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RESERVATÕRIOS PROFUNDOS NO BRASIL: 
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RESUMO - A descoberta, especialmente ao longo da década de 80, de várias 
ocorrências de significativas porosidades e permeabilidades em grandes profundidades 
tem caracterizado o que poderá ser a pr6xima fronteira na exploração de petr61eo no 
Brasil: a exploração em reservat6rios profundos. Estimativas conservadoras apontam 
um volume recuperável de gás a ser descoberto em jazidas profundas no Brasil da 
ordem de 400 x 10 9 m 3

, justificando uma prospecção mais sistemática e intensa destes 
objetivos. Dos 4909 poços explorat6rios perfurados até maio de 1989 nas bacias 
brasileiras, cerca de 1 158 (24%) estão a uma profundidade maior do que 3 000 m. 
Embora esta percentagem seja significativa, tal número de poços é insuficiente para 
uma avaliação mais precisa do potencial dos reservat6rios profundos no Brasil, uma 
vez que existem mais de 30 bacias a serem exploradas, cobrindo uma área de cerca de 
5 x 10 6 km 2

• Adicionalmente, os poços profundos estão mal distriburdos pelas diversas 
bacias: 53% dos poços com profundidade acima de 4 000 m foram perfurados em 
apenas três bacias (Campos, Santos e Sergipe-Alagoas), e 38% daqueles com 
profundidade superior a 5 000 m estão na Bacia de Santos. Apesar de relativa 
escassez de informações, os estudos detalhados dos reservat6rios profundos já 
conhecidos permitem o reconhecimento de importantes processos e situações 
geol6gicas, responsáveis pela preservação e geração de porosidade em profundidade, 
que podem atuar de forma isolada ou combinada: 1) o soterramento tardio ou o menor 
tempo de residência dos reservat6rios a grandes profundidades; 2) a entrada precoce 
de hidrocarbonetos nos reservat6rios, quando estes encontram-se ainda pouco 
compactados elou cimentados; 3) a entrada precoce de solventes orgânicos nos 
reservat6rios, otimizando os processos de geração de porosidade secundária; 4) a 
superimposição de mais de uma fase de geração de porosidade secundária; 5) uma 
composição do arcabouço mais resistente aos processos mecânicos (compactação) e 
qurmicos (cimentação) de redução de porosidade, particularmente aquelas ricas em 
quartzo e pobres em componentes dúcteis, como intraclastos lamosos e fragmentos de 
rochas com filossilicatos; 6) o recobrimento eodiagenético dos grãos por cutTcuJas ou 
franjas de argilas elou 6xidos que inibem a compactação qurmica e a cimentação por 
crescimentos secundários de quartzo e feldspatos; e 7} a cimentação precoce por 
calcita, que preserva um empacotamento frouxo na rocha durante o soterramento, de 
maneira que a sua dissolução em subsuperffcie produza um incremento bastante 
significativo na porosidade GOS reservatórios. 

(Originais recebidos em 10.10.90.) 

ABSTRACT - DUflng lhe last 10 years, recent dlscoveries of high porosifles and 
permeabi/ities in deeply buried sedimentary rocks, have poinled out that deep 
hydrocarbon resf:rvoirs probab/y wilf be the next Brazilian exploration fronfier. According 
to conservative estimates, deep reservolrs contain reserves around 400 x 10 9 m 3 of 
natural gas, which justifies an increasing search for deep accumulalions. From 4,909 
exp/oratory wells drilled in the Brazilian basins up to May, 1989, 1,158 ar 24% are 
deeper lhan 3,000 m Despite this significant percentage, the number of deep wells is 
sfill insufticient for a detailed evaluation of the hydrocarbon potential of deep reservoirs 
/fi Brazil, because there are more than 30 basins to be explored, covermg an area over 
5x 10 6 km 2 • Also, Brazilian deep wellsare poorlydistributed: 53% ofwells deeperthan 
4,000 m were drilled in 3 basins on/y (Campos, Santos, and Sergipe-Alagoas), and 
38% of lhose deeper than 5,000 m are located at Santos Basin. Despite lhe relalive/y 
small amount of information aval/ab/e, detalled sludies ofthe deep reservoirs already 
Identified have poinled oul some imponant processes and geological situations for the 
preservation and development of porosity at great depths in lhe Brazilian basins. These 
are: 1) late burial or little time of residence at great depths: 2) ear/y migralion of 
hydrocarbons, when lhe reservoirs are still poor/y compacted andlor cemented; 3) early 
migration of organic solvents into the reservoirs, improving the development of 
secondary porosity; 4) succession of two phases of generation of secandary porosity; 5) 
framework camposition resistant to the mechanical (compaction) and chemical 
(cementation) reduction of porosity, specificalfy those rich in quartz grains and poor in 
duclile camponents such as mud inlrac/asts and fragments of s/ate, phyllite and schist; 
6) early coating of grains by c/ays andlor oxides, which inhiblt pressure soluflOn and 
cemenlalion by quartz and feldspar overgrowths; and 7) early cemenlation by calcite, 
which preserves a relatively loose packing in lhe rock during burial, so lhat ils 
disso/ution in subsurface tends to increase significantly the reservoir porosity. 

