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RESUMO

O objetivo deste capítulo é fornecer uma visão atualizada e abrangente das características das 

rochas geradoras e dos petróleos expulsos que posteriormente migraram para formar as gran-

des acumulações em reservatórios carbonáticos aptianos do pré-sal da Bacia de Santos, Brasil. 

As propriedades litológicas e geoquímicas das rochas lacustres potenciais ou efetivamente ge-

radoras de idade Jiquiá são descritas no arcabouço estratigráfico da bacia. Os petróleos e suas 

frações líquida e gasosa são caracterizados em termos de suas propriedades físico-químicas 
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e geoquímicas, incluindo a origem e a evolução térmica interpretadas para a matéria orgânica 
de suas rochas geradoras, com base em um amplo leque de técnicas analíticas que permitem 
investigar compostos de diferentes faixas de pesos moleculares. As modelagens numéricas de 
sistemas petrolíferos, apoiadas por informações geológico-geoquímicas, permitiram reconsti-
tuir as histórias de geração, expulsão e migração do petróleo a partir dos baixos deposicionais 
onde se encontram as rochas geradoras maturas até as trapas estruturais situadas na base da 
espessa sequência evaporítica aptiana onde o petróleo gradualmente preencheu o espaço po-
roso e se acumulou. Pelo fato dos petróleos do pré-sal da Bacia de Santos conterem teores va-
riáveis de CO2, são apresentados dados analíticos, experimentais e de simulação que possibi-
litam a caracterização das variações verticais e laterais de sua concentração nas acumulações 
conhecidas, da origem desse gás, e dos efeitos que o CO2 causa quando misturado ao petróleo 
em diferentes proporções e sequências de preenchimento em condições de reservatório.
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1. INTRODUÇÃO

Durante as últimas décadas do século XX, a 

seção do pré-sal na Bacia de Santos, diferen-

temente da seção cronocorrelata na Bacia 

de Campos, não foi considerada um objetivo 

exploratório prioritário devido às elevadas 

profundidades em que se encontra, resulta-

do da evolução do seu arcabouço de espessos 

pacotes sedimentares e devido às altas taxas 

de sedimentação durante o Meso e o Neocre-

táceo. Limitações tecnológicas, como a qua-

lidade dos dados de sísmica de reflexão, que 

não permitiam uma visualização razoável da 

seção pré-sal, e a capacidade de perfuração 

em condições de altas temperaturas e pres-

sões previstas para as grandes profundida-

des somente começaram a ser gradualmente 

superadas na década de 1990, quando ape-

nas alguns poucos poços atingiram o pré-sal 

em posições relativamente proximais da bacia 

(Pereira e Macedo, 1990; Chang et al., 2008).

Com a intensificação da atividade exploratória 

na Bacia de Santos a partir de meados da dé-

cada de 1990 e início dos anos 2000, petróleos 

recuperados em reservatórios cretácicos aci-

ma da seção evaporítica, e até mesmo em tur-

biditos do Cenozoico, revelaram características 

geoquímicas distintivas de origem a partir de 

rochas geradoras depositadas em ambientes 

lacustres, ou seja, sugestivas da existência de 

um sistema petrolífero com geração na seção 

do pré-sal. Com a perfuração dos poços pio-

neiros nas locações Parati (1-RJS-617D-RJ) 

e Tupi (1-RJS-628-RJ) em 2006 e a desco-

berta das primeiras acumulações de petróleo 

no pré-sal, confirmou-se a existência de um 

sistema petrolífero longamente conjecturado 

desde os anos 1990 por geólogos e geofísicos 
atuando na Bacia de Santos. Nos últimos anos 
da década de 2000, novos poços nos blocos 
BM-S-8 a 11, cobrindo áreas cada vez maio-
res e levando à descoberta de vários campos 
de petróleo, permitiram estender ainda mais a 
compreensão da abrangência e da pujança do 
sistema petrolífero baseado nas rochas gera-
doras, reservatórios e trapas do pré-sal na Ba-
cia de Santos. 

Neste capítulo apresenta-se o estado da arte 
do conhecimento relativo à geração, migração 
e caracterização dos petróleos, bem como da 
ocorrência do dióxido de carbono (CO2) neles 
contido, no pré-sal da Bacia de Santos. Não 
obstante a ocorrência de petróleos gerados 
a partir de rochas geradoras depositadas 
em ambientes lacustres do pré-sal em re-
servatórios do pós-sal da Bacia de Santos, 
a discussão se concentrará apenas naqueles 
acumulados em reservatórios subjacentes 
aos sais aptianos. Para tanto, recorre-se a um 
vasto acervo de conhecimento proveniente 
de disciplinas geocientíficas fortemente ba-
seadas em técnicas analíticas experimentais 
e em simulações numéricas.

Inicialmente, serão apresentados os aspec-
tos relativos às suas rochas geradoras, em 
particular a riqueza, a qualidade (relaciona-
das ao ambiente deposicional dessas rochas) 
e a maturação da matéria orgânica. Em segui-
da, serão abordadas as características físico-
-químicas gerais e a distribuição geográfica e 
estratigráfica dos petróleos acumulados no 
pré-sal da Bacia de Santos. As característi-
cas físico-químicas e geoquímicas do petró-
leo são discutidas com foco no entendimento 
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de sua origem, evolução térmica e alterações 
pós-acumulação. Para tanto, um amplo es-
pectro de resultados de análises laboratoriais 
é utilizado. Com base em técnicas de estatís-
tica multivariada aplicadas sobre os parâme-
tros geoquímicos, procedeu-se à classificação 
das famílias de petróleos. Considerando-se a 
distribuição geográfica dessas famílias, inte-
grando-se com o contexto estrutural dos de-
pocentros na bacia, e empregando-se simu-
lações numéricas dos processos dos sistemas 
petrolíferos, foi possível inferir a localização 
das cozinhas geradoras, as rotas de migração 
e as áreas de acumulação do petróleo do pré-
-sal da Bacia de Santos.

Os petróleos do pré-sal da Bacia de Santos 
contêm teores variáveis de CO2, como será 
descrito também neste capítulo. A origem do 
CO2 e seus mecanismos formadores são discu-
tidos em função das informações disponíveis 
e do conhecimento atual. Visando ao enten-
dimento dos efeitos que a mistura com CO2 
causa sobre o petróleo, experimentos labora-
toriais que objetivaram reproduzir a sequência 
de eventos responsáveis por condicionar essa 
mistura sob condições de pressão e tempera-
tura de reservatório são aqui reportados.

Por fim, os principais resultados destes estu-
dos são sumarizados como conclusões.

2. ROCHA GERADORA E 
POTENCIALMENTE GERADORA

A seção-tipo da rocha geradora depositada 
em ambiente lacustre do pré-sal foi definida 

na Bacia de Campos, no poço 3-RJS-0168-
RJ (Dias et al., 1987). Essa seção-tipo com-
preende intervalos ricos em matéria orgânica 
no Andar Jiquiá (local), entre a Discordância 
Pré-Jiquiá (DPJ) e a Discordância Pré-Alagoas 
(DPA), definidas pelas biozonas NRT-009 e 
NRT-010 cronocorrelatas ao Aptiano Médio, 
no Cretáceo Inferior. Na Bacia de Campos, a 
seção geradora Jiquiá foi amostrada em 99 
poços e, devido à grande quantidade de da-
dos de rocha, foi possível discriminar a bio-
zona OS-1000 (Silva-Telles, 1992) como prin-
cipal intervalo gerador. Na Bacia de Santos, 
apesar de somente poucos poços terem sido 
perfurados abaixo da Discordância Pré-Jiquiá 
(DPJ), a amostragem dos intervalos de rocha 
geradora ocorreu em 39 poços na seção do 
Andar Jiquiá, na Sequência K38, da Formação 
Itapema (mais detalhes sobre a estratigrafia 
da Bacia de Santos podem ser encontrados 
nos Capítulos 7 e 8). 

Esta seção 2 tem como foco discorrer sobre 
as propriedades e características geoquími-
cas (carbono orgânico total ou COT, dados de 
pirólise Rock-Eval e análise óptica) das ro-
chas geradoras do Andar Jiquiá da Bacia de 
Santos, dentro do contexto paleofisiográfico 
deposicional, no empilhamento do arcabouço 
estratigráfico dos tratos de sistemas deposi-
cionais de nível de lago alto e de lago baixo. 
Adicionalmente, são tecidas inferências so-
bre as condições redox do ambiente depo-
sicional, o enriquecimento e a preservação 
da matéria orgânica nas fácies carbonática 
(mudstones), carbonático-siliciclástica (mar-
gas) e siliciclástica (folhelhos). Resultados 
de estudos sedimentológicos e geoquímicos 
dos níveis delgados portadores de matéria 
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orgânica na Formação Barra Velha reconhe-
cidos como superfície de inundação máxima 
(SIM) são brevemente apresentados.

Para a caracterização das rochas potencial-
mente geradoras e das geradoras efetivas, 
foram utilizadas amostras laterais e de tes-
temunhos de poços para análises nos labora-
tórios do Centro de Pesquisas Leopoldo A. M. 
de Mello (CENPES-Petrobras, Rio de Janeiro). 
A avaliação analítica compreendeu a determi-
nação do teor de carbono orgânico total (COT, 
% em massa), do resíduo insolúvel (RI, % em 
massa, que é a fração siliciclástica da rocha 
que não é dissolvida sob ataque de ácido clo-
rídrico quente), análises de pirólise Rock-Eval 
(e.g. Peters e Cassa, 1994; Behar et al., 2001) 
para determinação da fração de petróleo livre 
na rocha (S1 em kg HC/ton rocha), do potencial 
gerador de petróleo (S2 em kg HC/ton rocha), 
da quantidade de CO2 produzida a partir da 
decomposição térmica da matéria orgânica 
(S3 em mg CO2/g rocha) e da temperatura no 
pico máximo de geração (Tmax em °C). Esses 
parâmetros possibilitaram a identificação do 
tipo de querogênio por meio dos índices de 
hidrogênio (IH, em mg HC/g COT) e de oxigê-
nio (IO em mg CO2/g COT), e a determinação 
de seu estágio de maturação térmica (Tmax). 
Para a caracterização dos tipos de matéria 
orgânica, foram adicionalmente empregadas 
técnicas de microscopia óptica, com procedi-
mentos de análise de Palinofácies para o exa-
me dos componentes orgânicos particulados 
e de Petrografia Orgânica para a avaliação da 
maturação. Os parâmetros de maturação uti-
lizados incluíram as análises de Índice de Co-
loração de Esporos (ICE) e a medição direta de 
propriedades ópticas, como a reflectância da 

vitrinita (Ro%) e do betume sólido (Barnard et 
al., 1976; Trigüis, 1986; Taylor et al., 1998; Ha-
ckley et al., 2015; Mendonça Filho e Borrego, 
2017), bem como a fluorescência qualitativa, 
em complemento ao Tmax da pirólise Rock-E-
val. Perfis elétricos de poços, em especial os 
de raios gama, resistividade e densidade, au-
xiliaram na identificação e posicionamento 
de intervalos ricos em matéria orgânica.

 

2.1. Carbono orgânico e pirólise Rock-Eval

Na Bacia de Campos, segundo estudos in-
ternos da Petrobras, a seção rica em matéria 
orgânica do Andar Jiquiá apresenta ótimas 
características para geração de petróleo, com 
teores de carbono orgânico (COT) médios 
(entre 1,07 e 2,4%) e potencial gerador (S2 da 
pirólise Rock-Eval) médio (entre 14 e 28 kg 
HC/ton rocha), atingindo espessuras da or-
dem de 300 m.

Na Bacia de Santos ainda não existe a defini-
ção formalizada de uma seção-tipo da rocha 
geradora depositada em ambiente lacustre 
do pré-sal. Os intervalos ricos em matéria or-
gânica encontram-se no Andar Jiquiá (local), 
definido entre as biozonas NRT-008 e NRT-
010, no Aptiano Médio (Figura 2.1.1). Nessa 
seção, os melhores registros de riqueza orgâ-
nica, de modo análogo aos da Bacia de Cam-
pos, foram constatados na biozona OS-1000 
(em especial na OS-1010), com teores de COT 
atingindo 18% e Índice de Hidrogênio (IH) 
máximo de 998 mg HC/g COT, resultando em 
um potencial gerador excelente, de até 160 kg 
HC/ton rocha. A análise de palinofácies per-
mite caracterizar o predomínio da matéria 
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orgânica do Grupo Amorfo, subgrupo MOA 
(MOA – Matéria Orgânica Amorfa sensu Ty-
son, 1995; Araujo et al., 2000; Menezes et al., 
2008; Mendonça Filho et al., 2010; Menezes, 
2015; Mendonça Filho e Borrego, 2017).

Em perfis elétricos, a seção geradora do Ji-
quiá da biozona OS-1000, que contém a 
maior riqueza em carbono orgânico, se ex-
pressa por uma correspondência entre o au-
mento do COT e o aumento da radioatividade 
no perfil de raios gama, da resistividade e do 
tempo de trânsito no perfil sônico, acompa-
nhados pela diminuição da densidade (Figu-
ra 2.1.1). O perfil da Figura 2.1.1 exemplifica 
a acomodação sedimentar de cerca de 250 m 
de espessura na biozona OS-1000, dos quais 
mais de 100 m contêm fácies enriquecidas 
em carbono orgânico, relacionadas ao 
depocentro regional de Araruama. 

No arcabouço estratigráfico definido no Ca-
pítulo 8, a acomodação deposicional da seção 
geradora do Jiquiá ocorreu entre o topo da 
Sequência K36 e o topo da K38. Nos grandes 
depocentros regionais mapeados sismica-
mente (Araruama, Ilha Grande e Paranaguá; 
Capítulo 7), a seção geradora do Jiquiá se de-
positou na forma de sinéclise, enquanto nos 
depocentros locais sua deposição está con-
dicionada pelas clássicas geometrias alonga-
das com rampa e borda falhada. O intervalo 

estratigráfico contendo as fácies ricas em 
carbono orgânico é caracterizado pelo em-
pilhamento de fácies siliciclástica (folhelhos, 
com resíduo insolúvel ou RI > 70%), siliciclás-
tico-carbonática (margas, RI entre 30 e 70%) 
e carbonática (mudstones, RI <30%).

A expressão máxima da concentração do 
carbono orgânico ocorre nos folhelhos (COT 
entre 6% e 18%), e a menor nos mudstones 
carbonáticos (COT < 3%; Figura 2.1.2a). Inter-
preta-se que a menor concentração do COT 
nos mudstones carbonáticos e a maior nos 
folhelhos constitua uma resposta ao proces-
so de diluição da matéria orgânica sedimen-
tar pela matriz mineral, visto que a menor 
taxa de sedimentação do folhelho (em torno 
de quatro a cinco vezes inferior à do muds-
tone) resulta na diminuição da concentração 
de COT no mudstone nessa mesma proporção 
ao se assumir uma produtividade orgânica 
primária constante no tempo. As fácies sili-
ciclástico-carbonáticas (margas) se caracte-
rizam pelo aumento do COT (3% a 9%) e da 
fração siliciclástica (RI entre 30% e 70%), cor-
respondendo o conjunto de fácies associadas 
a ciclos formados entre um período de aridez 
(mudstone) e um de aumento de umidade 
(folhelho). O ciclo completo compreende os 
tratos de sistemas deposicionais de nível de 
lago alto e de nível de lago baixo, repetindo-
-se inúmeras vezes. 
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Figura 2.1.2: Gráficos do resíduo insolúvel (RI em %) versus teor de carbono orgânico total (COT em %; a) e versus o Índice de 
Hidrogênio (IH em mg HC/g COT; b) para as amostras das subzonas bioestratigráficas do Andar Jiquiá (local), Aptiano Médio 

(Figura 2.1.1; SB_SR: biozona indeterminada) da Bacia de Santos.

No caso do exemplo da Figura 2.1.1, alcança-
-se a ocorrência de oito ciclos expressos pelo 
aumento da radioatividade no perfil de raios 
gama devido ao aumento do potássio dos ar-
gilominerais e ao enriquecimento relativo do 
urânio (observado no perfil de raios gama es-
pectral). O enriquecimento relativo do urânio 
no perfll gama espectral é sugestivo de con-
dições anóxicas do substrato deposicional (< 
0,5 mL O2/L água), principalmente nas su-
perfícies de inundação máxima (SIM). As SIM 
estão associadas aos maiores teores de COT 
e às melhores condições de preservação da 
matéria orgânica, com o Índice de Hidrogênio 
atingindo seu máximo (IH superior a 700 mg 
HC/g COT). Todavia, embora se registrem os 
maiores valores de IH nas proximidades da 
SIM, a resposta do grau de preservação da 
matéria orgânica, expressa por valores va-
riáveis de IH nos tratos de sistemas deposi-
cionais de níveis alto e baixo do lago, indica 
maior oscilação no potencial redox. Nos ciclos 

de aridez, as fácies carbonáticas (mudstones) 
registram valores de IH entre 200 e 980 mg 
HC/g COT (Figura 2.1.2b), apontando para 
uma grande variação no potencial redox do 
ambiente sedimentar, entre regime anóxico e 
disóxico. Nos ciclos de aumento de umidade 
e de maior aporte de argila, nas fácies silici-
clástico-carbonáticas (margas), a variação 
no resíduo insoIúvel de 30% para 70% não se 
reflete em uma correlação positiva com o au-
mento do grau de preservação, visto que os 
valores de IH oscilam dominantemente entre 
500 e 900 mg HC/g COT, independentemen-
te da variação do RI (Figura 2.1.2b). As fácies 
siliciclásticas (folhelhos, RI > 70%) que repre-
sentam o clímax dos ciclos de nível alto do 
lago se caracterizam por valores de IH osci-
lando entre 600 e 900 mg HC/g COT, também 
sem uma tendência de correlação com o au-
mento da fração argilosa, porém denotando 
melhoria das condições de anoxia no ambien-
te deposicional.

A B
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A variação do teor de carbono orgânico total 

(COT) com o Índice de Hidrogênio (IH) se ca-

racteriza por larga dispersão do IH nas fácies 

carbonáticas (RI < 30%, mudstones; Figuras 

2.1.2b e 2.1.3). Embora as fácies mudstones 

se caracterizem pelos menores teores de COT 

(< 3%), a variação do IH entre 200 e 998 mg 

HC/g COT denota que a menor concentração 

do COT decorra do processo de diluição da 

matéria orgânica pela matriz mineral carbo-

nática, e não necessariamente de condições 

desfavoráveis de anoxia e preservação da 

matéria orgânica no ambiente deposicio-

nal. Por sua vez, a grande variação do IH nos 

mudstones sugere forte oscilação no poten-

cial redox, alternando-se condições disóxi-

cas com anóxicas, explicitadas pelas fortes 

variações do IH no intervalo de COT inferior 

a 3%. Nas fácies siliciclástico-carbonáticas 

(margas) e fácies siliciclásticas (folhelhos) 

com COT > 3%, observa-se que o IH aumen-

ta exponencialmente com o COT, com o teor 

de COT atingindo mais de 18% e o IH até 933 

mg HC/g COT, denotando que o melhor grau 

de preservação se associa com o aumento do 

aporte da matéria orgânica e a intensificação 

de condições anóxicas no substrato deposi-

cional (Figura 2.1.3). 

Figura 2.1.3: Gráfico do teor de carbono orgânico total (COT) versus o Índice de Hidrogênio (IH) para as amostras das 
subzonas bioestratigráficas do Andar Jiquiá (local), Aptiano Médio da Bacia de Santos (Figura 2.1.1; SB_SR: biozona 

indeterminada). As fácies carbonáticas (RI < 30% na Figura 2.1.2) se caracterizam pelos menores teores de COT (< 3%) e alta 
variabilidade de IH (entre 200 e 980 mg HC/g COT). Nas fácies siliciclástico-carbonática (margas) e siliciclástica (folhelhos, RI 

> 70% na Figura 2.1.2) com COT > 3%, observa-se um padrão de crescimento exponencial na correlação entre o COT e IH. 
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A boa correlação exponencial entre o aumen-

to do COT e do IH (Figura 2.1.3) se traduz por 

um aumento quase linear do potencial ge-

rador (S2) com o COT para as amostras das 

subzonas bioestratigráficas do Andar Jiquiá 

(Figura 2.1.4). As fácies carbonáticas caracte-

rizadas pelos menores teores de COT (< 3%) 

apresentam S2 de até 20 kg HC/ton rocha. As 

fácies siliciclástico-carbonáticas (margas) e 

siliciclásticas (folhelhos) se caracterizam por 

S2 entre 20 e 170 kg HC/ton rocha, correspon-

dendo a um potencial gerador bom a excelen-

te na escala de Peters e Cassa (1994).

Existe a possibilidade de que a deposição 

das fácies geradoras do Jiquiá esteja relacio-

nada ao evento anóxico global OAE1a. Esse 

evento, denominado de Selli (Schlanger e 

Jenkyns, 1976), originou-se pelo aquecimen-

to global no Cretáceo (125 a 121 Ma) asso-

ciado ao vulcanismo submarino de formação 

do platô oceânico do Ontong Java Plateau e 

pelo vulcanismo subaéreo do Platô de Ker-

guelen. Essa intensa atividade vulcânica teria 

provocado o aumento da pressão parcial do 

CO2 (pCO2) na atmosfera do planeta em mais 

de seis vezes (2000 ppm), causando aumen-

to do intemperismo continental e de aporte 

de nutrientes (P, Ni e Fe) às áreas sedimen-

tares, promovendo grande fertilização nos 

oceanos e nos corpos aquosos continentais 

(Erba et al., 2015). Tais atividades vulcânicas 

teriam constituído o gatilho para o aumento 

generalizado da bioprodutividade primária 

e a indução da formação de ambientes anó-

xicos em escala global. De acordo com Dias 

(2005), esse período denominado greenhouse 

encontra-se caracterizado no sul do Gondwa-

na, onde folhelhos ricos em matéria orgânica 

amorfa foram amostrados no Platô das Mal-

vinas (poço DSDP-511) e em poços perfura-

dos na Bacia de Orange (África do Sul), o que 

expressa a alta produtividade primária vigen-

te no Oceano Atlântico Sul Meridional.

Na Sequência K46-48 da Formação Barra Ve-

lha, principal reservatório do pré-sal, que se 

estende da Discordância Pré-Alagoas (DPA) 

até a base da sequência evaporítica K50 da 

Formação Ariri (Capítulo 8), constatou-se a 

presença de intervalos de expressão mili-

métrica a centimétrica com enriquecimento 

em COT na porção superior do reservatório. 

O intervalo com melhor potencial gerador 

caracteriza-se por um teor de COT atingin-

do até 7% e IH entre 400 e 981 mg HC/g COT, 

acompanhados por aumento do RI e do teor 

em enxofre, em correlação positiva com a 

resposta do perfil de raios gama espectral. 

Esses parâmetros indicam que a baixa alca-

linidade do meio deposicional teria inibido a 

precipitação carbonática, ocasionando como 

resposta o aumento do resíduo insolúvel que 

registra uma fácies de afogamento nesta se-

ção, identificada como SIM (intervalo com pi-

cos no perfil de raios gama na porção media-

na da biozona NRT-011, Figura 2.1.1).  
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2.2. Microscopia óptica: palinofácies e 
petrografia orgânica

Pela caracterização da matéria orgânica por 

microscopia óptica, a seção geradora no An-

dar Jiquiá, na Sequência K38, apresenta fá-

cies orgânica típica de deposição em perío-

dos de elevada produtividade primária, sob 

condições disóxicas-anóxicas no substrato 

deposicional e na coluna d’água, de regime 

hidrodinâmico de baixa energia, e de regime 

hídrico oscilando entre nível de lago alto na 

deposição das fácies siliciclástico-carbonáti-

cas (margas) e siliciclásticas (folhelhos), e de 

nível de lago baixo na deposição das fácies 

carbonáticas (mudstones). Nessas condições, 

ocorreu a deposição de matéria orgânica do 

tipo I, correlacionável na análise de palinofá-

cies ao Grupo Amorfo (Figura 2.2.1), subgru-

po Matéria Orgânica Amorfa ou MOA (sensu 

Tyson, 1995; Araujo et al., 2000; Menezes et 

al., 2008; Mendonça Filho et al., 2010; Mene-

zes, 2015; Mendonça Filho e Borrego, 2017). 

