores destacam a importância 

de modelar cenários através da substituição de fluidos para prever o comportamento 

elástico no reservatório e, então, determinar a sensibilidade sísmica em aquisições time-

lapse (Costa et al., 2016; Silva et al., 2020; Cruz et al., 2021). Cruz et al. (2021) mostram 

que os reservatórios carbonáticos do pré-sal com porosidades maiores que 10% 

apresentam variação de 2-5% nos valores de impedância acústica com o aumento da 

saturação de água, evidenciando a viabilidade do monitoramento 4D na produção. Costa 

et al. (2016) demonstram que, mesmo quando a variação de impedância acústica é 

pequena nestes reservatórios, análises de time-shifts podem indicar a mudança de fluidos 

para o monitoramento 4D. 

Este trabalho foi desenvolvido no Campo de Atapu, na Bacia de Santos, sendo ele 

um dos maiores produtores do pré-sal (ANP, 2023). Este campo foi descoberto em 2013 

com a perfuração do poço 1-BRSA-1146-RJS no bloco exploratório BM-S-11A. 

Vizinhos ao Campo de Atapu, estão os campos Berbigão e Sururu, compreendendo o 

complexo de Iara, com mais de 300km2 de extensão. Existe um projeto de aquisição 

sísmica 4D no Campo de Atapu para o monitoramento da produção do reservatório 

(Chagas et al., 2024). Deste modo, é fundamental o desenvolvimento de pesquisas que 

avaliem o potencial de resposta dos parâmetros elásticos e da amplitude sísmica destes 

reservatórios aos diferentes tipos de fluidos, como óleo, água e CO2. Projetos de CO2-

EOR têm sido desenvolvidos nos reservatórios de campos do pré-sal, cujas características 

geológicas são favoráveis também a projetos de CCS (Nunes et al., 2024). Sendo assim, 

a identificação da movimentação da pluma de CO2 através da sísmica time-lapse é de 
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grande interesse para o desenvolvimento de estratégias energéticas seguras e sustentáveis 

de armazenamento geológico de carbono. 

Esta dissertação se inicia com uma revisão bibliográfica sobre tópicos como 

caracterização de reservatórios, física de rochas, substituição de fluidos e impacto do 

fluido no sinal sísmico. O capítulo seguinte é estruturado no formato de um artigo 

científico, cobrindo a avaliação da sensibilidade dos parâmetros elásticos e da amplitude 

sísmica à injeção de CO2 na Formação Barra Velha do Campo de Atapu, Bacia de Santos. 

Exploro e discuto a sensibilidade da velocidade da onda compressional, densidade, 

impedância acústica e o módulo de compressibilidade para diferentes cenários de 

saturação de CO2, assim como uma análise de time-shifts. Por fim, apresento 

considerações finais acerca do trabalho e sugestões de trabalhos futuros nesta linha de 

pesquisa. 
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2. Revisão bibliográfica 

2.1.  Caracterização de reservatórios 

A caracterização geofísica de reservatórios desempenha um papel cada vez mais 

essencial na identificação de novas acumulações e na extensão da vida útil de campos de 

hidrocarbonetos.  A integração de todos os tipos de dados, estáticos e dinâmicos, é crucial 

para a caracterização eficaz de reservatório e entendimento do seu comportamento ao 

longo do tempo, contribuindo para o aumento da eficiência da produção energética. 

Geólogos e petrofísicos trabalham com perfis open-hole para prover informações sobre 

zonas de reservatórios, como saturações, porosidades e outros. Engenheiros trabalham 

com dados de pressão, temperatura, curvas de produção. Por sua vez, geofísicos de 

reservatório fazem uso principalmente do dado sísmico, integrando-o com todos os outros 

acima citados, para uma compreensão mais ampla do reservatório, otimizando o seu 

gerenciamento. 

Os avanços tecnológicos na aquisição e processamento de dados sísmicos de 

reflexão 3D reduziram as incertezas associadas a este tipo de dado. O aumento da relação 

sinal-ruído, juntamente com melhorias na resolução e no imageamento sísmico, 

possibilitaram sua aplicação cada vez maior na escala de reservatório. Atributos sísmicos 

são amplamente usados para extrair informações geológicas, estruturais e volumétricas 

do reservatório. A amplitude é o atributo mais comum, e a partir dela, se derivam atributos 

geológicos, geofísicos e matemáticos (Barnes, 2016). Por outro lado, a aplicação da 

inversão sísmica pós-empilhamento prove o volume de impedância acústica, atributo 

mais valioso na caracterização de reservatórios. A impedância acústica está diretamente 

relacionada à rigidez e à densidade das rochas, que, por sua vez, são influenciadas pela 

porosidade, pela composição mineralógica do reservatório e pelo fluido presente. 

O uso de ferramentas para avaliar propriedades de reservatórios, como a inversão 

sísmica, física de rochas e monitoramento 4D originou o termo interpretação sísmica 

quantitativa. A partir desse conjunto de metodologias, podemos modelar e predizer 

parâmetros elásticos e propriedades de reservatório para além do raio dos poços. As 

propriedades elásticas, como a impedância acústica, são correlacionadas com as 

características petrofísicas de camadas geológicas (porosidade, volume de argila, fácies 

etc.), para a identificação e quantificação de litologias e fluidos. 
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A física de rochas fornece os fundamentos teóricos e empíricos necessários para 

relacionar as propriedades medidas sísmicas com as propriedades petrofísicas e 

geológicas do reservatório. Esse elo permite traduzir os dados geofísicos em modelos 

quantitativos e precisos, conectando o sinal sísmico às propriedades do reservatório, 

reduzindo incertezas e otimizando a tomada de decisões na produção de campos de 

hidrocarbonetos. 

A relação entre propriedades elásticas e petrofísicas é bem documentada na 

bibliografia. Modelos teóricos, heurísticos e empíricos que relacionam estes dois 

conjuntos de variáveis foram desenvolvidos ao longo dos anos, tanto para rochas 

siliciclásticas quanto carbonáticas (ver Avseth et al., 2005; Mavko et al., 2009; Dvorkin 

et al., 2014). Ferreira e Lupinacci (2018) mostram a relação entre altos valores de 

impedância acústica com baixos valores de porosidade em carbonatos Albianos e vice-

versa. Em rochas carbonáticas do pré-sal, Teixeira et al. (2017) observam uma correlação 

de 0.87 entre a impedância acústica e a porosidade efetiva, desconsiderando intervalos 

com a presença de argila magnesiana. De fato, estas argilas magnesianas com baixa 

porosidade possuem também baixos valores de impedância acústica, similar à dos 

reservatórios, comprometendo a relação linear empírica entre os parâmetros (Figura 2). 

Portanto, os autores recomendam uma classificação de fácies prévia ao uso destas 

relações para a modelagem de porosidade. Neste sentido, Fernandes et al. (2024) definem 

relações lineares empíricas entre porosidade efetiva e impedância acústica para cinco 

petrofácies: carbonatos de alta porosidade, carbonatos de porosidade intermediária, 

carbonatos fechados, argilas magnesianas e rochas ígneas. A modelagem de porosidade 

utilizando estas relações permitiu a identificação dos reservatórios de maior porosidade 

em um campo do pré-sal. Por outro lado, Penna e Lupinacci (2021) consideram que 

equações do segundo grau são mais representativas do comportamento da porosidade 

versus impedância acústica para diferentes tipos de fácies no pré-sal. 



 

8 

 

 

Figura 2: Crossplots de impedância acústica por porosidade efetiva para um conjunto de dados do pré-sal. 

Fonte: Teixeira et al. (2017). 

2.2.  Física de rochas 

Os parâmetros elásticos são propriedades características das rochas que 

descrevem seu comportamento elástico em resposta à diferentes tipos de tensões externas. 

Eles fornecem a base para modelar fenômenos como a propagação de ondas mecânicas 

em subsuperfície. Dois tipos de ondas de corpo podem se propagar em um meio isotrópico 

e elástico: compressional (𝑉𝑝), e cisalhante (𝑉𝑠). As velocidades 𝑉𝑝 e 𝑉𝑠 estão 

relacionadas com os módulos elásticos pelas equações abaixo (Simm e Bacon, 2014): 

 𝑉𝑝 = √
𝐾 + 4𝜇 3⁄

𝜌
, (1) 

e 

 𝑉𝑠 = √
𝜇

𝜌
, (2) 
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nos quais 𝐾 representa o módulo de bulk (ou módulo volumétrico), 𝜇 o módulo cisalhante 

e 𝜌 é a densidade. 

O conhecimento dos parâmetros elásticos é crucial para conectar as propriedades 

físicas do reservatório às respostas sísmicas medidas em campo (Figura 3). Abaixo, 

encontra-se uma descrição dos principais módulos elásticos utilizados pelo geofísico na 

caracterização de reservatórios (Simm e Bacon, 2014): 

 

Figura 3. Desenho esquemático das deformações em uma unidade de rocha, mostrando (a) o módulo de 

bulk e (b) o módulo cisalhante. 

• Módulo de bulk (𝑲): é a resistência da rocha à compressão normal uniforme 

aplicada em todas as direções. Relaciona a mudança relativa de volume ∆𝑉 𝑉⁄  com à 

tensão compressiva 𝑆 da forma: 𝐾 = 𝑆 ∆𝑉 𝑉⁄⁄ . O módulo de bulk é dado por: 

 𝐾 = 𝜌(𝑉𝑝2 − 4𝑉𝑠2 3⁄ ). (3) 

• Módulo de cisalhamento (𝝁): é a resistência da rocha à tensão cisalhante. 

Relaciona a tensão cisalhante e a deformação cisalhante, medida pelo ângulo de 

cisalhamento, com: 𝜇 = shear stress shear strain⁄ . Cabe ressaltar que fluidos não 

resistem ao cisalhamento, assumindo-se então, o seu módulo como zero. O módulo de 

cisalhamento é dado pela equação: 

 𝜇 = 𝜌𝑉𝑠2. (4) 

• Densidade (𝝆): descreve a relação entre a massa e o volume de uma rocha, 

expressa pela equação: 𝜌 = 𝑚 𝑉⁄ . 
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Conhecendo-se 𝐾, 𝜇 e 𝜌, pode-se derivar todas as outras constantes elásticas, tais 

como: 

• Razão de Poisson (𝒗): Relação entre deformação lateral e longitudinal sob 

compressão uniaxial, obtido a partir de 𝐾 e 𝜇 com 𝑣 =
3𝐾−2𝜇

2(3𝐾+𝜇)
. A razão de Poisson possui 

alta correlação com a razão 𝑉𝑝 𝑉𝑠⁄ , o qual é um atributo muito utilizado na caracterização 

de reservatórios do pré-sal (Teixeira et al., 2017; Mello e Lupinacci 2022; Teixeira et al., 

2023). Além disso, a variação da razão de Poisson em uma interface de reflexão pode ter 

muito controle em mudanças de mudança de amplitude com offset (AVO, Simm e Bacon, 

2014). 

• Módulo de Young (𝑬): é a rigidez do material sob deformação uniaxial. 

Relaciona a tensão normal 𝜎 aplicada a um material com a deformação 𝜖 resultante, 

segundo a fórmula: 𝐸 = 𝜎 𝜖⁄ . Também pode ser obtido por 𝐸 =
9𝐾𝜇

3𝐾+𝜇
. 

• Modulo de compressibilidade (𝑴): também conhecido como módulo da onda P. 

Descreve a rigidez total da rocha sob compressão uniaxial, relacionando a resistência a 

deformação volumétrica 𝐾 e cisalhante 𝜇. É usado para descrever o comportamento de 

ondas P, juntamente com a densidade, na ausência da onda S. É obtido a partir de 𝑀 =

𝐾 + 4𝜇 3⁄ . 

• Constante de Lamé (𝝀): representa a resistência à deformação volumétrica 

quando a rocha é submetida a uma pressão uniforme. Ele mede o quanto um material 

resiste à compressão ou expansão sem deformação cisalhante. É calculado com a equação: 

𝜆 = 𝐾 − 2𝜇 3⁄ . 

Após a descrição dos parâmetros elásticos fundamentais, é importante destacar a 

impedância acústica (𝑍) e a impedância cisalhante (𝑍𝑠), que são propriedades derivadas 

diretamente das constantes elásticas e possuem papel essencial na caracterização de 

reservatórios. 

A impedância acústica é definida como o produto entre 𝑉𝑝 e 𝜌, através de: 

 𝑍 = 𝜌𝑉𝑝. (5) 

A impedância acústica é um dos parâmetros mais importantes na caracterização 

de reservatórios, pois ele pode ser obtido do volume sísmico utilizando a inversão sísmica. 

A partir dela, são feitas inferências sobre litologias, fluidos e propriedades de 
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reservatórios (Simm e Bacon, 2014). A impedância cisalhante pode ser obtida a partir da 

inversão elástica, a qual utiliza o dado migrado pré-empilhamento ou os empilhamentos 

parciais. Este tipo de inversão é baseado nas equações de Zoeppritz (1919), que fornecem 

as variações de AVO para interfaces de camadas (Aki e Richards, 1980). 

A caracterização de fácies é primordial para entender as heterogeneidades do 

reservatório, fornecendo suporte para a modelagem geológica. Nesse contexto, diversos 

estudos têm explorado as relações entre os parâmetros elásticos para compreender a 

variabilidade de fácies nos reservatórios do pré-sal.  A identificação de rochas ígneas, 

cuja ocorrência é reportada em campos do pré-sal como o Campo de Mero (Ren et al., 

2019), é crucial como dado de entrada na modelagem destes reservatórios, uma vez que 

podem configurar barreiras de permeabilidade ao fluxo. Fernandes et al. (2024) mostram 

como as distribuições de impedância acústica são capazes de separar as fácies 

carbonáticas com boa porosidade e as fácies ígneas no pré-sal. Penna et al. (2019) 

utilizam, além da impedância acústica, a impedância cisalhante para distinguir entre estas 

rochas ígneas de carbonatos não porosos (Figura 4), auxiliando na modelagem geológica. 

 

Figura 4: Distribuição dos valores de impedância acústica e impedância cisalhante para a distinção de 

rochas ígneas no pré-sal. Fonte: Penna et al. (2019). 
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Adicionalmente, é possível obter informações sobre a mineralogia dos carbonatos 

combinando diferentes parâmetros elásticos. Vasquez et al. (2019) por exemplo, 

correlacionam a razão 𝑉𝑝 𝑉𝑠⁄  e a impedância acústica para indicar variações 

mineralógicas, como o aumento do teor de argila magnesiana (estevensita). Teixeira et al. 