(Expanded abstract available at the end ofthe paper.) 
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fig. 1 localização das bacias sedimentares brasileiras (números-de 1 840) e principais ocorrências de porosidades e permeabilidades elevadas em reservatórios 
profundos (letras de A 8 K, vide tabela I para maiores detalhes). Classificação das bacias segundo Klemme (1980): tipo [: , - Amazonas, 2 - Parnaíba, 3 
- Alto TapajÓs, 4 -- Parecis, 5 - Bananal, 6 - Pantanal; tipo 11: 7 - Al:;re. 8 - SolimOes. 9 - São Francisco. la - Paraná; tipo 111: 11 - Tacutu. 12 - MarejO, 
13 - Bragança-Viseu, 14 - 5110 luis. 15 - Iguatu, 16 - Rio do Peixe, 17 - Araripe, 18 - Jatobá, 19 - Tucano. 20 - Recôncavo, 21 - Resende. 22 -
Taubaté; tipo III-V: 23 - Cassiporé, 24 - Foz do Amazonas, 25 - Pará·Maranhão, 26 - Barreirinhas, 27 - Ceará, 28 - Potiguar, 29 - Paraíba-Pernambuco, 
30 - Sergipe· Alagoas, 31 - Bahia Norte, 32 - Camamu, 33 - Almada, 34 - JeQuitinhonha, 35 - Cumuruxatiba, 36 - Mucuri, 37 -- Espírito Santo, 
36 - Campos, 39 - Santos, 40 -- Pelotas. 

rl9 1 Locaflon of Brazilian sedimenrary baslflS (numbers 1 40) and major occurrences of high porosiries and permeablJi(ies in deep reservoirs (lerrers A K, see 
rable I for derai/sl Classiflcarion of basms accordmg to Klemme (1980): rype I: 1 - Amazonas, 2 - Parnaiba, 3 Alro Tapajós, 4 Parecis, 5 Bananal, 
6 Pantanal; rype 1/. 7 Acre,8 Sofimões,9 São Francisco, la -- Paraná; rypelll: 11 - Tacuru, 12 - Marajó, 13 - Bragança-Viseu, 14 São Luís, 
15 Iguaru, 16 Rio do Peixe, 17 Araripe, 18 Jatobá, 19 Tucano, 20 Recóncavo, 21 - Resende, 22 - Taubaré; rype /li-V: 23 - Cassiporé, 24 

Foz do Amazonas, 25 Pará Maranhão, 26 Barrelfinhas, 27 - Ceará, 28 - Fbriguar, 29 - Paraiba-Pernambuco, 30 - Sergipe-Alagoas, 31 Bahia 
Norre,32 Camamu, 33 Almada, 34 JeQuitinhonha,35 CumurUXêtiba, 36 - Mucufl; 37 - Espirito Sanro, 38 - Campos, 39 - Santos, 40 -- Pelotas. 

1 -INTRODUÇÃO: DEFININDO 
FRONTEIRAS 
EXPLORATÓRIAS 

Em Janeiro de 1989, celebrava-se o 
50e aniversáriO da descoberta de 
petróleo no BraSil, OCOrrida na 10-
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cal Idade de Lobato, hOJe um das 
subúrbios da Cidade de Salvador, 
Bahia. No mesmo ano, a PETRO­
BRÁS contabilizava, como volumes 
originais de petróleo já descobertos 
cerca de 7 x 10' m' de óleo e 
742 x 10' m' de gás natural (dos 