Nas seções imaturas, esse predomínio da 

MOA se correlaciona diretamente com o au-

mento de COT. No geral, a matéria orgânica 

tem intensa coloração de fluorescência, em 

Figura 2.1.4: Correlação entre o teor de carbono orgânico total (COT em % massa) e o potencial gerador (S2 em kg HC/ton 
rocha) para as amostras das subzonas bioestratigráficas do Andar Jiquiá (local), Aptiano Médio da Bacia de Santos (Figura 

2.1.1; SB_SR: biozona indeterminada). A linha tracejada corresponde ao limite entre querogênio tipo I (IH > 700 mg HC/g 
COT) e tipo II (IH < 700 mg HC/g COT).  As fácies carbonáticas caracterizadas pelos menores teores de COT (< 3%) apresentam 
S2 de até 20 kg HC/ton rocha. As fácies siliciclástico-carbonática (margas) e siliciclástica (folhelhos) predominantemente com 

COT > 3% se caracterizam por S2 entre 20 e 170 kg HC/ton rocha.  
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boa correlação com os elevados Índices de Hi-
drogênio (até 998 mg HC/g COT), aspecto gru-
moso e, por vezes, constitui uma mistura de 
material derivado de fitoplâncton e/ou bacté-
rias e de material mucilaginoso que sofreu re-
trabalhamento microbiológico em condições 
redutoras. Há ainda raras ocorrências de espo-
romorfos (Grupo Palinomorfo, Figura 2.2.1H) 
e constituintes do Grupo Fitoclasto. Em uma 
correlação da análise de palinofácies com a 
composição macerálica, esse tipo de matéria 
orgânica corresponde, predominantemente, à 
betuminita e, suplementarmente, à lamalgini-
ta (Taylor et al., 1998; Kus et al., 2017; Pickel et 
al., 2017; Figuras 2.2.1I e J). Destaca-se ainda 
a presença de betume sólido, produto secun-
dário cuja abundância relativa é proporcional à 
ocorrência de betuminita/MOA, o que sugere 
sua formação singenética deposicional (Fon-
seca et al., 2019; Sanei, 2020; Figura 2.2.1I). 
Os parâmetros ópticos de maturação obtidos 
apresentam valor de reflectância da vitrinita 
(Ro) de no máximo 0,63%, indicativo de início 
de janela de óleo. Por outro lado, as amostras 
estudadas que foram submetidas a maiores 
soterramentos e temperaturas têm Tmax da 
pirólise Rock-Eval entre 445 e 447 ºC e Ro en-
tre 0,9 e 1,20%, estando, portanto, dentro da 
janela de geração de óleo. 

Na seção do Andar Alagoas da Formação Bar-
ra Velha, no intervalo superior do reservató-
rio principal do pré-sal, as fácies siliciclásti-
co-carbonáticas contêm níveis milimétricos 
a centimétricos enriquecidos em matéria 
orgânica (COT até 7% e IH até 981 mg HC/g 
COT), correspondendo, pelas análises ópti-
cas, a querogênio do tipo I-II. A associação 

de palinofácies é composta pelo predomínio 

do Grupo Amorfo, com elevados percentuais 

tanto do subgrupo MOA sensu Tyson (1995; 

Figuras 2.2.2A e B) quanto do subgrupo MOA 

oriundo da atividade de bactérias fotossin-

tetizantes (matière organique pelliculaire, 

sensu Combaz, 1980; Mendonça Filho et al., 

2010; Figuras 2.2.2C e D). Nota-se ainda um 

aumento na abundância relativa do Grupo 

Palinomorfo, representado principalmente 

por esporomorfos (Figura 2.2.2H), em relação 

à fácies orgânica da geradora do Andar Ji-

quiá. A correlação com a composição macerá-

lica indicou que esse tipo de material orgâni-

co consiste majoritariamente em lamalginita, 

sugerindo outro precursor botânico (Figuras 

2.2.2E, F e G). As sequências com esse po-

tencial gerador perfuradas até o momento 

encontram-se estratigraficamente próximas 

à base dos evaporitos, sob temperaturas ao 

tempo presente inferiores a 100oC, registran-

do, na maioria das amostras analisadas, ima-

turidade térmica, com ICE de até 3, valores de 

Ro de até 0,3-0,35% (Figura 2.2.2H), e Tmax 

da pirólise Rock-Eval de 430ºC, à exceção de 

algumas áreas afetadas por intrusões ígneas 

(Figura 2.2.2I). Além disso, as análises micros-

cópicas possibilitaram identificar a presença 

de betume sólido com características de bai-

xa e alta evolução térmica (Figura 2.2.2J) nos 

intervalos mais ricos em matéria orgânica do 

Andar Alagoas.

Em suma, a interpretação dos dados de COT, 

pirólise Rock-Eval e análise óptica das rochas 

geradoras e potencialmente geradoras do 

pré-sal pode ser resumida em sete tópicos:
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1. No Andar Jiquiá, na Sequência K38 da 
Formação Itapema, os maiores registros 
do enriquecimento em matéria orgânica 
ocorrem na biozona OS-1000, com espes-
suras superiores a 100 m, constatados 

em depocentros regionais com geome-
tria de sinéclise (Araruama, Ilha Grande 
e Paranaguá) e em vários depocentros 
locais com geometrias alongadas, rampa 
e borda falhadas.

PÚBLICA

Figura 2.2.1

Figura 2.2.1: Fotomicrografias da matéria orgânica dispersa e produtos secundários em níveis ricos em matéria orgânica 
do Andar Jiquiá, Bacia de Santos, caracterizados pelas técnicas de microscopia óptica. Fotomicrografias A a H: predomínio 
do Grupo Amorfo, subgrupo MOA (sensu Tyson, 1995) exibindo aspecto denso, grumoso, por vezes em placas (padrão flat) 

ou aspecto “gelatinoso” (gelificado) com coloração caramelo (luz branca transmitida - fotomicrografias A e C) e intensa 
coloração de fluorescência (fotomicrografias B, D, E e F). No detalhe: ocorrência frequente de betume sólido (fotomicrografia 

F). Predomínio do subgrupo MOA com coloração marrom escuro devido ao estágio mais avançado de maturação (luz 
branca transmitida em lâmina de concentrado de querogênio; fotomicrografia G). Grão de pólen do gênero Classopollis sp. 

(Grupo Palinomorfo; fotomicrografia H). Fotomicrografias I e J: plug de concentrado de querogênio ilustrando o maceral 
primário betuminita associado ao betume sólido singenético (modo fluorescência e luz branca refletida a óleo de imersão, 
respectivamente). Fotomicrografias K e L: partículas de vitrinita em plug de concentrado de querogênio e seção polida de 
rocha total, respectivamente, sob luz branca refletida a óleo de imersão.  Fotomicrografia M: betume sólido em lâmina de 
concentrado de querogênio sob luz branca transmitida. Fotomicrografias N e O: betume sólido em seção polida de rocha 

total sob luz branca refletida e luz azul incidente a óleo de imersão, respectivamente. Fotomicrografia P: betume sólido de 
baixa maturação (plug de concentrado de querogênio sob luz branca refletida a óleo de imersão).
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2. A expressão máxima da concentração do 

carbono orgânico ocorre nos folhelhos (RI 

> 70%; COT atingindo 9% a 18%) e a me-

nor nos mudstones carbonáticos (RI < 30%; 

COT < 3%). As fácies siliciclástico-carbo-

náticas (margas, RI entre 30% e 70%) se 

caracterizam pelo aumento do COT (3% a 
9%) com o aumento da fração siliciclástica. 

3. Em termos estratigráficos, as fácies ge-
radoras foram depositadas em ambiente 
lacustre com padrões de empilhamento 
regressivos, com folhelhos e margas na 

PÚBLICA

Figura 2.2.2

Figura 2.2.2: Fotomicrografias da matéria orgânica dispersa e produtos secundários em níveis ricos em matéria orgânica 
do Andar Alagoas, Bacia de Santos, caracterizados pelas técnicas de microscopia óptica. Fotomicrografia A: predomínio do 

Grupo Amorfo, subgrupo MOA (sensu Tyson, 1995) exibindo aspecto denso, grumoso, com coloração variando do amarelo ao 
laranja claro. Fotomicrografia B: maceral lamalginita correcionável ao Grupo Amorfo caracterizado na análise de palinofácies, 

com intensa coloração de fluorescência (luz azul incidente a óleo de imersão). Fotomicrografias C e D: palinofácies com 
predomínio do subgrupo MOA oriundo da atividade de bactérias fotossintetizantes, com aspecto tênue e intensa coloração 
de fluorescência (matéria orgânica pelicular, luz branca transmitida em lâmina de concentrado de querogênio sob luz branca 
transmitida e luz azul incidente, respectivamente). Fotomicrografias E, F e G: lâmina delgada de rocha sedimentar da fácies 

siliciclástico-carbonática enriquecida em matéria orgânica com elevado teor de COT. Notar, em luz branca transmitida, a 
coloração laranja avermelhada a castanha (Fotomicrografia E), e intensa coloração de fluorescência amarelo e laranja da 
matéria orgânica dispersa com aspecto lamelar (Fotomicrografias F e G). Fotomicrografias H e I: Esporomorfos com ICE 

indicativo de baixa e alta maturidade, respectivamente. Fotomicrografia J: Betume sólido de baixa maturação em plug de 
concentrado de querogênio sob luz branca refletida a óleo de imersão.
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base (períodos úmidos, lago alto) sucedi-
dos por mudstones carbonáticos no topo 
(períodos áridos, lago baixo). Esses ciclos 
deposicionais ocorrem em alta frequência.

4. Nos ciclos de aridez, as fácies carbonáticas 
(mudstones) registram valores de IH en-
tre 200 e 980 mg HC/g COT, sugestivos de 
grande variação no potencial redox do am-
biente sedimentar, entre regime anóxico 
e disóxico. Nos ciclos de aumento de umi-
dade e de maior aporte de argila, nas fá-
cies siliciclástico-carbonáticas (margas), a 
variação no resíduo insoIúvel de 30% para 
70% não se reflete em uma resposta posi-
tiva de aumento do grau de preservação da 
matéria orgânica, visto que os valores de 
IH oscilam entre 500 e 900 mg HC/g COT, 
independentemente da variação do RI. As 
fácies siliciclásticas (folhelhos), que repre-
sentam o clímax dos ciclos de nível alto do 
lago, se caracterizam por valores de IH os-
cilando dominantemente entre 600 e 1000 
mg HC/g COT, também sem uma tendência 
de correlação com o aumento da fração ar-
gilosa, porém denotando condições redox 
anóxicas mais intensas e favoráveis para 
preservação da matéria orgânica.

5. No Andar Jiquiá, a boa correlação entre o 
aumento do COT e do IH se traduz no au-
mento do potencial gerador (S2, mg HC/g 
rocha) e fácies carbonáticas (mudstones) 
com menores teores de COT (< 3%) carac-
terizadas por S2 de até 20 mg HC/g rocha, 
enquanto as fácies siliciclástico-carboná-
ticas (margas) e as fácies siliciclásticas (fo-
lhelhos) com COT > 3% registram S2 entre 
20 e 170 kg HC/ton rocha.

6. Por meio da análise de palinofácies de 
amostras do Andar Jiquiá, constata-se que 
a matéria orgânica dispersa em mudsto-
nes, margas e folhelhos pertence ao Grupo 
Amorfo, predominantemente subgrupo 
MOA, sendo que o querogênio se caracte-
riza por intensa coloração de fluorescência 
em resposta aos elevados Índices de Hi-
drogênio, sugestivos de condições redu-
toras do ambiente deposicional induzidas 
pela elevada bioprodutividade primária. 
Há raras ocorrências de esporomorfos 
(Grupo Palinomorfo) e de constituintes do 
Grupo Fitoclasto nas associações de pali-
nofácies, além da ocorrência significativa 
do maceral betuminita.   

7. Na seção do Andar Alagoas da Formação 
Barra Velha, as fácies siliciclástico-carbo-
náticas contêm níveis milimétricos a centi-
métricos enriquecidos em matéria orgâni-
ca (COT até 7% e IH até 981 mg HC/g COT) 
que correspondem a fácies de afogamento 
(SIM). Por meio das análises ópticas, verifi-
ca-se tratar de querogênio tipo I-II, cons-
tituído pelo predomínio do Grupo Amorfo, 
mas com aumento no porcentual relativo 
de esporomorfos em relação à geradora do 
Andar Jiquiá. Adicionalmente, a correlação 
da composição macerálica com o predomí-
nio do Grupo Amorfo revelou o predomínio 
de lamalginita, indicativa de outro precur-
sor botânico em relação a esse grupo no 
Andar Alagoas.

Em termos de perspectivas futuras, novos 
dados obtidos diretamente pela perfuração 
das seções ricas em matéria orgânica serão de 
grande valia para o avanço do conhecimento 
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sobre as rochas geradoras do pré-sal da Bacia 
de Santos, sobretudo no setor oeste da bacia, 
onde há relativamente menos poços perfura-
dos até o momento. Cabe mencionar também 
o grande potencial da Modelagem de Fácies 
Orgânicas para o aprimoramento dos modelos 
estratigráficos e geológicos, o que possibilita-
rá uma redução do risco atrelado às incertezas 
e imprecisões nos quesitos geração e migra-
ção de petróleo na avaliação de áreas explora-
tórias. Para tanto, será necessária a aplicação 
de softwares de modelos de produção-pre-
servação-acumulação da matéria orgânica e o 
uso maciço de transformação digital a fim de 
acelerar o input de dados de entrada e de cali-
bração visando a uma modelagem de sistemas 
petrolíferos cada vez mais precisa.

3. DISTRIBUIÇÃO E 
CARACTERÍSTICAS GERAIS DAS 
ACUMULAÇÕES DE PETRÓLEO 
DO PRÉ-SAL NA BACIA DE 
SANTOS

Na Bacia de Santos, as acumulações de petró-
leo em rochas reservatório do pré-sal locali-
zam-se principalmente nas porções central e 
norte da bacia (Figura 3.1). Os petróleos in-
vestigados nesse estudo provêm dos campos 
de Mero, Búzios, Itapu, Berbigão, Sururu, Ata-
pu, Sépia, Tupi/Cernambi e Sapinhoá, e dos 
Planos de Avaliação de Descobertas (PADs) 
de Júpiter e Libra, todos operados pela Pe-
trobras. Também estão incluídos nesse tra-
balho os petróleos dos campos de Lapa e de 
Bacalhau, descobertos pela Petrobras e pos-
teriormente vendidos a outras companhias. 

Os reservatórios depositados no pré-sal são 
de idade Alagoas (Fm. Barra Velha) ou Jiquiá 
(Fm. Itapema) e têm exemplos descritos nos 
Capítulos 8, 13, 14 e 15 deste livro. Na maior 
parte das acumulações conhecidas, o petróleo 
está acumulado em reservatórios carboná-
ticos da Fm. Barra Velha (sistema petrolífero 
Itapema-Barra Velha (!)) depositados em altos 
estruturais. Em geral, as trapas são estrutu-
rais, com geometria quaquaversal na base do 
sal, e seladas pela seção evaporítica da Fm. 
Ariri. Secundariamente, algumas acumulações 
estão presentes nos reservatórios formados 
por coquinas da Fm. Itapema, de idade Jiquiá 
(sistema petrolífero Itapema-Itapema (!)). 

Nesta seção 3, são abordadas as principais 
propriedades físico-químicas de petróleos do 
pré-sal da Bacia de Santos, com destaque à 
variabilidade composicional entre as diversas 
acumulações investigadas. 

3.1. Propriedades gerais dos petróleos do 
Pré-sal da Bacia de Santos

Os petróleos nos reservatórios do pré-sal da 
Bacia de Santos apresentam variações no que 
diz respeito às propriedades físicas e PVT 
(pressão, volume e temperatura), à composi-
ção química e às características geoquímicas. 
Em geral, constituem-se de acumulações do 
tipo black oil (segundo a classificação de Mc-
Cain e Bridges, 1994), com Razão Gás/Óleo 
(RGO) entre 100 e 300 m3/m3, e grau API em 
torno de 28. Na maior parte dos casos, as ex-
ceções são resultantes de processos pós-ex-
pulsão, como contaminação por CO2 e separa-
ção de fases. A maior variação composicional 
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relaciona-se ao teor de CO2, o qual varia entre 
<1% e 78% em fração molar no fluido de re-
servatório. Na Tabela 3.1.1 podem ser obser-
vados os intervalos de valores das proprie-
dades gerais dos petróleos em descobertas 
da Bacia de Santos. Destacam-se os baixos 
teores em enxofre (em geral abaixo de 0,5% 
em massa) e o baixo valor de Número de Aci-
dez Total (NAT < 0,5 mg KOH/g), reforçando 
outras propriedades que tornam esses óleos 
atrativos para o refino. 

Da mesma forma que os teores de CO2 variam 
nos petróleos do pré-sal da Bacia de Santos, 

ocorrem variações composicionais laterais 
e verticais relacionadas a outro gás conta-
minante, o H2S. Os valores de H2S variam de 
0,2 ppmv (limite de detecção em partes por 
milhão em volume) a menos de 10 ppmv na 
fase gasosa da maioria dos petróleos do pré-
-sal da bacia. No entanto, valores elevados 
foram encontrados localmente. Uma variação 
de 0,2 até cerca de 400 ppmv de H2S ocorre no 
Campo de Sururu, e de 1 ppmv a 160 ppmv no 
Campo de Búzios. Os processos de formação, 
migração e acumulação do H2S e seu impacto 
nas acumulações de petróleo não serão abor-
dados neste estudo. 

Figura 3.1: Mapa estrutural da base do sal, com a localização dos campos de petróleo e Planos de Avaliação de Descobertas 
(PAD) da Bacia de Santos discutidos neste capítulo. 
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3.2. Variações composicionais dos 
petróleos do Pré-sal da Bacia de Santos

Processos secundários como gradação com-

posicional (Sage e Lacey, 1938), separação de 

fases e fracionamento evaporativo (Thomp-

son, 1987) são interpretados como responsá-

veis por alterações nos petróleos estudados. 

Em alguns casos, como na acumulação de 

Júpiter, a existência de uma espessa capa de 

gás associada a uma coluna de óleo subjacen-

te é resultante da interação do petróleo origi-

nal, provavelmente do tipo black oil ou óleo 

volátil, com o CO2. Os efeitos do processo de 

interação entre petróleo e CO2 serão discuti-

dos em detalhe mais adiante, nas seções 7 e 9 

deste capítulo. 

Verificam-se padrões distintos de gradien-

tes composicionais verticais e laterais dos 

fluidos, variando desde colunas de petróleos 

relativamente homogêneas nos campos de 

Búzios, Mero, Sépia e Atapu, até acumula-

ções contendo fortes gradientes composi-

cionais, como aqueles observados nos cam-

pos de Sururu e Tupi e no PAD de Júpiter. Nas 

acumulações onde se observa um gradiente 

composicional, os petróleos normalmente 

apresentam um aumento do grau API em di-

reção ao topo do reservatório. Já os petróleos 

dos campos de Lapa e Tupi mostram padrões 

distintos, com valores de grau API que au-

mentam ou diminuem em direção ao topo do 

reservatório em diferentes setores do campo. 

Essas variações composicionais verticais 

e horizontais resultam da mistura de car-

gas petrolíferas com variado grau de evolu-

ção térmica, diferentes proporções de CO2 

e, provavelmente, do timing relativo entre o 
aporte de CO2 e de petróleo ao reservatório, 
temas que serão discutidos nas seções 4, 5, 7 
e 9 deste capítulo.

Cargas petrolíferas provenientes de cozinhas 
de geração distintas também são identifica-
das em algumas acumulações e têm impacto 
na composição do petróleo acumulado em 
determinado campo.  O aporte de cargas pe-
trolíferas das diversas cozinhas geradoras e 
a proveniência dos petróleos no pré-sal da 
Bacia de Santos serão abordados nas se-
ções 4, 5 e 6 deste capítulo. Adicionalmente, 
cabe mencionar que o gradiente composi-
cional de uma acumulação também pode ser 
controlado pelas variações laterais e verti-
cais da porosidade e da permeabilidade nos 
reservatórios. 

4. CARACTERIZAÇÃO 
GEOQUÍMICA DOS ÓLEOS  
DO PRÉ-SAL

Esta seção tem como objetivo apresentar 
uma análise e descrição das características 
geoquímicas dos óleos do pré-sal da Bacia de 
Santos. Foram consideradas na caracteriza-
ção da origem e da maturação térmica todas 
as frações moleculares do óleo e suas respec-
tivas técnicas analíticas de avaliação.

As primeiras constatações de petróleo de origem 
lacustre na Bacia de Santos por meio de técni-
cas geoquímicas ocorreram nos poços 1-BSS-
-0074-BS, 1-BSS-0075-BS e 1-BSS-0076-BS. No 
caso do 1-BSS-0075-BS, perfurado em 1994, o 
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petróleo de origem lacustre foi identificado 
em reservatórios siliciclásticos do pós-sal, 
na unidade litoestratigráfica da Formação 
Itajaí-Açu. Contudo, o primeiro poço explora-
tório com alvo no pré-sal da Bacia de Santos 
foi perfurado em 2006, no bloco explorató-
rio BM-S-10, e denominado prospecto Parati 
(1-RJS-0617D-RJ ou 1-BRSA-0329D-RJS). 
Apesar da constatação de uma acumulação 
de gás condensado pouco atrativa comer-
cialmente, foi comprovada, por meio de téc-
nicas da Geoquímica Orgânica do petróleo, 
a existência de um sistema petrolífero com 
rocha geradora depositada em ambiente la-
custre naquela região da bacia, e assim fo-
mentaram-se novas perspectivas para o play 
exploratório pré-sal. Desde então, centenas 
de poços tiveram suas descobertas de óleo 
avaliadas por meio das técnicas da Geoquí-
mica Orgânica do petróleo, o que permitiu 
desvendar vários aspectos de sua história de 
geração, migração e acumulação. 

Os dados utilizados para essa caracterização 
geoquímica de óleos são provenientes de um 
conjunto de 31 amostras do pré-sal da Ba-
cia de Santos coletadas de reservatórios na 
Formação Barra Velha. Os dados provêm do 
emprego de diversas técnicas analíticas, tais 
como cromatografia líquida, cromatogra-
fia gasosa whole oil, cromatografia gasosa 
acoplada à espectrometria de massas para 
determinação das razões isotópicas de car-
bono e hidrogênio, cromatografia gasosa uti-
lizando o método Carburane (hidrocarbone-
tos C6-C10), cromatografia gasosa acoplada à 
espectrometria de massas (hidrocarbonetos 
poliaromáticos ou HPA, diamantoides, bio-
marcadores saturados e aromáticos), todas 

realizadas nos Laboratórios do Centro de 

Pesquisa Leopoldo A. M. de Mello (CENPES) 

da Petrobras, no Rio de Janeiro (mais deta-

lhes sobre essas técnicas analíticas podem 

ser obtidos, por exemplo, em Caetano, 2018). 

Dessa forma, foram investigadas as molécu-

las e as razões isotópicas de carbono estável 

do petróleo no intuito de se obter informa-

ções sobre a origem e maturação térmica de 

sua rocha geradora, bem como de processos 

de alteração após a expulsão do petróleo, vi-

sando caracterizar os sistemas petrolíferos 

ativos na Bacia de Santos e aplicar esse co-

nhecimento em estudos de previsibilidade de 

fluidos em novas locações exploratórias. 

4.1. Composição global dos óleos e suas 
propriedades

Com base na composição global dos fluidos, 

é possível realizar as primeiras inferências 

acerca das acumulações de petróleo. Por 

meio de análises relativamente simples, po-

de-se identificar o tipo de fluido (parafínico 

ou aromático) e a provável natureza da ma-

téria orgânica que o gerou por craqueamento 

térmico, inferir o nível de evolução térmica 

da rocha geradora da qual o petróleo foi ex-

pulso, avaliar processos de alteração pós-

-acumulação (como a biodegradação, por 

exemplo) e obter informações relacionadas 

à homogeneidade vertical e lateral das acu-

mulações. As proporções das frações de com-

postos saturados, aromáticos e polares e os 

cromatogramas gasosos whole oil represen-

tativos dos óleos de algumas das principais 

acumulações da Bacia de Santos podem ser 

vistos na Figura 4.1.1. Em geral, os óleos são 
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parafínicos, com teores mínimos de 44% de 
compostos saturados na fração C15+. Desta-
cam-se as amostras de condensado coleta-
das nas capas de gás nos Planos de Avaliação 
de Descoberta (PADs) de Libra e de Júpiter, 
as quais são as mais enriquecidas em com-
postos saturados. 

