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RESUMO

A descoberta do Pré-sal na Bacia de Santos impactou, sobremaneira, a exploração petrolí-
fera na África. Isso porque a correlação geológica entre os segmentos opostos da margem 
continental Atlântica elevou o potencial de oportunidades análogas localizadas naquele 
continente. Algumas delas se converteram em descobertas expressivas, com até 500 MMbbl 
recuperável. Na área abordada neste capítulo, que corresponde a região costeira entre An-
gola e Guiné Equatorial, o Pré-sal possui uma natureza predominantemente siliciclástica 
na região norte e mista, com siliciclásticos e calcários, ao sul. As rochas geradoras atingem 
teores de até 20% de carbono orgânico. Os reservatórios são, comumente, arenitos flu-
viais, deltaicos e turbidíticos ou calcários, por vezes silicificados, dolomitizados ou carsti-
ficados. As trapas podem ser estruturais, estratigráficas ou mistas. A migração secundária 
ocorreu por curtas e longas distâncias, sendo, no último caso, geralmente na base do sal. 
As rochas selantes mais efetivas são o sal, folhelhos e margas. Atualmente, as ativida-
des de exploração e desenvolvimento do Pré-sal em águas profundas e ultraprofundas, ou 
seja, a profundidades superiores a 300 m e 1500 m, se encontram diante de riscos substan-
ciais preconizados pelos volumes e a natureza dos fluidos descobertos. 
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1. INTRODUÇÃO

A descoberta do Pré-sal em águas ultrapro-

fundas na Bacia de Santos, em 2006, foi um 

evento que também influenciou a explora-

ção na margem atlântica da África. A simila-

ridade geológica de segmentos opostos da 

margem continental Atlântica, que remon-

ta à abertura do próprio oceano, apontava 

para um potencial sucesso geológico, tal 

qual obtido na margem continental brasilei-

ra. Devido à magnitude das descobertas no 

Brasil, o termo Pré-sal assumiu uma conota-

ção específica e passou a ser utilizado como 

sinônimo de um play e província petrolífera 

nas bacias de Santos e Campos. Neste capí-

tulo, o termo Pré-sal será utilizado em um 

sentido mais amplo. Em termos geográficos, 

ele também corresponderá a região definida 

como Provincia Costeira Centro-Oeste Afri-

cana do oeste da África (PCOA), de acordo 

com o amplo trabalho realizado por Brown-

field et al. (2006). A PCOA compreende as 

bacias sedimentares localizadas na margem 

continental atlântica, entre Guiné Equato-

rial e Angola, as quais possuem, de alguma 

forma, depósitos evaporíticos do Aptiano 

Superior. Assim, doravante, todas as rochas 

sedimentares e vulcânicas, cuja deposição 

foi anterior à deposição destes evaporitos 

na PCOA, serão consideradas como compo-

nentes da seção Pré-sal, ou simplesmente 

Pré-sal. Este termo abrangerá uma comple-

xa gama de assuntos, como evolução tec-

tônica, geologia estrutural, estratigrafia e 

sedimentologia, provendo ao leitor um pa-

norama sobre os aspectos regionais que o 

caracterizam na margem africana.

Na primeira parte deste capítulo, que trata do 
contexto geológico, foram reunidas informa-
ções sobre a origem das bacias rifte e do sal. 
Na sequência, foram sumarizadas informa-
ções a respeito da estratigrafia e estilo estru-
tural de cada bacia na forma de tabelas, cartas 
crono-estratigráficas e seções geológicas re-
gionais. Um resumo das informações sobre os 
sistemas petrolíferos do Pré-sal conclui a pri-
meira parte. Cientes dos excelentes trabalhos 
que nos antecederam, procuramos oferecer 
um sumário de referências, que permitirá ao 
leitor aprofundar-se em cada assunto segun-
do o seu interesse. Na segunda parte, serão 
apresentados dados de poços, reservatórios 
e campos que exemplificam os elementos do 
sistema petrolífero do Pré-sal na PCOA e os 
impactos das descobertas na Bacia de Santos 
em sua atividade exploratória. 

Em suma, este capítulo consiste em uma am-
pla compilação de informações sobre a geo-
logia e os sistemas petrolíferos do Pré-sal, na 
PCOA, cujo objetivo é possibilitar uma compa-
ração com a margem continental brasileira.

2. PARTE I - CONTEXTO 
GEOLÓGICO REGIONAL

A gênese do oceano Atlântico Sul foi um pro-
cesso tectônico diacrônico e heterogêneo que 
resultou na formação de quatro grandes seg-
mentos de crosta oceânica (Szatmari, 2000; 
Moulin et al., 2005, 2010; Mohriak et al., 2008; 
Torsvik et al., 2009; Granot e Dyment, 2015) 
(Figura 2.1). Esses segmentos foram nomea-
dos, de sul para norte, como Falklands, Sul, 
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Central e Equatorial e são limitados pelas zo-
nas de fraturas Agulhas-Falklands, Florianó-
polis e Romanche (Matthews et al., 2011; Seton 
et al., 2014). Na margem continental africana, 
congruente com o Segmento Central, ocorrem 
as bacias sedimentares da Provincia Costeira 
Centro-Oeste Africana (PCOA - Brownfield e 
Charpentier, 2006), abrangendo uma área de 
aproximadamente 590000 km² (Figura 2.1). 
Uma característica singular da PCOA é a ocor-
rência de uma espessa seção evaporítica, si-
tuada, mais especificamente, entre as zonas 
de fratura de Florianópolis e Ascensão (Figura 
2.1). Esses evaporitos, bem como os sedimen-
tos e rochas vulcânicas da seção Pré-sal que o 
antecedem, foram depositados em uma única 
bacia, que posteriormente foi dividida devido 

à ruptura continental e à formação de crosta 
oceânica (Evans, 1978; Rabinowitz e LaBrec-
que, 1979; Austin Jr e Uchupi, 1982; Burke e 
Sengör, 1988; Nürnberg e Müller, 1991; Karner 
et al., 1997; Karner e Driscoll, 1999; Karner, 
2000; Karner e Gambôa, 2007; Aslanian et al., 
2009; Torsvik et al., 2009; Moulin et al., 2010; 
Buiter e Torsvik, 2014; Heine e Brune, 2014). 
Dessa origem comum, advém a equivalência 
estratigráfica do Pré-sal entre as bacias con-
jugadas através do Oceano Atlântico. Na mar-
gem africana, a evolução tectônica das bacias 
da PCOA é comumente dividida em quatro fa-
ses principais: pré-rifte, (sin-)rifte, transição 
e pós-rifte (drift), as quais foram adotadas 
neste capítulo (Teisserenc e Villemin, 1990; 
Katz e Mello, 2000).

ZF Florianópolis

ZF Falkland-Agulhas

CENTRAL

SUL

EQUATORIAL

FALKLAND

2000 Km

Figura 2.1 - Segmentos de crosta oceânica e seus limites determinados pelas zonas de fraturas (ZF). O retângulo tracejado 
vermelho indica a localização aproximada da PCOA na margem atlântica africana. Modificado de Matthews et al. (2011) e 

Seton et al. (2014). (Imagem: Berann et al., 1977, https://www.loc.gov/item/2010586277/).

https://www.loc.gov/item/2010586277/


As grandes descobertas do Pré-sal no Atlântico Sul138

Capítulo 3: O Pré-sal na África

2.1. Fase pré-rifte (Triássico-Jurássico)

Esta fase corresponde a eventos de subsi-

dência, tração e falhamentos que forma-

ram uma grande depressão denominada 

Depressão Afro-Brasileira (Figura 2.1.1), a 

qual sucedeu as grandes bacias intracratôni-

cas paleozoicas (Ponte et al., 1971; Estrella, 

1972; Teixeira Netto e Oliveira, 1985; Garcia, 

1991; Chang et al., 1992; Cesero et al., 1997; 

Arai, 2007; Silva et al., 2012). Centenas de 

metros de sedimentos continentais foram 

PÚBLICA

1000 km

N

Figura 2.1.1 – Mapa paleogeológico do Pré-cretáceo com 
delimitação da depressão Afro-Brasileira. Tr - Triássico; J - 

Jurássico.. Modificado de Ponte et al. (1971) e Cesero et al. (1997).

depositados nessa depressão, constituindo 
importantes reservatórios de hidrocarbone-
tos (Teisserenc e Villemin, 1990). Esses sedi-
mentos correspondem a depósitos aluviais, 
fluviais e lacustres, que foram preservados 
localmente (e.g.  Sub-bacia do Gabão Interior, 
na parte leste da Bacia do Congo e bacias Re-
côncavo-Tucano-Jatobá, Sergipe-Alagoas e 
Camamu-Almada) (Brice et al., 1982; McHar-
gue, 1990; Teisserenc e Villemin, 1990; Chang 
et al., 1992; Brownfield e Charpentier, 2006).

2.2. Fase rifte e de transição 
(Valanginiano-Aptiano)

O início da fase rifte no segmento central 
do oceano Atlântico Sul ocorreu aproxima-
damente a 134-131 Ma (Valanginiano-Hau-
teriviano) e perdurou até aproximadamen-
te 123 Ma (Aptiano Inferior) (Davison, 2007; 
Bradley, 2008; Moulin et al., 2010; Quirk et al., 
2013; Peace et al., 2020) (Figura 2.2.1a). Nes-
sa fase, eventos de subsidência resultaram 
no desenvolvimento de expressivas bacias 
alongadas, controladas por falhas normais 
e caracterizadas por pronunciados grabens 
e hemi-grabens (LePichon e Fox, 1971; Go-
rini, 1976; Lehner e Ruiter, 1977; Asmus e 
Porto, 1980; Asmus e Baisch, 1983; Szatmari 
et al., 1985; Chang et al., 1992; Moulin et al., 
2005). O estágio inicial da fase de transição, 
compreendido aproximadamente entre 123 
Ma a 116 Ma (Aptiano), é caracterizado pelo 
desenvolvimento de uma ampla bacia sag 



139As grandes descobertas do Pré-sal no Atlântico Sul

Capítulo 3: O Pré-sal na África

e marca o princípio da formação da crosta 

oceânica (Karner e Gambôa, 2007; Kukla et al., 

2018) (Figura 2.2.1b). O estágio final da fase 

de transição é caracterizado pela deposição 

diacrônica de evaporitos sobre os sedimentos 

da bacia sag e crosta oceânica, culminado com 

a completa ruptura continental a aproxima-

damente 110 Ma (Kukla et al., 2018). 

A divisão das bacias conjugadas no segmen-

to central foi mais simétrica naquelas situa-

das ao norte das bacias de Santos e Namibe 

(Figura 2.2.1c). A Bacia de Santos apresenta 

uma extensa crosta continental com estru-
turação rifte (~550 km), enquanto a Bacia 
de Namibe possui uma margem continental 
muito mais estreita (~150 km) (Evans, 1978; 
Moulin et al., 2005; Torsvik et al., 2009; Len-
tini et al., 2010; Beglinger et al., 2012; Heine 
et al., 2013; Kukla et al., 2018). Dessa forma, 
considerando que os grandes campos de 
petróleo do Pré-sal estão nessa larga faixa 
continental da Bacia de Santos, não exis-
te equivalência, em termos de distribuição 
areal, para ocorrências de tais campos na 
margem continental africana (Szatmari et 
al., 1985; Unternehr et al., 2010).
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Figura 2.2.1 – Evolução diacrônica do Oceano Atlântico Sul: a) Ambientes lacustres ao norte e geração da crosta oceânica ao 
sul das Elevações de Walvis e Rio Grande (EWRG); b) A barreira natural causada pelas EWRG restringiu a franca circulação 

de água marinha nas bacias em subsidência ao norte, ocasionando precipitação de evaporitos durante o Aptiano Superior; 
c) Desenvolvimento de crosta oceânica ao norte das EWRG anterior à ruptura continental na região das bacias de Santos e 
Namibe. Notar assimetria na separação das bacias de Santos e Namibe (modificado de Heine et al., 2013 – fig.17, 18 e 19). 