(2023), por sua vez, demonstram que a relação entre 𝑉𝑝 𝑉𝑠⁄  e a impedância acústica pode 

ser utilizada para identificar litotipos de carbonatos com diferentes teores de sílica, 

dolomita e calcita (Figura 5). Ambos os autores demonstram que a presença de sílica 

causa uma queda significativa na razão 𝑉𝑝 𝑉𝑠⁄  nos carbonatos do pré-sal devido aos 

valores anomalamente baixos da razão de Poisson do quartzo. A identificação destas 

zonas silicificadas é crucial devido à sua relação com a presença de fraturas (Oliveira 

Neto et al., 2023). 

 

Figura 5: Distribuição dos valores de impedância acústica e da razão 𝑉𝑝 𝑉𝑠⁄  para a diferenciação dos 

diferentes litotipos dominados por calcita (calcite), dolomita (dolomite) e sílica (silica) no pré-sal do Campo 

de Búzios, Bacia de Santos. As linhas tracejadas representam os modelos do Meio Diferencial Efetivo 

(DEM) para diferentes conteúdos mineralógicos e porosidades. Fonte: Teixeira et al. (2023). 

2.2.1. Limites de física de rochas 

Rochas são agregados de diferentes minerais, variando em elementos como a 

mineralogia, geometria de poros, textura, rigidez, conteúdo de fluido e outros. Algumas 

dessas propriedades desempenham um papel crucial na definição do comportamento 
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elástico das rochas, com destaque para a associação de minerais que as compõem. Na 

física de rochas, dividimos a rocha em fase sólida, compreendendo os minerais, e fase 

fluida, compreendendo os fluidos que preenchem o espaço poroso (Avseth et al., 2005). 

Entretanto, a maior parte dos modelos de física de rochas assume um único mineral em 

sua composição, chamado de mineral efetivo. O mineral efetivo introduz a contribuição 

dos minerais da fase sólida nas ferramentas utilizadas na física de rochas, como nos 

limites de física de rochas. 

Para definir os intervalos elásticos máximos e mínimos que a fase sólida de uma 

rocha heterogênea multi-mineralógica pode apresentar na natureza, utilizamos os limites 

de física de rochas. Neste sentido, os limites de Voigt e Reuss são utilizados para estimar 

os parâmetros elásticos do mineral efetivo (Avseth et al., 2005). O limite de Voigt trata-

se da média aritmética ponderada das propriedades elásticas de uma rocha, enquanto o 

limite de Reuss se refere a média harmônica ponderada dos módulos elásticos de cada 

constituinte mineral. Em ambos os casos, a ponderação é feita pela fração de cada um 

destes minerais. O limite de Voigt representa o limite superior dos módulos elásticos de 

uma determinada composição mineralógica, enquanto o limite de Reuss consiste no limite 

inferior. Sendo assim, considera-se que nenhuma rocha pode ser mais dura rígida que a 

média de Voigt e mais friável que a média de Reuss (Figura 6). 

 

Figura 6: Limites de física de rochas para diferentes percentuais da mistura entre os minerais de calcita 

(calcite) e argila (clay). As linhas sólidas superior, inferior e intermediária são os limites de Voigt, Reuss e 

VHR, respectivamente. As linhas tracejadas correspondem aos limites de Hashin-Shtrikman superior, 

inferior e médio. Observamos que as maiores diferenças entre os módulos elásticos definidos em cada limite 

estão nos percentuais intermediários, enquanto os pontos de cada mineral. Esta diferença entre os limites é 

diretamente impactada pela rigidez dos minerais constituintes (Avseth et al., 2005). Fonte: Dvorkin et al. 

(2014). 
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As equações para o cálculo da média de Voigt, com o subscrito 𝑉, e Reuss, com 

o subscrito 𝑅, são apresentadas abaixo, com exemplo para o modulo de bulk e de 

cisalhamento: 

 

𝐾𝑉 = ∑ 𝑓𝑖𝐾𝑖

𝑁

𝑖=1

, 𝐺𝑉 = ∑ 𝑓𝑖𝐺𝑖

𝑁

𝑖=1

, 
(6) 

 

𝐾𝑅
−1 = ∑ 𝑓𝑖𝐾𝑖

−1

𝑁

𝑖=1

, 𝐺𝑅
−1 = ∑ 𝑓𝑖𝐺𝑖

−1

𝑁

𝑖=1

, 
(7) 

no qual, 𝑓𝑖, 𝐾𝑖 e 𝐺𝑖 representam a fração, o módulo de bulk e o módulo de cisalhamento, 

respectivamente, do mineral 𝑖. A Tabela 1 resume um exemplo do cálculo dos módulos 

elásticos para uma rocha composta por 60% de calcita e 40% de argila utilizando os 

limites de física de rochas. 

Tabela 1: Módulo de bulk e de cisalhamento do mineral efetivo calculado a partir dos diferentes limites de 

física de rochas. Os parâmetros elásticos da calcita e dolomita são 𝐾𝐶𝐴𝐿 = 76,8 GPa, 𝐺𝐶𝐴𝐿 = 36,0 GPa, 

𝐾𝐴𝑅𝐺 = 21,0 GPa e 𝐺𝐴𝑅𝐺 = 7,0 GPa (Dvorkin et al., 2014). 

 𝐾𝑒𝑓𝑓 (GPa) 𝐺𝑒𝑓𝑓 (GPa) 

Voigt 54,5 24,4 

Reuss 37,2 13,5 

Voigt-Reuss-Hill 45,8 19,0 

Hashin-Shtrikman superior 46,3 20,9 

Hashin-Shtrikman inferior 40,3 16,9 

Média de Hashin-Shtrikman 43,3 18,9 

Para reduzir as incertezas a partir dos modelos teóricos de Voigt e Reuss, 

usualmente calculamos os módulos elásticos para o mineral efetivo da rocha com a média 

de Hill (Simm e Bacon, 2014). A média de Hill (equação 8) calcula a média aritmética 

dos limites de Reuss e Voigt, também sendo conhecida como média de Voigt-Reuss-Hill 

(VHR, Figura 6). Por se tratar de uma média de valores extremos, a média de VHR 

fornece uma estimativa mais realista das propriedades elásticas efetivas de uma mistura 

mineral, representando valores mais razoáveis para modelar o comportamento elástico de 

rochas encontradas em subsuperfície.  

 
𝐾𝐻 =

𝐾𝑉 + 𝐾𝑅

2
 𝐺𝐻 =

𝐺𝑉 + 𝐺𝑅

2
 

(8) 
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Mavko et al. (2009) afirmam que os limites teóricos de Hashin-Shtrikman 

produzem limites com a menor variação possível para rochas isotrópicas lineares sem 

assumir informações sobre a geometria dos poros. O limite superior de Hashin-Shtrikman 

calcula valores tipicamente menores que o limite de Voigt, enquanto o limite inferior de 

Hashin-Shtrikman calcula valores iguais aos de Reuss. A interpretação geométrica dos 

limites de Hashin-Shtrikman é mostrada na Figura 7. O espaço é preenchido por um 

conjunto de esferas compostas pelo material 2, cada uma envolvida por uma concha do 

material 1. Cada esfera, junto com sua camada, possui frações volumétricas exatamente 

iguais a 𝑓1 e 𝑓2. O limite superior é dado quando o material mais rígido compõe a concha, 

enquanto o limite inferior é alcançado quando esse material está no núcleo da esfera. A 

interpretação física implica em uma ampla variação nos tamanhos das esferas revestidas, 

garantindo que preencham completamente o espaço. 

 

Figura 7: Exemplo esquemático da representação física dos limites de Hashin-Shtrikman para um material 

com duas fases. Fonte: Mavko et al. (2009). 

O espaço poroso das rochas em subsuperfície é preenchido por fluidos. Na física 

de rochas, consideramos a influência da fase fluida tão importante quanto à da fase solida 

para as propriedades elásticas de rochas. Na fase fluida, consideramos que os diferentes 

tipos de fluidos presentes nas rochas, como água, óleo e gás, estão em comunicação 

hidráulica, podendo estar em saturação total ou parcial em um sistema imiscível. Para o 
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cálculo do modulo de bulk do fluido efetivo da fase fluida, comumente usa-se a limite de 

Reuss, considerando a saturação de cada fluido presente (equação 9). Similarmente, 

calculamos a densidade do fluido efetivo através da média aritmética da densidade de 

cada fluido presente. Quando todos os constituintes são fluidos, este limite fornece o 

módulo elástico exato da mistura (Avseth et al., 2005). Para um cenário de uma mistura 

entre quartzo e água, a média de Reuss emula o comportamento de uma suspensão do 

mineral no fluido. O modulo de cisalhamento da fase fluida permanece zero dado que não 

há deformação cisalhante em fluidos (Dvorkin et al., 2014). 

 1

𝐾𝑓𝑒𝑓𝑓
=

𝑓𝑤

𝐾𝑤
+

𝑓𝑜

𝐾𝑜
+

𝑓𝑔

𝐾𝑔
, 

(9) 

no qual 𝑓𝑤, 𝑓𝑜 e 𝑓𝑔 são as frações de água, óleo e gás, respectivamente, e 𝐾𝑤, 𝐾𝑜 e 𝐾𝑔 são 

os seus respectivos módulos de bulk. 

Em subsuperfície, os diferentes tipos de fluidos são afetados por fatores como, 

salinidade da água de formação, razão gás/óleo, gravidade específica do gás, pressão e 

temperatura. As equações de Batzle e Wang (1992) relacionam estas propriedades com o 

módulo de bulk e densidade dos fluidos nas condições de reservatório. Usamos estes os 

valores dos módulos de bulk calculados como dado de entrada na equação do limite de 

Reuss dos fluidos. A densidade é usualmente calculada utilizando o limite de Voigt 

(Dvorkin et al., 2014). 

No pré-sal, Vasquez et al. (2019) adotam a média de VHR para o cálculo do 

mineral efetivo para diferentes níveis de proporção de calcita, dolomita, quartzo e 

estevensita. Os autores utilizam os valores calculados para diferentes proporções de 

volume de estevensita para a calibração do modelo de Vernik-Kachanov (Vernik e 

Kachanov, 2010) para seu conjunto de dados (Figura 8). Silva et al. (2020) utilizam a 

mesma abordagem, porém somente para os minerais de calcita, dolomita e quartzo. De 

uma maneira geral, a média de VHR é a abordagem mais empregada para o cálculo dos 

parâmetros do mineral efetivo nos carbonatos do pré-sal. 
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Figura 8: Modelo de Vernik-Kachanov calibrado para um conjunto de dados do pré-sal, com os módulos 

elásticos efetivos da fase sólida sendo calculados utilizando o limite de VHR para diferentes proporções de 

estevensita. Fonte: Vasquez et al. (2019). 

2.2.2. Substituição de fluidos 

As propriedades elásticas de rochas variam com o tipo de fluido presente em seus 

poros. Para prever esta mudança, Gassmann (1951) descreve as equações para a 

substituição de fluidos em rochas saturadas (𝐾𝑠𝑎𝑡) em função do módulo de bulk efetivo 

da rocha seca (𝐾𝑑𝑟𝑦), da fase sólida (𝐾𝑠), do fluido (𝐾𝑓) e da porosidade total da rocha 

(𝜑). Considera-se que o módulo de cisalhamento da rocha saturada (𝜇𝑠𝑎𝑡) mantêm-se o 

mesmo da rocha seca (𝜇𝑑𝑟𝑦), dado que ondas cisalhantes não viajam através de fluidos. 

A equação de Gassmann para o cálculo de 𝐾𝑠𝑎𝑡 é dada por: 

 
𝐾𝑠𝑎𝑡 = 𝐾𝑠

𝜑𝐾𝑑𝑟𝑦 − (1 + 𝜑)𝐾𝑓 𝐾𝑑𝑟𝑦 𝐾𝑠 + 𝐾𝑓⁄

(1 − 𝜑)𝐾𝑓 + 𝜑𝐾𝑠 − 𝐾𝑓𝐾𝑑𝑟𝑦 𝐾𝑠⁄
. (10) 

Os pressupostos fundamentais de Gassmann para a aplicação de suas equações 

incluem três premissas principais que garantem a validade dos cálculos relacionados à 

substituição de fluidos em rochas porosas. Primeiro, assume-se que a rocha é isotrópica 

e homogênea, ou seja, suas propriedades elásticas não variam com a direção e são 

uniformes em toda a sua extensão. Segundo, tanto a fase mineral quanto a fase fluida são 

representadas por módulos elásticos efetivos, o que permite tratar as propriedades 
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mecânicas do meio como médias das fases constituintes. Por fim, presume-se que o fluido 

nos espaços porosos esteja em comunicação hidráulica completa, garantindo que a 

pressão do fluido seja uniforme em todo o sistema poroso durante a propagação de ondas 

sísmicas. Esses pressupostos são fundamentais para que as equações de Gassmann sejam 

aplicadas corretamente na modelagem de propriedades elásticas de rochas saturadas. 

Comumente, utilizam-se dados de perfis open-hole como fonte de entrada para as 

equações de Gassmann. A partir destes perfis, que representam a rocha saturada in-situ, 

calculamos o modulo de bulk da rocha saturada com o fluido A (𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴) utilizando a 

equação 3. Logo, conhecendo o 𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴, derivamos o 𝐾𝑑𝑟𝑦 através da equação 11. As 

demais variáveis, como os módulos de bulk da fase sólida e fluida, são calculadas pela 

média de VHR e Reuss, respectivamente. 

 
𝐾𝑑𝑟𝑦 = 𝐾𝑠

1 − (1 − 𝜑) 𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴 𝐾𝑠 − 𝜑𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴 𝐾𝑓𝐴⁄⁄

1 + 𝜑 − 𝜑𝐾𝑠 𝐾𝑓𝐴⁄ − 𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴 𝐾𝑠⁄
. (11) 

Uma vez obtendo o 𝐾𝑑𝑟𝑦, pode-se calcular o modulo de bulk da rocha saturada 

com fluido B (𝐾𝑠𝑎𝑡𝐵) considerando, na equação 10, 𝐾𝑓 = 𝐾𝑓𝐵. 