A partir dos resultados da cromatografia ga-
sosa whole oil, é possível observar a distribui-
ção das parafinas lineares e ramificadas, e de 
outros compostos em menores abundâncias, 
como cicloparafinas e aromáticos. Na Figura 
4.1.1 apresentam-se os quatro cromatogra-
mas que sumarizam as distribuições desses 
compostos nas frações líquidas de  petróleos 
do pré-sal da Bacia de Santos: (1) os conden-
sados das capas de gás dos PADs de Júpiter e 
Libra são os mais enriquecidos nos compostos 
mais leves, corroborando os elevados valores 
de grau API e RGO apresentados na seção 3 
(Tabela 3.1.1); (2) os óleos do Campo de Lapa 
desempenham uma importante contribuição 
relativa de parafinas de maior peso molecu-
lar, na faixa de 20 a 30 átomos de carbono, in-
dicando diferenças nos ambientes deposicio-
nais das rochas geradoras que deram origem 
aos óleos desse campo em relação às gera-
doras em outras partes da bacia; e (3) o cro-
matograma gasoso típico de óleos das prin-
cipais jazidas do pré-sal, representadas pelo 
óleo do Campo de Búzios, que tem um declive 
(slope) da envoltória das parafinas lineares 
intermediário ao apresentado pelos óleos 
dos outros dois tipos citados anteriormente. 
De modo geral, os cromatogramas gasosos 
dos óleos do pré-sal da Bacia de Santos não 
apresentam feições indicativas da ocorrên-
cia de processos de biodegradação, exibindo 

predomínio de parafinas normais com 8 a 35 

átomos de carbono sem predominância evi-

dente de parafinas ímpares sobre as pares, 

isoprenoides como pristano (PRI) e fitano 

(FIT) em abundância relativa corresponden-

te a cerca de metade daquela de n-parafinas 

adjacentes (n-C17 e n-C18, respectivamente), e 

razão pristano/fitano > 1 (Figura 4.1.1).

4.2. Composição molecular e isotópica 
dos óleos e suas implicações na 
caracterização dos sistemas petrolíferos

Os biomarcadores encontrados no petróleo 

são moléculas complexas formadas princi-

palmente por carbono e hidrogênio, deriva-

das de organismos como bactérias, algas e 

vegetais. Essas moléculas são utilizadas na 

Geoquímica Orgânica para a interpretação 

de parâmetros de origem e maturação do 

petróleo, auxiliando no reconhecimento da 

fácies orgânica da rocha geradora, na recons-

trução de seu ambiente deposicional e na 

sua respectiva história térmica (e.g. Peters e 

Moldowan, 1993; Peters et al., 2005). Adicio-

nalmente, utilizando-se moléculas de várias 

faixas composicionais do petróleo, pode-se 

estimar a existência de processos secundá-

rios que ocorrem após a expulsão, migração 

e acumulação do petróleo (biodegradação, 

fracionamento evaporativo, gradiente com-

posicional, craqueamento secundário no re-

servatório, interação com CO2, processos de 

preenchimento cumulativos e instantâneos, 

precipitações por desequilíbrio de fase, apor-

te de gases nobres e de H2S, vazamento pelo 

selo e injeção de cargas petrolíferas tardias). 
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Tipicamente, uma acumulação de petróleo 
representa uma história complexa relaciona-
da à interação espacial e temporal dos ele-
mentos e dos processos ativos dos sistemas 
petrolíferos (e.g. Magoon e Dow, 1994).  Esse 
conjunto de informações, que podem ser re-
gistradas em uma acumulação, constitui o 
principal subsídio para a atividade de Mode-
lagem de Sistemas Petrolíferos, cujo objetivo 
é simular numericamente os processos as-
sociados à formação de acumulações de pe-
tróleo e avaliar o risco exploratório em áreas 
pioneiras (e.g. Welte et al., 1997; Hantschel e 
Kauerauf, 2009). 

Os petróleos das acumulações dos campos 
de Itapu, Búzios, Atapu, Sururu, Berbigão, Sé-
pia, Mero, Tupi (incluindo a área de Cernambi 
em sua porção oeste), Sapinhoá, Bacalhau e 
Lapa, e dos PADs de Libra e de Júpiter (Figu-
ras 3.1 e 4.1.1), preencheram reservatórios 
carbonáticos do Andar Alagoas e têm carac-
terísticas geoquímicas, moleculares e iso-
tópicas correlacionáveis principalmente aos 
betumes da seção geradora de idade Jiquiá 
Superior. No entanto, é possível observar va-
riações na composição molecular e isotópica 
de carbono dos óleos e dos extratos orgâni-
cos analisados que podem estar relacionadas 
a diferenças na matéria orgânica dentro das 
zonas bioestratigráficas OS-1000 e OS-1100 
(Figura 4.2.1). 

As principais características geoquímicas que 
possibilitam individualizar esses dois tipos 
de petróleo, associados a sistemas petrolí-
feros lacustres distintos, são indicadas pelos 
parâmetros de biomarcadores terpanos (m/z 
191) e esteranos (m/z 217) e pela composição 

isotópica de carbono do óleo total e das 
n-parafinas individuais (Figuras 4.2.2 e 4.2.3).

Os gráficos binários envolvendo indicadores 
moleculares de origem, como as razões ho-
panos/esteranos (HOP/EST), gamacerano/
C30 hopano (GAM/H30), pristano/fitano (PRI/
FIT), a proporção de esteranos com 27 átomos 
de carbono em relação ao total de esteranos 
(%C27 esteranos) e a composição isotópica 
de carbono do óleo total (ẟ13CTotal) indicam 
duas principais composições geoquímicas 
para os óleos do pré-sal de Santos (Figura 
4.2.2). Em comum, esses dois tipos de com-
posições têm razões hopanos/esteranos > 4, 
amplo predomínio de terpanos pentacíclicos 
sobre terpanos tricíclicos, Ts < Tm, presença 
de 25-norhopano (provavelmente de fonte, 
e não resultante de intensa biodegradação), 
C29 hopano < C30 hopano, predomínio de C27 
esteranos em relação a seus homólogos com 
28 e 29 átomos de carbono e a ocorrência de 
metil-esteranos (Figura 4.2.1). A principal 
característica de distinção entre essas com-
posições é a abundância relativa do compos-
to gamacerano, expressa pela razão GAM/
H30, obtida no fragmentograma de massas 
característico dos biomarcadores terpanos 
(m/z 191). O índice de gamacerano (GAM/
H30) é um indicador de estratificação de co-
luna d’água em ambientes deposicionais ma-
rinhos e não marinhos (Sinninghe Damsté et 
al., 1995), e geralmente é resultante da hiper-
salinidade no meio deposicional aquoso (Pe-
ters et al., 2005). Contudo, a estratificação da 
coluna d’água também pode ser gerada pela 
diferença no gradiente de temperatura e de 
nível de oxidação. Consequentemente, para 
a interpretação de ambientes hipersalinos, 
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deve-se levar em consideração a associação 
da razão GAM/H30 com outros indicadores, 
como a razão pristano/fitano menor que 1 
(e.g. Junghong e Summons, 2001), a presença 
do composto β-carotano e dos isoprenoides 
i-C25 e i-C30 (e.g. Penteado, 1995; Souza Jú-
nior et al., 2013) e o predomínio do terpano 
tricíclico com 23 átomos de carbono (TRI23; 
Tao et al., 2015). O precursor do gamacerano 
é o tetraimanol, sendo sua principal fonte as 
membranas lipídicas de protozoários ciliados 
que se alimentam de bactérias cuja ocor-
rência se dá na interface de zonas disóxicas 
e anóxicas em colunas d’água estratificadas 
(Sinninghe Damsté et al., 1995). 

 A maioria dos óleos estudados, como os das 
acumulações de Búzios, Mero, PAD de Libra, 
Atapu, Sururu, Berbigão, Itapu, Sépia, Tupi/
Cernambi e Sapinhoá pertence ao grupo ca-
racterizado pelo índice de gamacerano (GAM/
H30) menor ou igual a 0,3, e por ẟ13CTotal entre 
-25 e -26‰, indicativos de uma rocha gera-
dora depositada em ambiente lacustre sa-
lobro sob condições disóxicas. Os óleos dos 
campos de Bacalhau e Lapa têm ẟ13CTotal en-
tre -27 e -26‰ e índices de gamacerano mais 
elevados (0,3 a 0,6), porém não são acompa-
nhados por razões pristano/fitano abaixo de 
1, os isoprenoides i-C25 e i-C30 estão presen-
tes em concentrações relativas muito baixas, 
e o composto β-carotano não foi identificado, 
características cuja ausência não indica, ne-
cessariamente, uma condição de estratifica-
ção da coluna d´água por salinização do lago. 
Os parâmetros de biomarcadores saturados 
indicativos de fonte e, secundariamente, de 
maturação que podem indicar variações la-
terais da fácies geradora, seus respectivos 

depocentros e rotas de migração serão ava-
liados com a aplicação da técnica estatísti-
ca multivariada de análise de componentes 
principais mais adiante, na seção 4.3.  

A composição isotópica do carbono e do hi-
drogênio dos precursores do petróleo é con-
trolada por fatores como as condições do 
ambiente de deposição e a variabilidade da 
fonte de matéria orgânica (e.g. Schoell, 1984). 
Os valores de isótopos estáveis de carbono e 
hidrogênio não apresentam variações muito 
significativas com o aumento da maturação 
dos querogênios, o que os qualifica como 
parâmetros importantes na determinação da 
origem do petróleo e, consequentemente, na 
correlação óleo-óleo e óleo-rocha.  

A composição isotópica do óleo total (δ13CTotal) 
dos campos petrolíferos estudados foi obtida 
por meio da análise da composição isotópica 
de carbono, utilizando a Análise Elementar 
acoplada à Espectrometria de Massas para 
Razão Isotópica (AE-EMRI). Os dados de com-
posição isotópica de carbono do óleo total 
(ẟ13CTotal) variam de -26,77‰ a – 24,78‰ e, 
quando correlacionados aos diversos parâme-
tros moleculares indicadores de fonte da fra-
ção de saturados, permitem separar os óleos 
em dois grupos (Figura 4.2.2). O grupo prin-
cipal compreende os óleos com carbono iso-
topicamente mais pesado (ẟ13CTotal > -26,0‰) 
dos campos de Itapu, Búzios, Atapu, Suru-
ru, Sépia, Sapinhoá, Tupi (incluindo a área de 
Cernambi) e Berbigão, enquanto o segundo 
grupo, com carbono isotopicamente um pou-
co mais leve (ẟ13CTotal < -26,0‰), é composto 
pelos óleos dos campos de Lapa e Bacalhau, 
situados mais a oeste (Figura 3.1), sugerindo 
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Figura 4.2.2: Parâmetros moleculares (razões HOP/EST, GAM/H30, PRI/FIT e %C27 esteranos regulares) e isotópicos de 
carbono do óleo total (ẟ13CTotal em ‰) indicadores de fonte de matéria orgânica em óleos do pré-sal da Bacia de Santos. Para 

identificação dos compostos usados nas razões, consultar Apêndice ao final deste capítulo.
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diferentes fontes de matéria orgânica para 
os dois grupos. Para a acumulação de petró-
leos do PAD de Júpiter, não foram utilizados 
os dados de δ13C, pois as amostras de óleo 
apresentam forte contaminação por fluido de 
perfuração com composição parafínica (n-C13 
a n-C15), o que impactou consideravelmente o 
resultado obtido. 

Também foi aplicada a técnica de análise de 
isótopos estáveis de carbono e de hidrogênio 
de compostos individuais (parafinas lineares 
entre n-C12 e n-C35) dos óleos acumulados no 
pré-sal da Bacia de Santos, inclusive naqueles 
do PAD de Júpiter. Para os isótopos estáveis 
de carbono das n-parafinas, observou-se um 
perfil em “U” assimétrico, com grande ampli-
tude isotópica (ẟ13C entre -31 e -24‰), típico 
dos óleos lacustres da seção rifte da margem 
sudeste brasileira (Guzzo et al., 2011; Figura 
4.2.3). Quanto à isotopia do hidrogênio das 
parafinas lineares, nota-se também uma ex-
pressiva amplitude de valores relativamente 
pesados (ẟD de -112 a - 54‰), mas uma certa 
tendência de constância dos valores para a 
gama de parafinas de cada óleo individual-
mente (Santos Neto et al., 1998).

Ao longo das últimas décadas, diversos es-
tudos dedicados à avaliação da evolução 
térmica de óleos têm recorrido a parâmetros 
moleculares de maturação derivados de com-
postos com diferentes estruturas químicas 
e faixas de pesos moleculares. Observou-se 
com certa frequência que a faixa de matura-
ção estimada (equivalente em reflectância da 
vitrinita em Ro%; Peters et al., 2005) a partir 
dos diversos parâmetros de um mesmo óleo 
era bastante variável, aparentemente com 

níveis de maturação conflitantes. De modo 

geral, constatou-se que diferentes parâme-

tros moleculares de maturação, a depender 

da sua natureza química e da faixa de peso 

molecular dos compostos utilizados, revela-

vam faixas de evolução térmica específicas. 

Essas observações levaram autores como 

Wilhelms e Larter (2004) a propor que as acu-

mulações de petróleo seriam produto, em 

grau maior ou menor, de múltiplas e suces-

sivas cargas de petróleo de diferentes graus 

de maturação. O sistema de preenchimento 

de petróleo denominado “cumulativo” cons-

titui o processo dominante de formação de 

acumulações de petróleo, visto que o pro-

gressivo craqueamento primário da matéria 

orgânica da rocha geradora causa a expulsão 

de cargas petrolíferas com diferentes assi-

naturas de maturação térmica ao longo do 

tempo geológico. Por outro lado, petróleos 

cujos parâmetros de maturação são bastante 

coerentes entre si, indicativos de uma faixa 

relativamente estreita de maturação de suas 

rochas geradoras durante a expulsão, seriam 

produto de preenchimentos ditos “instantâ-

neos”. Os sistemas de preenchimento de pe-

tróleo “instantâneos” tendem a ser mais ra-

ros porque as condições de armazenamento 

do petróleo (timing e volume do espaço poro-

so) devem ser favoráveis para que uma carga 

de faixa de maturação estreita e homogênea 

possa se acumular sem receber contribui-

ções posteriores de cargas de maior evolu-

ção térmica. Como o conjunto dos parâme-

tros de Geoquímica Orgânica em óleos e de 

isotopia dos gases registra amplas faixas de 

maturação térmica, a análise integrada des-

ses paleotermômetros fornece um registro 
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da natureza cumulativa ou “instantânea” de 

aporte das cargas petrolíferas (Figura 4.2.4).

Com o intuito de se avaliar a natureza do pro-

cesso de acumulação do petróleo (sistemas 

cumulativos versus “instantâneos”) com base 

nos parâmetros de maturação obtidos a par-

tir de diferentes classes de componentes dos 

óleos do pré-sal, foram estimadas suas ma-

turações térmicas expressas como reflectân-

cia da vitrinita equivalente (Ro eq.). A análise 

da maturação equivalente da rocha geradora 

foi realizada empregando-se as correlações 

com Ro eq. dos parâmetros de biomarcadores 

saturados e aromáticos (Peters et al., 2005), 

hidrocarbonetos poliaromáticos – HPA’s 

(Radke e Welte, 1983; Radke et al. 1986), hi-

drocarbonetos leves (Índice de Heptano ver-

sus Índice de Isoheptano; Thompson, 1983; 

Isaksen, 2004) e diamantoides (Chen et al., 

1996). Apesar dos hidrocarbonetos com sete 

átomos de carbono (C7) indicarem uma ampla 

faixa de maturação, estes são facilmente sus-

ceptíveis a processos de alteração secundá-

ria, como fracionamento molecular (Wang et 

al., 2010), promovido por separações entre as 

fases líquida e gasosa. Como as acumulações 

de Libra, Júpiter e Lapa apresentam grandes 

concentrações de CO2, aumentando a RGO e 

ocasionando a formação de capas de gás, não 

avaliamos a maturação com base em parâme-

tros de compostos C7 para esses petróleos.

Figura 4.2.4: Esquema simplificado dos modelos de preenchimento de acumulações de petróleo em sistemas cumulativos e 
“instantâneos”. RGO: Razão Gás/Óleo; %C1: porcentagem de metano entre os gases hidrocarbonetos; Ro%: reflectância da vitrinita.
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Por outro lado, o parâmetro baseado em dia-
mantoides definido como Índice de Metildia-
mantano (MDI; Chen et al., 1996) não apre-
sentou variações entre a capa de gás e o anel 
de óleo em acumulações bifásicas; portanto, 
foi utilizado para o cálculo da reflectância 
de vitrinita equivalente (Ro eq.). A presença 
de CO2 promoveu diferenças verticais e late-
rais das propriedades globais dos petróleos, 
como será descrito na seção 7, e as alterações 
relacionadas a essa interação serão aborda-
das na seção 9. 

Apesar de tais correlações de parâmetros de 
maturação com Ro eq. não serem necessaria-
mente específicas para a matéria orgânica de-
positada no ambiente lacustre das geradoras 
da Bacia de Santos, elas fornecem uma apro-
ximação bastante elucidativa sobre a natureza 
do processo de acumulação dos óleos inves-
tigados. Para essas análises, foram utilizadas 
29 amostras com dados de biomarcadores sa-
turados, 18 com dados de biomarcadores aro-
máticos, 17 com dados de diamantoides, oito 
com dados de cromatografia de hidrocarbone-
tos leves (C6-C10) e 33 com dados de hidrocar-
bonetos poliaromáticos (HPA’s). 

Antes mesmo de se investigar a maturação 
indicada pelas diferentes frações do óleo, 
cabe mencionar que, ao se examinar as pro-
priedades-macro (ou bulk) dos fluidos es-
tudados (Tabela 4.2.1), já se constata que 
os petróleos do pré-sal da Bacia de Santos 
apresentam características bem heterogê-
neas, como discutido na seção 3 deste capí-
tulo. Enquanto em Lapa os valores médios de 
grau API e de RGOHC (RGO somente dos gases 
hidrocarbonetos, isto é, descontada do efeito 

da presença de CO2) dos petróleos são de 23° 
e 39 m3/m3, respectivamente, no PAD de Libra 
esses valores chegam a 37° e a RGOHC a 838 
m3/m3 na capa de gás. 

Examinando-se os biomarcadores satura-
dos (razões H30/M30 e C29 esteranos abb/
(abb+aaa) na Figura 4.2.5), verifica-se que 
os óleos nos campos de Bacalhau, Lapa, Sapi-
nhoá e Tupi (incluindo a área de Cernambi) e 
no PAD de Júpiter têm um Ro eq. de início de 
janela de geração (0,55 – 0,7%). Os óleos nos 
campos de Sépia, Berbigão, Sururu, Atapu, 
Mero, Itapu e PAD de Libra apresentam uma 
distribuição de Ro eq. entre 0,65 e 0,8%. Com 
base nessas razões de maturação obtidas de 
biomarcadores saturados, os óleos dos cam-
pos de Búzios e Itapu são os que apresentam 
os maiores valores de Ro eq. (0,8 – 0,9%). 

Os hidrocarbonetos poliaromáticos (HPA; 
parâmetro MPI1 na Figura 4.2.5) indicam 
a contribuição de pulsos de geração com 
maturação na faixa de Ro eq. de 0,8% em 
todas as acumulações, exceto em Ber-
bigão, Lapa e Bacalhau, cujos óleos têm                                                                                                                                             
menores valores de MPI1 (Ro eq. < 0,8%), e em 
Atapu, onde o MPI1 indica um valor de 0,96% 
de Ro eq. (Figura 4.2.5).  

Com base nas maturações indicadas pelos 
compostos C7 (Índice de Heptano x Índice de 
Isoheptano de Isaksen, 2004; Figura 4.2.5), 
quase todos os óleos dos campos estudados 
registram Ro eq. entre 0,80 e 1,08%, o que 
corresponde à geração de óleo tardio. Exce-
tuam-se os óleos de Lapa, Bacalhau, Tupi e 
Sapinhoá, cuja maturação remete à geração 
inicial de óleo (Ro eq. < 0,8%; Figura 4.2.5).
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Ainda na fração leve C10-C15 do óleo (histogra-
ma do Índice de Metildiamantanos ou MDI na 
Figura 4.2.5), os valores de Ro eq. calculados 
com base em razões de diamantoides regis-
tram uma evolução térmica ainda maior em 
todos os óleos analisados. Os valores mais 
elevados foram encontrados nos óleos de 
Cernambi (a NW do Campo de Tupi, com Ro 
eq. de 1,57%) e do PAD de Júpiter (Ro eq. de 
1,52%), ou seja, valores indicativos da jane-
la de geração de gases condensados. Como 
contraponto, os óleos dos demais campos e 
do PAD de Libra apontam para um intervalo 
de Ro eq. entre 1,3 e 1,4%, valores mais eleva-
dos do que aqueles sugeridos pelos parâme-
tros de maturação discutidos anteriormente. 

Analisando a amplitude dos parâmetros de 
maturação derivados das diferentes frações do 

óleo, pode-se inferir que as rochas geradoras 
que forneceram petróleo para essas acumula-
ções foram submetidas a um amplo intervalo 
de estágios de geração (Tabela 4.2.1). Os óleos 
estudados registram, portanto, um sistema de 
preenchimento do reservatório cumulativo e 
contínuo que abrange do início da geração do 
óleo até a geração de gás condensado (Figura 
4.2.4). Considerando o conjunto dos parâmetros 
de maturação, pode-se discernir um decréscimo 
da evolução térmica das acumulações situadas 
mais ao norte, próximas ao depocentro de Ara-
ruama (PAD de Libra e campos de Mero e Bú-
zios) em direção de Sapinhoá a SW (Figura 3.1). 
Condições mais localizadas e específicas de ma-
turação são identificadas nos óleos do PAD de 
Júpiter, a leste, na área de Cernambi (porção NW 
do Campo de Tupi), e nos campos de Lapa e Ba-
calhau, posicionados mais a oeste (Figura 3.1).

Tabela 4.2.1: Dados de PVT e a estimativa da maturação térmica (Ro eq. mínimo e máximo em %) com base em diversos 
parâmetros geoquímicos. Os valores de RGOHC são a Razão Gás/Óleo (RGO) considerando apenas a proporção de gases 

hidrocarbonetos no petróleo, sem computar o efeito da presença de CO2.
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4.3 Distribuição geográfica das famílias 
de óleos 

Apresenta-se nesta seção a utilização de 
técnicas estatísticas multivariadas para uma 

melhor correlação e definição das famílias de 

óleos das principais acumulações de petró-

leo estudadas no pré-sal da Bacia de Santos, 

visando subsidiar um melhor entendimento 

Figura 4.2.5: Histogramas com diferentes parâmetros de maturação, abrangendo ampla faixa de pesos moleculares de 
compostos, incluindo hidrocarbonetos na faixa da gasolina (Índice de Heptano vs Índice de Isoheptano segundo Thompson, 
1983; Isaksen, 2004), diamantoides (MDI=100*(4-Metildiamantano/4+1+3-Metildiamantano; %Rc = MDI*1,3/40; Chen et al., 

1996), hidrocarbonetos poliaromáticos (MPI1 =  1.5 × (2MP + 3MP)/(P + 1MP + 9MP); Radke et al., 1982; %Rc = 0,6*MPI1+0,4) e 
da fração de biomarcadores saturados (razões H30/M30 e C29 esteranos αββ/(ααα+αββ); modificado de Peters et al., 2005). 

Para identificação dos compostos usados nas razões, consultar Apêndice ao final deste capítulo.
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regional das relações genéticas entre as fa-
mílias de óleos e suas cozinhas de geração e 
rotas de migração.

 A utilização de um elevado número de parâ-
metros geoquímicos torna o processo de 
interpretação complexo, exigindo grande 
dispêndio de tempo, com algum risco de um 
viés interpretativo em função da importân-
cia relativa que se atribui às variáveis. Dessa 
forma, a aplicação da técnica multidimen-
sional de Análise de Componentes Principais 
(PCA – Principal Components Analysis) em 
um grande conjunto de petróleos facilita e 
acelera o processo de interpretação geoquí-
mica, proporcionando um melhor detalha-
mento por meio da análise global de todos 
os parâmetros geoquímicos, de modo que as 
principais novas variáveis recombinadas re-
flitam a maior parte da variação nos dados. 
Esse procedimento estatístico se utiliza de 
uma transformação ortogonal que reorien-
ta os eixos das variáveis no espaço multidi-
mensional, convertendo um conjunto de va-
riáveis não correlacionadas em um conjunto 
de variáveis correlacionadas. A PCA também 
é considerada uma técnica de aprendizado 
de máquina não supervisionado, de modo 
similar à análise de agrupamento hierárqui-
ca (HCA - Hierarchical Cluster Analysis) e de 
agrupamento K-means. Previamente à apli-
cação desses métodos estatísticos, realizou-
-se o tratamento dos dados e variáveis, en-
volvendo a seleção das amostras, a escolha 
dos parâmetros geoquímicos e o pré-proces-
samento de dados para normalizar a distân-
cia medida entre as amostras no espaço di-
mensional elevado. Todos esses tratamentos 
estão intimamente ligados à confiabilidade 

dos resultados da correlação. A escolha dos 
parâmetros geoquímicos obedeceu às pre-
missas de parâmetros menos suscetíveis à 
alteração secundária, como biodegradação e 
fracionamento evaporativo, segundo a escala 
de Peters e Moldowan (1993). Deve-se res-
saltar que não são observadas evidências de 
biodegradação nos óleos analisados, como 
descrito acima. Não foram utilizados dados 
de composição isotópica de carbono estável 
em óleo total devido à ocorrência de conta-
minação de óleos por fluido de perfuração 
para as amostras do PAD de Júpiter.