Linhas tracejadas amarelas indicam os limites aproximados das bacias de Santos e Namibe.
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As bacias sedimentares que constituem a 
PCOA são denominadas, de norte a sul, como: 
Douala, Kribi-Campo, Rio Muni, Gabão, Con-
go, Kwanza, Benguela e Namibe. As bacias 
de Douala e Kribi-Campo são consideradas, 
por alguns autores (Nguimbous-Kouoh et al., 
2018), como sub-bacias de uma única, a bacia 
Douala/Kribi-Campo. A Bacia do Congo tam-
bém é, comumente, subdividida em Bacia do 
Congo e Bacia do Baixo Congo (Marton et al., 
2000) (Figura 2.2.2a). O limite norte da PCOA é 
definido pelo Lineamento Vulcânico de Cama-
rões, que separa a borda sul da província do 
Delta do Niger da Bacia de Douala. Já o limite 
sul, ocorre entre a Bacia de Namibe e a Eleva-
ção de Walvis. Os limites leste correspondem a 
sedimentos jurássicos, ou ao embasamento, e 
os limites oeste aproximadamente às primei-
ras ocorrências de crosta oceânica (Pauken et 
al., 1991; Brownfield, 2016).

No que tange à sedimentação durante a fase 
rifte e de transição na PCOA, existe uma di-
ferença na natureza dos depósitos, sendo 
predominantemente siliciclástica nas bacias 
localizadas ao norte da Sub-bacia do Gabão 
Sul, passando a carbonática e siliciclástica 
em direção ao sul, a partir desta bacia (Figura 
2.2.3). O evento de sedimentação carbonática 

na porção sul da PCOA pode estar relacio-

nado ao vulcanismo alcalino que ocorreu ao 

longo do limite da margem continental entre 

as bacias do Gabão Sul e de Kwanza (Ros et 

al., 2017; Fernandez et al., 2020). Esse vul-

canismo, que perdurou do Barremiano ao 

Aptiano, pode, em conjunto com processos 

hidrotermais, ter sido responsável pela ele-

vação da alcalinidade na parte sul do lago 

rifte, favorecendo a precipitação de carbo-

natos (Fernandez et al., 2020). Ele também 

explicaria as profundidades anomalamente 

reduzidas dos lagos durante a fase de transi-

ção, associadas à elevação térmica da crosta 

na PCOA (Fernandez et al., 2020). 

Os evaporitos apresentam uma grande va-

riação de espessura na PCOA (Kukla et al., 

2018). Na região norte, a partir da Sub-bacia 

do Gabão Norte, grandes espessuras de eva-

poritos ocorrem próximo a costa e adelgaçam 

para offshore (Figura 2.2.2b). Contrariamente, 

na região Sul, ocorre um espessamento no 

offshore associado ao grande aporte de sedi-

mentos continentais sobre o sal. Isso provo-

cou distensão e expulsão do sal para offshore, 

onde ocorre compressão e cavalgamentos 

(Jackson e Hudec, 2005) (Figura 2.2.2b).
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Figura 2.2.2 – Bacias sedimentares da PCOA: a) Linhas pretas indicam a localização das seções offshore das respectivas 
figuras; b) Distribuição dos depósitos evaporíticos da fase de transição. Espessura dos evaporitos de Kukla et al. (2018). Os 
limites das bacias foram obtidos de Teisserenc e Villemin (1990); Marton et al. (2000); Ntamak-Nida et al. (2010); Beglinger 
et al. (2012); Kukla et al. (2018). Ocorrência inferida indica possível ocorrência de evaporitos, com base nas seções sísmicas, 

mas que carecem de dados adicionais. Imagem Google EarthTM.
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Figura 2.2.3 – Cronocorrelação das unidades estratigráficas das bacias sedimentares da PCOA. Notar a maior frequência de 
carbonatos entre as bacias de Namibe e Congo.

2.2.1. Bacias Douala / Kribi-Campo / Rio 
Muni

As unidades estratigráficas das bacias de Dou-

ala, Kribi-Campo e Rio Muni estão sumarizadas 

na Figura 2.2.4 e na Tabela 2.2.1. Nessas bacias 

o Pré-sal consiste em depósitos siliciclásticos 

fluviais e lacustres (Ross e Hempstead, 1993; 

Turner, 1995). O Pré-sal na Bacia de Douala é 

caracterizado por arenitos e folhelhos depo-

sitados em leques submarinos, fan-deltas ou 

depósitos turbidíticos sobrepostos por eva-

poritos (Pauken et al., 1991) (Figura 2.2.4). Na 

Bacia de Kribi-Campo, sedimentos da fase rif-

te ocorrem apenas nas porções mais distais 

(offshore), enquanto sedimentos da fase de 

transição assentam-se diretamente sobre o 

alto de Kribi-Campo na região mais proximal 

(Figura 2.2.5). Uma complexa estruturação 
dos sedimentos da fase de transição ocorre 
na parte proximal devido à halocinese. Esse 
processo gerou uma distribuição descontínua 
da camada de sal, formando espessos do-
mos em algumas áreas, que contrastam com 
ausência absoluta de sal em outras (Figura 
2.2.5). Na Bacia de Rio Muni, as maiores es-
pessuras do Pré-sal ocorrem em um graben, 
que se estende por aproximadamente 60 km 
de largura (Figura 2.2.6). Domos de sal e es-
truturas complexas devido à intensa haloci-
nese também estão presentes nessa bacia 
(Figura 2.2.7). De forma geral, a largura e o 
volume de sedimentos do Pré-sal, na porção 
offshore dessas três bacias, são menores, se 
comparados com as bacias localizadas ao Sul 
na PCOA, com exceção da Bacia de Namibe.
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Figura 2.2.4 - Colunas cronoestratigráficas das bacias Douala, Kribi-Campo e Rio Muni.

Tabela 2.2.1 - Unidades estratigráficas das bacias Douala, Kribi-Campo e Rio Muni.

Bacia Fase Formação Rochas Esp. máx. Ref.

Douala e 
Kribi-Campo

Transição Mundeck flh ricos em MO, margas e arn - 1, 2, 3

Rifte Arenitos Basais arn - 3, 4

Rio Muni
Transição Séries Salíferas 

Matondo flh ricos em MO, margas e arn 800 1, 2, 3

Rifte Séries do Rifte arn 4000 3, 4

1 - Brownfield e Charpentier (2006); 2 - Brownfield (2016); 3 - Ross e Hempstead (1993); 4 - Turner (1995). Abreviações: 
Esp. máx. – espessura máxima; Ref. – referências; arn – arenitos; flh – folhelhos; MO – Matéria orgânica
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Figura 2.2.6 - Seção geológica da Bacia Rio Muni. Evaporitos e seção pós-rifte não individualizadas no trabalho original. 
Localização na Figura 2.2.2. Modificado de Turner e Wilson (2003), Figura 14b.
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Figura 2.2.7 - Seção geológica em tempo da Bacia Rio Muni mostrando estruturas halocinéticas.  
A sísmica não apresenta boa resolução para a interpretação da seção Pré-sal. Localização Figura 2.2.2. Modificada  

de Tari et al. (2001 - Figura 5a, 2003 - Figura 10a).



145As grandes descobertas do Pré-sal no Atlântico Sul

Capítulo 3: O Pré-sal na África

2.2.2. Bacia do Gabão

A Bacia do Gabão pode ser individualizada 

em três sub-bacias: Interior, Sul e Norte (Fi-

gura 2.2.8). As Sub-bacias (Sb) Interior e Sul 

são similares, embora a Interior tenha sido 

tectonicamente menos ativa (Teisserenc e 

Villemin, 1990; Brownfield, 2016). As unida-

des estratigráficas dessas sub-bacias estão 

sumarizadas na Figura 2.2.8, Tabela 2.2.2 e 

Tabela 2.2.3. Na Sb Gabão Norte, espessos 

depósitos do Pré-sal ocorrem por mais de 

100 km de largura, sem indicações de grandes 

compartimentações, de acordo com a se-
ção geológica esquemática offshore (Figura 
2.2.9). Na Sb Gabão Sul, o Pré-sal se entende 
continuamente por mais de 180 km offshore 
(Figura 2.2.10). Um alto central do embasa-
mento encerra os sedimentos da fase inicial 
do rifte em dois grabens, que coalescem em 
uma grande bacia durante a fase mais tardia 
do rifte e transição (Figura 2.2.10). Em ambas 
as sub-bacias, Norte e Sul, a sequência eva-
porítica foi sujeita à intensa halocinese, com 
formação de diápiros e domos (Figura 2.2.9 e 
Figura 2.2.10).
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Figura 2.2.8 - Colunas cronoestratigráficas da Bacia do Gabão.
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Tabela 2.2.2 - Unidades estratigráficas das sub-bacias do Gabão Interior e Norte.

Bacia Fase Formação  Principais Fácies Esp. máx. Ref.

In
te

rio
r

Transição Como arn, dolomitos e flh ricos em 
MO 500

2,
 4

Rifte

N’Toum arn e flh 400

Bengie Sedimentos continentais 400

Flh Moundounga flh arenosos e flh 
betuminosos. 600

Flh Bifoum flh -

Flh Lobe flh -

Arn Fourou Plage arn -

Welle flh ricos em MO e lâminas 
pirobetuminosas 900

N´Dombo arn, arn conglomeráticos e 
algum flh 400

1,
 2

, 4

Norte

Transição Como arn, dolomitos, flh e flh ricos 
em MO 500

2,
 4

Rifte
Coniquet Sedimentos continentais -

N’Toum Sedimentos continentais 1500

1 - Brink (1974); 2 - Brownfield e Charpentier (2006); 3 - Brownfield (2016); 4 - Teisserenc e Villemin (1990). 
Abreviações: Esp. máx. – espessura máxima; Ref. – referências; arn – arenitos; flh – folhelhos; MO – Matéria 
orgânica

Tabela 2.2.3 - Unidades estratigráficas da Sub-bacia do Gabão Sul.

Bacia Fase Formação Principais Fácies Esp. máx. Ref.

Sul

Transição Gamba Conglomerados, arn, flh arenosos, 
dolomitos e anidrita -

2,
 3

, 4

Rifte

Dentale arn e flh ricos em MO 3000

flh Melania flh ricos em MO, siltitos e calcários 600

Melania flh, arn argilosos finos -

flh Kissenda Poucos carbonatos, siltitos, arn e 
conglomerados 1000

Arenito Basal arn e conglomerados 400

2 - Brownfield e Charpentier (2006); 3 - Brownfield (2016); 4 - Teisserenc e Villemin (1990). Abreviações: Esp. máx. 
– espessura máxima; Ref. – referências; arn – arenitos; flh – folhelhos; MO – Matéria orgânica
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Figura 2.2.9 – Seção geológica esquemática da Sub-bacia do Gabão Norte. A escala horizontal é relativa à distância entre os 
poços Ika M1 e Nyonie D.1. Localização na Figura 2.2.2. Modificado de République Gabonaise (2018).
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Figura 2.2.10 - Seção geológica da Sub-bacia do Gabão Sul. Localização na Figura 2.2.2. 
Modificado de Lentini et al. (2010), Figura 13.

2.2.3. Bacias do Congo e Baixo Congo

As unidades estratigráficas da Bacia do Con-

go e do Baixo Congo estão sumarizadas na 

Figura 2.2.11, Tabela 2.2.4 e Tabela 2.2.5. 

A Bacia do Congo apresenta similaridades 

estruturais com a Sub-bacia do Gabão Sul 

(Figura 2.2.10). Na Bacia do Baixo Congo, o 

Pré-sal se estende por mais de 270 km de ex-

tensão offshore. Um proeminente alto central 

do embasamento encerra o Pré-sal em dois 
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grabens. Esse alto pode ter proporcionado 
um ambiente raso durante o Aptiano supe-
rior, resultando na deposição de calcários da 
Fm Toca (McHargue, 1990) (Figura 2.2.12). O 
graben situado a oeste do alto central é bas-
tante abatido em relação ao leste, sendo re-
coberto por quase 10 km de sedimentos das 
seções Pré-sal e Pós-sal (Figura 2.2.12). Os 
depósitos mais jovens da fase de transição 
na Bacia do Congo correspondem aos eva-
poritos da Fm. Loeme, que é correlata da Fm. 

Ezanga na Sub-bacia do Gabão Sul. A camada 
evaporítica pode atingir mais de 1000 m de 
espessura (Brownfield, 2016), mas é bastan-
te descontínua, com inúmeras janelas, devi-
do à halocinese. Na Bacia do Baixo Congo, a 
intensa halocinese é associada à grande car-
ga sedimentar do Pós-sal, gerada pelo delta 
do Congo (Figura 2.2.12) (Costa et al., 1999). 
Rochas vulcânicas de idade Neocomiano e 
Barremiano ocorrem na Bacia do Baixo Congo 
(Valle et al., 2001) (Figura 2.2.11).
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Figura 2.2.11 - Colunas cronoestratigráficas da Bacia do Congo e do Baixo Congo.

Tabela 2.2.4 - Unidades estratigráficas da Bacia do Congo.

Fase Formação Principais Fácies Esp. máx. Ref.