quais, 196 x 10' m' de gás não-as­
saciada), acumulados em 320 
áreas ou campos, distribuídas de 
forma bastante desigual por 15 ba­
cias sedimentares (Solimões, 
Amazonas, Foz do Amazonas, Pa­
rá-Maranhão, Barreirinhas, Ceará, 
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Potlguar, Serglpe-Alagoas, Tucano, 
Recôncavo, Jequitinhonna, Mucuri, 
Espírito Santo, Campos e Santos -
figo 1). Na verdade, 97% do óleo 
brasileiro já descoberto concentra­
se em apenas quatro bacias (em 
ordem descrescente: Campos, Re­
côncavo, Potiguar e Sergipe-Ala­
goas), sendo que apenas a Bacia 
de Campos contém 67% deste ta­
tal. O mesmo ocorre com relação 
aos volumes de gás não-associado: 
90% estão concentrados em cinco 
bacias (Solimões, Recôncavo, Ser-o 
gipe-Alagoas, Santos e Potlguar). 

A história da exploração de petró­
leo no Brasil é marcada por fases 
bastante distintas, seja conside­
rando-se o universo de bacias se­
dimentares (mais de 30 de interes­
se petrolífero, cobrindo uma área 
de aproximadamente 5 x 10" km' -
figo 1), seja restringindo-se às ba­
cias individualmente. Cada fase 
exploratória, no dizer de Andrade 
(1989), é "caracterizada por um es­
tágio tecnológico nas ferramentas 
de pesquisa e por concepçôes 
geológicas dominantes na época". 

1.1 - A Comprovação da 
Existência de Petróleo no 
Subsolo Brasileiro 

A descoberta de petróleo em Loba­
to provou a existência de petróleo 
no subsolo brasileiro, encerrando o 
período da "Busca do Petróleo" 
(Almeida, 1989), que se subdividiU 
em duas fases. A primeira, uma 
"fase aventureira" (1858 - 1919), 
foi iniciada com a primeira conces­
são para a exploração de petróleo 
no Brasil (Moura e Carneiro, 1976) e 
conduzida exclusivamente por uma 
Iniciativa privada "caracteristica­
mente aventureira, com pouco ca­
pital e quase nenhuma técnica, 
com esperança de uma fácil e es­
petacular descoberta, como vinha 
ocorrendo nos E.U.A." (Almeida, 
1989). Em seguida, veio uma "fase 
pioneira" (1920 - 1939), quando o 
governo' brasileiro reconheceu a 
necessidade estratégica de partici­
par ativamente do processo de ex­
ploração de petróleo. Esta respon­
sabilidade foi delegada, sucessi-

vamente, ao Serviço Geológico e 
Mineralógico do Brasil (1920 -
1932), Departamento Nacional de 
Produção Mineral (1933 - 1938) e 
Conselho Nacional do Petróleo 
(1938 - 1953). Com o término da 
"fase pioneira" em 1939, ultrapas­
sou-se a primeira fronteira na ex­
ploração de petróleo no Brasil: a 
comprovação da existência de pe­
tróleo no subsolo brasileiro. 

Ainda com O Conselho Nacional do 
Petróleo, IniCiou-se o segundo 
grande período da história do pe­
tróleo no Brasil, o da "Implantação 
Industrial", caracterizado também 
por duas fases (Almeida, 1989): 
uma "pré-industrial" (1940 - 1953), 
quando o Conselho Nacional do 
Petróleo descobriu dez campos pe­
trolíferos na Bacia do Recôncavo 
(representando 25% do óleo até 
hOJe descoberto nesta bacia); e 
uma "industrial" (de 1954 ao pre­
sente), depois da criação da PE­
TROBRÁS, "como uma sociedade 
de ações (capital aberto), de eco­
nomia mista, para exercer o mono­
pólio estatal do petróleo em explo­
ração, produção, refino e transporte 
[e comerclalizacão], bem como 
executar quaisquer outras ativida­
des correlatas e afins de seu inte­
resse" (Almeida, 1989). 

Na primeira década de sua eXIs­
tência (1954 - 1963J, a PETRO­
BRÁS perfurou cerca de 800 poços 
exploratÓrios, a grande maiOria nas 
bacias do Recôncavo (4m,), Sergi­
pe-Alagoas (16%), Amazonas 
(12%) e Paraná (6%). A concentra­
ção do esforço exploratÓriO na Ba­
cia do Recôncavo fOI motivada 
pelas importantes descobertas fei­
tas pelo Conselho Nacional do Pe­
tróleo, em espeCial os campos de 
Candeias (1941, primeira acumula­
çáo comercial do País), Dom João 
(1947) e Água Grande (1951). Se­
guiram-se então as descobertas de 
Taqulpe (1958), Buracica e Cassa­
rongongo (1959). Na Bacia de Ser­
gipe-Alagoas, a primeira descober­
ta comerCiai de petróleo fOI regis­
trada em Tabuleiro dos Martins 
(1957); com a subseqüente intensi­
ficação das perfuraçôes, descobriu­
se, em 1963, o Campo de Carmó-
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polis - até hoje a maior acumula­
ção na bacia. Apesar do esforço 
exploratório dispendido, apenas In­
dícios de hidrocarbonetos e acu­
mulações subcomerciais foram en­
contrados nas duas maiores bacias 
paleozóicas brasileiras (Amazonas 
e Paraná). 