A análise contemplou 31 amostras de óleos 
do pré-sal da Bacia de Santos e doze parâ-
metros moleculares da fração de saturados 
indicadores de fonte e maturação: razões 
tetracíclico C24/tricíclico C26 (TET24/26TRI), 
tricíclico C19/tricíclico C23 (19/23TRI), tricícli-
co C21/tricíclico C23 (21/23TRI), tricíclico C26/
tricíclico C25 (26/25TRI), tricíclico C26/tricícli-
co C28 (26/28TRI), hopanos/esteranos (HOP/
EST), norhopano C29/hopano C30 (H29/H30), 
Ts/(Ts+Tm), C29 esteranos αββ/(ααα+αββ) e 
S/(S+R), Índice de Gamacerano (GAM/H30), 
Índice de Diasteranos, razão poliprenoides 
tetracíclicos/(diasteranos + poliprenoides te-
tracíclicos), porcentagens de C27 e C28 estera-
nos regulares (m/z 218; Figura 4.3.1). 

As componentes principais PC1 (46%) e PC2 
(20%) juntas representam 66% da variabi-
lidade dos dados. Quando se analisa o peso 
de cada variável sobre as componentes prin-
cipais, observa-se que os parâmetros HOP/
EST, Índice de Diasteranos, Ts/(Ts+Tm) e 
o Índice de Gamacerano (GAM/H30) pos-
suem uma influência importante na PC1, e 
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as razões 19/23TRI, TET24/26TRI, C29 es-

teranos αββ/(ααα+αββ) e a porcentagem 

de C27 esteranos regulares (m/z 218) na 

componente PC2. Foram reconhecidas sete 

famílias de óleos distintas (Figura 4.3.1), 

cuja distribuição geográfica encontra-se na 

Figura 4.3.2. A correlação óleo-rocha dis-

cutida no item 4.2 revela que as acumula-

ções pertencentes às famílias de 1 a 5 (isto 

é, todos os óleos investigados, à exceção 

daqueles provenientes dos campos de 

Lapa e Bacalhau e do PAD de Júpiter) foram 

correlacionadas aos extratos orgânicos do 

Andar Jiquiá (biozona OS-1000). Não obs-

tante a correlação geral óleo-rocha com as 

geradoras da biozona OS-1000, a análise 

estatística multidimensional possibilita re-

conhecer cinco famílias distintas, revelando 

assim variações provavelmente relacionadas 

ao produto final dos processos de geração e 

migração, considerando as variações laterais 

de fácies litológicas/mineralógicas/orgâni-

cas, de condições de oxirredução/salinidade 

nos ambientes sedimentares e de evolução 

térmica de diferentes compartimentos de 

suas respectivas cozinhas geradoras.    

Figura 4.3.1: Gráfico binário entre os scores (Componente Principal 1 vs. Componente Principal 2) da Análise de Componentes 
Principais (PCA) utilizando-se razões de biomarcadores saturados de um conjunto compreendendo 31 amostras de óleos 

acumulados no pré-sal da Bacia de Santos.  Para identificação dos compostos usados nas razões, consultar Apêndice ao final 
deste capítulo.
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  A PC1 sugere que as famílias de óleos com 
scores mais positivos têm menor influência de 
ambiente de baixa energia e condições mais 
disóxicas (Famílias 1 e 5, Figura 4.3.1), e as fa-
mílias com scores mais negativos um aumen-
to na estagnação ambiental e nas condições 
de anoxia durante a deposição de suas fácies 
geradoras (Família 7). A Família 3 apresenta 
composição intermediária entre as famílias 
1 e 4; portanto, sugere-se a confluência de 
proveniências de petróleos de dois possíveis 
depocentros geradores ou de um depocen-
tro no qual prevaleciam condições ambien-
tais intermediárias. A PC2 individualizou a 
acumulação do PAD de Libra denominada de 

família 2, localizada no quadrante superior 
direito do gráfico da PCA. Os scores mais po-
sitivos desse quadrante apontam indicadores 
de maturação com maior evolução térmica, e 
corroboram com a avaliação da maturação 
apresentada na seção 4.2 acima. 

A partir da caracterização geoquímica apre-
sentada nos itens anteriores, acoplada à aná-
lise estatística multidimensional, foi possível 
aprimorar o modelo geoquímico de geração 
e migração de óleos, reconhecendo-se espa-
cialmente a variabilidade genética das princi-
pais famílias de óleos da Bacia de Santos e sua 
distribuição regional (Figura 4.3.2). Espera-se 

Figura 4.3.2: Mapa estrutural da base do sal com a distribuição regional das famílias de óleos da Bacia de Santos obtidas com 
a Análise de Componentes Principais (PCA; Figura 4.3.1). 
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que, futuramente, a perfuração de mais po-

ços que atinjam seções geradoras profundas 

em uma área ampla permita a realização de 

correlações óleo-rocha de detalhe. Na seção 

6 deste capítulo, a distribuição geográfica 

das famílias de óleos será confrontada à lo-

calização de cozinhas geradoras de petróleo, 

visando investigar suas proveniências e rotas 

de migração no contexto dinâmico da mode-

lagem de sistemas petrolíferos.

5. CARACTERIZAÇÃO DOS 
GASES HIDROCARBONETOS  
DO PRÉ-SAL

Na Geoquímica do Petróleo, as composições 

molares e isotópicas de carbono e hidro-

gênio dos gases hidrocarbonetos têm sido 

empregadas para a interpretação da origem 

biótica dos gases, derivados de processos 

termogênicos de craqueamento do quero-

gênio e por atividade microbial biogênica 

(Bernard et al., 1976 e 1977; Schoell, 1980 e 

1983; Whiticar et al., 1986). Aos campos ge-

néticos empíricos dos gases de origem bió-

tica, incorporou-se nesses gráficos o cam-

po dos gases abióticos caracterizados pela 

composição isotópica do metano enriqueci-

do em 13C, geralmente com δ13C mais pesado 

do que -20‰ (Milkov e Etiope, 2018). Para 

a interpretação da origem e maturação dos 

gases hidrocarbonetos das acumulações do 

pré-sal da Bacia de Santos, empregaram-se 

os diagramas tradicionalmente utilizados na 

investigação da origem e evolução térmica 
dos gases: 

1. Diagrama genético baseado na relação 
δ13C1 versus o coeficiente de secura (C1/
(C2+C3)) proposto por Bernard et al. (1976), 
com os campos genéticos e de maturação 
modificados, posteriormente, por diver-
sos autores (Bernard et al., 1977; Faber et 
al., 1988; Horita e Berndt, 1999; Whiticar, 
1999; Milkov, 2011; Liu et al., 2018);

2. Diagrama genético do metano baseado na 
relação entre a composição isotópica do 
carbono (δ13C1) versus a do hidrogênio (δD1) 
proposto por Schoell (1980 e 1983), com 
modificação posterior dos campos genéti-
cos (Whiticar et al., 1986; Whiticar, 1994); 

3. 	Para a interpretação da relação cogenética 
do processo cumulativo do aporte dos ga-
ses hidrocarbonetos com diferentes graus 
de evolução térmica, empregou-se a relação 
entre a composição isotópica do carbono de 
cada gás (δ13C em ‰) versus 1/n, sendo n 
equivalente ao número de átomos de carbo-
no da molécula de gás (Chung et al., 1988). 

A estimativa da reflectância da vitrinita equi-
valente (Ro eq. em %) e da temperatura equi-
valente (Teq em °C) de formação do metano, 
etano e propano foi calculada por modelagem 
numérica da composição isotópica desses ga-
ses com o software GOR-Isotopes 2.0 (GeoIso-
Chem), seguindo o modelo de fracionamento 
isotópico proposto por Tang et al. (2000). Para 
tanto, foram utilizadas uma história de fluxo 
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térmico e uma cinética composicional de cra-

queamento primário do gerador lacustre de 

idade Jiquiá proprietária da Petrobras, esta úl-

tima acoplada a um modelo de fracionamento 

isotópico de carbono cujos parâmetros foram 

invertidos a partir de dados de gases hidro-

carbonetos obtidos por meio de experimentos 

de pirólise em meio fechado realizados pela 

GeoIsoChem Corporation. A investigação do 

processo cumulativo do aporte dos gases hi-

drocarbonetos abrangeu as médias calculadas 

a partir de dados de 187 amostras, coletadas 

em 14 áreas (campos de petróleo e PADs na 

Figura 3.1), de gases coletados em condições 

PVT e em testes de formação e produção na 

Formação Barra Velha, que constitui o princi-

pal reservatório das acumulações dos campos 

e áreas aqui contemplados. 

A composição molar dos gases hidrocarbone-

tos foi mensurada utilizando-se um cromató-

grafo a gás (CG) com detector por ionização 

por chama (DIC), analisando-se a fração ga-

sosa entre metano e pentano (C1 até C5). A 

composição isotópica do carbono (δ13C) e do 

hidrogênio (δD) dos gases hidrocarbonetos 

foi medida em um cromatógrafo a gás aco-

plado a um espectrômetro de massas (CG-

-EMRI). Os valores da composição isotópica 

do carbono (δ13C) são reportados em partes 

por mil (‰) referenciados ao padrão Pee Dee 

Belemnite (Vienna-PDB). A composição iso-

tópica de hidrogênio também é reportada em 

‰, referenciada ao padrão V-SMOW (Vienna 

Standard Mean Ocean Water).  

5.1. Resultados das análises dos 
hidrocarbonetos gasosos e discussões

A Tabela 5.1.1 contém os valores médios 

das composições molares (excluídos CO2 e 

gases não hidrocarbonetos) e isotópicas de 

carbono e hidrogênio dos gases hidrocar-

bonetos dos 14 campos e áreas do pré-sal 

investigadas. Observa-se que o aumen-

to da fração molar do metano (%C1 entre 

59,1% e 84,2%) se relaciona diretamente 

com a positivação da composição isotópica 

do carbono deste gás (δ13C1 entre -45,8‰ e 

-30,4‰).

A Razão Gás/Óleo, considerando apenas os 

gases hidrocarbonetos (RGOHC, descontan-

do-se o efeito do conteúdo em CO2), se cor-

relaciona exponencialmente com a secura 

dos gases (fração molar de C1 em % no so-

matório dos gases hidrocarbonetos C1 a C5, 

Figura 5.1.1).  A baixa Razão Gás/Óleo (RGOHC 

de 95,4 m3/m3) corresponde à menor secura 

do gás (%C1 de 59,1%) no Campo de Itapu. 

Por outro lado, as maiores razões Gás/Óleo 

(RGOHC de 641 m3/m3 e 838 m3/m3) coinci-

dem com as maiores securas (%C1 de 84,2% 

e 83,4%) constatadas, respectivamente, nos 

PADs de Júpiter e de Libra. A mistura de hi-

drocarbonetos gasosos com altas propor-

ções de CO2 nas capas de gás condensado 

dos PADs de Júpiter e de Libra seguramente 

alterou a correlação entre a RGOHC e a secura 

dos hidrocarbonetos (os efeitos da interação 

entre o CO2 e o petróleo são discutidos nas 

seções 7 e 9 deste Capítulo). 
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Tabela 5.1.1: Médias das composições isotópicas de carbono e hidrogênio, e frações molares dos gases hidrocarbonetos 
n-alcanos das acumulações do pré-sal estudadas. *valor à esquerda, RGOHC (descontado o efeito do conteúdo em CO2) da 

capa de gás; *valor à direita, RGOHC da fase óleo. Frações molares somente de n-alcanos, frações molares de iso-butano e de 
iso-pentano não incluídas na tabela.

Figura 5.1.1: Secura dos gases hidrocarbonetos (%C1 entre os gases hidrocarbonetos C1 a C5) versus Razão Gás/Óleo dos 
hidrocarbonetos gasosos (RGOHC, descontando-se o efeito do conteúdo em CO2 em m3/m3).
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Empregando-se o diagrama da relação δ13C1 
versus o coeficiente de secura (C1/(C2+C3)) 
proposto por Bernard et al. (1977) com os 
campos genéticos e de maturação modifica-
dos por diversos autores (versão Liu et al., 
2018), constata-se que a composição isotó-
pica do carbono do metano se correlaciona 
diretamente com o aumento do coeficiente 
de secura dos gases (Figura 5.1.2). Dentre 
os 14 campos e áreas analisados, nota-se 
que os gases associados ao petróleo de dois 
campos (Itapu e Berbigão) ocupam o cam-
po genético de gás termoquímico de menor 
evolução térmica, gerados durante o estágio 
de craqueamento do querogênio associado à 
janela de geração de óleo, definido no gráfi-
co por baixo coeficiente de secura (C1/(C2+C3) 
< 3,5) e composição isotópica do carbono 
do metano mais negativa (δ13C1 < -40‰). Os 
gases associados e livres dos petróleos dos 
demais campos e áreas se dispõem bastante 
agrupados no campo genético de gás termo-
químico de maior evolução térmica, gerados 
durante o estágio de craqueamento do que-
rogênio correspondente à janela de geração 
de gás condensado, definido por alto coefi-
ciente de secura (C1/(C2+C3 entre 3,5 e 7,3) e 
composição isotópica de carbono do metano 
mais enriquecida em 13C1 (δ13C1 entre -40‰ e 
-30,4‰). O gás associado ao óleo do Campo 
de Mero se destaca em relação a esse cluster 
de gases devido a um certo aumento do coe-
ficiente de secura e da isotopia de carbono 
do metano. Em que pese o fato de que muitas 
das amostras desse estudo serem gases as-
sociados em acumulações de black oils (RGO 
até 300 m3/m3 ± 50 m3/m3), a correlação dire-
ta entre o coeficiente de secura (C1/(C2+C3)) 
e a positivação da composição isotópica do 

carbono do metano é sugestiva de um pro-
cesso cumulativo de aporte da fração de hi-
drocarbonetos. Interpreta-se, portanto, que 
o aumento da secura dos hidrocarbonetos e 
o enriquecimento em 13C1 no metano se deve 
a cargas crescentes e sucessivas de gases de 
mais alta evolução térmica. As acumulações 
de gás condensado nos PAD de Júpiter e de 
Libra, com RGOHC de 641 m3/m3 e 838 m3/
m3, respectivamente, se caracterizam pelos 
maiores valores do coeficiente de secura e 
pela composição isotópica do carbono mais 
pesada do metano, posicionados no campo 
limítrofe dos gases derivados da janela de 
geração de gás condensado e de metagênese.

Considerando o diagrama genético do meta-
no (Figura 5.1.3), baseado na relação entre a 
composição isotópica de carbono (δ13C1) ver-
sus a isotopia do hidrogênio (δD1), proposto 
por Schoell (1980 e 1983) com modificação 
posterior dos campos genéticos (software 
GOR-Isotopes 2.0), observa-se, nas acumula-
ções analisadas, que a tendência de evolução 
térmica do metano é similar àquela verifi-
cada na relação com o coeficiente de secura 
dos gases (Figura 5.1.2), havendo algumas 
diferenças no tocante aos campos de matu-
ração térmica. Os gases associados aos black 
oils das acumulações de Itapu e de Berbigão, 
com composição isotópica mais negativa do 
δ13C1 e δD1, se agrupam no campo de matura-
ção térmica dos gases da janela de geração 
de óleo. O enriquecimento conspícuo em 2H 

(δD1 > -150‰) desloca os gases das demais 
acumulações de black oils e de gases con-
densados (PADs de Júpiter e de Libra Cen-
tral) para o campo de evolução térmica equi-
valente à metagênese (Figura 5.1.3), a qual se 
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caracteriza pelo craqueamento térmico dos 

gases úmidos e o predomínio do metano (ja-

nela de gás seco). Com base na tendência das 

composições isotópicas de carbono e de hi-

drogênio do metano (δ13C1 e δD1), infere-se a 

ocorrência nas acumulações investigadas de 

uma mistura de gases originalmente gerados 

concomitantemente às frações líquidas com 

posteriores cargas de metano isotopicamen-

te pesado, geradas provavelmente sob alto 

grau de maturação térmica.

Para investigar a possibilidade de uma rela-

ção cogenética entre os gases úmidos (C2-C4) 

e o metano no processo cumulativo de aporte 

dos gases hidrocarbonetos, com diferentes 

graus de evolução térmica, empregou-se a 

relação entre a composição isotópica do car-

bono (δ13C) versus 1/n, sendo “n” o número 

de átomos de carbono de cada molécula de 

gás (Chung et al., 1988; Figura 5.1.4). O en-

riquecimento relativo de 13C na composição 

isotópica dos gases úmidos conjuntamente 

ao enriquecimento em 13C do metano (C1) é 

coerente com o padrão verificado nos gráfi-

cos anteriores. Os gases associados das acu-

mulações de black oils de Itapu e Berbigão se 

revelam como os mais empobrecidos em 13C 

(e, portanto, menos evoluídos termicamen-

te). Por outro lado, os gases livres das acu-

mulações de gás condensado (PADs Júpiter 

e Libra) se notabilizam pelo enriquecimento 

em 13C, caracterizando um padrão crescente 

e simultâneo de maturação térmica dos ga-

ses úmidos e do metano. Ressalte-se que 

não se caracteriza um alinhamento perfeito 

das assinaturas isotópicas de carbono dos 

gases C1 a C4, tal como proposto como indi-

cativo de origem comum desses hidrocarbo-

netos (Chung et al., 1988), à exceção, talvez, 

daqueles do Campo de Mero e dos PADs de 

Libra e de Júpiter. Ao longo da tendência 

crescente de maturação dos gases (de Itapu 

ao PAD de Libra), o alinhamento razoável da 

composição isotópica (δ13C) dos gases úmi-

dos (C2-C4) com a do metano parece sugerir 

que existiu uma relação cogenética do apor-

te desses gases durante a evolução das prin-

cipais cozinhas geradoras da Bacia de Santos 

que forneceram gases a essas áreas (seção 6 

deste capítulo). No entanto, essa interpre-

tação de possível cogeneticidade entre ga-

ses úmidos C2-C4 e metano não se confirma 

quando se analisam as composições isotó-

picas de carbono do metano e do etano me-

didas com a tendência simulada sob taxas 

geológicas de aquecimento, calculada com 

base em parâmetros de fracionamento iso-

tópico do carbono em gases obtidos a partir 

de experimentos de maturação artificial da 

rocha geradora lacustre. 
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Figura 5.1.3: Diagrama genético do metano baseado na relação entre as composições isotópicas de carbono e de hidrogênio 
(δ13C versus δ2D; software GOR-Isotopes 2.0, gráfico modificado de: Schoell, 1980 e 1983; Whiticar et al., 1986; Whiticar, 1994).

Figura 5.1.2: Diagrama genético baseado na relação entre a composição isotópica de carbono do metano (δ13C1) versus o 
coeficiente de secura do gás (C1/(C2+C3); gráfico de Bernard et al., 1977, modificado por Liu et al., 2018). 
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As correlações simuladas entre a composição 

isotópica de carbono do etano (δ13C2) com as 

do metano (δ13C1) e do propano (δ13C3) foram 

comparadas com os valores medidos para 

aqueles gases nas áreas do pré-sal aqui con-

templadas. As simulações das correlações 

referentes às composições isotópicas de 

carbono dos gases metano, etano e propa-

no foram realizadas com o auxílio do softwa-

re GOR-Isotopes 2.0, da GeoIsoChem Corp. 

Como pré-requisito, realizou-se um estudo 

anterior pelo qual os parâmetros de fracio-

namento isotópico do carbono dos gases C1 a 

C3 (Tang et al., 2000) foram invertidos a partir 

de experimentos de pirólise em meio fecha-

do para maturação artificial de uma amostra 

de rocha geradora lacustre do Andar Jiquiá.  

As simulações com o GOR-Isotopes também 

necessitaram do emprego de uma cinética de 

craqueamento primário proprietária atribuí-

da ao gerador lacustre do Andar Jiquiá. Para 

efeito das simulações, foi utilizada uma taxa 

de aquecimento geológica constante, de 2°C/

Ma. Essas simulações possibilitaram testar 

a coerência entre a variação da composição 

isotópica do carbono das séries naturais de 

gases das acumulações estudadas com as 

extrapolações dos modelos de composição 

isotópica de carbono dos gases a partir dos 

dados de laboratório. Utilizando-se o softwa-

re GOR-Isotopes 2.0 (GeoIsoChem), também 

foi possível estimar a reflectância da vitrini-

ta equivalente (Ro eq. em %) e a temperatura 

equivalente (Teq em °C) de formação cumula-

tiva do metano, etano e propano. 

Os dados medidos da composição isotópica 

do δ13C2 e δ13C3 das acumulações estudadas 

Figura 5.1.4: Relação entre a composição isotópica do carbono (δ13C) dos gases hidrocarbonetos de cadeia linear C1-C4 versus 
1/n, sendo n = número de átomos de carbono da molécula de gás (Chung et al., 1988).
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se sobrepõem à curva teórica cumulativa, ba-

seada nos experimentos de pirólise da gera-

dora do Jiquiá (Figura 5.1.5). A coincidência 

entre a distribuição dos dados de composição 

isotópica do carbono do etano e do propano 

de gases do pré-sal com o padrão derivado 

da extrapolação geológica de dados de labo-

ratório de maturação artificial da geradora do 

Jiquiá reforça a relação cogenética de aporte 

desses gases úmidos com o incremento da 

maturação térmica, como também sugerido 

pelo gráfico de δ13C versus 1/n (Figura 5.1.4). 

Já na comparação entre o padrão simulado 

de variação da composição isotópica do δ13C2 

e do δ13C1 e os dados de gases do pré-sal, à 

exceção dos gases das acumulações de Itapu 

e Berbigão, observa-se um conspícuo enri-

quecimento relativo de 13C, com os dados de 

gases tendo sua composição isotópica de 

carbono do metano bem acima da curva teó-

rica produzida com base na extrapolação dos 

parâmetros de fracionamento isotópico dos 

gases da geradora do Jiquiá. Esse enriqueci-

mento da composição isotópica de carbono 

do metano em relação à do etano nos gases 

de áreas do pré-sal é coerente com a positi-

vação concomitante dos isótopos de carbono 

e hidrogênio observada no gráfico de δ13C1 x 

δD1 (Figura 5.1.3), pelo qual se nota uma ten-

dência de evolução térmica do metano que 

adentra a janela de maturação da metagêne-

se. Esse padrão isotópico de enriquecimento 

relativo de δ13C1 é sugestivo de um certo grau 

de desacoplamento entre o aporte cumulati-

vo dos gases úmidos, de um lado, e do meta-

no, por outro lado, tendo este último possi-

velmente uma contribuição de um aporte de 

metano isotopicamente mais pesado do que 

aquele que normalmente acompanharia os 
gases úmidos. 