A densidade da rocha saturada com o fluido B é calculada a removendo da 

densidade da rocha in situ o efeito da densidade do fluido A e adicionando o efeito a 

densidade do fluido B: 

 𝜌𝑏𝐵 = 𝜌𝑏𝐴 − 𝜑𝜌𝑓𝐴 + 𝜑𝜌𝑓𝐵. (12) 

Conhecendo os módulos de bulk, de cisalhamento e densidade para o novo fluido, 

pode-se calcular os novos parâmetros elásticos 𝑉𝑝 e 𝑉𝑠 para o fluido substituído através 

das equações 1 e 2. A aplicação das equações de Gassmann permite ao geofísico modelar 

o comportamento sísmico e elástico de rochas em diferentes cenários de saturação, 

ajudando na identificação de hidrocarbonetos. 

Como demonstrado, é necessário conhecer as variáveis 𝑉𝑝, 𝑉𝑠 e densidade para a 

aplicação das equações de Gassmann. Entretanto, é comum a ausência do perfil 𝑉𝑠. Uma 

solução para isso é utilizar as equações de Mavko et al. (1995) para realizar a substituição 

de fluidos. As equações de Mavko utilizam o módulo de compressibilidade 𝑀 no lugar 

de 𝐾, utilizando as mesmas equações propostas por Gassmann, da forma: 



 

19 

 

 
𝑀𝑠𝑎𝑡 ≈ 𝐾𝑠

𝜑𝑀𝑑𝑟𝑦 − (1 + 𝜑)𝐾𝑓 𝑀𝑑𝑟𝑦 𝑀𝑠 + 𝐾𝑓⁄

(1 − 𝜑)𝐾𝑓 + 𝜑𝑀𝑠 − 𝐾𝑓𝑀𝑑𝑟𝑦 𝐾𝑠⁄
. (13) 

e 

 
𝑀𝑑𝑟𝑦 = 𝑀𝑠

1 − (1 − 𝜑) 𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴 𝑀𝑠 − 𝜑𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴 𝐾𝑓𝐴⁄⁄

1 + 𝜑 − 𝜑𝑀𝑠 𝐾𝑓𝐴⁄ − 𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴 𝑀𝑠⁄
. (14) 

no qual 𝑀𝑑𝑟𝑦 é o modulo de compressibilidade da rocha seca, 𝑀𝑠𝑎𝑡, é o módulo de 

compressibilidade da rocha saturada e 𝑀𝑠 é o módulo de compressibilidade da fase sólida. 

As demais variáveis são as mesmas utilizadas por Gassmann. 

2.2.3. Modelando o impacto do fluído no sinal sísmico 

Os parâmetros elásticos são propriedades de rochas responsáveis por ditar seu 

comportamento elástico em resposta à diferentes tipos de tensões externas. As 

características da passagem de uma onda acústica pela subsuperfície são governadas por 

estes parâmetros elásticos. As reflexões sísmicas dependem dos contrastes de 𝑉𝑝, 𝑉𝑠 e 

densidade entre as camadas de rocha em subsuperfície. Por sua vez, estes três parâmetros 

são influenciados pelas propriedades físicas das rochas como mineralogia, porosidade, 

textura, fluido preenchendo o espaço poroso e outros (Dvorkin et al., 2014). Portanto, é 

possível estabelecer relações entre o sinal sísmico e as propriedades da rocha para a 

caracterização de reservatórios. 

Múltiplos elementos da rocha podem estar variando e afetando o sinal sísmico. 

Sendo assim, é crucial avaliar cada um destes fatores individual e integradamente, assim 

como os seus respectivos impactos na amplitude sísmica. A modelagem do sinal sísmico 

sintético é realizada simplificadamente utilizando as equações de Zoeppritz e suas 

aproximações (Aki e Richards, 1980) para a construção do gather, ou a modelagem para 

o offset zero baseada nos contrastes de impedância acústica. Utilizando as ferramentas de 

física de rochas, é possível avaliar o impacto das propriedades de reservatório nos 

parâmetros elásticos para, posteriormente, se realizar a modelagem sísmica direta destes 

cenários. Como exemplo, a combinação da substituição de fluidos com a modelagem 

sísmica é capaz de gerar o comportamento da amplitude sísmica para diferentes cenários 

de saturação em fluidos no reservatório. Logo, o uso da modelagem sísmica direta permite 
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a criação de catálogos sísmicos com os diferentes padrões encontrados para as variações 

das propriedades do reservatório modeladas utilizando relações de física de rochas. 

A sísmica 4D se baseia no uso de aquisições sísmicas realizadas em diferentes 

momentos da vida útil de um campo de petróleo. Ao se garantir boas condições de 

aquisição e repetibilidade, as variações de impedância acústica observadas entre os 

diferentes dados sísmicos são associadas a mudanças nos parâmetros elásticos das rochas 

que, por sua vez, são relacionadas às mudanças nas propriedades do reservatório como 

saturação e pressão (Johnston, 2013). Com isso, ao se comparar o dado sísmico base com 

o dado sísmico monitor, é possível inferir estas mudanças e ajustar os modelos estáticos 

e dinâmicos do reservatório. Dessa forma, a sísmica 4D se torna uma ferramenta 

poderosa, não apenas para entender o comportamento do reservatório ao longo do tempo, 

mas também para reduzir incertezas e apoiar a tomada de decisões estratégicas no 

desenvolvimento de campos petrolíferos. 

A modelagem do traço sísmico sintético está presente em diversos estudos de 

viabilidade e aplicação da sísmica 4D no pré-sal (Costa et al., 2016; Mello et al., 2019; 

Silva et al., 2020; Cruz et al., 2021; Davolio et al., 2021). Cruz et al. (2021) conduzem o 

primeiro estudo sísmico 4D no pré-sal, identificando anomalias associadas à injeção de 

água e gás para a produção do reservatório (Figura 9). Ao redor do poço injetor WAG1, 

observa-se variações positivas de amplitude associadas à injeção de água, com a 

movimentação associada aos poços produtores P1 e P6. Este tipo de anomalia foi prevista 

na modelagem utilizando a substituição de fluidos, sendo relacionada a contrastes 

positivos de impedância acústica. Por sua vez, o poço WAG2 apresenta uma anomalia de 

amplitude negativa devido à injeção WAG com um gás com baixo teor de CO2, causando 

quedas nos valores de impedância acústica. 
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Figura 9: Análise da anomalia sísmica 4D no reservatório do pré-sal no Campo de Tupi, Bacia de Santos, 

com: (a) mapa de média da variação amplitude sísmica no reservatório, com uma anomalia positiva 

ocorrendo ao redor do poço WAG1 associada à injeção de água e uma anomalia negativa ao redor do poço 

WAG2 relacionada à injeção de gás; (b) Seção sísmica mostrando a alta resolução e bom imageamento 

sísmico do dado; (c) interpretação das anomalias 4D na seção sísmica, destacando os efeitos de lobos 

laterais do pulso sísmico fora da região onde ocorreu a injeção. Fonte: Cruz et al. (2021). 

Cruz et al. (2021) destacam que tanto componentes estruturais quanto 

estratigráficos influenciam na dinâmica dos fluidos no reservatório e, portanto, na 

anomalia 4D observada. Dentre os efeitos estratigráficos, destaca-se a ausência de 

anomalias 4D entre o poço injetor WAG1 e o poço produtor P4 (Figura 10). Este 

comportamento está associado à presença de fácies argilosas em um baixo estrutural, 

funcionando como uma barreira ao fluxo. Por fim, neste trabalho, os autores destacam 

que variações de impedância acústica maiores que 1.5% são detectáveis na sísmica 4D 

devido às excelentes condições de aquisições OBN e do uso de ferramentas avançadas de 

processamento do dado sísmico. Além disso, destaca-se que estes valores podem chegar 

à 1%, tornando possível a avaliação de variações de pressão individualmente. 
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Figura 10: Avaliação do comportamento da anomalia sísmica 4D associada ao poço produtor WAG1 e ao 

poço injetor P4, com: (a) mapa de anomalia sísmica 4D na parte superior da Formação Barra Velha; (b) 

seção sísmica 4D, evidenciando com a linha verde a região com ausência de anomalia; (c) interpretação da 

presença de fácies não-reservatório funcionando como uma barreira ao fluxo entre os poços WAG1 (injetor) 

e P4 (produtor). Fonte: Cruz et al. (2021). 

Silva et al. (2020) realizam um extenso estudo de viabilidade para a sísmica 4D 

no pré-sal, no qual diversos cenários de variação de saturação e pressão são avaliados 

para verificar quais apresentam mais sensibilidade para o monitoramento ao longo do 

tempo. Dentre os vinte e quatro cenários avaliados, destacam-se dez que produziram 

anomalias 4D significativas na Formação Barra Velha e 17 na Formação Itapema, 

evidenciando o potencial dos carbonatos do pré-sal para este tipo de monitoramento. 

Além disso, os autores comparam os resultados da substituição de fluidos obtidos pela 

aplicação dos modelos de Xu e Payne (2009) e Gassmann (1951). Ambas as abordagens 

apresentam valores semelhantes, evidenciando que não existe vantagens no estudo de 

viabilidade 4D ao se utilizar o modelo de Xu e Payne (2009). Assim, verificou-se que as 

equações de Gassmann produziram resultados equivalentes, eliminando a necessidade de 

definir a geometria detalhada do espaço poroso nas equações de Xu e Payne (2009). 

Costa et al. (2016) apresentam um estudo de viabilidade para o uso da sísmica 4D 

no pré-sal que integra, além da avaliação dos contrastes de impedância acústica, a análise 

de time-shifts. Os time-shifts são deslocamentos no tempo causados pelas variações de 

velocidade entre o dado sísmico base e o dado sísmico monitor. Estas variações são 

associadas a mudanças de saturação e pressão do reservatório. Em seus resultados, os 

autores mostram variações de 1% na impedância acústica após a injeção de água na 
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Formação Barra Velha e de 3% nas coquinas da Formação Itapema. O maior impacto nas 

coquinas é associado às melhores condições de reservatório na Formação Itapema. O 

time-shift acumulado até o intervalo do aquífero na Formação Itapema foi de 1.4ms, valor 

o qual os autores consideraram suficiente para ser detectado na sísmica 4D. 

Mello et al. (2019) mostram a modelagem petro-elástica para a análise de time-

shifts em um campo do pré-sal (Figura 11). Os autores destacam que os deslocamentos 

temporais na zona de óleo estão predominantemente relacionados ao aumento da rigidez 

do reservatório, causado pela depleção e pelo aumento da saturação de água. Já os 

deslocamentos temporais associados à zona de água no intervalo do reservatório devem-

se ao aumento da saturação de gás/óleo, com uma redução na rigidez restrita a pequenas 

áreas em vermelho, e a depleção, com um aumento na rigidez nas áreas em azul da Figura 

11. 

 

Figura 11: Modelagem dos time-shifts em um campo do pré-sal, com: à esquerda, o time-shift acumulado 

calculado na zona de óleo do reservatório; à direita, o time-shift acumulado estimado na zona de água. 

Fonte: Mello et al. (2019). 

Levando em conta o  sucesso destes estudos de viabilidade e aplicação da sísmica 

4D no pré-sal, esta abordagem demonstra enorme potencial como uma ferramenta 

estratégica para o monitoramento e gestão de reservatórios em ambientes complexos, 

como é o caso dos carbonáticos do pré-sal. No entanto, a aplicação da sísmica 4D nesses 

reservatórios ainda enfrenta desafios significativos devido à heterogeneidade das rochas, 

às condições de alta pressão e temperatura, e às características únicas dos fluidos 
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presentes. Neste contexto, é fundamental avaliar a viabilidade da sísmica 4D 

individualmente para cada campo e cada reservatório. Portanto, o próximo capítulo 

apresenta o trabalho desenvolvido que se concentra na análise da resposta sísmica 4D 

associada à injeção de CO2 em reservatórios carbonáticos do pré-sal, com foco no Campo 

de Atapu, na Bacia de Santos. O objetivo é avaliar como as mudanças na saturação de 

fluidos, causadas pela injeção de CO2, afetam os parâmetros elásticos e a amplitude 

sísmica. Com isso, investigo a viabilidade na identificação e monitoramento destas 

alterações utilizando a sísmica 4D. 
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3. Modelagem da resposta sísmica 4D à injeção de CO2 

Título: Modelagem da resposta 4D da amplitude sísmica causada pela injeção de 

CO2 nos carbonatos do pré-sal no Campo de Atapu, Bacia de Santos, Brasil. 

Title: Modeling the 4D seismic amplitude response caused by the CO2 injection 

in the pre-salt carbonate reservoirs of the Atapu Field, Santos Basin, Brazil 

Autores: Gabriela Figueiredo Marinho1, Fábio Júnior Damasceno Fernandes1, 

Wagner Moreira Lupinacci12 

1Grupo de Interpretação Exploratória e Caracterização de Reservatórios 

(GIECAR), Departamento de Geologia e Geofísica, Universidade Federal Fluminense, 

Niterói, RJ, 24210-346, Brasil 

2Instituto Nacional de Ciência e Tecnologia em Geofísica do Petróleo (INCT-

GP/CNPq), Niterói, RJ, 24210-346, Brasil 

As preocupações com os elevados níveis de CO2 na atmosfera têm se intensificado 

à medida que os impactos das mudanças climáticas afetam cada vez mais a população. 

Contudo, a demanda energética ainda depende amplamente de combustíveis fosseis, os 

quais são responsáveis por grande parte das emissões dos gases causadores do efeito 

estufa (Guarieiro et al., 2011; Ghosh e Ghosh, 2020; Soares e Rangel, 2022; IEA, 2024). 

Nesse contexto, muitas empresas de óleo e gás buscam aumentar a eficiência na produção 

de petróleo ao mesmo tempo que se empenham em alcançar a neutralidade de carbono, 

reduzindo a emissão de CO2 por barril de óleo produzido (Petrobras, 2024). Tecnologias 

como recuperação avançada de petróleo (EOR), associada à captura e armazenamento de 

carbono (CCS), tem se tornado uma opção atrativa e eficiente. Através do mecanismo de 

CO2-EOR, o CO2 produzido em associação ao óleo é capturado e reinjetado na fonte, ao 

invés de ser emitido para a atmosfera (Mattos, 2018). Esta tecnologia tem sido aplicada 

desde 2010 no pré sal, reinjetando cerca de 40.8 milhões de tCO2 (Petrobras, 2024). 