Transição Arn Chela Arn e flh -

1,
 2

, 3

Rifte

Flh Point Indienne Flh -

Toca Calcários -

Marga Pointe Noire Flh ricos em MO, margas e flh negros 
dolomíticos 500

Arn Djeno Arn -

Flh Sialivakou Flh -

Arn Vandji Arn -

1 - Brownfield e Charpentier (2006); 2 - Brownfield (2016); 3 - Harris (2000). Abreviações: Esp. máx. – espessura 
máxima; Ref. – referências; arn – arenitos; flh – folhelhos; MO – Matéria orgânica
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Tabela 2.2.5 - Unidades estratigráficas da Bacia do Baixo Congo.

Fase Formação Principais Fácies Esp. máx. Ref.

Transição
arn Chela arn e flh - 2, 4, 5

Toca A Calcários, arn e flh - 2, 4, 5

Rifte

Toca B, C, D Dolomitos, calcarenitos e flh 300 4, 5

Erva arn argilosos, flh ricos em MO e arn 1200 5

Bucomazi flh, argilitos, margas, arn, flh ricos em MO 2100 1, 3, 5, 6

arn Lucula arn - 5, 6

Ref.: 1 - Brice et al. (1982); 2 - Brownfield (2016); 3 - Costa et al. (1999); 4 - Harris (2000); 5 - McHargue (1990); 6 
- Schoellkopf e Patterson (2000). Abreviações: Esp. máx. – espessura máxima; Ref. – referências; arn – arenitos; flh – 
folhelhos; MO – Matéria orgânica
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Figura 2.2.12 - Seção geológica da Bacia do Baixo Congo. Localização na Figura 2.2.2.  
Modificado de Wonham et al. (2010), Figura 6.

2.2.4. Bacias Kwanza e Benguela

A Bacia de Kwanza pode ser subdividida em 

três partes: Interna, Alto Central e Externa (Fi-

gura 2.2.13). O empilhamento estratigráfico e 

litologias dessa bacia estão sumarizados na 

Figura 2.2.14 e na Tabela 2.2.6. A Parte Interna 

corresponde a toda a porção onshore da bacia, 

sendo limitada a oeste pelo Alto Central e a 
leste pelo embasamento Paleoproterozoico 
(Figura 2.2.13). O desenvolvimento indepen-
dente da Parte Interna resultou na deposição 
de litologias diferentes, mas temporalmente 
equivalentes àquelas encontradas no Pré-sal 
do Alto Central e da Parte Externa (Figura 
2.2.14 e na Tabela 2.2.6).
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Figura 2.2.13 – O Alto Central (plataformas Flamingo, Ametista e Benguela) separa as partes Interna e Externa da Bacia 
de Kwanza. Os altos alongados e isolados na Parte Externa foram importantes para a deposição de calcários. Os Montes 

Vulcânicos Kwanza (~95 Ma) separam as bacias de Kwanza e Benguela. Modificado de Qiu et al. (2020), figura 12.
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Tabela 2.2.6- Unidades estratigráficas da Bacia de Kwanza, porções interna e externa.

Porção Fase Formação Principais Fácies Ref.

In
te

rn
a Tr

an
si

çã
o

Cuvo Superior (Gray 
Cuvo)

arn, dolomitos e calcários com algumas 
ocorrências de carvão 1,

 2
, 3

Ri
ft

e

Cuvo Inferior (Red 
Cuvo) Conglomerados, arn, argilitos, cinza vulcânica

1,
 3

, 4

Infra Cuvo / 
Maculungo Rochas tufáceas, flh, flh ricos em MO e evaporitos 1,

 3

Ex
te

rn
a

Tr
an

si
çã

o

Cuvo Superior (Gray 
Cuvo)

arn, siltitos, flh, mudstones, wackestones, 
packstones com esferulitos calcíticos em matriz 
argilosa a dolomítica, carbonatos microbiais

6,
 9

Ri
ft

e

Toca
Calcários (ex.: coquinas, packstones, grainstones, 
dolomitos), argilitos dolomíticos e oolitos 
silicificados 6,

 7
, 8

, 9

Bucomazi arn, siltitos, flh, flh ricos em MO e calcários 5,
 8

1 - Brognon e Verrier (1966); 2 - Brownfield (2016); 3 - Burwood (1999); 4 - Coward et al. (1999); 5 - Costa et al. 
(2001); 6 - Pasley et al. (1998); 7 - Saller et al. (2016); 8 - Schoellkopf e Patterson (2000); 9 - Uncini et al. (1998)”. 
Abreviações: Ref. – Referências; arn – arenitos; flh – folhelhos; MO – Matéria orgânica

O Alto Central é um alto do embasamento 
com direção aproximada NW-SE, que abran-
ge grande parte do comprimento da bacia e 
atinge larguras de até 100 km na sua região 
centro-sul (Figura 2.2.15). Devido a sua mor-
fologia de topo plano, seus três segmentos 

principais foram denominados como plata-
formas Flamingo, Ametista e Benguela (Brog-
non e Verrier, 1966; Hudec e Jackson, 2002). 
Na região norte offshore, a Bacia de Kwanza 
se estende por pelo menos 280 km de largu-
ra. Nessa região, o Alto Central apresenta um 
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mergulho constante em direção à Parte Ex-
terna, sendo capeado por pequena espessura 
de Pré-sal e Evaporitos (Figura 2.2.15). A tran-
sição entre o Alto Central e a Parte Externa é 
marcada pelo aumento abrupto da espessura 
do Pré-sal contra a falha de borda, indicando 
a perenidade ou até soerguimento do Alto 
Central, devido a ausência da seção rifte em 

seu topo (McHargue, 1990) (Figura 2.2.15). 
Na Parte Externa, ocorre um grande espes-
samento da seção do Aptiano inferior, colma-
tando os altos estruturais derivados do em-
basamento (Figura 2.2.15). No extremo oeste 
da Parte Externa, ocorrem espessos depósi-
tos da fase rifte encaixados e deformados em 
grabens do embasamento (Figura 2.2.15).
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Figura 2.2.15 - Seção geológica da região norte da Bacia de Kwanza. Localização na Figura 2.2.2 e figura 2.2.13.  
Modificado de Lentini et al. (2010), Figura 13.

Na região centro-sul da Bacia de Kwanza, o 
Alto Central apresenta uma morfologia de 
topo bastante plana, colmatada pelos sedi-
mentos da fase rifte e por delgada seção do 
Aptiano Inferior e Evaporitos (Figura 2.2.16). A 
transição para a Parte Externa é relativamen-
te abrupta se comparada com a região norte 
(Figura 2.2.15). O Pré-sal na Parte Externa é 
mais delgado do que na região norte, sendo 
modelado por altos isolados do embasamen-
to (Figura 2.2.16). Nas áreas estruturalmente 

mais altas/rasas e de maior energia associa-
das a estes altos isolados, ocorrem carbona-
tos microbiais e coquinas, similarmente ao 
que ocorre nas bacias conjugadas brasileiras, 
i.e. Campos e Espírito Santo (Carminatti et al., 
2008; Saller et al., 2016) (Para informações 
adicionais sobre a geologia da Bacia de Kwan-
za consultar McHargue, 1990; Dale et al., 1992; 
Cerling, 1994; Bate, 1999; Wright, 1999, 2012; 
Harris, 2000; Poropat e Colin, 2012; Quirk et 
al., 2013).
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Figura 2.2.16 – Seção geológica da região centro-sul da Bacia de Kwanza. Localização na Figura 2.2.2 e figura 2.2.13. 
Modificado de Qiu et al. (2020), Figura 13.

Os depósitos mais jovens da fase de transição 
(Aptiano Superior) na Parte Interna da Bacia 
de Kwanza consistem em evaporitos maciços, 
evaporitos depositados em sabkhas, e dois 
ciclos de calcários intercalados com evapori-
tos e capeados por dolomitos (Brognon e Ver-
rier, 1966; Burwood, 1999; Brownfield, 2016). 
Nas áreas do Alto Central e Parte Externa, os 
pacotes de halita intercalados com anidrita da 
Fm. Loeme são similares aos depósitos da Ba-
cia do Baixo Congo e da Fm. Retiro da Bacia de 
Campos (Pasley et al., 1998; Uncini et al., 1998; 
Brownfield, 2016). Sobre o Alto Central, o sal é 
delgado e descontínuo, formando pequenos 
domos e diápiros. Na Parte Externa, ocorrem 
muralhas e grandes domos e diápiros. Em am-
bas as áreas, houve intensa halocinese (Figura 
2.2.15 e Figura 2.2.16). 

Dado que a Parte Externa da Bacia de Kwanza 
apresenta certa similaridade com a Bacia de 
Santos no que diz respeito às litologias, foi 
concebida uma comparação entre suas unida-
des estratigráficas (Figura 2.2.17). De forma 
geral, o tempo considerado para deposição do 
Pré-sal é um pouco maior em Kwanza, tendo 
se iniciado no Berriasiano; ao passo que em 
Santos, o início é marcado no Barremiano. O 
tempo relacionado à fase de transição englo-
ba as fases rifte superior, sag e sal na Bacia 
de Santos. A Formação Cuvo Superior é equi-
valente à Formação Barra Velha e a Formação 
Toca é equivalente aos calcários bioclásticos 
das formações Itapema e Piçarras. A Forma-
ção Bucomazi englobaria as porções gerado-
ras das formações Itapema e Piçarras da Bacia 
de Santos.
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Figura 2.2.17 - Comparação das unidades estratigráficas do Pré-sal entre as bacias de Santos e Kwanza-Parte Externa. 
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A Bacia de Benguela ocorre ao sul dos Mon-
tes Vulcânicos Submarinos Kwanza (Sumbe), 
que possuem direção aproximada WNE-ESSE 
e idade de aproximadamente 95 Ma (Marzo-
li et al., 1999) (Figura 2.2.13). A evolução da 
fase rifte na sua Parte Interna e no Alto Cen-
tral está relacionada a falhas transforman-
tes. De outro modo e similarmente ao que 
ocorre na Bacia de Kwanza, na Parte Exter-
na predominaram falhas obliquas e normais 
(Hudec e Jackson, 2002; Castro, 2014). A es-
tratigrafia e litologias da Bacia de Benguela 
são similares as da Bacia de Kwanza (Figura 
2.2.14 e na Tabela 2.2.6).

2.2.5. Bacia de Namibe

A Bacia de Namibe está situada no extremo 
sul da PCOA. O alto de Lucira e os complexos 
de falhas transformantes Lucapa e Benguela 
correspondem ao seu limite norte; a Cadeia 
Walvis é seu limite sul (Guiraud et al., 2010; 
Rathee e Kornpihl, 2016). As unidades estra-
tigráficas e litologias da Bacia de Namibe es-
tão sumarizadas na Figura 2.2.14 e na Tabe-
la 2.2.7. A Formação Cangulo apresenta uma 
grande espessura de aproximadamente 3500 
m, em um graben situado na porção mais pro-
ximal offshore e que se estende por aproxima-
damente 35 km de largura (Rathee e Kornpihl, 
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2016; Reid e Ashfield, 2016) (Figura 2.2.18). 
Esse espessamento possivelmente coaduna 
a interpretação que associa o início da fase 
de transição, equivalente ao rifte superior na 
Bacia de Santos (Figura 2.2.17), à Formação 
Cangulo. Por outro lado, a Fm. Tumbalunda 
corresponderia apenas ao final da fase de 
transição, que antecede a deposição do sal, 
e é equivalente a fase sag na Bacia de San-
tos (Figura 2.2.17). Em direção oeste, ocorre 
um segundo graben separado por um alto do 
embasamento, no qual é interpretada uma 
seção menos espessa de aproximadamente 
1200 m da fase rifte e ausência de sedimentos 
da fase de transição (Figura 2.2.18), similar-
mente ao interpretado na Figura 2.2.15. A se-
ção offshore dessa bacia é pouco conhecida, 

no entanto um poço (Tapir South-1) identi-
ficou calcários de idade Aptiano, com poro-
sidade de até 18% na Formação Tumbalun-
da (Rathee e Kornpihl, 2016; Reid e Ashfield, 
2016). O final da fase de transição na porção 
onshore consiste em depósitos de gipsita da 
Fm. Bambata, que são interpretados como 
produtos residuais da dissolução fraciona-
da de pacotes de halita (Gindre-Chanu et 
al., 2015). Na porção offshore, a Fm. Bam-
bata é correlata da Fm. Loeme da Bacia de 
Kwanza e consiste predominantemente em 
halita. Nesse contexto, ela atinge até 1000 
m de espessura devido à halocinese (Figura 
2.2.18). Contudo, em geral, é pouco espes-
sa ou ausente (Gindre-Chanu et al., 2015, 
2016; Reid e Ashfield, 2016).