A reflectância da vitrinita equivalente (Ro eq. 
em %) e a temperatura equivalente (Teq em 
°C) de geração dos gases das acumulações 
estudadas, calculadas por meio do softwa-
re GOR Isotopes 2.0 em simulação com uma 
taxa de aquecimento de 2°C/Ma, constam da 
Tabela 5.1.2. A formação dos gases úmidos 
(C2 e C3) dos black oils dos campos de Itapu e 
Berbigão ocorreu em Ro eq. entre 1,5% e 1,6% 
e Teq entre 174°C e 180°C, na mesma mag-
nitude da formação do metano (Ro eq. entre 
1,3% e 1,6% e Teq entre 164°C e 179°C). Os 
gases úmidos (C2 e C3) das demais acumula-
ções com enriquecimento anômalo em 13C do 
metano (C1) registram formação estimada a 
Ro eq. entre 1,7% e 2,1%, e Teq entre 185°C 
e 192°C, com alta evolução térmica para a 
formação do metano (C1) estimada a Ro eq. 
entre 2,3% e 4,8%, e Teq entre 206°C e 327°C. 
Embora no alinhamento da composição iso-
tópica dos gases no diagrama de Chung et 
al. (1988; Figura 5.1.4) não se observe um 
enriquecimento conspícuo do metano em 
13C, é notório que, ao se comparar os dados 
medidos com o padrão teórico de correlação 
entre δ13C2 e δ13C1 no GOR-Isotopes, o desa-
coplamento entre as condições de formação 
do metano e do etano torna-se evidente, cor-
roborando a correlação positiva do δ13C1 e δD1 
(Figura 5.1.3), que também aponta alta evolu-
ção térmica do metano. Resultados iniciais de 
temperatura de formação do metano calcula-
dos pela técnica de clumped isotopes (não re-
portados neste trabalho) tendem a confirmar 
temperaturas de formação próximas àquelas 
estimadas pelo software GOR-Isotopes.
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Figura 5.1.5: Relação entre a composição isotópica do carbono do etano (δ13C2) versus a do metano e do propano (δ13C1 
e δ13C3) e o grau de maturação térmica dos gases (Ro eq. com base na cinética Easy %Ro de Sweeney e Burnham, 1990), 

calculada no software GOR-isotopes 2.0, com taxa de aquecimento de 2oC/Ma (padrão cumulativo de inversão em Ro eq.) e 
dados de composição isotópica de carbono do metano, etano e propano de gases do pré-sal da Bacia de Santos. As linhas 

correspondem às tendências das composições isotópicas cumulativas dos gases e os pontos representam os dados das 
amostras estudadas.

Tabela 5.1.2: Médias de RGOHC, grau API, fração molar de metano entre gases hidrocarbonetos (%C1) das áreas do pré-
sal estudadas e estimativas da reflectância da vitrinita equivalente (Ro eq. em %) e temperatura equivalente (Teq em °C) 
calculadas para os gases C1 a C3, sob uma taxa de aquecimento constante de 2oC/Ma (inversão de dados cumulativos de 

composição isotópica do carbono). 
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Por fim, cabe mencionar que, se por um lado 

este estudo indica a ocorrência de um apor-

te de metano isotopicamente pesado em 

carbono e hidrogênio, produto de uma evo-

lução térmica maior do que a inferida para 

seus congêneres hidrocarbonetos C2 e C3, em 

algumas acumulações de gases do pré-sal 

da Bacia de Santos (em especial, no Campo 

de Mero e nos PADs de Júpiter e de Libra), a 

natureza da formação desse metano ainda 

não é clara. Pode-se supor que se trate de 

um metano termoquímico gerado em avan-

çados estágios de maturação (metagênese), 

mas não há elementos para se determinar se 

o C1 teria sido formado por intenso soterra-

mento das rochas geradoras ou por ação de 

fluxos térmicos elevados associados a ativi-

dades magmáticas ou hidrotermais sobre as 

mesmas seções geradoras. Adicionalmente, 

pode-se cogitar alguma contribuição, ainda 

que por enquanto dificilmente determinável, 

de metano isotopicamente pesado de origem 

abiótica. De qualquer forma, independente-

mente da origem do metano isotopicamente 

pesado, sua contribuição aos gases em Mero/

Libra e Júpiter parece apontar para uma área-

-fonte possivelmente localizada nos baixos 

deposicionais adjacentes, isto é, nas Cozinhas 

de Araruama e de Júpiter, respectivamente 

(ver discussão sobre cozinhas geradoras na 

seção 6 deste capítulo).

A intepretação dos valores médios das com-

posições molares e isotópicas dos gases hi-

drocarbonetos das acumulações estudadas 

do pré-sal na Bacia de Santos pode ser suma-

rizada em seis tópicos.

1. 	A Razão Gás/Óleo, considerando somente 
os gases hidrocarbonetos (RGOHC), se cor-
relaciona exponencialmente com a secura 
(%C1 molar em relação aos gases hidrocar-
bonetos). A baixa Razão Gás/Óleo (RGOHC 
de 95,4 m3/m3) observada no Campo de 
Itapu se correlaciona com a menor secura 
do gás (%C1 de 59,1%), e as maiores razões 
Gás/Óleo (RGOHC de 641 m3/m3 e 838 m3/
m3) com as maiores securas (%C1 de 84,2% 
e 83,4%) nos PADs de Júpiter e de Libra. 

2. 	Pela relação δ13C1 versus o coeficiente de 
secura (C1/(C2+C3)), constatou-se que a 
composição isotópica de carbono do me-
tano se correlaciona diretamente com o 
aumento do coeficiente de secura dos ga-
ses. Os gases de Itapu e Berbigão ocupam 
o campo genético de gás termoquímico na 
janela de geração de óleo, e os gases dos 
demais campos se dispõem no campo ge-
nético de gás termoquímico na janela de 
geração de gás condensado.

3. 	Pela relação entre as composições isotópi-
cas do carbono e do hidrogênio do metano 
(δ13C1 versus δD1), verificou-se um enrique-
cimento conspícuo em 2H (δD1 > -150‰) 
que desloca o metano das acumulações de 
black oils (exceto em Itapu e Berbigão) e de 
gás condensado (Júpiter e Libra Central) 
para o campo de evolução térmica equiva-
lente à janela de metagênese.

4. 	Empregando-se a relação entre a composi-
ção isotópica do δ13C versus 1/n, verificou-
-se que o enriquecimento relativo de 13C na 
composição isotópica dos gases úmidos 
(C2-C4) e do metano (C1) é coerente com o 
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padrão crescente de maturação térmica 
dos gases úmidos e do metano. 

5. Pela comparação entre o padrão de varia-
ção da composição isotópica do δ13C2 e 
δ13C1 no software GOR-Isotopes 2.0, com 
os dados isotópicos dos gases do pré-
-sal, à exceção dos gases das acumula-
ções de Itapu e Berbigão, observa-se um 
conspícuo enriquecimento relativo de 13C 
que desloca a composição isotópica do 
metano medido bem acima da curva teó-
rica construída por extrapolação dos da-
dos obtidos em experimentos de pirólise 
da geradora do Jiquiá. Por outro lado, as 
composições isotópicas medidas de δ13C2 
e δ13C3 de todas as acumulações estuda-
das se sobrepõem à curva teórica de com-
posição cumulativa isotópica de carbono 
do etano e do propano, indicando cogene-
ticidade para esses dois gases.

6. Pelas inversões da composição isotópica 
de carbono dos gases em reflectância da 
vitrinita equivalente (Ro eq.) e temperatu-
ra equivalente (Teq), estima-se que a for-
mação dos gases úmidos (C2 e C3) contidos 
nos black oils dos campos de Itapu e Ber-
bigão ocorreu em Ro eq. entre 1,5% e 1,6%, 
na mesma magnitude da formação do 
metano associado. Os gases úmidos (C2 e 
C3) das demais acumulações com enrique-
cimento anômalo em 13C do metano tive-
ram suas condições de geração estimadas 
em Ro eq. entre 1,7% e 2,1%, com evolução 
térmica do metano ainda mais elevada, 
com Ro eq. entre 2,3% e 4,8%.

6. COZINHAS GERADORAS, 
ROTAS DE MIGRAÇÃO E ÁREAS 
DE ACUMULAÇÃO DO PETRÓLEO 
NO PRÉ-SAL

As correlações genéticas óleo-rocha geradora 
apresentadas na seção 4 deste capítulo foram 
estabelecidas por meio de comparação da as-
sinatura geoquímica de petróleos e de extratos 
de rochas geradoras amostradas em poços, 
sendo os petróleos correlacionáveis, principal-
mente, aos betumes de intervalos geradores 
de idade Jiquiá Superior (zonas bioestratigrá-
ficas OS-1000 e OS-1100, como ilustrado nas 
seções 2 e 4 deste capítulo). No entanto, em 
geral, as amostras de intervalos geradores são 
provenientes de poços perfurados em altos 
estruturais com o objetivo de encontrar as me-
lhores fácies de reservatórios preenchidas por 
petróleo. Isso limita a avaliação da espessura 
e o potencial desses intervalos geradores, que 
tendem a se depositar sob condições de melhor 
preservação da matéria orgânica nos baixos es-
truturais, bem como impossibilita avaliar dire-
tamente seu grau de maturação nesses baixos, 
ou cozinhas geradoras (Magoon e Dow, 1994), 
assim como a interpretação das rotas de migra-
ção a partir dessas cozinhas.

O posicionamento estratigráfico e estrutural 
desses intervalos geradores ou potencial-
mente geradores, sua espessura e geometria 
podem ser interpretados ou inferidos utili-
zando-se a correlação de poços integrada à 
interpretação de dados sísmicos com especial 
atenção aos refletores e geometrias nos bai-
xos estruturais. Quanto maior o refinamento 
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na interpretação sísmica dos baixos estrutu-
rais, melhor é a individualização das cozinhas 
potencialmente geradoras e das vergências 
das rotas de migração de suas potenciais car-
gas petrolíferas. No entanto, para delimitar a 
extensão geográfica de cozinhas geradoras 
ativas onde ocorre a geração do petróleo, os 
tipos e propriedades dos petróleos gerados 
(óleo/gás) e os volumes gerados/expulsos 
provenientes de cada uma dessas cozinhas, 
é essencial avaliar sua evolução térmica, 
ou maturação, ao longo do tempo geológi-
co (Hantschel e Kauerauf, 2009; Al-Hajeri et 
al., 2009; Baur et al., 2018; Curry, 2019). A 
maturação pode ser estimada de maneira 
aproximada avaliando-se o soterramento de 
intervalos geradores, mas idealmente é cal-
culada utilizando-se uma combinação de téc-
nicas geoquímicas e de modelagem de bacias 
(e.g., Welte et al., 1997; Hantschel e Kauerauf, 
2009; He et al., 2014). 

Para avaliar apropriadamente a maturação de 
rochas geradoras e realizar uma análise quanti-
tativa de sistemas petrolíferos, em especial em 
caráter regional, há que se considerar uma ex-
tensa lista de variáveis relacionadas ao modelo 
geológico interpretado para uma bacia ou área 
de estudo, bem como as condições de contor-
no desse modelo (Al-Hajeri et al., 2009; Peters 
et al., 2017). Pode-se citar, como exemplos, o 
arcabouço tectonossedimentar e sua evolução 
temporal, paleobatimetria, idade de deforma-
ção (do rifteamento ou do evento compressivo, 
de formação de falhas e fraturas), espessura e 
propriedades térmicas crustais e mantélicas, 
parâmetros petrofísicos e térmicos das ro-
chas preenchendo a bacia (como permeabili-
dade, porosidade, pressão capilar, densidade, 

condutividade térmica e calor radiogênico), ida-
de de formação de estruturas e de abertura de 
janelas de sal, entre outras. 

Além das variáveis e parâmetros como os 
mencionados, recorre-se a leis físico-quími-
cas e equações propostas para descrever os 
processos geológicos de interesse (geração, 
migração, acumulação e trapeamento do 
petróleo) em escala temporal. Dentre essas 
equações, pode-se citar, como exemplos: 
equações de cálculo de porosidade e stress 
efetivo, como as leis de Athy e de Terzaghi, 
para compactação mecânica e definição de 
porosidades no tempo; equação do backs-
tripping (Steckler e Watts, 1978), para cál-
culo de histórias de subsidência; a equação 
transiente do calor no tempo, para cálculo de 
histórias térmicas (e.g. McKenzie, 1978; Baur 
et al., 2010); a equação de fluxo multifásico 
(água, óleo e gás) e a Lei de Darcy, para cálcu-
lo de migração (Hantschel e Kauerauf, 2009). 
Sínteses das variáveis, leis físico-químicas 
e condições de contorno das simulações de 
processos geológicos podem ser encontradas 
em Welte et al. (1997), Penteado (1999), Cou-
tinho (2008) e Hantschel e Kauerauf (2009).

Para resolver muitas das equações de inte-
resse, principalmente para estudos em duas 
e três dimensões, de forma que o cálculo 
de uma variável influencia o de outra a cada 
passo de tempo, são necessárias soluções 
numéricas com o acoplamento de todos os 
processos geológicos intervenientes. Assim, 
o ideal é que sejam empregadas simulações 
numéricas de sistemas petrolíferos, também 
denominadas modelagens de sistemas pe-
trolíferos (Hantschel e Kauerauf, 2009). 
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As modelagens de sistemas petrolíferos ser-

vem de ferramenta para testar cenários geo-

lógicos e aprimorar a compreensão espacial e 

temporal dos processos geológicos, visando 

à mitigação dos riscos exploratórios na des-

coberta do petróleo. Nesta seção, foram utili-

zados resultados de modelagens de sistemas 

petrolíferos com o software PetroMod 2022 

(Schlumberger) para testar e complementar 

as relações genéticas estabelecidas entre 

dados de rochas geradoras e o petróleo ar-

mazenado nos reservatórios, e avaliar quan-

titativamente o sequenciamento dos eventos 

dos sistemas petrolíferos no tempo geológi-

co e seu impacto nos processos de geração, 

migração, acumulação e trapeamento do 

petróleo. Esta seção, portanto, é dedicada a 

discutir a geração de petróleo e a ilustrar a 

extensão em área de cozinhas geradoras de 

idade Jiquiá ativas, além das prováveis rotas 

de migração principais dessas cozinhas às 

acumulações de petróleo do pré-sal da Bacia 

de Santos abordadas neste capítulo.

6.1. Geração e cozinhas geradoras ativas 
na Bacia de Santos

A geração de petróleo, ou maturação térmica, 

é um processo de conversão, decomposição ou 

craqueamento termoquímico de parte da ma-

téria orgânica (querogênio) presente em rochas 

geradoras em moléculas mais leves de compos-

tos líquidos e gasosos (petróleo) a partir do au-

mento de pressão e temperatura ao qual essas 

rochas são submetidas, refletindo sua história 

térmica e de soterramento ao longo do tempo 

geológico. Essa maturação pode ser medida em 

amostras de rocha ou do petróleo gerado, ou 

estimada por simulações numéricas e, quando 
combinada a dados de quantidade, qualidade e 
riqueza da matéria orgânica, pode ser utilizada 
para estimar a quantidade de petróleo gerada 
por rochas geradoras. 

Diversas variáveis como paleobatimetria, 
pressão de poros, fluxo de fluidos, proprie-
dades químicas e térmicas da matriz rochosa 
e dos fluidos preenchendo os poros dessas 
rochas podem impactar a história térmi-
ca e de pressão de uma bacia sedimentar e, 
consequentemente, a maturação ou taxa de 
transformação da matéria orgânica contida 
em rochas geradoras.

Termodinamicamente, a geração de petróleo 
pode ser descrita por modelos cinéticos ba-
seados na Lei de Arrhenius, sendo uma fun-
ção do efeito combinado da temperatura e do 
tempo no craqueamento das ligações quími-
cas do querogênio (e.g. Tissot, 1969; Tissot e 
Espitalié, 1975; Ungerer et al., 1986; Ungerer 
e Pelet, 1987; Behar et al., 1997; Schenk et al., 
1997; Dieckmann e Keym, 2006; Peters et al., 
2006; Huc, 2013). 

As janelas de geração de óleo e de gás em um 
intervalo gerador podem ser estimadas usan-
do-se o Índice de Coloração de Esporos (ICE) 
e a reflectância de vitrinita (Ro%) medida em 
amostras de rochas geradoras ou potencial-
mente geradoras, ou calculadas em simula-
ções numéricas de sistemas petrolíferos. O 
aumento da reflectância da vitrinita devido 
ao incremento de sua aromaticidade ao lon-
go dos craqueamentos primário e secundário 
na rocha geradora também é descrito por um 
processo cinético (e.g. Sweeney e Burnham, 
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1990). Mesmo em rochas geradoras de tipos I 
e II, onde a ocorrência de vitrinita é rara, como 
é o caso das rochas geradoras da seção Jiquiá 
na Bacia de Santos, pode-se utilizar escalas 
de maturação equivalentes às da reflectância 
das vitrinitas para se estimar o grau de ma-
turação das geradoras, como na Figura 6.1.1.

Os limites em Ro% de cada janela de gera-
ção (inicial, pico e regressiva de óleo, de gás 
condensado e de gás úmido, e metagênese) 
variam de acordo com o tipo de querogênio 
e a taxa de aquecimento ao longo do tempo 
geológico. Neste trabalho, classificamos as 
rochas geradoras quanto ao seu grau de ma-
turação térmica como imatura ou inativa (ain-
da não gerando petróleo – com Ro < 0,6%, ou 
seja, na zona de diagênese da matéria orgâni-
ca), matura (zona de catagênese, ou janela de 
geração de óleo e gás), ou zona de metagê-
nese (onde ocorre essencialmente geração de 
gás seco, ou metano). A zona de catagênese 
pode ser subdividida em quatro subzonas: iní-
cio de geração de óleo (Ro ~ 0,6 a 0,7%), pico 
de geração de óleo (Ro ~ 0,8 a 1,0%), janela re-
gressiva de óleo (Ro ~ 1,0 a 1,35%) e geração 
de gases condensados ou úmidos (maior par-
te do óleo já foi gerado e possivelmente cra-
queado – Ro de 1,35 a 2,0%).  A metagênese, 
ou zona senil, é caracterizada pela geração de 
gás seco tardio (metano) a Ro > 2,0%. 

Uma cozinha geradora ativa é um volume con-
tíguo de rochas geradoras que estão gerando/
expulsando, ou já geraram/expulsaram, subs-
tancialmente, seu petróleo, o qual pode ser 
encontrado na forma de indícios, seeps ou acu-
mulações de volume mais expressivo geneti-
camente relacionado (Magoon e Schmocker, 

2000). Uma cozinha geradora ativa inclui tanto 
rochas maturas quanto senis (isto é, aquelas 
com potencial gerador exaurido).

O preenchimento do rifte da Bacia de Santos 
originou três principais depocentros regionais, 
os quais são denominados de Araruama, Ilha 
Grande e Paranaguá (Capítulo 7). Nos cená-
rios de modelagem de sistemas petrolíferos, 
aplicando-se uma cinética de geração obtida a 
partir de análises de amostras da seção Jiquiá 
da própria Bacia de Santos, esses depocentros 
receberam o epíteto de cozinhas geradoras 
de Araruama, de Ilha Grande e de Paranaguá 
(Figura 6.1.1), constituindo-se nas principais 
áreas de geração de petróleo, posteriormente 
migrado para os reservatórios do pré-sal, so-
bretudo na Formação Barra Velha. Além dos 
três principais depocentros internos/proximais, 
foram individualizadas cozinhas geradoras re-
lativamente menores na porção mais central 
da bacia, como as cozinhas de Oeste de Florim, 
de Oeste de Lula, de Sagitário e de Bem-te-vi 
(Figura 6.1.1). Também foram identificadas co-
zinhas relacionadas a depocentros externos, 
localizados a leste dos altos internos, onde há 
diversos meio-grabens nos quais se presume a 
ocorrência de matéria orgânica no Andar Jiquiá, 
como, por exemplo, a Cozinha de Júpiter, no de-
pocentro a leste do PAD de Júpiter.

Na Figura 6.1.1 estão discriminadas as dife-
rentes cozinhas geradoras ativas citadas, de 
dimensões variadas, com suas rotas de mi-
gração associadas. As cozinhas geradoras fo-
ram discriminadas integrando-se as análises 
geoquímicas dos fluidos descritas nas seções 
4 e 5 deste capítulo e a geometria dos baixos 
estruturais do rifte (Capítulo 7) ao mapa de 
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Figura 6.1.1: Cozinhas geradoras e tendência de rotas de migração no pré-sal da Bacia de Santos. Os contornos das 
cozinhas geradoras (polígonos de borda branca tracejada) estão sobrepostos ao mapa-base de reflectância da vitrinita 

(Ro%) que representa a maturação das rochas geradoras do Jiquiá Superior. As setas com contorno preto indicam a direção 
geral de migração a partir do intervalo gerador. As setas com contorno branco indicam migração de mais longa distância. 
Esse modelo de geração-migração foi elaborado com base em modelagem 3D, utilizando-se o software PetroMod 2022, e 

calibrado com resultados de análises geoquímicas disponíveis de rochas geradoras, óleos e gases.

maturação (Ro%) do intervalo Jiquiá Supe-
rior resultante de modelagens de sistemas 
petrolíferos. A extensão geográfica das cozi-
nhas geradoras ativas (Figura 6.1.1) faz parte 
da abrangência espacial total dos sistemas 
petrolíferos, os quais incluem não só a área 
de ocorrência das cozinhas geradoras ati-
vas, mas também as áreas de ocorrências das 

acumulações geneticamente associadas a 
essas cozinhas. Na discussão sobre migração 
(seção 6.2 a seguir), serão abordadas as rotas 
de migração das cozinhas geradoras até as 
áreas de acumulação de petróleo conhecidas 
do pré-sal e a relação entre as propriedades 
dos fluidos acumulados com a maturação das 
cozinhas geradoras.
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A área central das três grandes cozinhas proxi-
mais (Araruama, Ilha Grande e Paranaguá; Fi-
gura 6.1.1) está atualmente em janela de gás, 
mas essas áreas passaram pela janela de gera-
ção de óleo no passado geológico, como discu-
tido na seção 4.2. Nas áreas onde as geradoras 
se encontram atualmente na janela de gás, o 
soterramento é elevado, com menor espessu-
ra de sal e proporcionalmente maior espessu-
ra de sedimentos siliciclásticos e carbonáticos 
do pós-sal sobrepostos, em comparação com 
as porções mais distais da bacia. O maior so-
terramento implica temperaturas mais eleva-
das na seção rifte, já que o gradiente geotér-
mico médio no sal é em torno de 10°C/km, e 
nos sedimentos é de cerca de 30°C/km. Nas 
cozinhas de geração de Sagitário, de Bem-te-
-vi, de Oeste de Lula e de Júpiter, as janelas de 
gás têm área mais limitada. Diferentemente, a 
Cozinha de Oeste de Florim alcançou apenas a 
janela de geração de óleo. 

A delimitação geográfica das cozinhas gera-
doras aqui descritas para a Bacia de Santos 
seguramente será refinada à medida que 
novas aquisições sísmicas e interpretações, 
bem como novos dados geoquímicos, per-
mitam discriminar, de modo mais detalhado, 
os depocentros e seus petróleos gerados e 
expulsos. Um maior refinamento na interpre-
tação sísmica dos baixos estruturais possibi-
litará melhor individualização das cozinhas 
potencialmente geradoras e das vergências 
de migração de suas cargas petrolíferas, as-
sim como uma melhor discriminação de fa-
mílias de petróleo ocorrerá ao se utilizar um 
maior número de amostras e uma suíte ainda 
mais completa de compostos e parâmetros 
geoquímicos que contemple o suprimento 

cumulativo de cargas petrolíferas com dife-

rentes níveis de maturação térmica e, conse-

quentemente, diferentes propriedades com-

posicionais e físico-químicas.

6.2. Rotas de migração do petróleo na 
Bacia de Santos

O processo de migração contempla a expul-

são de petróleo das rochas geradoras (migra-

ção primária) e a posterior migração desse 

petróleo pelas rochas que preenchem a ba-

cia sedimentar das geradoras até um even-

tual preenchimento de reservatório em uma 

trapa (migração secundária). A migração é 

um processo complexo e sensível a diversos 

parâmetros, como porosidade, permeabili-

dades absolutas e relativas, pressão capilar, 

campo de pressão de poros e a presença de 

falhas e fraturas. A migração primária não 

depende apenas da drenagem relacionada à 

geometria do intervalo gerador, mas também 

de características ligadas à evolução térmica 

das rochas geradoras, como tipo e riqueza da 

matéria orgânica, taxa de transformação, sa-

turação de expulsão e composição variável do 

petróleo gerado com o avanço da maturação. 

A expulsão do petróleo também é condicio-

nada pela composição da matriz sedimentar 

da rocha geradora, por sua compactação me-

cânica e pelo contexto das pressões capilares 

das rochas sotopostas e sobrepostas à gera-

dora. Igualmente, a migração secundária não 

depende apenas da geometria das camadas 

na sequência que preenche o espaço entre as 

rochas geradoras e o topo dos reservatórios 

(base do sal), mas também da distribuição e 

propriedades permoporosas das fácies que 
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as preenchem e, principalmente, dos gra-
dientes de excesso de pressão nos poros, nos 
quais a diferença de densidade entre o petró-
leo e a água de formação (flutuabilidade ou 
buoyancy) tem um papel fundamental.