Atualmente, os principais projetos que contam com a injeção de CO2 no pré-sal são nos 

campos de Tupi, Búzios, Mero e Sapinhoá (Nunes et al., 2024). 

O pré-sal brasileiro foi descoberto em 2006 e atualmente consiste na principal 

província petrolífera do país (ANP, 2023). Seus principais campos estão localizados na 

Bacia de Santos, na margem sudeste do Brasil, em águas ultra profundas, com coluna 
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d’água de aproximadamente 2000m. Suas rochas reservatório correspondem a carbonatos 

de idade Aptiana depositados em ambiente lacustre durante a fase rifte do processo de 

abertura do Oceano Atlantico Sul (Milani et al., 2007; Buckley et al., 2015; Wright and 

Barnett, 2015). Estes reservatórios são encontrados a cerca de 5000m de profundidade, 

sotopostos a uma espessa camada salina depositada durante o período Aptiano tardio 

(Moreira et al., 2007). Os carbonatos do pré-sal são reservatórios com porosidades médias 

tipicamente maiores que 10% (Chagas et al., 2024), saturados com óleo leve e alta razão 

gás/óleo, com CO2 dissolvido. No geral, o pré-sal reúne condições geológicas e 

geomecânicas favoráveis a injeção de CO2. A espessa camada de sal age como um selo 

efetivo, induzindo um alto regime de stress no sal, o que minimiza o risco de fraturamento 

durante a injeção de CO2 no reservatório (Nunes et al., 2024). Entretanto, os desafios 

permanecem na caracterização geofísica desses reservatórios carbonáticos devido a 

fatores como a ambiguidade na resposta elástica das rochas (Teixeira et al., 2017; Mello 

e Lupinacci, 2022; Fernandes et al., 2024) e dificuldades de imageamento sísmico 

impostas pelo soterramento sob espessas camadas de sal (Zambrini et al., 2020; Maul et 

al., 2021).  

Com potencial de tornar-se um hub de injeção de CO2, seja para projetos de CCS 

ou EOR, o pré-sal demanda estudos e monitoramentos rigorosos para o rastreamento da 

pluma de CO2 e para garantir seu confinamento no reservatório a médio e longo prazo. 

Do ponto de vista geofísico, as aquisições sísmicas time-lapse, ou sísmica 4D, tornam-se 

essenciais para o acompanhamento da dinâmica dos fluidos no reservatório (Cruz et al., 

2021). O levantamento sísmico inicial, conhecido como dado base, e os levantamentos 

sísmicos subsequentes, os dados monitores, são comparados e permitem a identificação 

e interpretação de alterações induzidas pela injeção e produção de fluidos (Johnston, 

2013). O pré-sal brasileiro lidera atualmente os investimentos nacionais em sísmica 4D 

no Brasil, com a distribuição de ocean-bottom nodes (OBN) e ocean-bottom cables 

(OBC) em diversos campos como Atapu, Tupi, Búzios, Mero e Bacalhau (Rosa et al., 

2023; Camargo et al., 2024; Chagas et al., 2024). Com esta tendência, a modelagem 

prévia da resposta time-lapse é crucial para verificar a sensibilidade destas rochas 

carbonáticas às mudanças de fluidos ocasionadas pela produção e injeção (Costa et al., 

2016; Mello et al., 2019; Silva et al., 2020; Cruz et al., 2021). A integração de 

monitoramentos sísmicos com ferramentas avançadas de física de rochas reduz incertezas 
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na quantificação das mudanças de saturação e pressão no reservatório causadas pela 

injeção de CO2 (Prasad et al., 2021).  

Diferentes elementos da rocha influenciam a resposta sísmica 4D do reservatório. 

Tipicamente, considera-se a rocha como um meio de duas fases, composto por uma matriz 

sólida e um fluido preenchendo o espaço poroso. Variações em cada uma destas fases 

afetam os parâmetros elásticos e, consequentemente, a sua resposta de amplitude-versus-

offset (AVO, Simm e Bacon, 2014). Considerando que a fase sólida permanece inalterada 

durante a produção ou injeção de CO2, estudos focados na sensibilidade à mudança de 

fluidos tornam-se fundamentais para prever as variações dos parâmetros elásticos do 

reservatório diante da injeção de um novo fluido no espaço poroso. A substituição de 

fluidos é comumente utilizada para este tipo de modelagem. Ela é uma ferramenta da 

física de rochas que calcula os módulos elásticos de uma rocha saturada com um novo 

fluido a partir dos parâmetros da rocha seca ou saturada com um fluido inicial (Dvorkin 

et al., 2014). Assim, realiza-se a modelagem da amplitude sísmica 4D relacionada a 

variações dos fluidos no reservatório. As equações de Gassmann (1951) são o estado da 

arte para a realização da substituição de fluidos. Elas relacionam o módulo de bulk (𝐾) 

da rocha ao arranjo do espaço poroso e às propriedades dos fluidos nele presentes. 

Entretanto, estas equações dependem do perfil de velocidade da onda cisalhante (𝑉𝑠). 

Mavko et al. (1995) fornecem uma adaptação das equações de Gassmann baseada no 

módulo da onda compressional (𝑉𝑝) para os casos de ausência deste perfil. As equações 

de Mavko et al. (1995) são amplamente utilizadas para a substituição de fluidos em fluxos 

de trabalho de física de rochas (Kazemeini et al., 2010; Fernandes et al., 2022). No geral, 

o impacto da fase fluido é mais notório em rochas com baixa rigidez (Dvorkin et al., 

2014). Apesar da tendência de baixa sensibilidade, estudos recentes mostram casos de 

sucesso no monitoramento time-lapse de fluidos nas rochas carbonáticas do pré-sal (Costa 

et al., 2016; Mello et al., 2019; Silva et al., 2020; Cruz et al., 2021). Na maior parte dos 

casos, valores entre 2 – 3% de variação da impedância acústica são utilizados como 

threshold mínimo para sucesso no monitoramento 4D. Por outro lado, a depender da 

rigidez das fácies reservatórios e de sua espessura, a análise de time-shifts causados pela 

mudança de velocidade é mais passível de detecção do que variações da impedância 

acústica no pré-sal (Costa et al., 2016).  
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Este trabalho tem como objetivo analisar quantitativamente o impacto da injeção 

do CO2 sobre os parâmetros elásticos e a amplitude sísmica dos reservatórios carbonáticos 

do pré-sal no Campo de Atapu, Bacia de Santos. Com isso, pretendemos avaliar a 

viabilidade do monitoramento 4D da pluma de CO2 injetada nos reservatórios visando a 

produção de parte do óleo remanescente e o armazenamento de carbono. Para isso, 

aplicamos um fluxo de trabalho que consiste nas seguintes etapas: cálculo das 

propriedades de reservatório em quatro poços; estimativa das propriedades do CO2, do 

óleo e da água de formação nas condições do reservatório; substituição de fluidos 

utilizando as equações de Mavko et al. (1995). Avaliamos a substituição de fluidos em 

quatro cenários selecionados de saturação com diferentes volumes de fluidos. Com isso, 

analisamos o impacto da variação do fluido presente no espaço poroso na velocidade da 

onda compressional, densidade, impedância acústica e no módulo de compressibilidade. 

Por fim, realizamos a modelagem sísmica direta utilizando o modelo convolucional 

levando em consideração o time-shift para avaliar quantitativamente a sensibilidade da 

amplitude sísmica à presença do CO2 nos poços. 

3.1.  Área de estudo e dados utilizados 

Este estudo foi desenvolvido no Campo de Atapu, na Bacia de Santos (Figura 

12). Esta bacia cobre aproximadamente 350,000 km2 de área, situada na margem sudeste 

brasileira, e delimitada ao sul pelo alto de Florianópolis e ao norte pelo alto de Cabo Frio. 

A Bacia de Santos é a mais prolifica do país atualmente, correspondendo a 

aproximadamente 76% da produção de petróleo brasileira durante o ano de 2023 (ANP, 

2023). Apesar disso, estes reservatórios ainda apresentam diversos desafios para a sua 

caracterização, devido a variados fatores como a complexidade deposicional e 

diagenética (Wright e Barnett, 2015; de Paula Faria et al., 2017; Sartorato et al., 2020), 

presença de fraturas (Fernández-Ibáñez et al., 2022; Lupinacci et al., 2023; Oliveira Neto 

et al., 2023; Wennberg et al., 2023), ocorrências de hidrotermalismo e intrusões 

magmáticas (Lima e de Ros, 2019; Penna et al., 2019; Ren et al., 2019), ambiguidades na 

resposta elástica das rochas (Teixeira et al., 2017; Mello e Lupinacci, 2022; Fernandes et 

al., 2024) e dificuldades de imageamento sísmico devido ao soterramento sobre espessas 

camadas de sal (Zambrini et al., 2020; Maul et al., 2021). Portanto, é fundamental avaliar 

cenários e lidar com as incertezas na caracterização dos reservatórios do pré-sal. 
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Figura 12: Mapa do Campo de Atapu, Bacia de Santos, com os poços utilizados no estudo. 

Para o escopo deste trabalho, utilizamos os dados públicos do Campo de Atapu, 

que faz parte do Complexo de Iara. Realizamos o fluxo de trabalho com os poços 1-

BRSA-1146-RJS, 3-BRSA-1172-RJS, 3-BRSA-1243-RJS, 9-BRSA-1284-RJS. Estes 

poços possuem os principais perfis de open-hole, exceto o sônico cisalhante, além dos 

perfis de ressonância magnética nuclear (NMR) e litogeoquímico, dados laboratoriais de 

rocha e check-shot. 

O dado sísmico utilizado foi um dado streamer 3D migrado em profundidade pré-

empilhamento (PSDM) denominado R0258_3D_IARA_RTM_PSDM, que compreende 

o Campo de Atapu, além de outros campos vizinhos do complexo de Iara. O volume 

sísmico tem bin-size de 25m x 25m, taxa de amostragem de 5m, fase zero e polaridade 

SEG. Além disso, utilizamos o modelo de velocidade da migração sísmica para conversão 
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de domínio. A aquisição deste dado sísmico foi feita antes do início da produção no 

campo. 

3.1.1. Contexto geológico 

A Bacia de Santos tem sua origem associada ao contexto tectônico de ruptura do 

paleocontinente Gondwana durante o Cretáceo, e seu desenvolvimento está relacionado 

com a formação do oceano Atlântico Sul (Milani et al., 2007; Moreira et al., 2007). 

Durante sua evolução na fase rifte, foram desenvolvidos os reservatórios carbonáticos do 

pré-sal em ambiente lacustre restrito, compreendendo as Formações Itapema e Barra 

Velha (Wright e Barnett, 2015). O foco deste estudo é a Formação Barra Velha. 

A Formação Barra Velha é formada por reservatórios carbonáticos de idade 

Aptiana, cronocorrelatos ao andar local Alagoas. Esta formação encontra-se sobreposta à 

formação Itapema e está dividida, internamente, pela Discordância Intra-Alagoas (DIA). 

Seu intervalo inferior foi depositado durante a fase rifte superior, enquanto o superior se 

desenvolveu durante a fase sag, em um período de quiescência tectônica (Buckley et al., 

2015; Wright e Barnett, 2015; Neves et al., 2019; Castro e Lupinacci, 2022). O limite 

superior desta formação está marcado pela deposição de sal da Formação Ariri.   

As principais fácies de reservatórios da Formação Barra Velha são os shrubs e 

esferulitos depositados em um ambiente lacustre, hiper alcalino, evaporítico e raso 

(Wright e Barnett, 2015), por vezes com presença de folhelhos carbonáticos e 

magnesianos (estevensita). Processos como a dissolução da estevensita possibilitaram a 

geração de uma excelente porosidade secundária nestes reservatórios (Tosca e Wright, 

2018). Além disso, outros processos de dissolução e silicificação afetaram estas fácies 

carbonáticas, alterando intensamente suas características permo-porosas (Sartorato et al., 

2020), por vezes abrindo, por vezes fechando o espaço poroso (Lupinacci et al., 2023; 

Oliveira Neto et al., 2023). Fluidos hidrotermais, ligados à atividade magmática e ou 

exumação do manto, carreados por falhas e fraturas foram os principais responsáveis 

pelos processos de dissolução, dolomitização e silicificação destes reservatórios 

carbonáticos (Lima e De Ros, 2019). 

3.1.2. Característica petro-elásticas dos carbonatos do pré-sal e sísmica 4D 

Os carbonatos do pré-sal são rochas com alta rigidez. Sua composição é dada 

principalmente pelos minerais de calcita, dolomita e quartzo (Vasquez et al., 2019). 

https://www.sciencedirect.com/science/article/pii/S1995822623003278#bib55
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Processos pós-deposicionais como dissolução, cimentação e recristalização afetam 

significativamente a mineralogia e, consequentemente, as propriedades elásticas destas 

rochas. Portanto, as fácies genéticas tendem a possuir baixa sensibilidade aos parâmetros 

elásticos. Tipicamente, utilizam-se indicadores de permo-porosidade (Teixeira et al., 

2017; Penna e Lupinacci, 2021; Fernandes et al., 2024) ou mineralogia (Vasquez et al., 

2019; Mello e Lupinacci, 2022; Teixeira et al., 2023) para a caraterização petro-elásticas 

dos reservatórios do pré-sal. Em classificações deste tipo, no geral, os parâmetros 

elásticos não contribuem para discriminar os fluidos devido à tendência de baixa 

sensibilidade. 

A primeira abordagem apresenta diversos estudos de caso de sucesso nos últimos 

anos (Teixeira et al., 2017; Oliveira et al., 2018; Penna et al., 2019; Penna e Lupinacci, 

2021; Fernandes et al., 2024). De uma maneira geral, os parâmetros elásticos são 

utilizados para a identificação de carbonatos porosos, carbonatos fechados e intervalos 

argilosos. Entretanto, alguns desafios se mantêm. Intervalos de não-reservatório com a 

presença de argila magnesiana e de mudstones possuem a resposta da impedância acústica 

similar a dos reservatórios de alta porosidade (Mello e Lupinacci, 2022), por vezes se 

diferenciando somente por uma alta razão Vp Vs⁄  (Teixeira et al., 2017). Em reservatórios 

com a presença de rochas ígneas, as incertezas com relação aos carbonatos de baixa 

porosidade são altas (Penna et al., 2019; Fernandes et al., 2024). 