Na metade da década de 60, foram 
descobertos novos campos impor­
tantes, destacando-se Araçás e Mi­
ranga (1965) na Bacia do Recôn­
cavo, e RiaChuelo (1966) e Siririzl­
nho (1967) na Bacia de Sergipe­
Alagoas. Eram acumulações signi­
ficativas mas as reservas brasilei­
ras não acompanhavam o cresci­
mento do consumo de energia nO 
País. 

1.2 - A Exploração no Mar 

Desde o final da década de 50, a 
sísmica de reflexão havia se torna­
do a principal ferramenta explorató­
ria, suplantando o mapeamento 
geológico de superfíCie, os méto­
dos potenciais (gravlmetrla e mag­
netometrla) e o reconheCimento de 
exsudações de petróleo (esta defi­
niu a locação do poço DN PM-163, 
descobridor de Lobato). A partir de 
1968, entretanto, a sísmica de re­
flexão tornou-se uma ferramenta 
ainda mais Importante, com O Início 
dos levantamentos sísmicos com 
registro digitai, permitindo a sua 
utilização com bons resultados nO 
mar (Baccar e Lengler, 1989). As­
sim, ainda em 1968, a PETRO­
BRÁS lançou-se na direção de 
uma nova fronteira exploratÓria, 
talvez a mais Importante de toda a 
história da exploração de petróleo 
no Brasi I: a exploração no mar. O 
primeiro poço, perfurado na plata­
forma continental do Espírito Santo 
(l-ESS-l), não teve sucesso. Entre­
tanto, com a perfuração do segun­
do, na plataforma continental de 
Sergipe (l-SES-l), fOI descoberto 
Guaricema, o primeiro campo marí­
timo brasileiro. Imediatamente, Vie­
ram as descobertas de Caioba 
(1970), Camorim (1970) e Robalo 
(1973), também na Bacia de Sergi­
pe-Alagoas. Com a expansão da 
exploração no mar para outras ba­
Cias, sucederam-se Importantes e 
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históricas descobertas, destacando­
se: Ubarana (1973), na Bacia POtl­
guar; Garoupa (1974) e Namorado 
(1975), na Bacia de Campos; Xaréu 
(1977), na Bacia do Ceará, e Ca­
ção (1977), na Bacia do Espírito 
Santo. 

1.3 - A Exploração na Floresta 
Amazônica 

A exploração de petróleo nas gran­
des bacias sedimentares situadas 
na região amazónlca IniCiou-se 
ainda na década de 50, através de 
levantamentos gravlmétrlcos e 
sísmicos ao longo dos prinCipais 
riOS e levantamentos geológicos de 
superlícle nas estreitas faixas de 
rochas paleOZÓicas aflorantes nas 
margens das bacias (Mosmann cl 
ai. 1986). No ano em que comple­
tava 20 anos de atividades (1973), 
a PETROBRAS Já havia perfurado, 
sem sucesso, um total de 150 po­
ços exploratórios nas bacias do 
Acre, Sollmões, Amazonas e Ma­
raJó (flg. 1 J, o que representava na 
época 9° o do total de poços explo­
ratórios já perfurados no País. As ca­
racterísticas Iltológlcas das seções 
de preenchimento das bacias do 
Sollmões e Amazonas, que contêm 
espessos 51115 de dlabáslo Interca­
lados com evaporltos e carbonatos 
sobrepondo-se aos principais re­
servatórios (arenitos do Carbonífero 
Superior), constituíam um Impor­
tante obstáculo para o reconhecl­
meto de estruturas nas seções 
sísmicas. Adicionalmente, a densa 
floresta tropical traZia uma série de 
dificuldades para a perfuração de 
poços e o levantamento geofísIco, 
especialmente em áreas afastadas 
dos grandes riOS. A partir da meta­
de da década de 70, entretanto, 
avanços tecnológicos na sísmica 
de reflexão, aliados à evolução dos 
meiOs de comunicação e transpor­
te, estimularam uma profunda rea­
valiação da BaCia do Sollmões (até 
então chamada BaCia do Alto 
Amazollas), culminando com o 
mapeamento' do Importante ali­
nhamento estrutural do Juruá (Bra­
zll, 1990). Nesta estrutura, perfu­
rou-se em 1978, o 1-JR-1-AM -
poço em que fOI descoberta, na 
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selva amazônica, a primeira acu­
mulação comerCiai de gás em uma 
baCia paleOZÓica. Esta descoberta 
estimulou a continUidade das atlví­
dades exploratórias da bacía, que 
levaram a novas descobertas de 
gás na área do Juruá, bem como, 
em 1986, à descoberta de óleo e 
gás na província estrutural do Rio 
Urucu. ASSim, estava comprovada 
a Importância de mais uma frontei­
ra exploratória no Brasil: a explora­
ção na Floresta Amazônica e em 
baCias sedimentares paleOZÓicas. 