Tabela 2.2.7 - Unidades estratigráficas da Bacia de Namibe.

Fase Formação Principais fácies Ref.

Tr
an

si
çã

o

Tumbalunda

Arn, grânulos, seixos, flh ricos em MO, evaporitos, 
estromatólitos finamente laminados e chaminés 
hidrotermais com até 6 m de altura no onshore; calcários 
equivalentes a Fm. Cuvo Superior no offshore.

2

Ri
ft

e

Cangulo
Conglomerados, margas, travertinos e tufas dolomíticas e 
depósitos silicosos subaéreos no onshore. Equivalente a Fm. 
Bucomazi no offshore.

1,
 2

, 3
, 4

, 5

1 - Cury et al. (2019); 2 - Gindre-Chanu et al. (2016); 3 - Rathee e Kornpihl (2016); 4 - Reid e Ashfield (2016); 5 - 
Rochelle-Bates et al. (2020). Abreviações: Ref. – referências; arn – arenitos; flh – folhelhos; MO – Matéria orgânica
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(Aptiano Superior -
 Evaporitos)
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Crosta Continental

Oceano Atlântico
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Crosta 
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Figura 2.2.18 – Seção geológica da Bacia de Namibe, indicando um expressivo espessamento da fase rifte (Fm. Cangulo). 
Localização na Figura 2.2.2. Modificado de Reid e Ashfield (2016), Reid et al. (2016), Tyrrell et al. (2017) e Tyrrell e Vartan (2018).

2.3. Fase Pós-rifte (Albiano ao recente)

O contínuo desenvolvimento de crosta oceâ-
nica e subsequente resfriamento na base da 
crosta continental a partir do Albiano produ-
ziu uma rápida subsidência, formando uma 
extensa depressão em toda a PCOA (Qiu et al., 
2020). Nessa depressão, ainda não muito pro-
funda, iniciou-se o desenvolvimento de am-
bientes sedimentares marinhos com a aber-
tura do Golfo de Guiné, no seu extremo norte 
(Tissot et al., 1980; Dias-Brito, 1982, 1987). 
Os sedimentos mais jovens da fase Pós-rifte 
foram depositados em dois regimes distintos: 
unidades transgressivas formadas por clás-
ticos e carbonatos de plataforma, seguidos 
por depósitos progradacionais ao longo da 
margem continental ou depósitos marinhos 
de água profunda (Brownfield e Charpen-
tier, 2006). No Cenomaniano, a cadeia Walvis 

foi permanentemente submersa (Qiu et al., 

2020). Durante o Cenomaniano e Turoniano, 

foram depositados folhelhos ricos em matéria 

orgânica, associados a um evento anóxico glo-

bal (Beglinger et al., 2012). Do Campaniano ao 

Maastrichtiano, uma extensiva transgressão 

ocorreu, relacionada a um estágio de subida 

global do nível do mar (Brownfield e Charpen-

tier, 2006; Qiu et al., 2020). Do Paleoceno ao 

Oligoceno, ocorreu um período de queda glo-

bal do nível do mar (Edwards e Bignell, 1988a; 

Brownfield e Charpentier, 2006; Brownfield, 

2016). Devido à elevação do manto na região 

leste da África, o continente também foi ele-

vado e, consequentemente, erodido. Parte 

dos sedimentos gerados foram transporta-

dos para oeste na extensa rampa formada 

pelo basculamento do continente (Qiu et al., 

2020). Ambientes de sistemas deltaicos se 
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estabeleceram na margem oeste do continen-
te, enquanto sedimentos clásticos-terrígenos 
das áreas costeiras foram transportados para 
águas mais profundas, formando leques tur-
bidíticos (Jackson, et al., 2005). No Oligoceno, 
esse grande aporte de sedimentos também 
ocasionou intensa halocinese do pacote de sal 
subjacente. Como resultado houve uma dis-
tensão da camada evaporítica na parte leste e 
compressão na parte oeste (Jackson e Hudec, 
2005) (Figura 2.2.2). No Mioceno, ocorreu uma 
elevação do nível do mar e uma extensa área 
com sedimentos marinhos se desenvolveu ao 
longo da costa oeste da África. Do Plioceno ao 
Pleistoceno, houve um significativo recuo do 
nível do mar (Nicolai, et al., 2013).

2.4. Sistemas Petrolíferos do Pré-sal 
na Província Costeira Centro-Oeste 
Africana

A Província Costeira Centro-Oeste Africana 
(PCOA) é prolífica na geração de hidrocarbo-
netos, que são encontrados tanto na porção 
onshore quanto na porção offshore de suas 
bacias. Acumulações de hidrocarbonetos 
foram descobertas em praticamente todas 
as bacias, com exceção da Bacia de Namibe. 
Nesta seção serão apresentados apenas os 
sistemas petrolíferos das fases rifte e de 
transição, cujo selo, em geral, consiste nos 
evaporitos de idade Aptiano Superior. Os 
dados e referências sobre eles foram suma-
rizados na Figura 2.4.1 e na Tabela 2.4.1.

Figura 2.4.1 – Sumário dos principais elementos dos sistemas petrolíferos no Pré-sal da PCOA. (?) Incertezas devidas à 
deficiência de dados encontrados.
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Na PCOA as rochas geradoras da fase rifte de-
monstram grande afinidade com as ocorrências 
de hidrocarbonetos. Essas rochas, com idades 
Neocomiano e Aptiano, consistem em folhelhos 
e margas ricos em matéria orgânica. Elas foram 
depositadas em lagos estratificados e anóxicos, 
favoráveis à preservação da matéria orgânica, 
cujos depocentros correspondem aos grabens e 
hemi-grabens da fase rifte (Brownfield e Char-
pentier, 2006). A geração de hidrocarbonetos 
no Pré-sal está ativa do Cretáceo Superior até o 
presente (Schoellkopf e Patterson, 2000; Beglin-
ger et al., 2012). Os sistemas petrolíferos evo-
luíram distintivamente de leste a oeste devido a 
diferenças entre as geradoras, os reservatórios 
e o timing (Schoellkopf e Patterson, 2000). Os 
caminhos de migração são majoritariamente por 
falhas subverticais (Brownfield, 2016). A migra-
ção dos óleos das geradoras da fase rifte até os 
reservatórios Pós-sal ocorreu através de janelas 
na sequência evaporítica do Aptiano Superior 
(Brownfield, 2016). A migração lateral é expres-
siva e ocorre principalmente na base dos eva-
poritos, através dos arenitos Chela na Bacia do 
Congo, arenitos Como na Sub-bacia do Gabão 
Norte, arenitos Gamba na Sub-bacia do Gabão 
Sul, além de arenitos e calcários Cuvo Superior 
na Bacia de Kwanza (Brownfield e Charpentier, 
2006; Brownfield, 2016; Saller et al., 2016). 

Segundo Schiefelbein et al. (2000), os óleos la-
custres da PCOA podem ser classificados em 
pelo menos três famílias distintas. Uma delas é 
exclusiva da Bacia do Congo (Figura 2.4.2) e ca-
racterizada por elevada razão de isoprenóides 
(pristine/phytane > 2.0), composição intermediá-
ria de isótopos estáveis de carbono, variáveis ca-
nônicas negativas (Sofer, 1984), abundância de 
terpanos tricíclicos estendidos, enriquecimento 

de C27-αββ-esteranos, além de concentrações 
variáveis de gammaceranos e 4-metil estera-
nos. A segunda família ocorre na região central 
da Bacia Gabão e norte da Bacia Kwanza, sendo 
correlacionável com óleos da Bacia do Recônca-
vo, no Brasil (Figura 2.4.2). Essa família é carac-
terizada pelo baixo teor de enxofre, composição 
intermediária para leve de isótopos estáveis de 
carbono, baixa razão esterano/hopano, além 
de concentrações variáveis de gammaceranos e 
4-metil esteranos. A terceira família incluiu óleos 
das bacias Benguela e Kwanza, que são corre-
lacionáveis com óleos encontrados na Bacia de 
Campos (Figura 2.4.2). Como características dis-
tintivas possuem composição pesada de isóto-
pos estáveis de carbono e grande concentração 
de 4-metil esteranos (Schiefelbein et al., 2000). 

Diversos trabalhos têm estudado a relação das 
grandes províncias vulcânicas (sigla em inglês: 
LIP – Large Igneous Province) e a evolução dos 
sistemas petrolíferos (Destro et al., 2009; Gomes 
et al., 2015; Fernandez et al., 2020; Bergman et 
al., 2021). De acordo com Bergman et al. (2021), 
as LIPs, e.g. Etendeka-Paraná, potencializam a 
produtividade orgânica e, consequentemente, 
o teor de matéria orgânica nas rochas gerado-
ras. Isso ocorreria devido a capacidade desses 
eventos modificarem a atmosfera, a hidrogeo-
química do corpo d’água e a estrutura das ba-
cias (Xie e Liu, 2001; Leckie et al., 2002; Kidder 
e Worsley, 2010; Senger et al., 2017; Rampino e 
Caldeira, 2018; Black e Gibson, 2019; McKenzie e 
Jiang, 2019). Dessa forma, o vulcanismo alcali-
no sucedido durante as fases rifte e de transição 
nas margens das bacias Gabão Sul, Congo, Bai-
xo Congo e Kwanza (Ros et al., 2017; Fernandez 
et al., 2020), pode ter potencializado a geração 
nessas bacias.
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Tabela 2.4.1 – Informações sobre os sistemas petrolíferos das fases rifte e transicional da PCOA.

Bacias Gerador Tipo 
MO

COT 
(%)

Reservatório Por. 
(%)a 

Perm.
(mD) b

Selo Trapa Referências

Douala Fm Mundeck I, II / 
III

4 - 5 Fm Mundeck 20 e 
25

150 Fm Mundeck E/E 2, 24, 26, 27, 
28, 34

Kribi-
Campo

Fm Mundeck II / 
III

1 e 2 Fm Mundeck 20 e 
25

150 Fm Mundeck E/E 2, 27, 28, 30

Rio Muni Séries do 
Rifte e Séries 
Salíferas 
Matondo

II, I/
II

6 Séries Salíferas 
Matondo

= 
Bacia 
Gabão

= 
Bacia 
Gabão

Séries 
Salíferas 
Matondo

E/E 16, 28, 31, 
36, 37

Gabão Fm Melania; 
flh Kissenda; 
Fm Dentale

I, III 
ou 
II/III

2 - 20 Fm N’Dombo; Arn 
Fourou Plage; Arn 
Coniquet; Arn 
Basais; Fm Melania; 
Fm Dentale; Fm 
Gamba

15 - 
30

1 - 
1000

Fm Ezanga, 
Fm Dentale, 
Fm Kissenda, 
Fm Gamba e 
Fm Melania

E/E 3, 4, 5, 9, 10, 
15, 17, 19, 23, 
25, 28, 35 

Congo Marga Point 
Noire; flh 
Sialivakou; 
parte inferior 
do Arenito 
Djeno

I, II e 
III

1 - 20  Fm Toca; Arn Chela; 
arn Djeno; arn 
Vandji

16-20 600 Fm Loeme; 
Flh 
Sialivakou; 
Marga 
Point Noire; 
Flh Point 
Indienne

E/E 3, 9, 17, 20

Baixo 
Congo

Fm Bucomazi I, II e 
III

2 - 20 arn Lucula; Fm 
Toca; Arn Chela

16 - 
20

600 Fm Bucomazi; 
Fm Loeme

E/E 3, 8, 9, 10, 11, 
12, 15, 17, 20, 
25, 29, 33

Kwanza /
Benguela

Fm Infra-
Cuvo / Fm 
Maculungo; 
Fm Bucomazi; 
Fm Cuvo 
Inferior

I e II 3 - 20 Fm Cuvo Inferior; 
Fm Cuvo Superior; 
Fm Maculungo

high high Fm 
Bucomazi/ 
Fm Cuvo 
inferior; Fm 
Loeme

E/E 9, 10, 13, 14, 
18, 22, 29, 32, 
33, 38

Namíbe c Fm Cangulo / 
Fm Bucomazi

II - Fm Tumbalunda / 
Fm Cangulo

- - Fm Bambata / 
Fm Loeme

E/E 1, 4, 6, 7, 10, 
21

1 - Abilio e Inkollu (1989); 2 - Agyingi et al. (2019); 3 - Baudouy e Legorjus (1991); 4 - Beglinger et al. (2012); 5 - Boeuf et 
al. (1991); 6 - Bradley e Saunders (2020); 7 - Bray et al. (1998); 8 - Brice et al. (1982); 9 - Brownfield e Charpentier (2006); 
10 - Brownfield (2016); 11 - Burwood et al. (1992); 12 - Burwood et al. (1995); 13 - Burwood (1999); 14- Cazier et al. (2014); 
15 – Cole et al. (2000); 16 - Dailly (2000); 17 - Dale et al. (1992);18 - Danforth (1998); 19 - Edwards e Bignell (1988b); 
20 - Edwards e Bignell (1988a); 21 - Harris (2000); 22 - Koch et al. (2013); 23 - Liro e Dawson (2000); 24 - Luzzi-Arbouille 
e Schmid (2008);  25 - McHargue (1990); 26 - Mahbou (2007); 27 - Nguimbous-Kouoh et al. (2018); 28 - Ntamak-Nida 
et al. (2008); 29 - Pasley et al. (1998); 30 - Pauken (1992); 31 - Ross e Hempstead (1993); 32 - Saller et al. (2016); 33 - 
Schoellkopf e Patterson (2000); 34 - Tamfu et al. (1995); 35 - Teisserenc e Villemin (1990); 36 - Turner (1995); 37 - Turner 
(1999); 38 - Uncini et al. (1998). Abreviações: a – Porosidade; b – Permeabilidade; c - play hipotético; E/E – Estrutural e 
estratigráfica; Fm – Formação; arn – arenito; flh - folhelho.
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3. PARTE II - ATIVIDADES 
EXPLORATÓRIAS NO PRÉ-SAL 
AFRICANO