As tendências gerais de migração a partir das 
cozinhas geradoras estão esquematizadas 
na Figura 6.1.1 por meio de setas. As setas 
com contorno preto indicam a direção geral 
de migração a partir do intervalo gerador. As 
setas com contorno branco indicam migração 
de mais longa distância, seguindo também a 
tendência a altos na seção rife e da geome-
tria de drenagens da base do sal. Essas mi-
grações de longa distância são inferidas pela 
análise das famílias de petróleos e contri-
buiriam em certa proporção para os volumes 
acumulados. As tendências gerais de migra-
ção também refletem os padrões de fluxo 
observados em resultados de simulações de 
migração. Em uma escala de maior detalhe, 
observa-se um padrão de migração vertical 
do petróleo após sua expulsão da seção gera-
dora do Andar Jiquiá, seguido por um padrão 
de migração horizontal de maiores distâncias 
ao longo de vários níveis de camadas carrea-
doras nas formações Itapema e Barra Velha, 
até sua eventual acumulação em reservató-
rios no topo da seção pré-sal em altos estru-
turais selados por rochas evaporíticas.

O aporte de cargas petrolíferas das diver-
sas cozinhas geradoras e a proveniência dos 
petróleos no pré-sal da bacia descritos nes-
te capítulo estão resumidos, a seguir, para 
cada família de petróleos definida na se-
ção 4 (Figuras 4.3.1 e 4.3.2). As acumulações 

contendo petróleos das famílias 1 (campos 
de Búzios, Mero, Atapu, Sururu e Sépia) e 2 
(PAD de Libra) receberam carga exclusiva-
mente da Cozinha de Araruama. Os petróleos 
da família 4 (Cernambi e Tupi Oeste) foram 
gerados e migraram a partir das cozinhas de 
Ilha Grande e de Oeste de Lula. Os petróleos 
da família 5 (campos de Berbigão e Itapu) 
podem ser atribuídos à Cozinha de Oeste de 
Florim. A família 6 de petróleos (PAD de Jú-
piter) se relaciona à carga local adjacente a 
leste, proveniente da Cozinha de Júpiter. As 
demais acumulações parecem ter sido preen-
chidas por petróleo proveniente de mais de 
uma cozinha geradora. A família 3 (campos de 
Tupi, excetuadas as áreas Cernambi e de Tupi 
Oeste, e de Sapinhoá) se destaca e pode ser 
resultado da mistura entre petróleos gerados 
na Cozinha de Oeste de Lula e na Cozinha de 
Araruama (área de proveniência da família 1), 
desta última por migração de longa distância. 
Por fim, a família 7 (campos de Lapa e Baca-
lhau) é constituída por petróleos provenien-
tes principalmente da Cozinha de Bem-te-vi, 
com possíveis contribuições minoritárias das 
cozinhas de Sagitário, Oeste de Lula e de Ilha 
Grande, esta última por migração a longa dis-
tância e possivelmente com a menor propor-
ção na mistura final.

Conforme discutido na seção 5, os petróleos 
acumulados nos campos de Itapu e de Berbi-
gão têm as menores RGOs, com as menores 
securas dos gases associados dentre o grupo 
de petróleos discutidos neste capítulo. Essas 
propriedades dos petróleos de Itapu e Berbi-
gão são compatíveis com a evolução térmica 
da Cozinha de Oeste de Florim, em janela de 
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óleo, reforçando a interpretação de que fo-
ram providos por essa cozinha. Os petróleos 
acumulados em todos os demais campos 
contêm gases da janela de geração de gás 
condensado e de gás úmido (Ro eq. ~ 1,7% a 
2,1%), oriundos das respectivas cozinhas às 
quais suas cargas foram atribuídas na dis-
cussão acima. A proximidade dos campos de 
Búzios e de Mero com a Cozinha de Ararua-
ma imediatamente a norte, atualmente em 
estágio senil, é coerente com a interpreta-
ção dessas acumulações serem uma mistu-
ra de diversos pulsos de migração sucessi-
vos, desde grandes volumes de black oil até 
gases condensados e úmidos, acumulados 
todos em uma mesma trapa com volumes 
porosos gigantescos. Consequentemente, a 
modelagem de sistemas petrolíferos corro-
bora o modelo de que os petróleos de Búzios 
e Mero são produtos de uma mistura de um 
black oil inicial com um aporte posterior de 
fluidos mais evoluídos que conduziram a um 
aumento de sua Razão Gás/Óleo (RGO; Fi-
gura 4.2.4). O mesmo pode ser interpretado 
para a Cozinha de Júpiter. No entanto, ape-
nas o estágio de maturação das geradoras 
por soterramento e fluxo térmico variável 
segundo modelos de margens rifteadas que 
evoluíram para margens passivas, represen-
tado na Figura 6.1.1, não parece ser suficien-
te para justificar o aparente desacoplamento 
entre o aporte cumulativo dos gases úmidos 
e do metano, ou os valores elevados de isó-
topos estáveis de carbono para o metano 
com evolução térmica estimada de até 4,8% 
de Ro eq. (seção 5). Se ao menos uma parte 
desse metano com carbono isotopicamente 

pesado discutido na seção 5 for de origem 

abiótica, é possível que esteja associado às 

áreas que também receberam altos volumes 

de CO2, com proveniência nas proximida-

des das cozinhas geradoras. Por outro lado, 

não se pode descartar um possível impacto 

de geração não convencional por rochas íg-

neas intrusivas nas proximidades das seções 

geradoras, já que rochas intrusivas foram 

amostradas no Campo de Mero e no PAD de 

Libra, e podem ser interpretadas por sísmica 

nas áreas da Cozinha de Araruama próximas 

a intervalos geradores.

Em bacias com grande extensão geográfi-

ca, como no caso da Bacia de Santos (várias 

centenas de milhares de km2), os sistemas 

petrolíferos podem ser distintos em diferen-

tes compartimentos da bacia, e suas delimi-

tações e ocasionais sobreposições são, inva-

riavelmente, modificadas à medida que novas 

fronteiras são exploradas e maiores profun-

didades perfuradas por poços exploratórios.

Ademais, cabe lembrar que o petróleo acu-

mulado em alguns dos campos citados nes-

te capítulo tem variações laterais e verticais 

(seção 3) que podem estar relacionadas a 

propriedades permoporosas variáveis dos re-

servatórios, à história de preenchimento do 

reservatório por petróleos com composições 

variáveis, ou a alterações de propriedades de 

fluidos devidas, por exemplo, à interação com 

CO2, que foi responsável pela origem de uma 

capa de gás nos PADs de Júpiter e de Libra, 

como será discutido nas seções a seguir.
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7. TEORES E ORIGEM DO CO2 EM 
ACUMULAÇÕES DE PETRÓLEO 
NO PRÉ-SAL DA BACIA DE 
SANTOS

Desde o início das perfurações de poços ex-

ploratórios na seção do pré-sal da Bacia de 

Santos, diversas ocorrências de petróleos 

com diferentes concentrações de dióxido de 

carbono (CO2) foram constatadas. A presença 

do CO2 afeta a acumulação e a produção do 

petróleo de três formas principais: (i) preen-

chendo parcialmente o espaço poroso dos 

reservatórios carbonáticos; (ii) contribuindo 

para problemas de corrosão ao longo das li-

nhas de escoamento; (iii) introduzindo desa-

fios tecnológicos para a separação do gás nas 

instalações de processamento primário em 

superfície, particularmente quando presente 

em elevadas concentrações. Adicionalmente, 

na indústria do petróleo, adota-se como pre-

missa geral no projeto de explotação a não 

emissão desse gás de efeito estufa para a at-

mosfera (Pizarro e Branco, 2018). Os três as-

pectos são pontos de atenção negativos, uma 

vez que o primeiro reduz o volume de poros 

para preenchimento pelo petróleo, reduzindo 

a economicidade de acumulações, enquanto 

os dois últimos geram custos adicionais de 

produção. Por outro lado, o CO2 produzido 

pode ser reinjetado nos reservatórios como 

um mecanismo suplementar para o aumento 

do fator de recuperação da jazida (e.g. Almei-

da et al., 2010). 

Nas condições de pressão e temperatura de 

subsuperfície, o CO2 puro pode se encontrar 

no estado supercrítico, desenvolvendo a ca-

pacidade de se misturar ao petróleo ime-

diatamente ou por intermédio de mecanis-

mos de troca de massa (múltiplos contatos 

sucessivos), reduzindo a viscosidade final, 

aumentando o volume in-situ e até mesmo 

extraindo componentes leves do petróleo. 

Misturas de petróleo com CO2 em elevadas 

proporções podem apresentar comporta-

mento similar, monitoradas mediante avalia-

ção da pressão mínima de miscibilidade e de 

testes de inchamento.

7.1. Distribuição de teores de CO2 e 
gradações composicionais em petróleos 
do Pré-sal

Nos campos do pré-sal da Bacia de Santos, 

os teores de CO2 estão distribuídos em dife-

rentes concentrações, refletindo as distintas 

proporções de mistura com petróleo duran-

te a história de preenchimento dos reser-

vatórios em função das suas propriedades 

permoporosas. O CO2 encontra-se em teores 

médios a elevados principalmente nas acu-

mulações da porção centro-distal da Bacia de 

Santos, sendo as maiores concentrações lo-

calizadas nas áreas dos PADs de Júpiter e de 

Libra, e no Campo de Mero (Figura 7.1.1).

Os comportamentos geralmente observa-

dos para as concentrações de CO2 nos pe-

tróleos do pré-sal da Bacia de Santos são de 

aumento do teor de CO2 em direção ao topo 

da estrutura, ou teores homogêneos ao lon-

go da coluna de óleo (Figura 7.1.2). Os poços 
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Figura 7.1.1: Mapa estrutural da base do sal e distribuição de teores médios de CO2 nos petróleos, em condições de pressão e 
temperatura de reservatório das acumulações do pré-sal da Bacia de Santos.

com fluidos nos quais os teores de CO2 dimi-
nuem para o topo da estrutura são menos 
frequentes, constatados até o momento na 
Crista Oeste do Campo de Tupi e localmen-
te no Campo de Lapa. O padrão homogêneo 
de distribuição de CO2 ocorre nas acumula-
ções com boas condições de porosidade e 
permeabilidade e/ou com variações laterais 
de temperatura significativas que, em ge-
ral, favorecem a homogeneização do fluido, 
principalmente por mecanismos de convec-
ção e difusão.

No Campo de Búzios, o teor molar de CO2 no 
petróleo em condições de reservatório é ho-
mogêneo, da ordem de 18% (Figura 7.1.2), 
assim como os valores médios da Razão Gás/
Óleo (RGO) e de grau API são relativamente 
estáveis em 258 m³/m³ e 28°, respectivamen-
te (Tabela 3.1.1). A homogeneidade lateral e 
vertical dos fluidos também foi constatada 
no Campo de Mero, contendo, em média, 37% 
molar de CO2, e apresentando valores médios 
de RGO e de grau API de 426 m³/m³ e 28°, res-
pectivamente (Tabela 3.1.1 e Figura 7.1.2). 
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Figura 7.1.2: Distribuição vertical de teores de CO2 em condições de pressão e temperatura de reservatório nas acumulações 
de petróleo nos campos de Búzios, Mero, Tupi (incluindo a área de Cernambi a NW) e Lapa, e nos PADs de Júpiter e de Libra.

O Campo de Tupi, em contrapartida, apresen-
ta gradientes laterais e verticais significati-
vos, com teores de CO2 variando entre 0 e 21% 
molar (Tabela 3.1.1 e Figura 7.1.2). Na estru-
tura a noroeste do Campo de Tupi, conhecida 
por área de Cernambi, observam-se petróleos 
com teores de CO2 inferiores a 2% molar, grau 
API variando de 27 a 37° e valores de RGO des-
de 268 até 790 m³/m³, ambos com tendência 
de aumento para o topo da estrutura. A 
estrutura principal do Campo de Tupi na Fm. 
Barra Velha contém petróleos com valores de 
grau API variando entre 25 e 35°, enquanto a 
RGO situa-se entre 201 e 636 m³/m³, aumen-
tando da base em direção ao topo do reserva-
tório. Adicionalmente, observa-se uma ampla 

faixa de variação de CO2, com conspícuo gra-
diente vertical nas cristas leste e oeste da es-
trutura principal do Campo de Tupi, acima da 
cota de -4880 m (Figura 7.1.2). Na crista oes-
te, a fração molar de CO2 no petróleo diminui 
daquela cota para o topo da estrutura de 8% 
para 2%. Na crista leste, por sua vez, o padrão 
de variação é contrário àquele da crista oes-
te, com o aumento no teor de CO2 da cota de 
-4880 m para o topo da crista, de 8% para 19% 
molar. Abaixo dessa cota, as frações molares 
de CO2 não indicam um padrão consistente 
de comportamento, com amplas variações 
laterais de 3 a 16%. Além disso, nota-se que a 
concentração de CO2 diminui na direção oes-
te do campo, tendendo a propriedades do 
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petróleo semelhantes às encontradas na es-

trutura noroeste (área de Cernambi). 

É importante ressaltar que a fração molar do 

CO2 não corresponde à fração volumétrica 

que ele ocupa no petróleo em condições de 

pressão e temperatura de reservatório. Essa 

diferença se deve ao fato de que a fração vo-

lumétrica do CO2 no petróleo é função não so-

mente da sua fração molar no petróleo com o 

qual se misturou, mas principalmente da sua 

fração mássica e da densidade in situ do CO2, 

esta última variando substancialmente com a 

pressão e a temperatura. O petróleo do Cam-

po de Búzios, por exemplo, contém cerca de 

18% molar de CO2 em condições de reservató-

rio, mas esse composto ocuparia, se isolado, 

apenas 8% do volume ocupado pelo petróleo 

de Búzios nas mesmas condições de pressão 

e temperatura. Por sua vez, no caso de Júpi-

ter, o CO2 ocupa mais de 60% do volume da 

acumulação de petróleo.

Observa-se empiricamente a ocorrência de 

separação de fases e de um gradiente com-

posicional vertical relevante na fase líquida 

quando a proporção volumétrica global de 

CO2 na mistura com o petróleo é superior a 

40%. Em casos de acumulações bifásicas, é 

frequente observar-se na fase líquida um 

significativo acréscimo na massa específica 

do óleo em relação àquela do petróleo origi-

nal (anterior a sua mistura com CO2). Por sua 

vez, notam-se também massas específicas 

relativamente altas (graus API relativamen-

te baixos) no condensado dissolvido na fase 

gasosa, com teores de CO2 crescentes para 

o topo ou relativamente constantes ao lon-
go da coluna gasosa. A capacidade do CO2 de 
extrair preferencialmente os componentes 
leves do petróleo original para a fase gasosa 
é constatada nas áreas dos PAD’s de Júpiter 
e de Libra. No PAD de Júpiter, onde se verifi-
cou uma coluna de óleo subjacente à capa de 
gás, a interação do petróleo com proporções 
relativamente elevadas de CO2 causou o au-
mento da concentração das frações pesadas 
na região basal da fase líquida.  Na estrutu-
ra de Júpiter, a coluna líquida apresenta grau 
API, RGO e teor de CO2 crescentes em direção 
ao contato gás/óleo, variando de 14 a 21°, 
91 a 278 m³/m³ e 43 a 64% molar, respecti-
vamente. Já na coluna de gás, os valores en-
contrados de grau API, RGO e teor de CO2 são 
relativamente homogêneos: 33°, 3016 m³/m³ 
e 77% molar em média, respectivamente (Ta-
bela 3.1.1 e Figura 7.1.2).

Além do grau API e da RGO, outras proprieda-
des-macro do fluido de reservatório original 
são modificadas pela interação com CO2, tais 
como o fator volume de formação do óleo (Bo), 
a pressão de saturação (Psat) e a viscosidade. 
É notável a correlação linear entre Psat e RGO 
em petróleos do pré-sal da Bacia de Santos 
com frações molares de CO2 inferiores a 10% 
(Figura 7.1.3). Em contrapartida, a correlação 
linear entre Psat e RGO não é constatada em 
petróleos com frações molares de CO2 supe-
riores a 10% e RGO acima de 300 m3std/m3s-
td, nos quais a Psat tende a se estabilizar em 
torno de 450 kgf/cm2. Testes específicos são 
conduzidos para avaliar as alterações causa-
das pela interação de petróleos com CO2, con-
forme descrito na seção 9 deste capítulo.
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7.2. Origem do CO2 nas acumulações do 
Pré-sal

O CO2 é um gás comum encontrado nos mais 

variados tipos de bacias sedimentares. Em 

alguns casos, a proporção de CO2/hidrocar-

bonetos pode ser muito elevada e, em tais 

situações, trará implicações econômicas sig-

nificativas para o desenvolvimento da acu-

mulação de petróleo, tanto pela redução do 

volume recuperável de petróleo/gás, como 

pelos custos adicionais associados à pro-
dução e à preservação ambiental.  Na Bacia 
de Santos, a perfuração do poço 1-RJS-
-628A-RJ, descobridor do Campo de Tupi 
em 2006, revelou a presença de uma nova 
e desafiadora província petrolífera, na qual 
não apenas volumes gigantescos de petró-
leo, mas também concentrações anômalas 
de CO2 associadas ao gás natural (~7,5% mo-
lar) foram identificadas. Poucos anos depois, 
com o avanço da perfuração na bacia para 

Figura 7.1.3: Efeito do teor de CO2 no comportamento da pressão de saturação (Psat) em função da Razão Gás/Óleo (RGO) 
em petróleos do pré-sal da Bacia de Santos. Teores de CO2 em fração molar (%) do petróleo em condições de pressão e 

temperatura de reservatório. Valores médios reportados para os campos de Búzios e Mero.



691As grandes descobertas do Pré-sal no Atlântico Sul

Capítulo 10: Geração, migração e caracterização do petróleo do Pré-sal da Bacia de Santos

águas mais profundas, a Área de Júpiter foi 
descoberta, elevando o valor máximo conhe-
cido da concentração desse contaminante 
para 77% molar na fase gasosa.

A origem do CO2 foi identificada utilizando-
-se a integração da composição isotópica 
do carbono do CO2 com a concentração e 
composição isotópica dos gases nobres as-
sociados, em especial o hélio (Santos Neto 
et al., 2012; Morais et al., 2017). De modo 
geral, algumas variáveis geológicas tais 
como os afinamentos crustal e litosféri-
co, a ocorrência de magmatismo na área e 
a existência de falhas profundas parecem 
estar associadas a fluidos ricos em CO2 de-
rivados do manto (Ferraz et al., 2019; Gam-
boa et al., 2019). A assinatura isotópica de 
carbono per se não pode ser utilizada como 
diagnóstico seguro da origem do CO2, pois 
existem vários processos que formam CO2 
relativamente enriquecido em 13C (desga-
seificação do manto ou metamorfismo de 
carbonatos, por exemplo) ou empobrecido 
em 13C (processos bacterianos, metamor-
fismo em carvões e sedimentos ricos em 
COT; Wycherley et al., 1999). Em muitos ca-
sos, os valores de δ13CCO2 se sobrepõem, o 
que faz com que a identificação inequívoca 
da origem do CO2 somente possa ser con-
clusiva com o uso integrado dos isótopos 

de gases nobres, e.g., 3He/4He (Ballentine 

et al., 2001). A seção 7.2 tem como objetivo 

discutir as evidências geoquímicas e isotó-

picas que discriminam a origem e os pro-

cessos pós-trapeamento do CO2 nas acu-

mulações do pré-sal da Bacia de Santos.

7.2.1. Análises laboratoriais e resultados

As amostras de fluido de reservatório foram 

obtidas em operações de amostragem a cabo, 

nas quais os fluidos recuperados estão em 

condições PVT da formação. Nos laboratórios 

do CENPES, essas amostras foram despres-

surizadas e o gás natural associado, ou livre, 

foi então liberado. As alíquotas de gás foram 

analisadas para caracterização molar e isotó-

pica de carbono dos hidrocarbonetos e não-

-hidrocarbonetos, de acordo com a metodo-

logia descrita na seção 5 deste capítulo. Uma 

alíquota adicional desses gases foi encami-

nhada para quantificação da razão elementar 

e isotópica de gases nobres no IFPEN (Insti-

tuto Francês de Petróleo e Energias Renová-

veis; detalhes do método descritos em Morais, 

2018). A composição dos gases, por área de 

estudo, com foco nos dados referentes ao CO2 

e aos gases nobres de amostras representati-

vas, é apresentada na Tabela 7.2.1.1.
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7.2.2. Discussão e Implicações

As concentrações relativas medidas de CO2 

nos gases dos petróleos da Bacia de San-

tos são variadas não apenas internamente 

às acumulações, mas também entre cam-

pos (seções 3 e 7.1 deste capítulo, e Tabela 

7.2.1.1). No entanto, o CO2 e os gases nobres 

de todas as áreas apresentam características 

isotópicas semelhantes, sendo relativamente 

enriquecidos em 13C, 3He e 40Ar/36Ar, sugerin-

do uma origem comum para estes fluidos. 

A combinação da concentração de CO2, 

valores isotópicos de hélio e δ13CCO2 é co-

mumente utilizada para a identificação 

da presença de fluidos voláteis de origem 

mantélica (Ballentine et al., 2001). Embo-

ra o CO2 possa ter diversas origens, quan-

do em concentrações molares maiores do 

que 5%, geralmente está associado a pro-

cessos de geração abiótica (Wycherley et 

al., 1999). Nestes casos, a faixa de δ13CCO2 é 

mais restrita (-8 a -2‰), sobrepondo-se às 

origens por fontes magmáticas e por meta-

morfismo de carbonatos (Figura 7.2.2.1a). 

Todavia, quando essa faixa de valores iso-

tópicos de carbono se correlaciona com 

razões de isótopos de hélio (razão entre 
3He/4He da amostra e 3He/4He atmosférico, 

ou R/Ra) maiores que 1 (Figura 7.2.2.1b), a 

origem mantélica fica evidenciada, uma vez 

que o 3He é um isótopo primordial cujo re-

servatório terrestre natural é o manto. As 

composições típicas de R/Ra da crosta e do 

manto são conhecidas, sendo de aproxima-

damente 0,01-0,02 e 8, respectivamente 

(O’Nions e Oxburgh, 1988). Nos trabalhos 

de Santos Neto et al. (2012) e Morais et al. 

(2017), a partir dos primeiros resultados de 

composição de CO2 e de isótopos de hélio, 

foi identificada a origem não crustal do CO2 

na Bacia de Santos.

PÚBLICA

Tabela 7.2.1.1
PNG

Campo % CO2 % Hidrocarbonetos δ13CCO2 R/Ra 
40Ar/36Ar 4He/20Ne CO2/

3He 

Atapu 25,76 74,24 -3,24 3,42 339 356 1,1E+09 

Búzios 22,75 77,25 -4,57 3,45 722 1856 1,1E+09 

Iracema 1,00 99,00 -12,96 1,83 489 1075 7,7E+07 

PAD de Júpiter 77,24 22,76 -6,71 4,71 1303 2723 1,6E+09 

Mero 35,35 64,65 -2,17 3,90 1072 4559 1,2E+09 

PAD de Libra 63,87 36,13 -3,05 4,67 1648 1651 1,7E+09 

S de Berbigão 3,59 96,41 -8,24 2,73 405 130 1,9E+08 

Sapinhoá 16,38 83,62 -5,37 3,79 721 1535 4,2E+08 

Sépia 19,76 80,24 -3,54 3,25 552 293 1,4E+09 

Sururu 25,65 74,35 -4,76 3,37 669 2224 1,0E+09 

Tupi 9,51 90,49 -6,31 3,22 752 1797 3,1E+08 
  Tabela 7.2.1.1: Composição média de alguns componentes (% molar) e razões isotópicas da fase gasosa de petróleos 

da Bacia de Santos. (R/Ra = valores da razão 3He/4He normalizados para a composição do hélio no ar 1,38 x 106; Ozima e 
Podosek, 1983).
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Figura 7.2.2.1: Composição dos gases naturais recuperados na Bacia de Santos, em termos de % molar de CO2 e razões R/Ra 
de isótopos de hélio. Em (a) variação da %CO2 na fase gás e δ13CCO2, mostrando a sobreposição das composições com possíveis 
origens do gás (limites de δ13CCO2 compilados por e modificados de Wycherley et al., 1999). Em (b) correlação positiva da %CO2 

com o aumento da razão R/Ra confirmando a origem extra-bacinal do CO2 (modificado de Santos Neto et al., 2012). As estrelas 
são as composições das possíveis fontes parentais para o CO2 e 3He (MORB – Middle Ocean Ridge Basalt, média global, Ozima e 

Podosek (1983) e SCLM - Subcontinental Lithospheric Mantle, na região estudada, Morais (2018)). 