Na classificação com base na mineralogia, o principal mineral presente no 

intervalo do pré-sal é a calcita. No geral, quartzo e dolomita funcionam como minerais 

acessórios, exceto por camadas silicificadas e dolomitizadas. Intervalos ricos em calcita 

possuem razão Vp Vs⁄  maior que intervalos ricos em dolomita e em quartzo, com uma 

grande variação de impedância acústica relacionada à porosidade (Mello e Lupinacci, 

2022; Teixeira et al., 2023). 

O teor de sílica é o principal proxy usado para se avaliar o volume de quartzo nos 

reservatórios do pré-sal. Em alguns casos, intervalos ricos em sílica podem ser a maioria 

em alguns reservatórios do pré-sal (Mello e Lupinacci, 2022). Nos parâmetros elásticos, 

Teixeira et al. (2023) mostram uma queda na razão Vp Vs⁄  com a presença da sílica. 

Entretanto, a sílica pode estar atuando também com a obstrução do espaço poroso 

(Lupinacci et al., 2023; Oliveira Neto et al., 2023). Neste caso, a impedância acústica é o 

parâmetro mais importante para a identificação das variações na porosidade deste litotipo 
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(Teixeira et al., 2023). Além disso, a presença de zonas silicificadas pode comprometer a 

aquisição do perfil sônico cisalhante por causa de brechamentos, vugs e irregularidades 

na parede do poço, prejudicando a avaliação destes intervalos. 

Diante destes desafios, autores veem a necessidade de empregar fluxos de trabalho 

que utilizam ferramentas, tecnologias e algoritmos geofísicos robustos para a 

caracterização dos reservatórios do pré-sal (Penna et al., 2019; Penna e Lupinacci, 2021; 

Oliveira Neto et al., 2023; Fernandes et al., 2024). Estudos de viabilidade para a sísmica 

4D têm explorado métodos como a substituição de fluidos e modelagem direta do traço 

sintético para detectar variações nos parâmetros elásticos das rochas associadas a 

mudanças de saturação e pressão (Costa et al., 2016; Mello et al., 2019; Silva et al., 2020; 

Cruz et al., 2021; Davolio et al., 2021). 

Grochau et al. (2014) evidenciam a importância de realizar um extenso estudo de 

viabilidade antes da aplicação da sísmica 4D para avaliar o impacto que diferentes fatores 

como a repetibilidade, rigidez de rochas carbonáticas e produção em reservatórios 

sobrepostos ao alvo têm sobre a sensibilidade sísmica à produção do campo. Cruz et al. 

(2021) destacam, através da substituição de fluidos, que os reservatórios carbonáticos do 

pré-sal com porosidades maiores que 10% têm potencial de sucesso para o monitoramento 

sísmico 4D da frente de água. Em geral, estes reservatórios apresentam variações de 2 – 

5% nos valores de impedância acústica, que geram um impacto na amplitude sísmica 

capaz de ser detectado. Davolio et al. (2021) verificam, em dados sintéticos, a viabilidade 

para o uso da sísmica 4D utilizando modelos petro-elásticos obtidos a partir de modelos 

dinâmicos do reservatório. Silva et al. (2020) apresentam um estudo mostrando a 

aplicabilidade das equações de Gassmann no pré-sal ao comparar com o fluxo adotando 

os modelos de Xu e Payne (2009). Os autores modelaram variações de aproximadamente 

2% na impedância acústica com a mudança de um cenário com 60% água e 40% óleo 

para um com 71% de gás, 24% de água e 5% de óleo na Formação Barra Velha. Esta 

estimativa está abaixo do threshold de 3% comumente utilizado para a detectabilidade 

(Lumley e Behrens, 1998). Entretanto, considerando os avanços tecnológicos das 

aquisições 4D e a excelente repetibilidade, Cruz et al. (2021) estabelecem um threshold 

de 1.5% para o sucesso da sísmica 4D no pré-sal. Além disso, Costa et al. (2016) destacam 

que a análise de time-shifts causados pela mudança de velocidade tende a ser melhor 

identificável nestes reservatórios carbonáticos de alta rigidez. 
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O Campo de Tupi representa o primeiro caso de sucesso de sísmica 4D para o 

monitoramento da produção no pré-sal brasileiro (Cruz et al., 2021), sendo um marco 

importante na integração da tecnologia para gestão de reservatórios em carbonatos 

complexos. Motivadas por esse avanço, companhias de óleo e gás têm intensificado os 

investimentos na melhoria da repetibilidade dos levantamentos sísmicos e no 

processamento avançado de dados 4D. Além disso, campanhas de monitoramento já estão 

em andamento ou planejadas em outros campos estratégicos do pré-sal, como Atapu, 

Búzios, Mero e Bacalhau (Camargo et al., 2024; Chagas et al., 2024). Portanto, a 

avaliação do potencial desses reservatórios para o monitoramento sísmico 4D e a previsão 

do seu comportamento petro-elástico tornam-se cruciais. Este tipo de análise auxilia na 

interpretação das anomalias 4D e na redução das incertezas associadas à quantificação 

das mudanças induzidas pela dinâmica dos fluidos no reservatório. 

3.2.  Metodologia 

A Figura 13 apresenta o fluxo de trabalho adotado para a análise da resposta 

sísmica 4D dos reservatórios do Campo de Atapu, Bacia de Santos. O foco deste estudo 

é a Formação Barra Velha, pois a maioria dos poços da área de estudo encontra-se 

saturado em água na Formação Itapema.  Realizamos o fluxo completo nos poços 1-

BRSA-1146-RJS, 3-BRSA-1172-RJS, 3-BRSA-1243-RJS, 9-BRSA-1284-RJS. 

Portanto, as análises quantitativas serão apoiadas em todo o conjunto de dados. 

Entretanto, definimos o poço 9-BRSA-1284-RJS como poço modelo para as discussões, 

devido a fatores como a qualidade dos perfis e espessura do intervalo de investigação. 

Utilizando o software Paradigm, realizamos a amarração poço-sísmica de todos os poços 

e extraímos as respectivas wavelets estatísticas para a realização da modelagem sísmica 

direta. Para a realização do restante do fluxo, utilizamos a linguagem de programação 

Python. 
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Figura 13: Fluxo de trabalho empregado para a análise da resposta sísmica 4D dos reservatórios do Campo 

de Atapu. 

Executamos um zoneamento interno da Formação Barra Velha para apoiar a 

análise quantitativa do intervalo de investigação e capturar suas heterogeneidades. 

Definimos o zoneamento dos marcadores internos da Formação Barra Velha BVE100, 

BVE200 e BVE300 a partir da correlação dos perfis, como raios gama (𝐺𝑅) espectral, 

porosidades da ressonância magnética nuclear (NMR) e litogeoquímicos. 

3.2.1. Cálculo das propriedades de reservatório 

Fatores como a alta heterogeneidade mineralógica dos carbonatos, complexidade 

na rede de poros, diagênese, fraturamento das rochas, presença de hidrotermalismo e 

eventos magmáticos são característicos do intervalo do pré-sal (e.g. Wright e Barnett 

2015; Ren et al., 2020; Sartorato et al., 2020; Fernández-Ibáñez et al., 2022; Lupinacci et 

al., 2023), representando desafios para a avaliação petrofísica destes reservatórios. Sendo 

assim, a estimativa das suas propriedades petrofísicas exige o uso de abordagens 

avançadas e robustas (Castro e Lupinacci, 2022). Nós realizamos a estimativa do volume 
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de argila, porosidade, saturação de água e eletrofácies utilizando os perfis open-hole dos 

poços. 

3.2.1.1. Volume de argila 

Para a análise quantitativa do intervalo da Formação Barra Velha nos poços, 

calculamos o volume de argila (𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦) utilizando o modelo empírico de Larionov (1969) 

para rochas antigas. Esta estimativa foi importante para a separação das fácies 

carbonáticas e lamosas para a realização da substituição de fluidos. A equação de 

Larionov é dada por: 

 𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦 = 0,33[22𝐺𝑅𝐼 − 1], (15) 

no qual o índice de raios gama (GRI) é definido como: 

 𝐺𝑅𝐼 =
𝐺𝑅 − 𝐺𝑅𝑚𝑖𝑛

𝐺𝑅𝑚𝑎𝑥 − 𝐺𝑅𝑚𝑖𝑛
, (16) 

com 𝐺𝑅𝑚𝑖𝑛 e 𝐺𝑅𝑚𝑎𝑥 sendo definidos como a média dos mínimos e dos máximos 

do perfil de 𝐺𝑅 na Formação Barra Velha. Entretanto, quando comparamos o perfil de 

𝐺𝑅 com o perfil de 𝐺𝑅 espectral, observamos uma alta concentração de Urânio (U) no 

intervalo superior da Formação Barra Velha, contribuindo para o aumento do perfil de 

𝐺𝑅. Com a interpretação dos perfis de NMR, observa-se uma baixa presença de 

microporos em intervalos com alto teor de U (Figura 14), o que sugere que a 

concentração deste elemento não está associada à presença de argilominerais, mas sim a 

outros fatores como o conteúdo de matéria orgânica (Klaja e Dudek, 2016; Herlinger Jr 

et al., 2020) ou com a ocorrência de fluidos hidrotermais (Vital et al., 2023). Portanto, 

utilizamos o perfil de 𝐺𝑅 espectral livre de U (𝐺𝑅𝑈_𝐹) para a estimativa de 𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦 utilizando 

a equação de Larionov e em todas as análises petrofísicas (e.g. Saraiva et al., 2022). 
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Figura 14: Perfis do poço 9-BRSA-1284-RJS no intervalo da Formação Barra Velha. Os tracks 

apresentam: (1) profundidade vertical verdadeira; (2) zoneamento da Formação Barra Velha; (3) cáliper 

(CAL) e bit size (BS); (4) teores de tório (THOR) e urânio (URAN) e percentual de potássio (POTA); (5) 

raios gama (GR) e raios gama livre de urânio (GRKT); (6) resistividade rasa (RT30), intermediária (RT60) 

e profunda (RT90); (7) fácies; (8) porosidade neutrônica (NPHI) e densidade (DENSITY_C); (9) 

velocidade da onda compressional (P_VELOCITY); (10) porosidade total (PHIT); porosidade efetiva 

(PHIE); fluidos livres (PHIFF); (11) volume de argila (VCL); saturação em água (SW_FINAL); (12) teores 

de cálcio (azul), magnésio (roxo), e sílica (amarelo). 

3.2.1.2. Porosidade 

A ferramenta de NMR é capaz de capturar a alta heterogeneidade do tamanho dos 

poros e a complexidade da matriz das rochas, sendo adequada para estimativas 

petrofísicas nos reservatórios carbonáticos como o pré-sal (Boyd et al., 2015). O cálculo 

da porosidade NMR se dá através de cutoffs aplicados na distribuição do tempo de 

relaxação T2, o qual tem resposta proporcional ao tamanho do poro (Ehigie, 2010). Poros 

pequenos correspondem a tempos de relaxação T2 curtos, enquanto poros grandes são 

associados a tempos de relaxação T2 longos. Através de valores de cutoffs empíricos, 

pode-se decompor a distribuição T2 em três constituintes: clay-bound water (𝐶𝐵𝑊), 
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volume de água irredutível (BVI) e fluidos livres (𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅), correspondendo à 

porosidade total da rocha (𝜑𝑡, 𝑁𝑀𝑅): 

 𝜑𝑡, 𝑁𝑀𝑅 = 𝐶𝐵𝑊 + 𝐵𝑉𝐼 + 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅 . (17) 

Considerando a presença de argila obstruindo o espaço poroso, a porosidade 

efetiva NMR (𝜑𝑒, 𝑁𝑀𝑅) corresponde a soma entre 𝐵𝑉𝐼 e 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅, excluindo o efeito do 

𝐶𝐵𝑊: 

 𝜑𝑒, 𝑁𝑀𝑅 = 𝐵𝑉𝐼  +  𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅 . (18) 

Neste trabalho, usamos as curvas de 𝜑𝑡, 𝑁𝑀𝑅, 𝜑𝑒, 𝑁𝑀𝑅 e 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅 derivadas a partir 

dos cutoffs padrões da distribuição T2 definidos pelas empresas que aquisitaram e 

processaram os perfis dos respectivos poços. 

3.2.1.3. Saturação em água 

A saturação de água (𝑆𝑤) é um parâmetro importante na avaliação petrofísica. 

Considerando a alta complexidade dos reservatórios carbonáticos, diversos autores 

defendem o uso dos perfis de NMR para o cálculo de 𝑆𝑤 no pré-sal (Boyd et al., 2015; 

Castro e Lupinacci, 2022; Ribeiro et al., 2022). Usamos os perfis de NMR disponíveis 

em três poços para calcular a 𝑆𝑤 seguindo a equação abaixo:   

 
𝑆𝑤𝑁𝑀𝑅 =

𝜑𝑒,𝑁𝑀𝑅   −  𝐹𝐹𝑁𝑀𝑅

𝜑𝑒, 𝑁𝑀𝑅
. (19) 

Adotamos a metodologia híbrida proposta por Castro e Lupinacci (2022), onde os 

autores demonstraram que o uso dos perfis NMR para estimativa de 𝑆𝑤 é adequada na 

zona de hidrocarbonetos do pré-sal. A 𝑆𝑤𝑁𝑀𝑅 é sensivel à água irredutível, aproximando-

se à saturação real acima do contato óleo-água. Abaixo do contato, onde há água móvel, 

os valores de 𝑆𝑤𝑁𝑀𝑅 poderiam estar subestimados. Portanto, os autores sugerem a 

aplicação da equação de Archie (1942) no cálculo de 𝑆𝑤 na zona de transição, o que 

seguimos neste trabalho: 

 

𝑆𝑤𝐴𝑟𝑐ℎ𝑖𝑒 = (
𝑎𝑅𝑤

𝜑𝑚𝑅𝑡
)

1
𝑛

, (20) 
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no qual 𝑅𝑡 é a curva de resistividade profunda, em 𝜑 utilizamos 𝜑𝑡,𝑁𝑀𝑅, 𝑎 é o 

coeficiente de tortuosidade, 𝑚 é o coeficiente de cimentação, 𝑛 é o expoente de saturação 

e 𝑅𝑤 é a resistividade da água de formação. Nesta equação, utilizamos os parâmetros 

apresentados por (Gonçalves, 2023) para a estimativa de 𝑆𝑤𝐴𝑟𝑐ℎ𝑖𝑒, com 𝑎 = 1.0, 𝑚 =

2.2, 𝑛 = 2.66. 