A descoberta do Pré-sal da Bacia de Santos, 

em 2006, influenciou o setor de petróleo no 

âmbito nacional e internacional. Imediata-

mente após esse acontecimento, as empresas 

e os órgãos reguladores compreenderam o 

potencial dessa seção nas bacias conjugadas 

da Provincia Costeira Centro-Oeste Africana 

(PCOA). Assim, o interesse exploratório foi 

direcionado para oportunidades em reserva-

tórios calcários da fase de transição (Aptiano 

Superior), análogos aos da Bacia de Santos. 

Em vista disto, o objetivo desta parte do capí-

tulo é fornecer um panorama da exploração na 

PCOA antes e depois de 2006, bem como des-

crever a atuação da Petrobras nesse cenário.

3.1. Período Pré-2006

Neste período, as maiores acumulações do 

Pré-sal na PCOA haviam sido descobertas 

nas porções terrestre (onshore) e marinha 

PÚBLICA

N

Famílias de óleos do Pré-sal
• - Bacia do Congo
• - Bacia do Gabão e norte da 

Bacia de Kwanza / Bacia do 
Recôncavo

• - Bacias de Benguela e Kwanza /    
Bacia de Campos1000 km

Figura 2.4.2 - Correlação entre famílias de óleos do Pré-sal através do Oceano Atlântico Sul de acordo com Schiefelbein et al. 
(2000). Paleomapa do Aptiano inferior (121,8 Ma) modificado de Scotese e Wright (2018).
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(offshore) rasa (Figura 3.1.1). Uma notável 
concentração delas ocorre num alinhamen-
to com direção geral NW, a partir da Bacia 
do Baixo Congo, com suave inflexão para 
NS na Sub-bacia Gabão Sul (Figura 3.1.1). 
Este alinhamento coincide aproximada-
mente com as margens dos lagos rifte, 
onde predominou a sedimentação de clás-
ticos continentais. Assim, a maior parte dos 
campos possuem reservatórios de arenitos 
fluviais, deltaicos e turbidíticos. Contudo, 

reservatórios carbonáticos, depositados 
sobre altos estruturais, também foram en-
contrados no onshore e offshore raso das 
bacias do Baixo Congo e Kwanza. 

Com o objetivo de ilustrar o cenário explo-
ratório do Pré-sal até 2006 serão apresen-
tados, a seguir, exemplos de campos do 
referido alinhamento e fatos relevantes do 
início da exploração no offshore da Bacia de 

Kwanza.

0 60 120 km0 200 400 km

Baleia

Denden

Alinhamento 
dos campos

Calcários

Siliciclásticos

Embasamento /

vulcânicas

Reservatórios pré-sal

N

Rabi-Kounga

Gamba-Ivinga

Lucina Marine
Lucina West Marine

Takula

Malongo West

Kambala

M’Boundi

Figura 3.1.1 - Exemplos de campos com reservatórios Pré-sal na PCOA, até o ano de 2006. Notar a concentração de campos 
caracterizando um alinhamento entre a Sub-Bacia do Gabão Sul e a Bacia do Baixo Congo (tracejado vermelho), em contraste 

com apenas duas acumulações no offshore da Bacia de Kwanza.  Imagem Google EarthTM.
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3.1.1. Campos no alinhamento Baixo Con-

go – Gabão Sul

O maior campo situado em terra no alinha-

mento Baixo Congo – Gabão Sul é o campo 

de Rabi-Kounga (Figura 3.1.1). Descoberto 

pela Shell-Gabão em 1985, ele é atualmen-

te operado pela Assala Energy. Esse campo 

consiste em uma trapa estrutural na base do 

sal com uma área de cerca de 60 km2. Falhas 

normais, principalmente nos flancos oeste e 

sul, foram importantes para a configuração 

da trapa (Figura 3.1.2a e figura 3.1.3) (Boeuf 

et al., 1991). Os reservatórios consistem em 

arenitos fluviais da Fm. Gamba e arenitos 

flúvio-deltaicos da Fm. Dentale, com poro-

sidades em torno de 30% e permeabilidade 

média de 1 Darcy (1000 mD). A coluna de 

hidrocarbonetos possui 63 metros de gás e 

47 metros de óleo de 34 °API (Figura 3.1.2b) 

(Boeuf et al., 1991). A reserva original in pla-

ce desse campo foi estimada entre 1600 e 

1700 MMbbl (Costier et al., 2010). Sua produ-

ção teve início em 1989, com pico de 225000 

bbl/d em 1997, seguido de rápido declínio 

para aproximadamente 25000 bbl/d em 2010 

(Costier et al., 2010).

PÚBLICA

BA

Figura 3.1.2 – Campo de Rabi-Kounga: A) Mapa estrutural em profundidade do topo do reservatório. B) Correlação entre os 
poços KOU-1 e RAB-2, mostrando o estaqueamento de reservatórios de arenitos das formações Gamba e Dentale. Notar 

separação de gás e óleo na coluna. Modificadas de Boeuf et al. (1991).
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PÚBLICA

 4

 8

 0
NW (A)

10 km

KS-2 KOU-1(proj.) RAB-2 MBE-1

km

SE (A’)

Figura 3.1.3 – Seção geológica esquemática através do campo de Rabi-Kounga. Localização da seção AA’ na Figura 3.1.2. 
Modificado de Boeuf et al. (1991).

O campo de Gamba, no Gabão, foi descober-
to próximo à costa em 1963, com um volu-
me in place de aproximadamente 600 MMbbl 
(Jafari et al., 2020). Ele é um dos mais anti-
gos campos em produção na região (Figura 
3.1.1). Em 1967, foi descoberta a acumulação 
contígua de Ivinga (Littlefield, 1968). O cam-
po Gamba-Ivinga corresponde a uma trapa 
na base do sal, com 900 metros de soterra-
mento, situado sobre o Horst Gamba (Figura 

3.1.4 e Figura 3.1.5). Os reservatórios consis-
tem em arenitos da Formação Gamba, com 
porosidade média de 28% e permeabilidade 
média de 2600 mD (Brink, 1974; Kingston, 
1988; Teisserenc e Villemin, 1990). O volu-
me recuperável desse campo foi estimado de 
300 MMbbl (The Economist Intelligence Unit, 
2013) e a produção acumulada até 2010 foi 
de aproximadamente 314 MMbbl (Gabon..., 
2014).
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40 km
N

Figura 3.1.4 – Mapa dos elementos estruturais na base da Formação Gamba, área do campo Gamba-Ivinga.  

Modificado de Brink (1974), Figura 1. Imagem Google EarthTM.

Fm Gamba
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2000 m

0 m

070 km 40 30 20 1060 50

Campo Gamba-Ivinga

Horst Gamba

NE (A’)SW (A)

Vera Gráben

Oceano Atlântico

Pós-Sal

Sedimentos da fase rifte

Embasamento

Fm Ezanga

Figura 3.1.5- Seção geológica através do campo Gamba-Ivinga. Localização da seção AA’ na Figura 3.1.4.  
Modificado de Brink (1974), Figura 4.
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Os campos Lucina Marine e Lucina West 
Marine, situados na Bacia do Gabão (Figu-
ra 3.1.1), são exemplos de campos cujo selo 
não ocorre na base do sal, mas sim em fo-
lhelhos. Esses campos offshore foram des-
cobertos pela Shell-Gabão em 1974 e 1982, 
em uma lâmina d’água de 35 m. Uma falha 
transcorrente sinistral causou segmentação 
do horst Hourcqia Marine, individualizando 
os campos Lucina Marine e Hourcqia Marine 
(Figura 3.1.6). As trapas dos campos Lucina 
e Lucina West são mistas, com fechamento 
estrutural na base do Folhelho Melania, con-
tra falhas normais de direção NE e por adel-
gaçamento estratigráfico (Smith, 1995). Os 

reservatórios correspondem a arenitos tur-
bidíticos e arenitos do Membro Lucina, da 
Formação Melania (Figura 3.1.7). No campo 
Lucina Marine, as porosidades variam en-
tre 15 e 25% e as permeabilidades entre 10 
e 100 mD. No campo Lucina West Marine, a 
porosidade média é 23% e as permeabilida-
des variam entre 45 e 145 mD (Teisserenc e 
Villemin, 1990). Ambos são campos de óleo 
37-39 °API, porém apenas o campo Lucina 
Marine possui uma pequena camada de gás, 
sugerindo desconexão entre eles (Smith, 
1995). O volume recuperável desses campos 
é de aproximadamente 85 MMbbl (Harvest 
Natural Resources Inc, 2008).

N

Zona  transcorrente sinistral

LWM-1

LWM-3

LUM-3

LUM-5

Campo Lucina 
West Marine

Campo 
Lucina Marine

Horst
Hourcqia Marine

3 km

Horst Harpa Marine

Arenitos Turbidíticos

Contato óleo/água
Campo

Hourcqia 
Marine

Falha Normal

Legenda

A

A’
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Figura 3.1.7 – Seção geológica BB’ através dos campos Lucina West Marine e Lucina Marine, na Bacia do Gabão. Notar os 
diferentes tipos de trapas. Localização da seção AA’ na Figura 3.1.6. Modificado de Smith (1995), Figura 7.

Na Bacia do Baixo Congo, foram descobertos 
campos com reservatórios carbonáticos no 
Pré-sal (Figura 3.1.1). No campo de Takula, 
descoberto em 1971 (Figura 3.1.8), os reser-
vatórios carbonáticos são secundários em 
relação aos arenitos do Pós-sal (King et al., 
2005). Os reservatórios do Pré-sal consistem 
em calcários algais [sic] e, secundariamente, 
em dolomitos, com porosidades vugular, mó-
ldica e fenestral da Fm Toca (King et al., 2005). 
Em termos de produção, eles foram divididos 
em Toca Superior e Toca Inferior, com conta-
tos óleo/água distintos (Figura 3.1.9). A pro-
dução está associada majoritariamente às 

porosidades fenestrais e de fraturas (Dale et 
al., 1992). O primeiro teste realizado nesses 
reservatórios teve uma produção de 5600 
bbl/dia de óleo 32° API (Dale et al., 1992). A 
trapa é mista, sendo estrutural na base do 
sal e estratigráfica por gradação lateral para 
folhelhos, principalmente na direção leste. 
O topo do reservatório apresenta erosão e 
carstificação (Dale et al., 1992). Na direção 
sul, os reservatórios adelgaçam contra o em-
basamento (King et al., 2005). A reserva no 
Pré-sal foi estimada em aproximadamente 
500 MMbbl de óleo recuperáveis (Braccini et 
al., 1997).
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Figura 3.1.8 - Mapa da região do Baixo Congo com a localização dos altos estruturais do embasamento e dos campos de 
Takula, Malongo West e Kambala. Estes três campos possuem reservatórios carbonáticos no Pré-sal. Informações de Dale et 

al. (1992); Bracken (1994); Brownfield e Charpentier (2006); Frixa et al. (2014). Imagem Google EarthTM.
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O campo de Malongo West foi descoberto em 
1970 sob uma lâmina d’água de 27 m, sendo 
produtor de óleo e gás (Figura 3.1.1 e Figura 
3.1.8). Os reservatórios de calcários, arenitos 
e dolomitos estão situados em profundidades 
superiores a 2500 m. Os calcários consistem 
em chalk microporosos da Fm Toca, com poro-
sidade aumentada por carstificação e cuja de-
posição ocorreu no flanco de um grande alto 
do embasamento (Lomando, 1996) (Figura 
3.1.10). Os arenitos e dolomitos da Fm Lucu-
la foram depositados desde ambientes rasos 
de praias e deltas até ambientes profundos 
por correntes de turbidez (Bracken, 1994). A 
trapa é mista, com componente estrutural na 
base do sal e folhelhos, além de estratigráfica 

com variação lateral para folhelhos (Bracken, 
1994) (Figura 3.1.10). 