A

B
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Processos físicos e químicos pré- e pós-tra-
peamento podem alterar a abundância de 
CO2 nas acumulações (Gilfillan et al., 2009), 
sendo os reflexos desses processos eviden-
ciados também em variações nos valores 
de δ13CCO2. Diferentes mecanismos com in-
terveniência independente ou atuação con-
jugada podem ser considerados. A variação 
da abundância de CO2 observada nos gases 
da Bacia de Santos pode estar relacionada, 
por exemplo, ao fracionamento por equilí-
brio da fase gasosa (e/ou aquela dissolvida 
nos hidrocarbonetos líquidos) com as quan-
tidades de HCO3

- e H2CO3 presentes na fase 
aquosa no contato gás/água ou óleo/água, 
a depender da faixa de pH e temperatura, a 
misturas com fluidos de origem crustal, e a 
processos de exsolução do gás do sistema. 
A Figura 7.2.2.2 ilustra a comparação das 
proporções relativas de CO2, 3He e 4He por 
meio das razões CO2/3He, CO2/4He e 3He/4He 
(por intermédio da razão R/Ra), em vez das 
suas concentrações absolutas. Nesse tipo de 
abordagem, misturas binárias entre fluidos 
de diferentes origens, assim como processos 
de perda ou incorporação de um único com-
ponente, ficam evidenciados por padrões li-
neares. Os fluidos com maior concentração 
de CO2 partem de uma composição derivada 
de um fluido do tipo MORB (Middle Ocean Ri-
dge Basalt) ou SCLM (Subcontinental Lithos-
pheric Mantle) e seguem uma tendência de 
redução da concentração de CO2. Essa ten-
dência corresponde à remoção do CO2 para o 
sistema, que pode estar associado à disso-
lução no aquífero, em hidrocarbonetos e/ou 
precipitação sob a forma de carbonatos. Por 

outro lado, os gases com menor abundância 
de CO2 parecem seguir outra tendência, com 
maior influência de fluidos crustais, não ri-
cos em CO2, porém enriquecidos em 4He (de 
origem crustal), acarretando a redução mais 
aparente dos valores de R/Ra.

A utilização em conjunto de resultados de 
composição molar, de isótopos estáveis e de 
gases nobres permitiu identificar a presen-
ça de um componente profundo de natureza 
mantélica associado a algumas acumulações 
de petróleo no pré-sal da Bacia de Santos. 
A redução dos valores de R/Ra é correlata 
ao decréscimo da concentração de CO2, que 
pode ser decorrente de mistura com fluidos 
crustais como, por exemplo, pela incorpora-
ção de 4He oriundo do decaimento radioativo 
de rochas crustais (tempo de residência) ou 
por assimilação em rotas de migração. As ra-
zões de 40Ar/36Ar (Tabela 7.2.1.1) também se 
correlacionam positivamente com os isóto-
pos de hélio e CO2/3He, corroborando essas 
hipóteses. A variação da concentração de CO2 
possivelmente está associada a diferentes 
proporções iniciais de mistura de CO2 com 
cargas de petróleo em cada acumulação, bem 
como a processos secundários em reservató-
rio como dissolução e precipitação. Com base 
na discriminação da origem mantélica do CO2, 
especialistas da Petrobras desenvolveram 
um método de cálculo volumétrico de CO2 de-
rivado da fusão parcial do manto decorrente 
do estiramento litosférico durante o processo 
de rifteamento. Com isso, a avaliação do “ris-
co CO2” foi sensivelmente aprimorada para os 
prospectos do pré-sal.
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Embora ainda não existam métodos para uma 

avaliação robusta do “risco CO2” antes da per-

furação dos poços, a utilização conjunta de 

dados de geologia, geofísica e composição 

geoquímica dos fluidos permite a identifica-

ção da sua origem e a avaliação dos proces-

sos físico-químicos associados, auferindo 

maior robustez aos modelos geológicos e ao 

planejamento dos projetos de perfuração.

8. CONTEXTO GEOTECTÔNICO E 
FORMAÇÃO DO CO2 NA BACIA DE 
SANTOS

O CO2 é observado em diversos ambientes 

tectônicos do planeta. Sua formação pode 

ocorrer em superfície, relacionada a proces-

sos intempéricos de rochas carbonáticas; em 

bacias sedimentares, durante a diagênese 

da matéria orgânica ou em níveis crustais, 

Figura 7.2.2.2: Diagrama ternário com ilustração da relação entre CO2, 3He e 4He, expressos como razões. Observar a redução 
da concentração do CO2 ao longo de uma razão de R/Ra similar (< 4,71), sugerindo remoção desse composto do sistema. 

Áreas com baixa concentração de CO2 natural formam um grupo isolado com maior influência de fluidos crustais na mistura. 
ASW: Air Saturated Water; MORB: Middle Ocean Ridge Basalts.

PÚBLICA

Figura 7.2.2.2
PNG
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associada a metamorfismo (e.g. Wycherley 

et al., 1999). Contudo, em termos de volu-

me gerado, o processo de desgaseificação 

de magmas é o mais importante. O magma-

tismo pode ocorrer em contextos geotectô-

nicos relacionados à divergência e conver-

gência de placas litosféricas, bem como em 

hotspots intraplaca. Em todos esses ambien-

tes, o CO2, com H2 e CH4, é um dos principais 

gases expelidos em vulcões. O Monte Etna, 

por exemplo, é considerado um dos vulcões 

que mais emite CO2 no planeta, cerca de 25 

MTon/ano (Allard et al., 1991; D’Alessandro 

et al., 1997). Nas dorsais oceânicas, fumaro-

las hidrotermais — principalmente as do tipo 

black smokers — expelem gases com altas 

concentrações de CO2 (Kelley e Shank, 2010). 

Em ambientes intraplaca, a extensão litosfé-

rica pode gerar descompressão adiabática do 

manto, ocasionando sua fusão parcial e a ge-

ração de magmas ricos em CO2. Esse processo 

pode ser amplificado quando há influência de 

plumas mantélicas, como ocorre nos Riftes 

do Leste Africano, notadamente controlados 

pela Superpluma da África. Embora o CO2 seja 

expelido em vulcões, sua ocorrência pode se 

dar após atividades vulcânicas. Isso tem sido 

observado em várias zonas vulcânicas em 

diferentes ambientes geotectônicos (Allard, 

1997; Fontijn et al., 2010).

8.1. Processos extensionais e 
magmatismo associado

A evolução de bacias riftes está intrinsica-

mente relacionada a processos de afinamento 

da crosta e do manto litosférico, bem como 
a processos magmáticos (Sengör e Burke, 
1978). Alguns modelos geológicos e numéri-
cos foram propostos para explicar o processo 
de formação de bacias riftes e quantificar o 
afinamento associado a esse processo. A par-
tir desses modelos, é possível explicar a for-
mação de riftes com características simétri-
cas dadas por cisalhamento puro (McKenzie, 
1978; Royden e Keen, 1980) e de riftes com 
características assimétricas dadas por cisa-
lhamento simples (Wernicke, 1985; Lister et 
al., 1986). Nesse aspecto, percebe-se uma 
semelhança entre a simetria de uma bacia 
rifte e de sua curva de afinamento calculada. 
Interpretações de dados sísmicos e de poços 
em sistemas riftes preservados em margens 
passivas (Péron-Pinvidic et al., 2007), bem 
como observações de campo desses sistemas 
preservados em orógenos (Mohn et al., 2010; 
Masini et al., 2014) mostram que sistemas rif-
tes podem ser simétricos em certas áreas, e 
assimétricos em outras. Em porções distais, 
próximas à região onde ocorre a ruptura li-
tosférica (breakup), predomina a assimetria, 
sendo ela uma característica geométrica para 
se definir margens upper plate/lower plate 
(Lister et al., 1986). Resultados de modelos 
numéricos corroboram as observações es-
truturais, pelas quais os afinamentos crustal 
e mantélico mudam no espaço e no tempo, e 
refletem a simetria/assimetria (Lavier e Ma-
natschal, 2006; Svartman Dias et al., 2015). 

Alguns modelos extensionais quantitativos 
podem ser utilizados com a finalidade de 
se calcular a subsidência a partir de dados 
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oriundos de poços ou mesmo das interpreta-

ções sísmicas, e são relativamente fáceis de 

serem implementados (e.g. Royden e Keen, 

1980). Esses modelos têm as seguintes van-

tagens: (i) cálculos rápidos; (ii) permitem a 

comparação com a história de subsidência 

oriunda de poços ou de mapas estruturais 

(paleossuperfícies); (iii) permitem a calibra-

ção com dados térmicos (ex.: temperatura 

de fundo de poço e reflectância da vitrini-

ta). Nesse trabalho, utilizou-se esse méto-

do para o cálculo de estiramentos crustal 

e mantélico, basicamente seguindo dois 

passos. Em um primeiro momento, é feito o 

cálculo da subsidência tectônica (water-loa-

ded subsidence) a partir do modelo estrutu-

ral da bacia por meio da técnica de backstri-

pping (Steckler e Watts, 1978). A partir dos 

mapas estruturais interpretados na sísmica 

de reflexão, das idades dos horizontes ma-

peados e de curvas de compactação para 

diversos tipos litológicos, exclui-se o efeito 

do stress causado pelas camadas sedimen-

tares no topo do embasamento. Assim, a 

subsidência restante estará relacionada a 

processos tectônicos. Em um segundo pas-

so, faz-se o cálculo da subsidência teórica e 

do afinamento por meio do modelo de Roy-

den e Keen (1980). Os afinamentos crustal e 

mantélico têm forte controle na subsidência 

teórica. Assim, estima-se o afinamento pelo 

ajuste das curvas de subsidência teórica e 

calculada por backstripping, utilizando-se 

um método de inversão. Essa técnica é bas-

tante conhecida e aplicada em vários estu-

dos, inclusive na Bacia de Santos (Pinto et al., 

2009). A Figura 8.1.1 mostra um exemplo da 

aplicação desse método.

PÚBLICA

Figura 8.1.1
PNG

Figura 8.1.1: Comparação entre as curvas de subsidência calculada (obtida pela técnica de backstripping) e modelada 
(derivada de modelos termomecânicos teóricos). O estiramento da litosfera (Beta_L) foi calculado a partir do estiramento da 

crosta (Beta_C) e do manto (Beta_M) pelo modelo de Royden e Keen (1980).
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8.2. Cálculo de fusão parcial do manto

Em ambientes riftes, o afinamento litosféri-
co controla a descompressão adiabática do 
manto astenosférico, podendo causar a sua 
fusão parcial. Além do afinamento litosférico, 
a temperatura da interface litosfera-astenos-
fera é uma condição importante para a ocor-
rência da fusão parcial (e.g. McKenzie e Bickle, 
1988; White e McKenzie, 1989). De forma ge-
ral, quanto maior o afinamento e/ou a tempe-
ratura dessa interface, maior será a fusão do 
material peridotítico que constitui o manto 
astenosférico. Condições de forte afinamen-
to litosférico ocorreram durante a fase rifte 
na Bacia de Santos, onde os eventos de fusão 
parcial foram registrados por meio das rochas 
vulcânicas da bacia. Além do magmatismo 
associado ao evento de afinamento, outros 
eventos magmáticos da fase de formação da 
margem passiva, como o de idade santonia-
na, são reconhecidos. No evento magmático 
santoniano, a fusão parcial deve ter ocorrido 

por um aumento da temperatura, sem dimi-

nuição da pressão (sem descompressão adia-

bática), já que não se reconhece um evento de 

afinamento litosférico correlato. 

A fusão parcial do manto astenosférico as-

sociada ao estiramento litosférico pode ser 

calculada utilizando-se o modelo proposto 

por McKenzie e Bickle (1988). Esses autores 

utilizam o fator de estiramento litosférico (β) 

para calcular a quantidade de fusão parcial 

do manto astenosférico. Nesse modelo, em 

situações de expressivo afinamento litosféri-

co (em geral β > 3), a geoterma que delimita 

os mantos litosférico e astenosférico pode 

ascender e cruzar a curva de solidus do man-

to, ocasionando fusão parcial e gerando uma 

certa quantidade de melting (Figura 8.2.1). 

Com base em mapas de estiramento litosfé-

rico, volumes de material magmático gerado 

por fusão parcial do manto podem ser calcu-

lados em uma bacia sedimentar. 

PÚBLICA

Figura 8.2.1
PNG

Figura 8.2.1: Cálculo de fusão parcial do manto astenosférico.  A linha preta contínua mostra a geoterma logo após o 
estiramento litosférico. As linhas pretas tracejadas correspondem à base da litosfera antes e depois do estiramento. As 

linhas azul e vermelha são as curvas de solidus e liquidus calculadas com as equações de McKenzie e Bickle (1988). Beta_L: 
estiramento litosférico; Beta_C: estiramento crustal; Beta_M: estiramento do manto litosférico.
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8.3. CO2 e magmatismo

Durante a geração de magmas, o CO2 pode 
formar-se pelas reações entre o carbono (C) 
residual do manto e moléculas de oxigênio. 
Estas últimas são liberadas a partir de rea-
ções mineralógicas que ocorrem em olivinas e 
piroxênios (Stagno et al., 2013). A quantidade 
de carbono ou de CO2 original no manto pode 
ser estimada por meio de inclusões fluidas em 
rochas ígneas, de melting inclusions em ro-
chas vulcânicas ou por medições de gases em 
fumarolas vulcânicas. Contudo, ao se analisar 
inclusões fluidas em amostras de rochas íg-
neas, pode-se subestimar o valor de CO2 ori-
ginal no manto caso grande parte desse gás 
tenha se perdido para a superfície. O mesmo 
acontece com medições de gases em vulcões, 
já que uma certa parte do CO2 pode ficar re-
tida no manto em forma de inclusões fluidas 
ou por formação de carbonatos. Uma supe-
restimativa pode ser considerada, por exem-
plo, caso um conjunto de amostras configure 
uma anomalia de inclusões fluidas de CO2. 
Conclui-se que a quantidade de CO2 original 
gerada pelo processo de fusão magmática 
por meio de um balanço de massas se torna 
bastante difícil de ser estimada. Utilizam-se 
para efeitos de cálculo, portanto, uma faixa 
de teores de CO2 ou de C original no man-
to com base em diferentes fontes de dados 
como, por exemplo, inclusões fluidas, ensaios 
de laboratório e medições em zonas vulcâni-
cas (e.g. Wallace, 2003). Esses valores estão 
aproximadamente em torno de 2000 ppm 
(em fração mássica) para rochas de composi-
ção toleítica, um tipo de basalto semelhante 
aos associados à fase de extensão da Bacia de 
Santos. Rochas ígneas intrusivas e extrusivas 
associadas ao estágio de margem divergente 

também são encontradas na Bacia de Santos 
(Santoniano e Eoceno). Essas rochas, por te-
rem uma composição mais alcalina, tendem 
a ter concentrações de CO2 mais elevadas se 
comparadas às do evento extensional. 

Após a fusão parcial do manto, o CO2 original-
mente associado a rochas mantélicas tende a 
incorporar-se ao magma gerado (melt) e as-
cender com ele em direção à superfície. Des-
sa forma, o CO2 pode ser transportado com o 
magma, ou dissociar-se deste e migrar como 
gás livre em função da redução das condições 
de pressão ao longo da rota de migração.

8.4. Migração de CO2 na litosfera

As rochas mantélicas e da crosta continental 
apresentam baixíssima permeabilidade. Por 
isso, a migração de fluidos mantélicos na li-
tosfera deve ocorrer, predominantemente, 
por sistemas de falhas profundas e fraturas 
associadas. A migração de fluidos na litosfe-
ra tem sido relacionada à atividade tectônica 
de falhas e zonas de cisalhamento crustais e 
mantélicas (Sibson, 1994; Pinto et al., 2015). 
Essa atividade resulta na criação e destruição 
de permeabilidade controlada, por exemplo, 
pela variação do campo de stress e da pres-
são de fluidos (Sibson, 1994). A área de ocor-
rência de CO2 mantélico na Bacia de Santos 
pode ser entendida como um sistema hipe-
restendido (Sutra e Manatschal, 2012), de 
modo que a formação de falhas profundas 
como, por exemplo, falhas de detachment 
extensionais, ocorre na fase final de exten-
são crustal (i.e., rifte tardio) que antecede a 
ruptura litosférica. Evidências de migração 
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de fluidos profundos nesses sistemas, como 
veios na foliação tectônica e minerais hidra-
tados sin-cinemáticos em rochas do manto e 
da crosta, indicam que o processo de migra-
ção ocorre, principalmente, durante a ativida-
de tectônica das falhas de detachment (Pinto 
et al., 2015). Na Bacia de Santos, é possível 
visualizar localmente sistemas de falhas pro-
fundas, incluindo as de detachment, a partir 
dos dados de sísmica de reflexão. Algumas 
dessas falhas deslocam a descontinuidade de 
Mohorovičić (Moho), chegando ao manto.  No 
entanto, é difícil afirmar quais falhas teriam 
sido responsáveis pela migração do CO2. Por 
isso, uma abordagem empírica pode ser feita 
modelando-se um determinado sistema de 
falhas abertas durante a migração de CO2, e 
que parte desse fluido teria migrado para os 
reservatórios.

8.5. Acumulação de CO2 em trapas 
estruturais

Existe uma certa correlação entre as áreas 
de acumulação de CO2 com a ocorrência das 
rochas ígneas na Bacia de Santos. Porém, al-
gumas observações empíricas sugerem que 
as rochas ígneas do evento extensional (fase 
rifte) são mais importantes no que tange aos 
volumes de CO2 gerados e às características 
dos petróleos da bacia. 

Em primeiro lugar, as rochas ígneas do Santo-
niano e do Eoceno ocorrem, principalmente, 
em setores distantes das áreas de acumu-
lações de petróleo com altos teores de CO2 
como a do Campo de Lula ou, quando ocor-
rem nessas áreas, o volume constatado de 

rochas magmáticas dessas idades e do CO2 
a elas associado é aparentemente incom-
patível com os volumes de CO2 acumulados 
(exemplo: campos de Mero e Búzios).

Em segundo lugar, a comparação entre os ex-
perimentos laboratoriais de injeção de CO2 
em petróleo com as acumulações existen-
tes, na maioria dos casos aponta para uma 
concentração de CO2 constante na coluna de 
petróleo ou um aumento dessa concentra-
ção para o topo da estrutura (Figura 7.1.2), 
sugerindo que o CO2 teria chegado antes do 
petróleo no reservatório (ver seção 9). Como 
se estima que a maior parte do petróleo te-
nha sido gerada e migrada para o reservató-
rio antes do Santoniano, é improvável que o 
CO2 esteja relacionado com o magmatismo do 
Santoniano ou do Eoceno.

No caso do magmatismo relacionado ao 
evento extensional da Bacia de Santos ser 
o responsável pelas acumulações de CO2, há 
uma defasagem temporal entre a idade de 
formação do magma e o momento da acu-
mulação de CO2 no pré-sal, que deve ocorrer 
principalmente após a deposição das cama-
das de evaporitos aptianas, de modo que se 
impeça o escape gradual do CO2 por meio 
de rochas sedimentares mais permoporosas 
para a atmosfera (Figura 8.5.1). 

O modelo descrito acima tem sido aplicado 
para se estimar a quantidade de CO2 gerada 
durante a fusão parcial do manto astenosfé-
rico, migrada em direção à superfície e even-
tualmente acumulada em trapas do pré-sal, 
de modo a compará-la com a quantidade pre-
sente nas acumulações de CO2 conhecidas. 
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Dessa forma, é possível produzir mapas de 
riscos e de previsão de ocorrência de CO2 na 
área do pré-sal da Bacia de Santos.

O CO2 acumulado nas estruturas do pré-sal 
da Bacia de Santos tem origem mantélica (se-
ção 7). No modelo proposto aqui, associa-se 
o CO2 a processos de fusão parcial do man-
to astenosférico. De acordo com os dados de 
rochas ígneas e de petróleos disponíveis, e 
com as interpretações estruturais, o evento 
de afinamento litosférico ocorrido entre 130 
e 113 Ma é o principal responsável pela fusão 
parcial do manto e consequente geração do 
CO2 relacionado às acumulações do pré-sal 
da Bacia de Santos. 

O avanço do conhecimento da quantidade de 
CO2 gerado e migrado pode se dar por meio 
da pesquisa de inclusões fluidas em rochas 
ígneas nas bacias de Campos e Santos, como 
naquelas em áreas continentais adjacentes. 
Tais estudos trarão uma visão espacial das 
concentrações de CO2, da sua migração e, 
possivelmente, da idade dessas inclusões. 
Ainda existe a possibilidade de ocorrência 
de inclusões fluidas de CO2 nas rochas man-
télicas que podem ser liberadas conforme a 
ascensão e descompressão do manto, bem 
como por aumento de temperatura. Em am-
bos os casos, o afinamento litosférico será 
um fator importante para a formação desse 
CO2.  Adicionalmente, estudos de inclusões 

Figura 8.5.1: Modelo esquemático do timing de migração do CO2. O afinamento da litosfera, representado pela curva de beta 
(C) causa a fusão parcial do manto, magmatismo e a formação de CO2. Durante o magmatismo associado ao evento vulcânico 
com idade de cerca de 120Ma (B), o CO2 migra verticalmente com o magma por meio de sistemas de falhas e fraturas, e pode 

se dispersar em sistemas subaquosos e para a atmosfera. A migração de CO2 e o hidrotermalismo (setas azuis) continuam 
após a cessação da fase principal de atividade vulcânica, podendo este gás se acumular nas estruturas, em reservatórios do 

pré-sal, após a deposição do selo constituído por rochas evaporíticas há cerca de 112 Ma (A).

A

B

C
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fluidas aquosas, de petróleo e de CO2 em ci-
mentos de rochas sedimentares, acoplados a 
datações radiométricas pelo método de U-Pb 
desses cimentos, abrirão a possibilidade de 
se estimar a idade e as condições de pressão 
e temperatura das inclusões.

9. ALTERAÇÕES DE 
PROPRIEDADES DO PETRÓLEO 
RELACIONADAS À INTERAÇÃO 
COM CO2 EM DIFERENTES 
CENÁRIOS DE MISTURA

Os diferentes campos do pré-sal na Bacia de 
Santos apresentam teores de CO2 variáveis, 
que chegam até quase 80% molar (Tabela 
3.1.1). Em acumulações onde as concentra-
ções de CO2 são mais elevadas, como no caso 
da estrutura do PAD de Júpiter, constatou-se 
a coexistência de duas fases distintas de pe-
tróleo: uma coluna de gás condensado rico na 
parte superior com composição homogênea 
de CO2 da ordem de 77% molar e uma coluna 
subjacente de óleo pesado apresentando um 
gradiente composicional com a concentração 
de CO2 crescendo da base para topo, de 55% 
para 64% molar (Figura 7.1.2).

Para investigar o comportamento termodi-
nâmico da interação entre o CO2 com o pe-
tróleo e tentar entender o processo de mis-
tura de fluidos que poderia resultar em um 

petróleo como o do PAD de Júpiter, foram 
realizados diversos experimentos de labora-
tório em condições de temperatura e pressão 
similares às condições encontradas em reser-
vatórios de alguns campos, alternando-se a 
sequência de preenchimento da célula PVT 
pelos fluidos misturados. Em alguns casos, 
a injeção do CO2 foi anterior à do petróleo; 
em outros, a injeção de CO2 foi posterior ao 
preenchimento inicial do reator por petróleo. 
Esses experimentos foram concebidos para 
investigar os possíveis cenários relacionados 
à migração, interação e equilíbrio entre o CO2 
e os componentes do petróleo originalmente 
presente em determinada região, em condi-
ções mantidas constantes de 62 MPa e 60oC. 
As simulações físicas foram realizadas em 
dois tipos de células PVT tradicionalmente 
empregadas nos ensaios de comportamento 
de fases, indicando que o histórico de preen-
chimento do reservatório pode produzir re-
sultados bastante diversos em termos das 
composições e propriedades dos fluidos.

O fluido de reservatório (óleo vivo) usado 
neste estudo de misturas com CO2 puro pro-
vém de uma acumulação do pré-sal da Bacia 
de Santos e contém, originalmente, um baixo 
teor de CO2 (0,95% molar). Os valores de Razão 
Gás/Óleo (RGO) e grau API da amostra origi-
nal de óleo vivo, respectivamente 233 m³/m³ 
e 26°, foram medidos no teste de liberação 
flash (Danesh, 1998). As composições das 
fases gasosa e líquida produzidas após as 
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despressurizações foram obtidas median-
te técnicas de cromatografia gasosa (ABNT 
14903, 2014; ASTM D7169, 2011) e crioscopia 
(ASTM D2224, 1983).