O contato óleo água e a zona de transição foram definidos a partir dos diferentes 

gradientes de pressão, calculados usando medidas de pressão estáticas do reservatório 

(Vital et al., 2023). Portanto, o perfil final de 𝑆𝑤 é dado por um merge entre 𝑆𝑤𝑁𝑀𝑅 acima 

do contato óleo água, 𝑆𝑤𝐴𝑟𝑐ℎ𝑖𝑒 entre o contato óleo-água e o aquífero e, no intervalo do 

aquífero, definimos 𝑆𝑤 = 1. 

3.2.1.4. Fácies 

Fácies é um termo geológico empregado para distinguir rochas com base em suas 

características, composição, formação e outros aspectos (Gressly, 1838). Electrofácies é 

o termo utilizado para caracterizar tipos de rochas com base na resposta de perfis 

geofísicos de poços (Serra e Abbot, 1982). Neste trabalho, definimos três electrofacies a 

partir de cutoffs dos perfis de 𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦 e 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅, como mostra Tabela 2: 

Tabela 2: Cutoffs utilizados para a definição das electrofácies da Formação Barra Velha no Campo de 

Atapu. 

Electrofácies Cutoffs 

Reservatório 𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦 ≤ 0,2 e 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅 ≥ 0,07 

Carbonato fechado 𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦 ≤ 0,2 e 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅 < 0,07 

Rochas lamosas 𝑉𝑐𝑙𝑎𝑦 > 0,2 

O objetivo inicial desta classificação foi a separação das fácies carbonáticas e 

fácies lamosas na Formação Barra Velha. Entretanto, devido a presença de carbonatos 

com baixa porosidade, foi necessário a separação entre os carbonatos reservatório e os 

carbonatos fechados com base em 𝜑𝐹𝐹,𝑁𝑀𝑅. Os carbonatos fechados e as rochas lamosas 

representam intervalos que podem se comportar como barreiras de permeabilidade ao 

fluxo na Formação Barra Velha (Teixeira et al., 2017) e, portanto, não contribuem para a 

análise de sensibilidade à injeção de CO2. Sendo assim, para a realização do fluxo de 
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trabalho proposto, utilizamos somente os intervalos das fácies reservatório para a 

substituição de fluidos. 

3.2.2. Parâmetros elásticos dos fluidos 

A estimativa apropriada dos parâmetros elásticos do CO2 em condições de 

reservatório é crucial para a análise da sensibilidade da amplitude sísmica à sua injeção. 

Nós comparamos as equações de Batzle e Wang (1992), Xu (2006) e Han et al. (2010) 

para a estimativa de 𝐾𝐶𝑂2
, 𝑉𝑝𝐶𝑂2

 e 𝑅𝐻𝑂𝑏𝐶𝑂2
 usando os dados de pressão e temperatura 

dos poços 1-BRSA-1146-RJS e 3-BRSA-1172-RJS (Figura 15). As medidas de pressão 

estática foram obtidas dos testes de formação realizados nos intervalos de reservatório da 

Formação Barra Velha e utilizados como pressão de overburden. Utilizamos as equações 

de Han et al. (2010) definidas para o cenário de alta temperatura e alta pressão (HTHP) 

para a comparação. A gravidade específica do CO2 adotada foi 𝑔 = 1.5349 (Xu, 2006). 
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Figura 15: Variações do módulo de bulk (a e b), velocidade compressional (c e d), e densidade (e e f) do 

CO2 com a pressão e temperatura usando as equações de Batzle e Wang (1992), Xu (2006) e Han et al. 

(2010). Os pontos em roxo e verde correspondem aos dados de pressão e temperatura medidos nos 

intervalos BVE 100-200 e BVE 300, respectivamente, do poço 3-BRSA-1172-RJS. Os pontos em laranja 

representam os dados do intervalo BVE 100 do poço 1-BRSA-1146-RJS.  As curvas foram calculadas 

fixando a temperatura (a, c e e) e pressão (b, d e f) média dos poços. Observamos que as equações de Xu e 

Han et al. são mais adequadas para o cálculo dos parâmetros elásticos do CO2, pois as equações de Batzle 

e Wang superestimam a sua velocidade da onda compressional e subestimam a densidade. 
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As equações de Batzle e Wang (1992) consideram o CO2 como um gás comum e 

o resultado disso é uma superestimativa da velocidade compressional e subestimativa da 

densidade. O uso deste resultado tornaria o 𝐾𝐶𝑂2
 muito elevado, erroneamente reduzindo 

a variação dos módulos elásticos da rocha à substituição de fluidos. Por sua vez, as 

estimativas da 𝑉𝑝𝐶𝑂2
 pelas equações de Xu (2006) e Han et al. (2010) são similares e 

mais adequadas para esta aplicação, considerando o estado supercrítico para o CO2 nas 

condições de reservatório do pré-sal. Tendo em vista que o trabalho de Han et al. (2010) 

não explora a estimativa de 𝑅𝐻𝑂𝑏𝐶𝑂2
, utilizamos os valores estimados pelas equações de 

Xu (2006) para o cálculo do 𝐾𝐶𝑂2
. A Tabela 3 apresenta os valores de 𝐾𝐶𝑂2

, 𝑉𝑝𝐶𝑂2
 e 

𝑅𝐻𝑂𝑏𝐶𝑂2
 estimados pelos diferentes métodos. Nós optamos por utilizar a média dos 

valores estimados pelas equações de Xu (2006) para a substituição de fluidos, sendo eles 

𝐾𝐶𝑂2
= 0.24 GPa, 𝑉𝑝𝐶𝑂2

= 542 m/s e 𝑅𝐻𝑂𝑏𝐶𝑂2
= 0.82 g/cm³. 

Tabela 3: Parâmetros elásticos do CO2 estimados pelas equações de Batzle e Wang (1992), Xu (2006) e 

Han et al. (2010) nos poços 1-BRSA-1146-RJS e 3-BRSA-1172-RJS. 

Poço 𝐾𝐶𝑂2
 (GPa) 𝑉𝑝𝐶𝑂2

 (m/s) 𝑅𝐻𝑂𝑏𝐶𝑂2
 (g/cc) 

 BW Xu Han BW Xu Han BW Xu Han 

1146 

(BVE100) 
0,67 0,24 0,32 1132 539 621 0,52 0,82 - 

1172 

(BVE100-

200) 

0,73 0,26 0,34 1179 563 636 0,52 0,83 - 

1172 

(BVE300) 
0,62 0,22 0,30 1093 525 611 0,52 0,81 - 

Média 0,67 0,24 0,32 1135 542 623 0,54 0,82 - 

Os parâmetros elásticos do óleo e da água de formação foram estimados pelas 

equações de Batzle e Wang (1992). Para tal, consideramos os seguintes parâmetros: 

temperatura = 71.6°C, pressão de poro = 22 MPa, API = 28°, gravidade específica do gás 

total = 0.94, razão gás-óleo (GOR) = 239 L/L e salinidade da água de formação 200,000 

ppm. Estes parâmetros foram obtidos através de testes de formação e de análises PVT 

disponíveis no conjunto de dados. A pressão de poro foi adotada a partir de valores 
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mostrados por Mello et al. (2015) para um conjunto de dados do pré-sal. A Tabela 4 

apresenta os valores das estimativas para o óleo e a água de formação. 

Tabela 4: Parâmetros elásticos do óleo e da água de formação estimados pelas equações de Batzle e Wang 

(1992). 

 𝐾 (GPa) 𝑉𝑝 (m/s) 𝑅𝐻𝑂𝑏 (g/cc) 

Óleo 0,57 938 0,65 

Água 3,69 1801 1,13 

3.2.3. Substituição de fluidos 

A substituição de fluidos é o estudo da variação da resposta elástica das rochas de 

acordo com a mudança do fluido presente em seus poros. Para tal relação, comumente 

usam-se as equações de Gassmann (1951). As equações de Gassmann estimam o módulo 

de bulk da rocha seca (𝐾𝑑𝑟𝑦) a partir do módulo de bulk da rocha saturada (𝐾𝑠𝑎𝑡) com um 

determinado fluido. Em estudos de substituição de fluidos realizados em poços, em geral 

considera-se o fluido inicial como fluido in-situ (𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴) calculado utilizando os perfis de 

velocidade compressional (𝑉𝑝𝑠𝑎𝑡𝐴), velocidade cisalhante (𝑉𝑠𝑠𝑎𝑡𝐴) e densidade 

(𝑅𝐻𝑂𝑏𝑠𝑎𝑡𝐴). Em seguida, estima-se o 𝐾𝑠𝑎𝑡 da rocha saturada com o fluido B (𝐾𝑠𝑎𝑡𝐵), em 

função de 𝐾𝑑𝑟𝑦. A mudança de fluido também afeta a densidade da rocha, sendo 

necessário o cálculo da nova densidade da rocha saturada com o fluido 𝐵 (𝑅𝐻𝑂𝑏𝑠𝑎𝑡𝐵) 

através do balanço de massa. Dado que a onda S não se propaga em fluidos, o módulo de 

cisalhamento (𝐺𝑠𝑎𝑡) permanece o mesmo, independentemente do fluido. Conhecendo os 

parâmetros elásticos 𝐾𝑠𝑎𝑡𝐵, 𝐺𝑠𝑎𝑡𝐵  e 𝑅𝐻𝑂𝑏𝑠𝑎𝑡𝐵, pode-se calcular 𝑉𝑝𝑠𝑎𝑡𝐵 e 𝑉𝑠𝑠𝑎𝑡𝐵 para a 

rocha saturada com o fluido 𝐵 (Dvorkin et al., 2014). 

O parâmetro 𝐾𝑠𝑎𝑡𝐴 , calculado através de 𝑉𝑝𝑠𝑎𝑡𝐴, 𝑉𝑠𝑠𝑎𝑡𝐴 e 𝑅𝐻𝑂𝑏𝑠𝑎𝑡𝐴, é a base da 

aplicação das equações de Gassman. No conjunto de dados de poços do Campo de Atapu, 

a ausência do perfil de 𝑉𝑠 nos poços impossibilitou a aplicação destas equações. Como 

alternativa, as equações de Mavko et al. (1995) foram utilizadas para realizar a 

substituição de fluidos. Estas se baseiam no módulo compressional 𝑀, o qual é definido 

por: 

 𝑀 = 𝑉𝑝2𝑅𝐻𝑂𝑏. (21) 
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Assim como as equações de Gassmann, as equações de Mavko et al. (1995) 

calculam o módulo de compressibilidade da rocha seca (𝑀𝑑𝑟𝑦) em função do módulo de 

compressibilidade da rocha saturada (𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴) com fluido in-situ. Em seguida, calcula-se 

o modulo o módulo de compressibilidade para o novo fluido (𝑀𝑠𝑎𝑡𝐵): 

 

𝑀𝑑𝑟𝑦 ≈ 𝑀𝑠

1 − (1 − 𝜑)
𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴

𝑀𝑠
−

𝜑𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴

𝐾𝑓𝐴

1 + 𝜑 −
𝜑𝑀𝑠

𝐾𝑓𝐴
−

𝑀𝑠𝑎𝑡𝐴

𝑀𝑠

, (22) 

 

𝑀𝑠𝑎𝑡𝐵 ≈ 𝑀𝑠

𝜑𝑀𝑑𝑟𝑦 −
(1 + 𝜑)𝐾𝑓𝐵𝑀𝑑𝑟𝑦

𝑀𝑠
+ 𝐾𝑓𝐵

(1 − 𝜑)𝐾𝑓𝐵 + 𝜑𝑀𝑠 −
𝐾𝑓𝑀𝑑𝑟𝑦

𝑀𝑠

, (23) 

no qual, 𝑀𝑠 é o módulo de compressibilidade da fase sólida, 𝜑 é a curva de 

porosidade adotada, que neste caso usamos 𝜑𝑡,𝑁𝑀𝑅, e 𝐾𝑓𝐴 e 𝐾𝑓𝐵 são os módulos do bulk 

dos fluidos 𝐴 (in-situ) e 𝐵, respectivamente. Nos carbonatos do pré-sal, mudanças de 

pressão e saturação produzem variações similares nos parâmetros elásticos; portanto, as 

equações de Gassmann são aplicáveis, não havendo necessidade de adotar modelos como 

o de Xu e Payne (2009) baseados na geometria do espaço poroso (Silva et al., 2020). Por 

equivalência, as equações de Mavko et al. (1995) também são adequadas para a 

substituição de fluidos. 

Como a fase sólida da rocha é uma composição multi-mineralógica, sua 

modelagem geralmente é feita analiticamente através do cálculo do mineral efetivo. Esta 

estimativa baseia-se na ponderação dos constituintes minerais da rocha utilizando os 

limites de física de rochas (Dvorkin et al., 2014). Os limites de Voigt e Reuss podem ser 

utilizados para determinar os parâmetros elásticos 𝐾 e 𝐺 do mineral efetivo. Entretanto, 

a média de Hill é o limite de física de rochas mais utilizado neste caso (Avseth et al., 

2005). Nós utilizamos a média de Hill para calcular 𝐾𝑠 e 𝐺𝑠 e, posteriormente, 𝑀𝑠 para 

uma rocha composta por 85% de calcita, 10% de quartzo e 5% de dolomita. Estes valores 

foram definidos a partir dos perfis litogeoquímicos contendo os percentuais dos 

elementos de cálcio, sílica e magnésio do poco 9-BRSA-1284-RJS (Figura 14). Além 

disso, nós definimos as constantes dos módulos elásticos de cada mineral a partir da tabela 

apresentada por Mavko et al. (2009). 
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Para a fase fluida, calculamos o valor de 𝐾𝑓 para todos os cenários utilizando o 

limite de Reuss. Ele se baseia na média harmônica do módulo de bulk de cada fluido 

ponderada pelas suas respectivas frações. O limite de Reuss fornece o módulo de bulk 

efetivo para uma mistura de fluidos em um sistema imiscível, isto é, em que todos os 

fluidos estão em perfeita comunicação hidráulica no reservatório (Dvorkin et al., 2014). 

Para isso, consideramos o reservatório saturado com água, óleo com gás associado e CO2 

no estado supercrítico nos cenários monitores. 