O aumento da produção pela injeção de gás 
foi iniciado a partir da década 1980 (Be-
ckman, 2003) e até 1996 esse campo havia 
produzido 240 MMbbl (Lomando, 1996). Em 
2001 a produção acumulada alcançava apro-
ximadamente 300 MMbbl, com estimativa de 
recuperação final de 350 MMbbl (Laherrere, 
2001). Ainda na década de 2000, ele passou 
a armazenar gás seco separado de condensa-
dos provenientes de outros campos offsho-
re, possuindo uma capacidade de armazena-
mento estimada entre 0,5 e 0,9 TCF de gás 
(Beckman, 2003).
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Figura 3.1.10 - Seção geológica esquemática através do campo de Malongo West, ilustrando trapa mista estrutural/
estratigráfica. Datum na base do sal. Localização na Figura 3.1.8. Modificado de Bracken (1994) e Braccini et al. (1997).

O campo de Kambala foi descoberto em 1971, 
pela Chevron, em uma cota batimétrica de 15 m 
(Figura 3.1.1 e Figura 3.1.8). Este campo consiste 
de uma trapa mista estrutural/estratigráfica na 
base do sal, situada na profundidade de 3000 m 
(Figura 3.1.11) (Scheevel et al., 2004). Ele é um 
produtor de óleo e gás, a partir de dois reserva-
tórios da Formação Toca. O reservatório inferior 
atinge até 81 m de espessura, consistindo em 

microbiolitos e grainstones de oóides e oncóides 
finamente dolomitizados. Sobreposta ao reser-
vatório inferior, ocorre uma camada de dezenas 
de metros de siltitos e folhelhos intercalados 
com carbonatos escuros da Formação Bucomazi 
Média (Frixa et al., 2014), uma importante rocha 
geradora na costa angolana (McHargue, 1990). 
Acima destes folhelhos e siltitos, ocorre o re-
servatório superior, que consiste em calcários 
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bioclásticos (coquinas), com espessuras de até 

51 m. Esses reservatórios apresentam forte do-

lomitização hidrotermal e silicificação próxima 

às grandes falhas (Frixa et al., 2014). O volume in 

place no campo de Kambala corresponde a 267 

MMbbl (Santos, 2003). 

Os três exemplos de reservatórios carbonáti-

cos no Pré-sal, apresentados acima, possuem 

analogias com as coquinas da Fm. Lagoa Feia, 

nos campos de Linguado (Horschutz et al., 

1992) e Pampo (Lomando, 1996), na Bacia 

de Campos e da Fm. Itapema, nos campos de 

Búzios e Mero, na Bacia de Santos. Para maio-

res informações sobre os campos brasileiros 

mencionados consultar os capítulos 1, 14 e 15 

deste livro. 
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Figura 3.1.11 – Correlação de poços através do campo de Kambala. Notar individualização dos reservatórios Superior e 
Inferior da Formação Toca por folhelho da Fm Bucomazi. Localização na Figura 3.1.8. Dados de Bracken (1994), Braccini et al. 

(1997) e Santos (2003).

3.1.2. O início da exploração do Pré-sal 
no offshore de Angola

Na década de 1980, foram perfurados po-

ços para a seção Pré-sal no offshore raso do 

Bloco 09, na Bacia de Kwanza (Figura 3.1.12). 

Esses poços, mesmo sendo proximais, revela-

ram a existência de calcários nessa seção. O 

poço Denden-1 foi perfurado em 1983 pelo 

consórcio Angola Cities Service (50% - ope-

radora) e Marathon Oil Company (50%). Ele 

descobriu uma acumulação subcomercial de 

óleo de 25 °API, com 23 metros de coluna, em 

rochas da Fm. Cuvo Superior (Figura 3.1.13). 

Os reservatórios consistem em dolomitos 
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laminados intercalados a finas lâminas de cor 
preta, compostas por material carbonoso e 
com frequente presença de vugs. Rochas com 
características semelhantes também foram 

encontradas nos poços Abacaxi-1 e Pitan-
ga-1, perfurados em 1982 e 1983 pelo mesmo 
consórcio (Figura 3.1.12), revelando assim um 
novo play na PCOA.
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Figura 3.1.12 - Poços que atingiram o Pré-sal nas bacias de Kwanza e Benguela descritos no texto. Seção AA’ na Figura 3.1.13, 
seção BB’ na Figura 3.2.2 e seção CC’ na Figura 3.2.3. Imagem Google EarthTM.
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Figura 3.1.13 - Seção geológica esquemática mostrando a sequência de altos estruturais perfurados nos blocos 9 e 23. 
Localização na Figura 3.1.12. Modificado de Cobalt International Energy (2012).

A década de 1990 foi marcada pelo avanço da 

exploração, apoiada por sísmica 3D, no offshore 

profundo do Congo e Angola, que resultou na  

descoberta de bilhões de barris de óleo, prin-

cipalmente em turbiditos do Pós-sal. Com esse 

resultado espetacular, o play Pré-sal acabou se 

tornando um coadjuvante no teatro explorató-

rio local. Assim, um poço de vital importância 

passou despercebido, mesmo comprovando um 

sistema petrolífero ativo. O poço Baleia-1A, per-

furado em 1996 pelo consórcio Mobil Corp (50% 

- Operadora) e Texaco Exploração Angola Cabo 

Ledo Inc (50%), na da Bacia de Kwanza, tinha 

como objetivo principal carbonatos do Albiano 

e secundário reservatórios no Pré-sal (Figura 

3.1.12). O objetivo principal não apresentou o 

resultado esperado, mas no Pré-sal foram inter-

pretados indícios de hidrocarbonetos em calcá-

rios com porosidade média de 11%. Os testes 

de formação foram inconclusivos devido a pro-

blemas técnicos e o poço foi classificado como 

seco, com indícios de hidrocarbonetos. Desta 

forma, teve pouco destaque frente à série de 

descobertas no Pós-sal, que aconteciam nes-

se período. No entanto, ele viria a ter um papel 

importante após as descobertas do Pré-sal na 

Bacia de Santos, conforme será explicado mais 

adiante neste capítulo.

Na primeira metade da década de 2000, a ex-

ploração continuou concentrada no desenvol-

vimento do Pós-sal. Contudo, um fato rele-

vante foi a descoberta do campo de M’Boundi, 

em 2001, no Pré-sal onshore da Bacia do Baixo 

Congo, em uma profundidade de aproximada-

mente 2000 m (Figura 3.1.1). Os reservatórios 

consistem em arenitos da Formação Vandji, com 

porosidades entre 12 e 15% e permeabilidades 

heterogêneas, entre 0,1 e 1000 mD. Eles estão 

compartimentados em pelo menos seis cama-

das, variando entre 80 e 350 m de espessura. O 

fluido consiste em óleo de 39 °API com gás as-

sociado (Perfetto et al., 2011). A reserva in pla-

ce desse campo foi estimada em 1400 MMboe e 

seu pico de produção ocorreu em 2006, atingin-

do 56000 bbl/d (Wood Mackenzie, 2022).

Ainda na década de 2000, a Petrobras participou 

como operadora em uma extensiva campanha 

exploratória na Bacia de Kwanza. Ela perfurou 

seis poços no Bloco 18/06, que resultaram em 

duas descobertas subcomerciais no Pós-sal 
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(uma de óleo no Poço Manganês e uma de 
gás no Poço Titânio). Um desses poços (Mer-
cúrio), perfurado em 2014, atingiu o Pré-sal 
e encontrou indícios de hidrocarbonetos (Fi-
gura 3.1.12). Além do Bloco 18, a Petrobras 
adquiriu outros três blocos: 06 e 15 na Bacia 
de Kwanza e 26 na Bacia de Benguela. Esses 
blocos visavam a oportunidades no Pós-sal, 
porém no Bloco 26, existiam duas oportuni-
dades identificadas no Pré-sal.

3.2. Pós-2006 – O protagonismo da Bacia 
de Kwanza

Ante ao exposto, o play Pré-sal, mesmo peri-
férico, seguia com resultados positivos no iní-
cio da década de 2000 (i.e., campo de M’Bou-
ndi). No entanto, ele passou a uma posição 
de destaque após as descobertas do poço 
1-RJS-617D (Parati) e do campo supergi-
gante de Tupi, em 2006, no Pré-sal da Bacia 
de Santos. A descoberta de uma província 
petrolífera de tamanha importância, com re-
sultados espetaculares, automaticamente di-
recionou a atenção para novas oportunidades 
na margem africana, pelos motivos apresen-
tados na primeira parte deste capítulo. Na Ba-
cia do Baixo Congo, o espesso pacote Pós-sal 
do Delta do Congo reduzia sobremaneira a 

atratividade do Pré-sal, uma vez que ele esta-
ria fora da janela de preservação de hidrocar-
bonetos e os seus reservatórios poderiam ter 
sofrido negativamente os efeitos da compac-
tação (ver Figura 2.2.12). Por esses motivos, o 
foco foi direcionado para o offshore das ba-
cias de Kwanza, Congo e Gabão. Para maiores 
informações sobre as descobertas e delimita-
ções na Bacia de Santos, ver os capítulos 1 e 2 
deste livro.  

Em 2008, a Petrobras fez uma avaliação das 
melhores oportunidades em toda a costa afri-
cana do Atlântico Sul, em preparação para uma 
possível rodada de licitação de blocos explora-
tórios em Angola. Nesse ínterim, a reanálise dos 
poços dos blocos 09 e 20 (Figura 3.1.12) confir-
mou a existência de reservatórios carbonáticos 
no Pré-sal angolano, similares aos encontrados 
no Brasil. Nesse ponto, retornaremos ao poço 
Baleia-1A, mencionado no item anterior. Esse 
poço revelou uma impressionante correlação 
com os poços e feições sísmicas do Pré-sal das 
bacias de Santos e Espírito Santo (Figura 3.2.1). 
A reavaliação petrofísica do poço Baleia-1A, sob 
a ótica das novas técnicas empregadas no Bra-
sil, indicou uma coluna de hidrocarbonetos com 
cerca de 120 metros no Pré-sal. Para mais deta-
lhes sobre essas técnicas, consultar o Capítulo 
11 deste livro.
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Figura 3.2.1 - Correlação litológica da seção Pré-sal entre os poços 1-RJS-628A (Bacia de Santos), Baleia-01A (Bacia de 
Kwanza) e 1-ESS-103 (Bacia do Espírito Santo) (Magalhães, 2008).

A primeira rodada de licitação de blocos ex-

ploratórios para o Pré-sal em Angola, após as 

descobertas na Bacia de Santos, foi realizada 

em 2011. Antevendo grandes oportunidades 

com base nas novas informações, como por 

exemplo a correlação do poço Baleia-1A com a 

Bacia de Santos, o consórcio formado por Co-

balt International Energy, Nazaki Oil and Gas, 

Alper Oil e Sonangol, assinaram um contrato 

de risco para o Bloco 21, na Bacia de Kwanza 

(United States, 2010). Além disso, a Cobalt 

também  adicionou ao seu portfólio os blo-

cos 20 e 09, situados na mesma bacia (Figura 

3.1.12). Neste último ocorrera a descoberta de 

óleo no poço Denden-1 em 1983. A Petrobras 

não adquiriu novos blocos nesse leilão, con-

centrando seu foco exploratório nas oportu-

nidades do bloco 26, no qual era a operadora 

(Figura 3.1.12).