As células de equilíbrio usadas nos ensaios di-
ferem em termos do volume máximo operacio-
nal e da capacidade de observar as fases pre-
sentes. A célula visual (Oilphase-Schlumberger) 
permite acompanhar o surgimento de diferen-
tes fases e a separação ao longo do tempo, 
embora esteja limitada ao volume de 80 cm³. 
Por sua vez, a célula cega (um cilindro de amos-
tragem de alta pressão) acomoda até 750 cm³, 
possibilitando a retirada de diversas alíquotas 
ao longo da altura para monitorar a distribuição 
de componentes, a RGO e o grau API.

O CO2 (pureza 99,99%) foi injetado nas duas 
células segundo três modos distintos: 

a.	 adição de óleo vivo e, em seguida, CO2 pela 
parte superior;

b.	 adição de CO2 e, em seguida, introdução de 
óleo vivo pela parte inferior;

c.	 adição de óleo vivo seguida por CO2 pela par-
te inferior da célula (somente célula cega).

Embora não tenha havido qualquer agitação 
forçada durante os experimentos de mistura 
de fluidos, constatou-se alguma turbulência 

inicial devido à diferença de massas especí-

ficas, observada mesmo usando uma vazão 

de admissão baixa (5 a 50 cm³/h). Após um 

período de repouso entre 48 (célula visual) e 

120 horas (célula cega), as alíquotas das fa-

ses presentes resultantes das diversas for-

mas de mistura de óleo vivo com CO2 puro fo-

ram recuperadas e submetidas ao ensaio de 

liberação flash.

Imediatamente após o contato do CO2 puro 

com o óleo vivo, ocorrem interações por ex-

tração de componentes diversos, originan-

do até três fases ao final dos experimentos: 

fase gasosa superior, fase líquida inferior e 

resíduo de óleo pesado na base (Figura 9.1a 

e b). As fases presentes nas simulações físi-

cas apresentam modificações relevantes nos 

valores de RGO e grau API quando compara-

das às do óleo vivo original, confirmando as 

mudanças de composição devido à interação 

com o CO2. Além disso, os valores de RGO e 

grau API constatados nas fases gasosa e lí-

quida resultantes da mistura experimental de 

óleo vivo com CO2 puro são semelhantes aos 

existentes nas fases gasosa e líquida de acu-

mulações de petróleo com teores elevados de 

CO2 (PAD de Júpiter; Figura 9.1c), sugerindo 

que os fluidos observados nessa área resul-

tam dos efeitos das interações de petróleos 

com o CO2 puro ou correntes enriquecidas.
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Figura 9.1: Experimentos laboratoriais de mistura de óleo vivo e CO2 puro sob condições de pressão e temperatura de 
reservatórios características do pré-sal da Bacia de Santos. a) célula visual ao final do experimento; b) detalhe da célula 

visual mostrando a presença de três fases; c) gráfico mostrando os valores de grau API e RGO do óleo vivo original (antes 
do experimento de mistura com CO2; quadrado preto) e das fases gasosa (losango vermelho) e líquida (círculo vermelho) 
formadas após o contato petróleo-CO2, comparados com os fluidos amostrados na área do PAD de Júpiter. Poços 1 a 4 do 

PAD de Júpiter com suas respectivas amostras de petróleo nas fases líquida (círculos) e gasosa (losangos).
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Os resultados das análises físico-químicas 

de alíquotas obtidas dos experimentos a) e 

b) descritos acima apontam para a forma-

ção de uma coluna homogênea de fase ga-

sosa quando o CO2 resulta posicionado na 

parte superior da célula, de forma análoga 

a um preenchimento pela parte superior de 

um reservatório (Figura 9.2a e b). Os padrões 

de gradientes composicionais constatados 

nas fases gasosa e líquida por meio desses 

dois experimentos se assemelham àquele 

observado na acumulação do PAD de Júpiter 

(Figura 7.1.2). Por outro lado, observa-se 

uma gradação composicional vertical na RGO 

e no grau API (Figura 9.2a e b) quando o CO2 é 

introduzido pela parte de baixo da célula pre-

viamente preenchida com óleo vivo no topo 

(experimento c). A exemplo do observado em 

setores restritos do Campo de Lapa (Figura 

7.1.2), gradações desse tipo foram associa-

das ao aumento acentuado da massa espe-

cífica em direção à base da coluna de líquido, 

preservadas ao longo do tempo. No experi-

mento realizado, uma vez que foi observada 

Figura 9.2: a) Distribuição vertical da RGO e b) distribuição vertical do grau API, originados conforme diferentes sequências 
e direções de injeções de fluidos para estudos do comportamento de misturas de CO2 e petróleo vivo sob condições de 

pressão e temperatura de reservatório. CO2 – Óleo (inferior): CO2 na parte superior da célula, injeção posterior de óleo vivo 
por baixo; Óleo – CO2 (inferior): óleo vivo na parte superior da célula, injeção posterior de CO2 por baixo; Óleo – CO2 (superior): 

óleo vivo inicialmente na célula, injeção posterior de CO2 por cima.

A
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gradação na ausência de um meio poroso, em 

comprimento relativamente pequeno e tem-

po de contato curto, assume-se que a segre-

gação deva ocorrer também em escala de 

reservatório, onde a menor permeabilidade e 

a existência de estreitas gargantas de poros 

aumentam a dificuldade de homogeneização 

dos distintos fluidos.

O equilíbrio de fases em sistemas contendo 

CO2 e petróleo pode ser bem complexo a altas 

pressões. Dependendo da proporção da mis-

tura com CO2 e da natureza do petróleo pre-

sente no reservatório, fenômenos relaciona-

dos ao surgimento de múltiplas fases podem 

ocorrer simultaneamente (precipitação de 

material asfaltênico, equilíbrio líquido-vapor 

ou líquido–líquido, por exemplo). A Figura 9.3 

ilustra o caso do reservatório do PAD de Júpi-

ter, onde o excesso de CO2 em relação à carga 

original de óleo vivo promoveu a extração de 

componentes mais leves, gerando uma colu-

na de gás condensado sobreposta a uma co-

luna de óleo pesado. Ao longo dessa coluna 

de líquido, a gradação composicional é inten-

sa, apresentando o que se supõe ser a forma-

ção de uma segunda fase na base, líquida e 

viscosa, rica em asfaltenos (tar mat), embora 

contendo mais de 40% molar de CO2. O aquí-

fero existente logo abaixo também apresen-

ta CO2 dissolvido em função do aumento de 

sua solubilidade na água em altas pressões e 

temperaturas relativamente baixas (< 70oC). 

Os resultados de modelagens termodinâ-

micas (Espósito et al., 2017) confirmam que 

a gradação composicional intensificada 

pelo efeito de difusão térmica do CO2 alte-

ra o envelope de fases do fluido resultante 

da mistura com petróleo, que sofre trans-

formações consideráveis ao longo da ver-

tical do reservatório. Considerando apenas 

o sistema CO2-petróleo a partir do topo da 

estrutura, a capa de gás condensado tem 

cerca de 77% molar de CO2 e um condensa-

do essencialmente parafínico com grau API 

igual a 34°. Na região correspondente ao 

contato gás/óleo (G/O), a pressão de orva-

lho do gás condensado é igual à pressão de 

bolha do óleo pesado. Seguindo em direção 

à base da estrutura, a gradação na região 

de líquido é intensa, de tal forma que pou-

co abaixo do contato G/O as condições de 

pressão e temperatura do reservatório já 

se encontram acima da linha do ponto de 

bolha. Um pouco mais abaixo, à medida que 

a interface com a segunda fase líquida se 

aproxima, surge uma segunda linha no en-

velope de fases indicativa do início de pre-

cipitação de material rico em asfaltenos. 

Estes últimos, na realidade, não precipitam 

e não são modelados como sólidos, mas tão 

somente ocorrem em maior concentração 

na segunda fase líquida, aumentando ain-

da mais sua viscosidade e massa específica, 

mesmo na presença de quantidade apreciá-

vel de CO2 (Figura 9.3).
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Os experimentos de simulação física do 

preenchimento do reservatório indicaram 

que a sequência, a proporção relativa e o lo-

cal de admissão do CO2 ou petróleo (pelo topo 

ou pela base da estrutura) durante o preen-

chimento do reservatório alteram significati-

vamente não apenas a distribuição dos com-

ponentes, mas também a composição e as 

propriedades das fases. A simulação termo-

dinâmica corroborou as observações em la-

boratório. Assim, com base na comparação de 

dados experimentais, simulados e de campo, 

é possível sugerir uma história de preenchi-

mento dos reservatórios na área do PAD de 

Júpiter com a chegada inicial do CO2 e poste-

rior do óleo. O conhecimento a respeito das 

Figura 9.3: Modelagem termodinâmica da coluna de gás condensado e de óleo pesado da área de Júpiter, com envelopes de 
fases do fluido de reservatório ao longo da profundidade abaixo da capa de gás (Espósito et al., 2017). Do topo para a base 

da estrutura verificam-se as três fases (capa de gás, óleo pesado e tar mat, coluna à esquerda), suas interfaces constituindo 
pontos notáveis do envelope de fases (por exemplo, o contato gás/óleo entre as fases L1 e L1+G sobre a curva de ponto de 

bolha do óleo pesado L1 em A). Um pouco abaixo da capa de gás (B), ainda não existe onset de asfaltenos, somente a linha de 
ponto de bolha do óleo pesado L1. A curva de onset de asfaltenos ocorre ao longo da zona de óleo (C), onde há uma região de 
coexistência entre o óleo pesado L1 e L2 (tar mat composto principalmente por asfaltenos). Na interface entre o óleo pesado 

L1 e o tar mat L2 (D), as condições de P e T do reservatório encontram-se exatamente sobre a curva de onset superior dos 
asfaltenos. Os quadrados pretos nos diagramas de fase A a D representam as pressões e temperaturas dos pontos de 

fluidos ao longo da coluna da esquerda.
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alterações composicionais devido à interação 

óleo-CO2 fornece subsídios para o enten-

dimento do sistema petrolífero atuante na 

área, permitindo a otimização das estratégias 

de exploração e explotação.

10. CONCLUSÕES

Ao longo deste capítulo, foi realizado um ex-

tenso percurso cujo ponto de partida foram 

as rochas potencial ou efetivamente gerado-

ras de petróleo no pré-sal da Bacia de San-

tos. Intervalos de rochas da sequência K38 

(Formação Itapema), em especial as posicio-

nadas na biozona OS-1000 do Andar Jiquiá, 

são ricas em matéria orgânica (mudstones, 

margas e folhelhos), com teores de COT que 

podem chegar a 18%. A quantidade e, so-

bretudo, a qualidade da matéria orgânica, 

são fortemente associadas às rochas com as 

quais foi depositada, sendo os folhelhos as 

litologias que contêm os maiores teores de 

matéria orgânica amorfa, de tipo I, com for-

te fluorescência, decorrentes de excelentes 

condições de preservação sob anoxia em um 

ambiente deposicional lacustre de água salo-

bra. Em termos de evolução térmica na Bacia 

de Santos, as rochas ricas em matéria orgâni-

ca da sequência K38 podem se encontrar, de 

acordo com o contexto estrutural e o soterra-

mento, desde a zona imatura até a janela de 

geração de gás.

Os parâmetros moleculares dos petróleos 

descobertos nos reservatórios do pré-sal da 

Bacia de Santos, principalmente aqueles de-

rivados de biomarcadores saturados indica-

tivos de origem, se correlacionam bem com 

os dos extratos orgânicos de rochas ricas em 

matéria orgânica da sequência K38 (Forma-
ção Itapema; biozona OS-1000). Os petróleos 
acumulados em trapas abaixo da sequência 
evaporítica da Bacia de Santos são, em sua 
maioria, monofásicos do tipo black oils, com 
graus API em geral superiores a 26° e razões 
Gás/Óleo (RGO) variáveis entre 50 e 500 m3/
m3. Capas de gás estão restritas ao Campo de 
Tupi (crista leste da área principal do campo 
e na região de Cernambi) e aos PADs de 
Júpiter e de Libra. São petróleos de excelente 
qualidade, com baixos teores de enxofre e de 
asfaltenos, e baixa acidez. Observam-se va-
riações composicionais (verticais e horizon-
tais) internamente e entre as várias acumu-
lações conhecidas, muitas delas associadas a 
diferenças nos teores em CO2 nos petróleos.

Os estudos geoquímicos com base em parâ-
metros moleculares de várias classes de 
compostos, em diferentes faixas de pesos 
moleculares, proporcionaram um grande vo-
lume de informações e um amplo panorama 
sobre a origem e evolução térmica dos petró-
leos. Apesar de todos os óleos terem sido ex-
pulsos de rochas geradoras depositadas em 
ambiente lacustre em vários depocentros na 
Bacia de Santos, diferenças em parâmetros 
geoquímicos moleculares ligadas a variações 
nas condições deposicionais e, por conse-
quência, nas características da matéria or-
gânica, puderam ser identificadas, de modo 
que foi possível classificar os petróleos do 
pré-sal da Bacia de Santos em sete famílias 
principais. Um exame detalhado de parâme-
tros moleculares de evolução térmica dos 
óleos permitiu constatar que esses petró-
leos abrangem uma larga faixa de maturação, 
resultante de um processo pelo qual cargas 
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petrolíferas progressivamente mais leves, 
geradas durante o gradual avanço do cra-
queamento térmico da matéria orgânica nos 
baixos deposicionais, convergiram e se acu-
mularam continuamente nos reservatórios 
estudados.

Comparando-se os gases hidrocarbonetos 
das diversas acumulações do pré-sal, ficam 
evidentes as correlações da RGOHC (descon-
tada do conteúdo em CO2) com a secura (%C1 
entre os gases hidrocarbonetos) e a isotopia 
do carbono estável dos gases. No caso do 
metano, o aumento em carbono isotopica-
mente pesado é acompanhado pelo aumen-
to na isotopia do hidrogênio, ambos suges-
tivos de aporte de metano de alta evolução 
térmica e/ou, possivelmente, com alguma 
contribuição abiótica. Os dados composi-
cionais e isotópicos dos gases hidrocarbo-
netos são indicativos de um amplo espectro 
de maturação (da janela inicial de geração de 
óleo até a de geração de gases condensados, 
úmidos e secos), segundo o qual gases de 
diferentes níveis de maturação puderam se 
acumular, misturando-se com óleos gerados 
sob taxas de transformação mais baixas das 
mesmas rochas geradoras.

Neste estudo, o quadro mais abrangente e 
dinâmico dos processos de geração do petró-
leo foi fornecido por simulações numéricas 
dos processos geológicos intervenientes nos 
sistemas petrolíferos da Bacia de Santos. A 
simulação integrada da geração, migração e 
acumulação do petróleo em escala de bacia 
permitiu reconhecer os depocentros dos bai-
xos de Araruama e de Ilha Grande, bem como 
inferir outros de dimensões mais reduzidas, 

como as áreas-fonte de onde provieram os 
petróleos das sete famílias identificadas.

As variações nos teores de CO2 nos petróleos 
do pré-sal da Bacia de Santos são determi-
nantes para suas variações composicionais 
laterais e verticais. Constatam-se campos 
onde os petróleos são bastante homogêneos 
e outros em que os gradientes laterais e ver-
ticais (ascendentes ou descendentes) são 
condicionados por teores variáveis em CO2. 
Estudos isotópicos nesse gás e, principal-
mente, nos gases nobres associados, foram 
decisivos para atribuir uma origem mantéli-
ca ao CO2. A formação desse gás está asso-
ciada ao processo de estiramentos crustal e 
litosférico que se desenvolveram durante o 
rifteamento da Bacia de Santos e sua pro-
gressiva evolução até o breakup continental. 
Nas porções mais estiradas da litosfera, a as-
censão passiva do manto astenosférico favo-
receu a fusão parcial e a geração de magma, 
ao qual o CO2 está originalmente associado. 
Posteriormente, esse gás ascendeu de gran-
des profundidades, com magmas ou em fase 
gasosa separada, até escapar para a super-
fície (atmosfera) ou ser bloqueado em sua 
trajetória por um selo efetivo como a seção 
evaporítica aptiana, que o impediu de con-
tinuar a ascender, acumulando-se assim em 
reservatórios do pré-sal. 

Por fim, cabe mencionar que os efeitos das 
misturas de CO2 com petróleos foram inves-
tigados por experimentos laboratoriais PVT 
que reproduzem as condições de pressão e 
temperatura dos reservatórios do pré-sal. 
Apesar de bastante curtos quanto à dura-
ção em relação aos tempos geológicos de 
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residência dos fluidos, os experimentos PVT 

podem esclarecer pontos importantes sobre 

os resultados das interações entre petróleo 

e CO2, bem como sobre os possíveis efeitos 

de diferentes sequências e posicionamentos 

relativos durante o preenchimento dos reser-

vatórios por esses fluidos.
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Alberto Santos e Anderson Antônio Pinhei-

ro Chagas, todos da Gerência Executiva de 

Exploração.

Cabe ressaltar que os autores se esforçaram 

por traduzir, neste capítulo, o estado da arte 

de todo um histórico de trabalhos anterio-

res, cobrindo um intervalo de tempo de vá-

rias décadas, que assentaram as bases do 

conhecimento geológico da Bacia de Santos. 

Merecem destaque na construção coletiva de 

conhecimento as inúmeras e valiosas contri-
buições dos colegas geólogos, geofísicos e 
engenheiros das áreas de Exploração e Re-
servatório, bem como as dos colegas geo-
químicos, químicos, geólogos e engenheiros 
atuantes no Centro de Pesquisa Leopoldo 
A. M. de Mello (CENPES) da Petrobras. Fun-
damental para a consecução deste estudo 
foi todo o vasto e precioso acervo de infor-
mações analíticas de rochas geradoras e pe-
tróleos, dados de alta qualidade produzidos 
por gerações de técnicos, químicos, geólo-
gos e engenheiros de diversas gerências do 
CENPES, em especial por aqueles da Gerência 
de Geoquímica (CENPES/PDIEP/GEOQ). Por 
fim, expressamos nossos agradecimentos a 
Fabrício da Silva Ormond pelo apoio na con-
fecção de figuras.
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APÊNDICE: NOMENCLATURA DE COMPOSTOS

Cromatografia Gasosa do Óleo Total (CG-Whole oil)

NOMENCLATURA ABREVIATURA

Isoprenoides

Pristano (2,6,10,14-Tetrametillpentadecano) PRI

Fitano (2,6,10,14-Tetrametilhexadecano) FIT

n-Alcanos

Octano (C8H18) n-C8

Nonano (C9H20)             n-C9

Decano (C10H22) n-C10

Undodecano (C11H24) n-C11

Dodecano (C12H26) n-C12

Tridecano (C13H28) n-C13

Tetradecano (C14H30) n-C14

Pentadecano (C15H32) n-C15

Hexadecano (C16H34) n-C16

Heptadecano (C17H36) n-C17

Octadecano (C18H38) n-C18

Nonadecano (C19H40) n-C19

Eicosano (C20H42) n-C20

Heneicosano  (C21H44 ) n-C21

Docosano   (C22H46) n-C22

Ticosano (C23H48) n-C23

Tetracosano (C24H50) n-C24

Pentacosano (C25H52) n-C25

Hexacosano (C26H54) n-C26

Heptacosano (C27H56) n-C27

Octacosano (C28H58) n-C28

Nonacosano (C29H60) n-C29

Triacontano (C30H62 n-C30

Hentriacontano (C32H64) n-C31

Dotriacontano (C33H66) n-C32

Tritriacontano (C34H68) n-C33

Tetratriacontano (C35H70) n-C34

Pentatriacontano (C35H72) n-C35

Hexatriacontano (C36H74) n-C36
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NOMENCLATURA ABREVIATURA

Diamantoides (m/z 187; m/z 188)

4-Metildiamantano 4-MDIA

1-Metildiamantano 1-MDIA

3-Metildiamantano 3-MDIA

Índice Metildiamantano MDI = 4-MDIA/(4-MDIA+1-MDIA+3-MDIA)

Biomarcadores Saturados Terpanos (m/z 191)

Tricíclicos TRI

C19 terpano tricíclico TRI19

C20 terpano tricíclico TRI20

C21 terpano tricíclico TRI21

C22 terpano tricíclico TRI22

C23 terpano tricíclico TRI23

C24 terpano tricíclico TRI24

C25 terpano tricíclico (α) e C25 terpano tricíclico (β) TRI25A e TRI25B

C24 terpano tetracíclico TET24

C26 terpano tricíclico (α) e C26 terpano tricíclico (β) TRI26A e TRI26B

C28 terpano tricíclico (α) e C28 terpano tricíclico (β) TRI28A e TRI28B

C29 terpano tricíclico (α) e C29 terpano tricíclico (β) TRI29A e TRI29B

Hopanos HOP

18α(H),21β(H)-22,29,30-trisnorneohopano Ts

17α(H),21β(H)-22,29,30-trisnorhopano Tm

C30 terpano tricíclico (α), C30 terpano tricíclico (β) TRI30A, TRI30B

17α(H),18α(H),21β(H)-28,30-bisnorhopano H28

17α(H),21β(H)-25-norhopano NOR25H

17α(H),21β(H)-norhopano H29

17α(H),21β(H)-hopano H30

18α(H),21β(H)-30-norneohopano C29Ts

15α-Metil-17α(H)-27-norhopano (C30 diahopano) DIAH30

17α(H),21 β(H)-30-norhopano (normoretano) M29

17β(H),21α(H)-hopano (moretano) M30

17a(H),21b(H)-30-homohopano(22S) H31S

17a(H),21b(H)-30-homohopano(22R) H31R

Gamacerano GAM

17α(H),21β(H) - 30,31,32-trishomohopano(22S) H33S

17α(H),21β(H) - 30,31,32-trishomohopano(22R) H33R

17α(H),21β(H) - 30,31,32,33-tetrakishomohopano(22S) H34S

17α(H),21β(H) - 30,31,32,33-tetrakishomohopano(22R) H34R

17α(H),21β(H) - 30,31,32,33,34-pentakishomohopano(22S) H35S

17α(H),21β(H) - 30,31,32,33,34-pentakishomohopano(22R) H35R
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NOMENCLATURA ABREVIATURA

Biomarcadores Saturados Esteranos (m/z 217)

Esteranos EST

C20 5α(H),14α(H),17α(H)-esterano S20

C21 5α(H),14β(H),17β(H)-esterano S21

C22 5α(H),14β(H),17β(H)-esterano S22

13β(H),17α(H)20R-colestano (diasterano) DIA27R

13α(H),17β(H)20R-colestano (diasterano) DIA27R2

13β(H),17α(H)20S-colestano (diasterano) DIA27S

13α(H),17β(H)20S-colestano (diasterano) DIA27S2

5α(H),14α(H),17α(H)-colestano (20S) C27S

5α(H),14β(H),17β(H)-colestano (20R) C27BBR

5α(H),14β(H),17β(H)- colestano (20S) C27BBS

5α(H),14α(H),17α(H)-colestano (20R) C27R

13β(H),17α(H)-diaergostano (20S) DIA28S

13β(H),17α(H)-diaergostano (20R) DIA28R

13α(H),17β(H)-diaergostano (20S) DIA28SS

13α(H),17β(H)-diaergostano (20R) DIA28RR

C28 20S-5α(H), 14α(H), 17α(H)-ergostano C28S

C28 20R-5α(H), 14β(H), 17β(H)- ergostano C28BBR

C28 20S-5α(H), 14β(H),17β(H)- ergostano C28BBS

C28 20R-5α(H), 14α(H), 17α(H)- ergostano C28R

13β(H),17α(H)-diaestigmastano (20S) DIA29S

13β(H),17α(H)-diaestigmastano (20R) DIA29R

13α(H),17β(H)-diaestigmastano (20S) DIA29SS

13α(H),17β(H)-diaestigmastano (20R) DIA29RR

5α(H),14α(H),17α(H)-estigmastano (20S) C29S

5α(H),14β(H),17β(H)-estigmastano (20R) C29BBR

5α(H),14β(H),17β(H)-estigmastano (20S) C29BBS

5α(H),14α(H),17α(H)-estigmastano (20R) C29R

Naftalenos e Fenantrenos (Hidrocarbonetos Poliaromáticos – HPA’s)

3-Metilfenantreno (m/z192) 3MP

2-Metilfenantreno (m/z192) 2MP

9-Metilfenantreno (m/z192) 9MP

1-Metilfenantreno (m/z192) 1MP

Índice de Metilfenantreno  (MPI-1) = 1,5 (2-MP + 3-MP)/(P + 1-MP + 9-MP)