Como nosso objetivo é verificar a sensibilidade da resposta sísmica 4D para o 

armazenamento de CO2, definimos três cenários como baseline para a substituição de 

fluidos (Tabela 5): o primeiro sendo o reservatório in-situ saturado em água e óleo, com 

os percentuais definidos as partir da curva de 𝑆𝑤 calculada; o segundo e o terceiro 

simulam cenários de produção a partir da injeção de água, com saturação de água de 40% 

e 60% respectivamente em cada cenário. 

Tabela 5: Cenários baseline e monitores avaliados para a modelagem da resposta sísmica 4D dos 

reservatórios do pré-sal no Campo de Atapu. Em todos os cenários baseline, o CO2 foi considerado somente 

como gás associado ao óleo. 

Cenário Água Óleo CO2 

Baseline 

In-situ 𝑆𝑤 1 - 𝑆𝑤 - 

Baseline 1 40% 60% - 

Baseline 2 60% 40% - 

Monitor 

WAG 30% 20% 50% 

CO2 20% 10% 70% 

Como dado monitor, nós também avaliamos dois cenários de injeção de CO2 para 

a modelagem da resposta sísmica 4D. O primeiro cenário emula uma injeção WAG 

avançada, com valores similares aos adotados por Cruz et al. (2021) para outro campo do 

pré-sal. O segundo cenário simula uma injeção de CO2, mantendo 10% de saturação de 

óleo não recuperado, um percentual de 20% de saturação de água correspondente ao BVI 

médio dos poços, e 70% de CO2. O objetivo destas análises é a previsão da resposta 
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sísmica 4D para diferentes cenários de saturação de CO2 em diferentes momentos da vida 

útil do campo. 

Considerando que este é um estudo voltado para a modelagem da resposta sísmica 

4D das variações de fluido no reservatório, optamos por analisar os resultados utilizando 

os perfis após o upscaling com a média de Backus (Backus, 1962). Esta transformação é 

realizada para a passagem dos perfis da escala da velocidade sônica para a velocidade 

sísmica. A média de Backus realiza a suavização dos perfis de 𝑉𝑝 e 𝜌 utilizando a média 

harmônica do perfil de 𝑀, sendo muito útil para regiões com fortes contrastes de 

velocidades (Simm e Bacon, 2014). A média de Backus foi tomada levando em conta 

uma janela de 5 m para a passagem para a escala sísmica. 

3.2.4. Modelagem sísmica direta 

Para avaliar o impacto da mudança de fluidos na amplitude sísmica, realizamos a 

modelagem acústica da amplitude sísmica para todos os cenários avaliados usando o 

modelo convolucional linear (Aki e Richards, 1980). Dado um meio com baixos 

contrastes de impedância (|𝑟𝑖| < 0.3), o modelo convolucional pode ser expresso em uma 

malha uniforme de diferenças finitas da forma (Russell, 1988): 

 𝑟 = 𝐷𝑡𝑚, (24) 

no qual r = [𝑟1, 𝑟2, … , 𝑟𝑁−1]T é a série de refletividades com 𝑁 representando o 

número de amostras do perfil de impedância acústica, 𝐷𝑡 é uma matriz de diferenças 

finitas de primeira ordem e m =
1

2
[ln (𝑍1), ln (𝑍2), … , ln (𝑍𝑁)]T com 𝑍𝑖 sendo as 

amostras do perfil de impedância acústica após o upscaling. Com isso, um traço sísmico 

pode ser escrito da forma: 

 𝑑 = 𝐺𝑚 + 𝑛, (25) 

no qual G = WD𝑡 onde W é a matriz de convolução do pulso sísmico e 𝑛 é um 

ruído aleatório com o mesmo espectro de frequência de 𝑑. O pulso sísmico utilizado para 

todas as modelagens sísmicas diretas foi obtido a partir da amarração poço-sísmica dos 

quatro poços analisados neste estudo. 
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Variações na velocidade da rocha impactam o tempo de trânsito da onda sísmica 

no meio. Sendo assim, calculamos o time-shift (𝑡𝑠) de cada cenário utilizando a equação 

(Costa et al., 2016): 

 
𝑡𝑠 = 2 ∫ 𝐷𝑇𝐵 −  𝐷𝑇𝑀 𝑑𝑡 

(26) 

no qual 𝐷𝑇𝐵 e 𝐷𝑇𝑀 são os perfis sônicos dos cenários baseline e monitor, 

respectivamente. 

3.3.  Resultados e discussão 

3.3.1. Cenário in-situ 

A comparação dos perfis de 𝑉𝑝, 𝑅𝐻𝑂𝑏 e 𝑍 dos dois cenários de injeção 

(monitores) com os perfis in-situ (baseline) do poço 9-BRSA-1284-RJS são ilustrados na 

Figura 16. Observamos variações percentuais absolutas menores que 2% para 𝑉𝑝 e 

𝑅𝐻𝑂𝑏 e menores que 0,8% para 𝑍, evidenciando uma baixa sensibilidade dos parâmetros 

elásticos aos fluidos no reservatório. O intervalo que apresenta maiores mudanças nos 

parâmetros elásticos é o BVE300, correspondendo ao patamar mais elevado dos perfis de 

porosidade. A alta porosidade está associada a uma queda nos parâmetros elásticos, com 

ambos os fatores contribuindo mutualmente para o aumento da sensibilidade da rocha 

reservatório às mudanças de fluido. De maneira oposta, o intervalo da BVE200 possui 

menor sensibilidade ao fluido, causado por uma redução da porosidade e aumento dos 

parâmetros elásticos. Portanto, destacamos que a porosidade e os módulos elásticos são 

os parâmetros de maior influência sobre a sensibilidade ao fluido no reservatório, com 

baixa dependência da saturação de fluidos in-situ. 
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Figura 16: Comparação entre os dois cenários de injeção e os perfis do poço in-situ no domínio do tempo. 

Os perfis de 𝑉𝑝, 𝑅𝐻𝑂𝑏 e 𝑍 são exibidos após a realização da média de Backus. Observamos um baixo 

impacto nos valores de amplitude causado pela substituição de fluidos. Entretanto, o time-shift total de 1.85 

ms causa um atraso do sinal sísmico, notado principalmente a partir do intervalo intermediário da zona 

BVE200. 

Ambos os cenários monitores possuem o CO2 como fluido com maior percentual. 

O impacto do CO2 sobre os perfis é visto com um efeito oposto em 𝑉𝑝 e em 𝑅𝐻𝑂𝑏. 

Enquanto o primeiro sofre uma diminuição, o segundo aumenta. Este é um 

comportamento esperado, pois o CO2 no estado supercrítico tem a densidade 

intermediária/alta, entre os valores típicos aos de um líquido e aos de um gás, e a 

velocidade compressional baixa, devido à alta compressibilidade. A queda na velocidade 

com a presença do CO2 pode introduzir uma maior atenuação da onda sísmica (Azuma et 

al., 2014; Huang et al., 2023), reduzindo a razão sinal-ruído do dado. 
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As variações observadas em 𝑍 são negativamente impactadas pelo efeito contrário 

do CO2 nos parâmetros 𝑉𝑝 e 𝑅𝐻𝑂𝑏, mostrando mudanças insuficientes para causar um 

impacto na refletividade capaz de ser identificada por estudos sísmicos 4D. Estudos 

consideram valores de aproximadamente 1,5 – 3% de variação na impedância acústica 

como o threshold para sucesso de monitoramento time-lapse (Grochau et al., 2014; Cruz 

et al., 2021). Neste estudo, estimamos uma variação máxima de 0,8% em 𝑍 ao comparar 

o poço in-situ com os dois cenários monitores. Destacamos que uma das principais causas 

da baixa sensibilidade é o fato de o óleo da formação ser leve (28ºAPI), possuindo uma 

velocidade maior que a do CO2 e uma densidade menor. Esta tendência gera uma 

compensação dos efeitos sobre o parâmetro de impedância acústica, indicando que a 

resposta sísmica em função da refletividade do reservatório para o cenário in-situ e para 

os dois cenários monitores será similar. 

Devido a estes efeitos compensatórios entre 𝑉𝑝 e 𝑅𝐻𝑂𝑏, intervalos do poço com 

altas variações destes parâmetros elásticos podem ter menores mudanças em 𝑍 do que 

intervalos com menores variações destes dois parâmetros. A região do BVE100 com a 

injeção de CO2 ilustra este tipo de comportamento, onde o intervalo entre 5235/5265 m, 

com maior porosidade, possui mudanças de até 2% em 𝑉𝑝 e 𝑅𝐻𝑂𝑏 e menores que 0,3% 

em 𝑍; por sua vez, o intervalo entre 5265/5287 m, com menor porosidade, varia menos 

que 1,4% em 𝑉𝑝 e 𝑅𝐻𝑂𝑏, mas 𝑍 muda até 0,6%. Isto indica uma complexidade na relação 

entre os três parâmetros elásticos e a porosidade; o comportamento interligado entre a 

velocidade da onda compressional, densidade e porosidade discutido anteriormente pode 

não se aplicar para a impedância acústica. 

Entretanto, a amplitude sísmica irá sofrer os impactos causados pelas variações de 

velocidade e densidade individualmente. A queda na velocidade sísmica causa um 

aumento no tempo de trânsito, gerando um atraso na chegada do sinal e um time-shift 

capaz de gerar uma anomalia 4D de velocidade no reservatório. No cenário de injeção de 

CO2, o time-shift total foi de -1,85 ms, ocasionando uma queda de 2% entre a correlação 

da amplitude sísmica in-situ e a da injeção. Por ser um efeito acumulativo, o time-shift é 

mais notório a partir da porção intermediária da zona BVE200, apesar da mudança de 

velocidade em intervalos sobrepostos. Para o dado monitor da injeção WAG, o time-shift 

foi de -1,62 ms. Costa et al. (2016) observam um time-shift de 1,4 ms com o aumento da 

saturação de água em um poço do seu conjunto de dados do pré-sal. Os autores 



 

49 

 

consideram este resultado otimista para a detecção de anomalias 4D em reservatórios com 

baixa sensibilidade dos parâmetros elásticos aos fluidos. Sendo assim, também 

consideramos o deslocamento de tempo observado no poço 9-BRSA-1284-RJS para a 

injeção de CO2, 32,1% maior que o observado por Costa et al. (2016), como promissor 

para o sucesso no monitoramento 4D do CO2 no reservatório via análise de time-shift. 

3.3.2. Cenários baseline 1 e 2 

A Figura 17 ilustra a comparação dos dois cenários monitores com os outros dois 

cenários baseline no poço 9-BRSA-1284-RJS. A Figura 18 resume as variações médias 

da impedância acústica, módulo de compressibilidade, velocidade da onda compressional 

e densidade, o time-shift total calculado e a correlação do perfil sintético de amplitude 

nos quatro poços analisados neste estudo. 



 

50 

 

 

Figura 17: Comparação entre os dois cenários baseline e os dois cenários monitores no domínio do tempo. 

Os perfis de 𝑉𝑝, 𝑅𝐻𝑂𝑏 e 𝑍 são exibidos após a realização da média de Backus. A amplitude sísmica possui 

boa sensibilidade à injeção de CO2, exibindo uma anomalia 4D no estágio baseline 2, com 𝑆𝑤 = 60%. 
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Figura 18: Gráficos de barra mostrando a variação percentual média de impedância acústica (∆𝑍), módulo 

de compressibilidade (∆𝑀), velocidade compressional (∆𝑉𝑝) e densidade (∆𝑅𝐻𝑂𝑏), o time-shift total 

calculado e a correlação entre os traços sísmicos modelados (𝜌𝑎𝑚𝑝) para os dois cenários de injeção (injeção 

de CO2 – GAS e WAG) comparados com o cenário in-situ (IS), baseline 1 (BS1) e baseline 2 (BS2). Valores 

negativos de time-shift indicam atrasos do sinal sísmico. Os valores de ∆𝑍, ∆𝑉𝑝 e ∆𝑅𝐻𝑂𝑏 foram calculados 

desconsiderando o efeito do time-shift, com percentuais positivos indicando aumento e negativos indicando 

reduções. Para a métrica de correlação, valores menores indicam maiores impactos da substituição de 

fluidos no traço sísmico. 

A injeção de CO2 ou WAG nos estágios do reservatório mais saturados em água, 

baseline 1 e 2, causa reduções significativas em 𝑉𝑝, alcançando aproximadamente 3% de 

variação no intervalo BVE300 com maior porosidade. Esta queda na velocidade sísmica 

ocasiona um time-shift médio de -1,98 ms para os dois tipos de injeção no baseline 1 e de 

-2,52 ms no baseline 2. Consideramos estes patamares de time-shift para os dois cenários 

baseline indicam o sucesso de ambos os tipos de injeção na geração de anomalias 4D em 

diferentes estágios de saturação de água do campo. 

Em 𝑍, ocorrem variações que superam os 1,5% para a injeção de CO2 e WAG no 

cenário baseline 2. Estes valores são suficientes para a geração de uma anomalia 4D na 

refletividade capaz de ser identificada no dado sísmico (e.g. Cruz et al., 2021). Estas 

mudanças podem ser vistas, principalmente, no intervalo do BVE100 e no intervalo 

inferior do BVE200. Curiosamente, a anomalia 4D mais forte está presente na parte do 

poço que apresenta mais intercalações de fácies não reservatório. Isto está associado à 

boa sensibilidade à mudança de fluido e à grande espessura do intervalo de reservatório 
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na zona BVE200, contribuindo para o efeito acumulativo de time-shift. Portanto, o uso 

somente da amplitude sísmica para o mapeamento das anomalias 4D pode levar a 

armadilhas na interpretação do comportamento dos fluidos. A inversão sísmica (Russell, 

1988; Simm e Bacon, 2014; Wang, 2016) pode contribuir para a caracterização destas 

camadas e o posicionamento correto dos intervalos das anomalias. Tendo em vista o 

impacto do CO2 sobre 𝑉𝑝 e 𝑍, recomendamos a realização de uma inversão sísmica para 

estudos 4D no pré-sal. 