3.2.1. Bloco 20

O Bloco 20 foi operado pela Cobalt Internatio-
nal Energy (40%) em parceria com a Sonangol 
(30%), BP (20%) e China Sonangol Internatio-
nal Holding Limited (10%). O poço Baleia-1A, 
mencionado anteriormente, havia sido per-
furado neste bloco a uma distância de apro-
ximadamente 60 km da costa (Figura 3.1.12), 
cota batimétrica de 1000 m e sobre um alto 
estrutural do embasamento (Figura 3.2.2). O 
poço Orca-1, perfurado em 2014, foi posicio-
nado na mesma trapa testada pelo poço Ba-
leia-1A (Figura 3.1.12). Ele constatou 138m de 
coluna de hidrocarbonetos em microbiolitos 
da Formação Cuvo Superior, sendo 27 m de 
gás e 111 m de óleo de 44 °API. Também foram 
constatados 56 m de reservatórios na Forma-
ção Toca.  Em seguida foi perfurado o poço 
Orca-2, que constatou uma coluna de 150 m, 
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sendo 65 m de gás e 85 m de óleo de 32° API. 

Esse resultado confirmou a continuidade dos 

reservatórios Toca, a partir do Orca-1. O poço 

Orca-2 atingiu uma produção de 6650 bbl/

dia após acidificação em teste de formação a 

poço revestido (Sonangol, 2018a).
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Figura 3.2.2 - Seção através de poços situados nos blocos 21 e 20, mostrando o padrão de trapas estruturais na base do sal. 
Localização no segmento BB’ da Figura 3.1.12. Modificado de Cobalt International Energy (2012, 2015).

O poço Lontra-1, situado 50 km ao sudeste da 

trapa de Baleia, descobriu uma acumulação com 

uma área de 89 km² (Figura 3.2.2). Os reserva-

tórios consistem em microbiolitos da Formação 

Cuvo Superior e calcários bioclásticos (coquinas) 

da Formação Toca, com boas permoporosidades 

[sic], formando uma coluna com 64 m de gás e 

13 m de óleo. O teste de formação com poço 

revestido fluiu 2500 bbl/dia e 1,1 milhão m³/

dia, valores equivalentes a 9000 barris de óleo 

equivalente/dia, com API variando entre 29° e 

50° (Sonangol, 2018a). Os recursos recuperáveis 

dessa acumulação foram estimados entre 250 e 

500 MMbbl (Sonangol, 2014a).

O poço Zalophus-1 atravessou 475 m de seção 

Pré-sal, constatando 44 m de reservatórios, 

com gás/condensado de 42° API e baixa con-

centração de CO2 (Sonangol, 2018a) (Figura 

3.1.12). 

O poço Golfinho-1 atravessou 215 m de rochas 

do Pré-sal e constatou uma coluna de 189 m 

de condensado com 44 °API, em reservatórios 

com excelente qualidade [sic] (Figuras 3.1.12 e 

3.2.2) (Sonangol, 2018a). 

Em 2019, este bloco foi adquirido pela Total 

(50%), em parceria com a Sonangol (20%) e BP 

(30%), visando desenvolver um hub de produ-

ção entre as acumulações de Golfinho neste 

bloco e Cameia, Mavinga e Bicuar, no Bloco 21, 

também adquirido pela Total em parceria com 

a Sonangol (Total Energies, 2019).

3.2.2. Bloco 21

O campo de Cameia foi descoberto em 2012, 

através da perfuração do poço Cameia-1, pela 

Cobalt International Energy (40% - Operadora), 

em parceria com Nazaki Oil and Gas (30%), Al-

per Oil (10%) e Sonangol P&P (20%). Esse cam-

po está localizado a cerca de 100 km da costa 

angolana, em lâmina d’agua de 1700 m (Figu-

ra 3.1.12 e figura 3.2.2). O campo consiste em 

uma trapa estrutural com aproximadamente 
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48 km², com o topo do reservatório a apro-
ximadamente 4900 m. O selo é caracteriza-
do por evaporitos da Formação Loeme, com 

espessuras que variam de 30m a mais de 300m, 
incluindo desde cicatriz de anidrita até peque-
nos domos de sais diversos (Figura 3.2.3).
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Figura 3.2.3 - Seção geológica SW-NE ao longo do campo de Cameia (Bloco 21). Localização no segmento CC’ da Figura 
3.1.12. Modificado de (Sonangol, 2018b).

O poço Cameia-1 foi perfurado em uma feição 

sísmica de crescimento carbonático (build-

-up) (Figura 3.2.3). Ele constatou aproxima-

damente 300 m de reservatórios na Formação 

Cuvo Superior, cujas principais fácies porosas 

são: microbiolitos compostos por chert, cal-

cário e dolomito; grainstones dolomíticos e 

calcíticos; e packstones (Cazier et al., 2014; 

Saller et al., 2016). Nessas fácies os tamanhos 

dos poros variam entre nano poros e mega 

poros (raio das gargantas de poros <10 e >50 

microns). Numerosos vugs com tamanhos de 

2 a 4 mm foram identificados no testemunho 

e em perfil de imagem. O teste de formação a 

poço revestido revelou uma produtividade de 

5000 bbl/dia e 0,4 MMm³ gás/dia, com dimi-

nuta perda de pressão do reservatório (Cazier 

et al., 2014). O poço de extensão Cameia-2 
testou a continuidade desses reservatórios 
e ainda constatou potenciais reservatórios 
bioclásticos (coquinas) da Formação Toca. O 
fluido verificado na trapa é composto de con-
densado com 39 °API, rico em líquido (RLG de 
295 stb/mmscfg / RGO de 603 m³/m³) e bai-
xo conteúdo de enxofre. O alto estrutural de 
Cameia constitui um foco para migração se-
cundária a partir dos grabens circunvizinhos 
preenchidos por seção Pré-sal (Cazier et al., 
2014). A reserva recuperável reportada para 
este campo foi estimada entre 300 e 500 MM-
bbl (Cobalt International Energy, 2015).

O poço Bicuar-1A foi perfurado a 20 km ao su-
deste do campo de Cameia (Figura 3.1.12), entre 
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2013 e 2014, e resultou na descoberta de uma 

acumulação de óleo e condensado (Cobalt..., 

2014). Esse poço foi perfurado em uma tra-

pa estrutural na base do sal, que coincide com 

um alto do embasamento (Figura 3.2.2). O poço 

constatou múltiplos reservatórios na Forma-

ção Cuvo Superior, totalizando um net-to-gross 

(NTG) de 22% com indícios de gás. Nos reserva-

tórios da Formação Toca, o NTG é de 62%, com 

porosidade moderada e permeabilidade mo-

derada a alta [sic] (Sonangol, 2018b). Segundo 

comunicado à imprensa, a descoberta ocorreu 

em reservatórios da Formação Toca, de idade 

Barremiano (coquinas), validando a presença 

de selo, trapa e reservatórios nessa seção. Não 

foram constatados contatos gás/óleo ou óleo/

água nesses reservatórios (Cobalt..., 2014). A 

reserva estimada para essa acumulação varia 

entre 250 e 300 MMbbl recuperáveis (Sonangol, 

2014a).

O poço Mavinga-1 foi perfurado em 2013, em 

uma expressiva trapa estrutural na base do sal 

(Figura 3.1.12 e figura 3.2.2). Nele foram consta-

tados reservatórios na Formação Cuvo Superior, 

semelhantes aos encontrados nos poços Ca-

meia, formando uma coluna de hidrocarbonetos 

de aproximadamente 35 m no poço, que atinge 

até 60 m no ápice da trapa (Sonangol, 2018b). 

A reserva tecnicamente [sic] recuperável dessa 

acumulação foi estimada como menor do que 

100 MMbbl de óleo (Sonangol, 2014a).

A Total (80%) operadora e a Sonangol (20%) 

planejam produzir as acumulações de Cameia, 

Bicuar e Mavinga em conjunto com a acumula-

ção de Golfinho, no bloco 20, conforme exposto 

acima (Total Energies, 2019).

O poço Mupa-1 atingiu uma acumulação sub-

comercial de gás/condensado em reservató-

rios do Aptiano Inferior (Figura 3.1.12) (So-

nangol, 2018b).

3.2.3. Bloco 23

O poço Azul-1 foi um dos primeiros poços no 

Pré-sal offshore depois do leilão de 2011. Esse 

poço foi perfurado pela Maersk (50% - operado-

ra), em parceria com a Svenska (30%) e Sonangol 

(20%), no Bloco 23 (Figuras 3.1.12 e 3.1.13), sob 

uma lâmina d’água de 920 m e com profundida-

de final de 5330 m. Testes a cabo indicaram uma 

produtividade de 3000 bbl/d em reservatórios 

do Pré-sal (Crossing..., 2014). Em 2016, a Maersk 

e Svenska cederam o total de suas participações 

no bloco 23 para a Sonangol (decreto executivo 

n°229/16, 13 maio de 2016).

3.2.4. Bloco 9

O Bloco 9 foi operado pela Cobalt Internatio-

nal Energy, Inc (40%) em parceria com Alper Oil 

Limitada (10%), Nazaki Oil and Gaz SA (15%) 

e Sonangol (35%). Neste bloco que continha 

descobertas não comerciais (e.g., poço Den-

den-1, descrito acima), foi perfurado o poço 

Loengo-1, em 2014. Este poço, situado em lâ-

mina d’água de 605 m, atingiu a profundidade 

de -4100 m e testou uma trapa estrutural alon-

gada na direção NS (Figuras 3.1.12 e 3.1.13). 

Loengo-1 foi inicialmente declarado como uma 

descoberta, mas posteriormente foi reclassifi-

cado como um poço seco (United States, 2017).

3.2.5. Bloco 26

Em 2012 foi perfurado pelo consórcio Pe-

trobras (40%), operadora, BP Angola (40%) e 
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Sonangol E.P. (20%) o poço Ogonga-1, no Bloco 
26, em uma lâmina d’água de 1876 m e distante 
52 km da costa (Figura 3.1.12). Esse foi o pri-
meiro e único poço exploratório perfurado pela 
Petrobras com o objetivo principal no Pré-sal, 
em Angola, após a descoberta do Pré-Sal na 
Bacia de Santos. Ele testou uma trapa estrutu-
ral na base do sal, com uma grande feição de 
crescimento carbonático (build-up), área de 87 
km² e potencial médio de reserva de 555 MM-
bbl (Figuras 3.2.4a e 3.2.5). O principal reserva-
tório constatado, na cota de -5040 m, consis-
te em calcários da Fm Cuvo Superior com dois 
intervalos litológicos distintos (Figura 3.2.4b). 
O intervalo superior consiste em 182 m de cal-
cários pouco cimentados, com porosidades 

entre 8% e 24%. Dados de pré-testes indica-
ram intervalos com permeabilidades variando 
entre 0,6 e 430 mD (Figura 3.2.4b). O intervalo 
inferior consiste em 195 m de um protólito de 
calcário altamente alterado por diagênese hi-
drotermal, sendo caracterizado por brechas hi-
dráulicas, dolomitos e silexitos (Figura 3.2.4b). 
Apesar desse intervalo apresentar boas poro-
sidades, as permeabilidades foram inferiores a 
17 mD. Abaixo dos reservatórios da Formação 
Cuvo Superior, ocorrem intercalações de ro-
chas siliciclásticas, que podem ser da Fm Cuvo 
Superior ou Bucomazi, e rochas ígneas. As ro-
chas siliciclásticas possuem porosidades entre 
3% e 15% e permeabilidades abaixo de 0,025 
mD (Figura 3.2.4b).

PÚBLICA

A A’

BMapa Estrutural da Base do Sal

Metros

5 km

Ogonga 1

A

N

Figura 3.2.4 – Trapa de Ogonga: A) Mapa estrutural em profundidade da base do sal; B) Perfil da seção Pré-sal do poço 
Ogonga-1 com as principais litologias. Seção AA’ na Figura 3.2.5.
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Figura 3.2.5 - Seção geológica através da trapa de Ogonga, mostrando feição de crescimento carbonático (build-up) na 
Formação Cuvo Superior. Notar a posição projetada da possível janela no sal. Localização na Figura 3.2.4.

O fluido encontrado no poço Ogonga-1 é 
composto por 97% em massa de CO2. O con-
tato fluido/água foi verificado a 190 m acima 
do spill point da trapa. Esse evento possivel-
mente se deve à presença de janelas no sal 
nas porções oeste e norte da trapa, apro-
ximadamente coincidentes com a cota de 
-5385 m (Figura 3.2.5). Apesar dos dados 
disponíveis não permitirem uma conclusão 
categórica para os baixos teores de hidrocar-
bonetos e o preenchimento parcial da trapa, 
para todos os efeitos, a acumulação foi con-
siderada não comercial.