De uma maneira geral, a mudança na amplitude sísmica, aliada ao atraso do sinal 

causada pela queda na velocidade, indicam uma condição muito promissora para o 

monitoramento 4D da pluma de CO2 no pré-sal após a injeção em cenários como o 

baseline 1 e 2 (Figura 18). O poço 9-BRSA-1284-RJS possui as maiores variações de 𝑉𝑝 

e 𝑍; entretanto, o poço 3-BRSA-1172-RJS se mostrou o mais sensível à substituição de 

fluidos, com um time-shift de -5,0 ms e uma queda de 15% na correlação da amplitude 

sísmica (Figura 19). Atribuímos este comportamento, principalmente, à grande espessura 

da Formação Barra Velha no poço, com 451 metros de comprimento. Mesmo com 

grandes intercalações de eletrofácies não-reservatório, a mudança de fluidos causou um 

impacto suficientemente forte para gerar um cenário favorável ao monitoramento 4D da 

injeção de CO2. No intervalo do BVE100, a diferença de amplitude possui influência das 

variações de impedância acústica. No BVE200 e BVE300, com mais intercalações, o 

time-shift é o principal causador das mudanças. Portanto, concluímos que a análise 

integrada de ∆𝑉𝑝 e ∆𝑍 é fundamental para a modelagem da injeção de CO2 no pré-sal. 
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Figura 19: Substituição de fluidos no poço 3-BRSA-1172-RJS. Mesmo em um poço com grandes 

intercalações de eletrofácies não-reservatório, a sensibilidade ao fluido de 𝑉𝑝 e 𝑍 é capaz de produzir 

anomalias 4D de amplitude. 

A Figura 20 ilustra o crossplot de ∆𝑉𝑝 e ∆𝑍 para as seis possíveis combinações 

de dados baseline e monitores. Observamos que o dado baseline é o principal fator de 

influência nas variações calculadas, com ambos os dados monitores apresentando padrões 

de variações semelhantes nos dois parâmetros elásticos. Com o baseline 1, ∆𝑉𝑝 > ∆𝑍; no 

baseline 2, ∆𝑍 > ∆𝑉𝑝; com relação ao cenário in-situ, ∆𝑉𝑝 > ∆𝑍, porém com baixa 

correlação entre as duas variáveis. A baixa correlação entre as variações no cenário in-

situ é causada pelas mudanças do perfil de 𝑆𝑤 ao longo do poço; ora o CO2 substituirá 

principalmente o óleo, ora a água de formação. Por sua vez, atribuímos estes 

comportamentos das mudanças observadas em 𝑉𝑝 e 𝑍 ao tipo de fluido dominante do 

dado baseline que está sendo substituído pelo CO2 no dado monitor. No baseline 1, o CO2 

é predominantemente introduzido no lugar do óleo, enquanto no baseline 2 ele substitui 

principalmente a água (Tabela 6). 
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Figura 20: Crossplot de ∆𝑉𝑝 e ∆𝑍 nos quatro poços para as seis combinações de cenários baseline e 

monitor. Os valores são extraídos do dado após o upscaling a cada 5 metros. A linha horizontal em ∆𝑍 =

1.5% representa o threshold de impedância acústica para a detectabilidade apresentado por Cruz et al. 

(2021) para o pré-sal. A reta representando 𝑦 = 𝑥 mostra um domínio das variações de impedância acústica 

quando utilizamos o dado baseline 2. Por outro lado, a variações de velocidade são mais influentes ao se 

realizar a injeção WAG ou de CO2 no dado baseline 1. 

Tabela 6: Variações nas saturações de água (∆𝑆𝑤) e óleo (∆(1 − 𝑆𝑤)) entre os cenários baseline e 

monitores. 

 Baseline 1 Baseline 2 

 ∆𝑆𝑤  ∆(1 − 𝑆𝑤) ∆𝑆𝑤 ∆(1 − 𝑆𝑤) 

CO2 -20% -50% -40% -30% 

WAG -10% -40% -30% -20% 

Ao analisar os parâmetros dos fluidos (Tabela 3 e Tabela 4), destacamos que a 

variação percentual da velocidade do fluido (∆𝑉𝑝 = −42%) é maior em magnitude do 

que a da impedância acústica (∆𝑍 = −16%) na saída de óleo para CO2. Portanto, a 

velocidade é o parâmetro mais afetado utilizando o baseline 1 como dado base. Por outro 

lado, a impedância acústica dos fluidos (∆𝑍 = −75%) tem uma maior mudança em 

magnitude do que a velocidade (∆𝑉𝑝 = −70%) na substituição de água por CO2, com o 

primeiro sendo a variação dominante ao utilizar o baseline 2 como dado base. Este 
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comportamento destaca a importância dos parâmetros dos fluidos em estudos de 

viabilidade para o monitoramento sísmico 4D. 

Silva et al. (2020) simulam variações de cerca de 2% na impedância acústica ao 

comparar um cenário com 60% de água e 40% de óleo com outro contendo 71% de gás, 

24% de água e 5% de óleo na Formação Barra Velha. Estes cenários seriam equivalentes 

aos cenários que apresentamos como baseline 2 e injeção de CO2, com nossas estimativas 

de ∆𝑍 tendo um valor médio de 1,5% e máximo de 2,13%. Silva et al. (2020) concluem 

que estes valores são insuficientes para o monitoramento 4D com base no threshold de 

3% comumente estabelecido na indústria de óleo de gás (Lumley and Behrens, 1998). 

Entretanto, baseado nos resultados apresentados por Cruz et al. (2021), com este valor de 

threshold reduzido para 1,5%, consideramos que ambos os resultados estão dentro do 

alcance de sucesso para a sísmica 4D. Além disso, o impacto causado pelo time-shift, 

desconsiderado na modelagem adotada por Silva et al. (2020), aumenta as chances de 

detectabilidade da injeção WAG ou de CO2. 

Nosso estudo verificou a viabilidade para o monitoramento sísmico 4D nos 

carbonatos do pré-sal no Campo de Atapu. Além disso, em projetos de injeção de CO2, é 

de extrema importância o monitoramento de possíveis vazamentos pelo 

comprometimento da rocha selante ou pela reativação de falhas. No pré-sal, a espessa 

camada de sal funciona como um excelente selo devido à sua baixa permeabilidade e alta 

pressão capilar. Isto gera confiança com relação à segurança a longo prazo de projetos de 

armazenamento geológico do CO2 no pré-sal e de seu monitoramento (Nunes et al., 2024). 

Ademais, a interpretação sísmica do campo não mostra falhas que cruzem a camada de 

sal passíveis de reativação. Prasad et al. (2021) destacam a possibilidade de ocorrência de 

reações químicas na matriz da rocha induzidas pelo CO2, como o fechamento de fraturas 

pela precipitação de minerais ou a sua abertura por dissolução. De fato, os reservatórios 

do pré-sal são altamente fraturados (Fernández-Ibáñez et al., 2022; Lupinacci et al., 2023; 

Oliveira Neto et al., 2023; Wennberg et al., 2023); fator este que combinado à propensão 

à precipitação e dissolução de minerais em rochas carbonáticas com a injeção de CO2 

(Prasad et al., 2021; Marçon et al., 2024), torna o pré-sal um candidato a sofrer o impacto 

destes efeitos na injetividade. Portanto, sugerimos para trabalhos futuros uma integração 

de testes realizados em laboratório com rochas do pré-sal para verificar a integridade dos 

cenários modelados para a injeção de CO2. 
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Nós sugerimos que trabalhos futuros incorporem variações de pressão na 

modelagem dos cenários no estudo de viabilidade para a sísmica 4D. Estudos realizados 

em laboratório simulando condições do pré-sal estabeleceram leis empíricas que indicam 

mudanças na impedância acústica de aproximadamente 1% com relação à pressão 

(Vasquez et al., 2019). Silva et al. (2020) calcularam o impacto de cenários com 

mudanças de até 9,8 MPa na pressão efetiva do reservatório, com valores de ∆𝑍 

significativos estimados. Adicionalmente, consideramos que as análises apresentadas 

neste estudo podem ser estendidas para a escala sísmica. Para isso, deve-se utilizar as 

informações vindas de modelos estáticos, obtidos a partir do uso de ferramentas como a 

inversão sísmica e física de rochas, ou também de modelos dinâmicos vindos da 

simulação de fluxo dos reservatórios, para a construção do modelo petro-elástico 3D. A 

realização deste passo traz mais recursos para a interpretação e quantificação das 

possíveis anomalias presentes na sísmica 4D ocasionadas pela injeção de CO2 no campo. 

3.4.  Conclusões 

Nós apresentamos um estudo de sensibilidade dos parâmetros elásticos e a 

modelagem da resposta sísmica 4D para diferentes cenários de saturação de CO2 nos 

carbonatos do pré-sal no Campo de Atapu, Bacia de Santos, offshore Brasil. Para isso, 

construímos três cenários baseline (in-situ, baseline 1 e baseline 2) e dois cenários 

monitores (injeção WAG e de CO2) utilizando a substituição de fluidos. A estimativa dos 

parâmetros elásticos do CO2 nas condições de reservatório mostrou um fluido com alta 

compressibilidade e densidade, com a impedância acústica similar à do óleo da formação. 

Isto resultou em uma baixa sensibilidade deste parâmetro na comparação do cenário in-

situ com os monitores, com média de ∆𝑍 = 0,4%. Este valor está abaixo do cutoff 

adotado para sucesso do monitoramento 4D no pré-sal. Entretanto, a alta 

compressibilidade ocasionou mudanças de velocidade da onda compressional que se 

traduziram em um time-shift total de -1,85 ms na amplitude sísmica na base da Formação 

Barra Velha. Consideramos este valor como suficiente para produzir uma anomalia capaz 

de ser detectada na sísmica 4D. Já a comparação dos parâmetros elásticos dos cenários 

monitores com o baseline 1 e 2 mostra casos com ∆𝑍 > 1,5%, além de altos valores de 

∆𝑉𝑝. Estes fatores, combinados à grande espessura do intervalo de investigação, causam 

mudanças significativas no sinal sísmico, como time-shifts médios de -1,98 ms no 

baseline 1 e -2.52 ms no baseline 2 com os dois cenários de injeção. A análise integrada 
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de ∆𝑍 e ∆𝑉𝑝 evidencia o impacto dos parâmetros elásticos dos fluidos na sensibilidade à 

substituição de fluidos, com ∆𝑉𝑝 > ∆𝑍 quando o reservatório tem mais óleo do que água 

(baseline 1) e ∆𝑍 > ∆𝑉𝑝 em maiores níveis de saturação de água (baseline 2). Levando 

em conta todos estes fatores, concluímos que os reservatórios carbonáticos do Campo de 

Atapu têm bom potencial para o monitoramento sísmico 4D do CO2 para EOR ou 

armazenamento geológico.  
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4. Considerações finais 

Este estudo modelou a resposta sísmica decorrente da injeção de CO2 nos 

reservatórios carbonáticos da Formação Barra Velha, no Campo de Atapu. Foram 

simulados três cenários de baseline: in-situ, baseline 1, com 40% de 𝑆𝑤, e baseline 2, 

com 60% de 𝑆𝑤. Estes valores foram selecionados por representarem cenários 

intermediários de 𝑆𝑤 nas proximidades dos poços injetores. Consideramos que, quanto 

mais próximo do poço injetor, maior será a saturação de 𝑆𝑤. Os cenários de injeção 

(WAG e CO2) foram adaptados a partir de Cruz et al. (2021). Apesar da nomenclatura, 

ambos os cenários envolvem saturação de CO2, com o primeiro apresentando valores de 

50% e o segundo de 70%. Sugiro que mais cenários sejam avaliados em trabalhos futuros, 

como um cenário com saturação em água de 50% e outro com 80%. Com base nos 

resultados, é provável que ∆𝑉𝑝 ≈ ∆𝑍 para o primeiro, com ambos os efeitos sendo 

importantes para a geração de anomalias 4D. Por sua vez, no segundo, a expectativa é 

que ∆𝑍 > ∆𝑉𝑝. Neste último caso, poços com baixa espessura de reservatório na 

Formação Barra Velha também poderão ter sucesso para o monitoramento 4D, pois, 

diferentemente do efeito acumulativo do time-shift gerado por ∆𝑉𝑝, o efeito de ∆𝑍 é visto 

localmente na magnitude da amplitude sísmica. 

Além disso, outros autores como Cruz et al. (2021) avaliaram a injeção de CO2 

com uma mistura de gases, não somente CO2. Neste trabalho, esta estratégia tornaria 𝑍 

mais sensível e mais otimista para a viabilidade da sísmica 4D. Quanto aos impactos em 

𝑉𝑝 e os time-shifts, recomendo que trabalhos futuros os explorem. Análises do 

comportamento elástico da mistura de gases para diferentes proporções deles podem ser 

conduzidas comparadas à da água de formação e do óleo nas condições de reservatório 

para traçar discussões acerca do impacto que as diferentes saturações podem ter sobre 𝑍, 

𝑉𝑝 e 𝑅𝐻𝑂𝑏. 

Como etapa adicional, as análises apresentadas neste estudo podem ser ampliadas 

para a escala sísmica. Para isso, recomenda-se o uso da inversão sísmica, que permitirá a 

obtenção do volume de impedância acústica. Esse volume poderá ser integrado às 

propriedades petrofísicas de modelos estáticos por meio de abordagens fundamentadas 

na física de rochas para a construção de modelos petro-elásticos. Alternativamente, pode-

se utilizar as informações de modelos dinâmicos, oriundas da simulação do 

comportamento do reservatório, junto a modelos de física de rochas calibrados, para a 
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construção de volumes de parâmetros elásticos ajustados a dados dinâmicos do 

reservatório. A realização destes passos traz mais recursos para a interpretação e 

quantificação das possíveis anomalias presentes na sísmica 4D ocasionadas pela injeção 

de CO2 no campo. 

Apesar dos rápidos avanços tecnológicos da indústria de óleo e gás, ferramentas 

fundamentais, há muito utilizadas, como a modelagem do traço sísmico podem trazer 

ganhos de conhecimento significativos sobre os reservatórios. Modelar cenários sísmicos 

sintéticos permite prever como diferentes propriedades do reservatório impactam na 

resposta sísmica. Esse tipo de abordagem possibilita não apenas a otimização dos 

processos de exploração e produção, mas também a redução de incertezas associadas à 

caracterização de reservatórios. Além disso, ao integrar a modelagem sísmica com dados 

de monitoramento 4D, é possível acompanhar alterações dinâmicas no reservatório, como 

a evolução da injeção de CO2 em projetos de recuperação avançada e CCS, permitindo 

ajustes em tempo real para maximizar a eficiência e a segurança das operações. 
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