3.2.6. Bloco 22

No bloco 22 foram perfurados os poços Lo-
cosso-1 e Catchimanha-1, sob lâminas d’agua 
de 900 e 1400 m, pelo consórcio Repsol (30% - 
operador), Statoil (20%) e Sonangol E.P (50%) 

(Figura 3.1.12). O poço Locosso-1 (2014) des-

cobriu óleo no Pré-sal a aproximadamente 

4300 m de profundidade, derivado de rochas 

geradoras imaturas a pouco maturas (Baudi-

no et al., 2018; Martínez et al., 2018). O poço 

Catchimanha-1 (2015) descobriu gás no Pré-

-sal com elevada concentração de CO2 (>80%) 

em profundidades maiores do que de 5600 

m, possivelmente derivados de craqueamen-

to de óleo (Baudino et al., 2018; Martínez et 

al., 2018). A reserva in place estimada desta 

descoberta foi de 1,4 TCF (Sonangol, 2016). 

Em 2016, foi concedida uma extensão de 

dois anos para a fase exploratória do Bloco 

22 (Spain’s..., 2016). Até a presente data não 

foram reportados outros poços no Bloco 22 

e ele está reportado como em processo de 

abandono no mapa de concessões da Agência 

Nacional do Petróleo, Gás e Biocombustíveis 

de Angola de Angola (ANPG, 2021).
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3.2.7. Bloco 24

O poço Katambi-1 foi perfurado pela BP 

(50% - Operadora) e Sonangol (50%) no 

Bloco 24/11 (Figura 3.1.12), entre 2014 e 

2015, na Bacia de Benguela, sob uma lâmina 

d’água estimada de 1500 m. Esse poço des-

cobriu uma acumulação de gás e condensado 

no Pré-sal a aproximadamente -5700 m de 

profundidade (British Petroleum, 2017; Bau-

dino et al., 2018), sendo a sua reserva inicial 

in place estimada em 280 MMbbl e 8 TCF (So-

nangol, 2016). Em 2017, a BP vendeu sua par-

ticipação no bloco para a Sonangol por con-

siderá-lo não comercial (British Petroleum, 

2018). Atualmente ele está reportado como 

em processo de abandono no mapa de con-

cessões da ANPG (ANPG, 2021).

3.2.8. Poços distais da Bacia de Kwanza

Em 2014, a campanha exploratória no Pré-sal 

da Bacia de Kwanza avançou para o offshore 

mais profundo e distante da costa, com resul-

tados que desapontaram a indústria petrolí-

fera (Tabela 3.2.1 e Figura 3.2.6). Com exceção 

dos poços Omosi-1 e Puma-1, com acumula-

ções não comerciais de gás, todos foram re-

portados como secos (Figura 3.2.6).

Tabela 3.2.1 - Lista de poços pioneiros perfurados no offshore mais distal e profundo da Bacia de Kwanza, após 2006. 
Localização dos poços na Figura 3.2.6.

Nome Classificação1 Final Perf. Lâmina 
d´água (m)

Prof. Final 
(m) Bloco

Dilolo 1 Seco set-14 1772 5322 39

Jacare 1 Seco nov-14 1441 38

Kamoxi 1 Seco out-14 2084 6565 36

Omosi 1 Gás abr-15 1912 6289 7

Puma 1² Gás >80% de CO2 Jun-14 1755 25

Umbundu 1 Seco fev-15 1973 40

Vali 1 Seco jun-15 1936 6768 37

1 - Baudino et al. (2018); 2 - Raras informações disponíveis sobre este poço. Atualmente o bloco 25 está indicado 
como em processo de abandono no mapa de conceções da ANPG (ANPG, 2021)
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Figura 3.2.6 - Poços pioneiros no Pré-sal da Bacia de Kwanza com destaque para os poços mais distantes da costa (retângulo 
sombreado e tracejado em vermelho). Tipos de fluidos de Baudino et al. (2018). Imagem Google EarthTM.

3.3. Poços distais das bacias do Gabão e 
Congo

Os poços Padouk Deep, no Bloco Ntsina, e 
Okala-1, no Bloco Mbeli, foram perfurados em 
2014 no offshore profundo da Sub-bacia do 
Gabão Norte, em um consórcio formado entre 
a Ophir Gabon Ltd (40%), operadora, Petrobras 
Oil & Gas BV (50%) e OMV AG (10%) (Figura 
3.3.1). O poço Padouk Deep, localizado em uma 
lâmina d’água de 825 m, foi finalizado em mar-
ço de 2014 na cota de -3290 m. Ele constatou 

arenitos das formações Gamba e Coniquet/
Dentale no Pré-sal, com boas características de 
reservatório [sic]. No entanto, os volumes de 
hidrocarbonetos foram insuficientes para con-
figurar uma acumulação comercial (Ophir’s..., 
2014) (Figura 3.3.2). O poço Okala-1, concluído 
em junho de 2014, está situado em uma lâmi-
na d’água de 780 m e foi finalizado na cota de 
-4219 m. Ele constatou arenitos das formações 
Gamba e Dentale no Pré-sal, sem indícios de 
hidrocarbonetos (Figura 3.3.2) (No..., 2014).
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Figura 3.3.1 – Poços perfurados no Pré-sal em águas profundas das Sub-bacias do Gabão Norte e Sul e Bacia do Congo. 
Seção AA’ na Figura 3.3.2. Imagem Google EarthTM.

Na Sub-bacia do Gabão Sul foram descober-

tas as acumulações de gás Leopard e Diaman 

no Pré-sal (Figura 3.3.1). O poço Leopard-1 foi 

perfurado pela Shell Offshore Central Gabon 

Ltd e CNOOC International Ltd, em outubro de 

2014. Este poço está situado a 145 km da cos-

ta, sob uma lâmina d’água de 2100 m e atingiu 

a profundidade final de 5060 m. Ele testou uma 

coluna de aproximadamente 200 m de gás no 

Pré-sal (Shell, 2014). Os reservatórios corres-

pondem a arenitos da Formação Gamba (Répu-

blique Gabonaise, 2018; Younis et al., 2018). Um 

poço de extensão, Leopard-2S, foi perfurado 

com êxito entre 2015 e 2016 (CNOOC, 2016). O 

poço Diaman-1B foi perfurado pela Total Ga-

bon, Marathon Gabon e CIE Gabon Diaba em 

agosto de 2013 (Figura 3.3.1). Ele está situado 

a aproximadamente 100 km da costa, sob uma 

lâmina d’água de 1730 m e atingiu a profun-

didade final de 5585 m (Marathon Oil, 2013). 

Os reservatórios consistem em aproximada-

mente 50 m de arenitos da Formação Gamba, 

portadores de gás e condensado (Marathon 

Oil, 2013; République Gabonaise, 2018; Younis 

et al., 2018). Não existem informações sobre o 

início da produção dessas descobertas. 
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Figura 3.3.2 –Seção geológica através dos poços Padouk Deep e Okala-1 na porção offshore de águas profundas da Bacia do 
Gabão Norte. Localização da seção AA’ na Figura 3.3.1. Modificado de Ophir (2014).

Na Bacia do Congo foram descobertas as acu-

mulações Boudji e Ivela (Figura 3.3.1). Boud-

ji-1, foi perfurado pela Petronas, em agosto 

de 2018, sob lâmina d’água de 2800 m até a 

profundidade final de 5440 m. Ele descobriu 

uma coluna de 90 m de óleo e gás em reser-

vatórios de arenitos do Pré-sal, com excelen-

tes propriedades permoporosas (Petronas, 

2018). Outra acumulação em águas profundas 

da Bacia do Congo foi descoberta pelo poço 

Ivela-1. Este foi perfurado pela Repsol Libre-

ville AS, em março de 2018, sob lâmina d’água 

de 2670 m e com profundidade final de 5487 

m (Woodside..., 2018). Os reservatórios são 

arenitos portadores de óleo, formando uma 

coluna de 98 m (Woodside, 2018). De acordo 

com Woodside (2018), ambas a acumulações 

são não comerciais, devido a elevada lâmina 

d’água. Contudo, os poços provaram um sis-

tema petrolífero ativo, com geração de óleo e 

gás nessa região.

4. CONSIDERAÇÕES FINAIS E 
CONCLUSÃO

Os dados apresentados permitem algumas 
considerações a respeito do Pré-sal da Provín-
cia Costeira do Centro Oeste Africano (PCOA). A 
exploração do Pré-sal, no prolífico alinhamen-
to entre a Sub-bacia do Gabão Sul e a Bacia do 
Baixo Congo, aparentemente está em uma fase 
madura, visto que a última descoberta rele-
vante, o campo M´Boundi, no onshore da Bacia 
do Baixo Congo, ocorreu em 2001. Ademais, o 
desinvestimento em campos maduros, como 
por exemplo Rabi-Kounga e Gamba-Ivinga, e 
em infraestrutura de oleodutos e terminais de 
exportação no Gabão, realizado por grandes 
petrolíferas, é um sinal de menores chances de 
incremento de reservas na região (Shell, 2017; 
Total Energies, 2017). 

Em Angola existe um potencial para o Pré-
-sal na porção onshore das bacias de Kwanza 
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e do Baixo Congo, tanto em calcários quanto 
em arenitos. Estimativas dos recursos in situ 
nessas bacias, incluindo oportunidades no 
Pré-sal e Pós-sal, indicaram volumes de apro-
ximadamente 5300 MMbbl (Sonangol, 2014b). 
Em 2021, três blocos no onshore da Bacia do 
Baixo Congo e seis na Bacia de Kwanza foram 
arrematados em leilão realizado pela ANPG 
(Angola..., 2021). No entanto, ainda não foram 
reportados resultados sobre esses blocos.

As descobertas do Pré-sal na Bacia de 
Santos, em 2006, estimularam a busca por 
oportunidades semelhantes no offshore da 
PCOA. A campanha exploratória que se se-
guiu visou inicialmente a Bacia de Kwanza, 
devido a natureza carbonática da sua seção 
Pré-sal. Nela foram indentificadas diversas 
trapas estruturais na base do sal, com po-
tencias reservatórios de microbiolitos so-
bre altos estruturais do embasamento, aná-
logos às descobertas da Bacia de Santos. 
A primeira descoberta de grande impacto 
dessa campanha foi o campo de Cameia, 
com volumes entre 300 e 500 MMbbl de con-
densado recuperáveis. Na sequência, outras 
descobertas aconteceram em contextos 
geológicos similares, mas com fluidos va-
riados.  A Petrobras perfurou, sem êxito, o 
poço Ogonga-1, na Bacia de Benguela, em 
2012, testando uma trapa estrutural na 
base do sal cujo fluido predominante cons-
tatado foi CO2. Este resultado e a análise 
econômica das oportunidades, na época, 
desencorajaram a Petrobras de prosseguir 
na exploração do Pré-sal em Angola.

De modo contínuo, a exploração avançou 
para o offshore mais distal e profundo da 

Bacia de Kwanza, visando a acumulações ao 
estilo de Cameia. No entanto, os resultados 
foram modestos, com vários poços secos 
e nenhuma grande descoberta anunciada. 
Atualmente, os volumes descobertos nessa 
bacia não rivalizam com as reservas encon-
tradas em Santos, mas positivamente viabi-
lizaram o avanço da sua exploração offshore.

A exploração do Pré-sal também avançou 
no offshore profundo nas bacias do Gabão e 
do Congo, após 2006. Como resultado foram 
descobertas duas acumulações na Sub-ba-
cia do Gabão Sul e duas na Bacia do Congo, 
em lâminas d’águas superiores a 1700 m e 
em reservatórios silicicláticos. A Petrobras 
participou da perfuração de dois poços na 
Sub-Bacia do Gabão Norte em 2014. Ambos 
atingiram reservatórios areníticos das for-
mações Gamba e Dentale, sendo uma des-
coberta não comercial e um poço seco. Os 
resultados obtidos ainda não estimularam 
uma robusta campanha exploratória para o 
Pré-sal no offshore profundo nessas bacias. 

Por fim, o Pré-sal em águas profundas e ul-
traprofundas na PCOA apresenta um poten-
cial exploratório condizente com a presença 
de sistemas petrolíferos ativos e uma baixa 
densidade de poços exploratórios. Nas ba-
cias do Congo, Gabão, Kwanza e Benguela, os 
maiores riscos estão associados às dimen-
sões dos reservatórios e trapas, principal-
mente sobre a perspectiva de acumulações 
de gás. Nas bacias de Kwanza e Benguela, 
também existem riscos associados à geração 
e presença de CO2, conforme constatado nos 
poços Ogonga-1, Catchimanha-1 e Puma-
1. Os mesmos riscos podem ser assumidos 
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para a Bacia de Namibe, que ainda está em 
um estágio inicial de exploração. As bacias de 
Douala, Rio Muni e Kribi-Campo apresentam 
maiores riscos para todos os elementos do 
sistema petrolífero no Pré-sal.
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