1.4 - A Exploração em Águas 
Profundas 

Paralelamente, enquanto a explo­
ração no mar expandia-se e conso­
lidava-se em diversas baCias das 
margens leste e norte do Brasil, os 
excepcionais resultados obtidos na 
BaCia de Campos estimulavam a 
perfuração de poços exploratórios 
em lâminas d'água gradativamente 
maiS profundas nesta baCia. em 
1977, iniCiaram-se as perfurações 
exploratórias nas proximidades do 
talude continental, com os poços 
1-RJS-32 (em cota batlmétrica 
[CB] de 298 m) e 1-RJS-54 
(CB = 264 m), através do qual se 
descobriu o Campo de Corvlna. 
Sucederam-se, em 1980, os poços 
1-RJS-116 (CB = 296 m), 
1-RJS-135 (CB = 295 m) e 
1-RJS-136 (CB = 379 m), e, 
em 1982, o poço 1-RJS-204 
(CB = 458 m). Apesar do sucesso 
obtl do com esses poços, foi so­
mente a partir da descoberta do 
Campo de Marlmbá, em 1984 (po­
ço 1-RJS-284: CB = 383 m), que a 
exploração em águas profundas In­
tensificou-se (Guardado e Lucche­
SI, 1988). Ainda em 1984, foi des­
coberto o campo gigante de Alba­
cora, através dos poços 1-RJS-297 
(CB = 293 m) e 1-RJS-305 
(CB = 437 m): o primeiro encontra 
óleo em turbidltos alblanos, e o se­
gundo atravessa reservatórios tur­
bldítlcos ollgocênlCOS. Imediata­
mente, com a perfuração do poço 
1-RJS-219A (CB = 853 m), em 
1985, fOI descoberto o Campo de 
Marllm, em turbldltos ollgocênicos. 

o Campo de Marlim, o maior cam­
po de petróleo do Brasil, consolida­
va definitivamente a mais nova 
fronteira exploratória do País: a ex­
ploração em águas profundas. 

Guardado e Lucchesl (1988) forne­
cem dados que ressaltam bem 
a importância da exploração em 
águas profundas na Bacia de 
Campos: com o levantamento de 
cerca de 98 000 km de linhas sís­
micas e com a perfuração, em qua­
tro anos, de apenas 36 poços ex­
ploratórios, foi descoberto um vo­
lume recuperável de óleo de pelo 
menos 5 bilhões de barris, o que 
corresponde a um custo explorató­
riO de apropriação de apenas US$ 
0.05/barril. Como referência, cita-se 
a média nacional, que é cerca de 
US$ 2.00/barril (Bacoccoli ef 
ai. 1988). Um grupo de fatores con­
tribuiu para este sucesso explorató­
riO, inciuindo: a excepcional quali­
dade dos dados sísmicos (as ano­
malias de amplitude constituem fa­
tor fundamental na declsâo das lo­
cações a serem perfuradas), o 
grande porte das estruturas e a 
ampla distribuição geográfica e em 
tempo geológico de reservatórios 
turbldíticos de alta qualidade. 

o sucesso da exploração em 
águas profundas levou a PETRO­
BRÁS a perfurar poços em bati me­
trlas cada vez mais elevadas, cul­
minando com a perfuração do poço 
4-RJS-367, em 1987, a uma cota 
bati métrica de 1 565 m (recorde bra­
Sileiro). E, ainda mais importante, a 
fronteira exploratória da exploração 
em águas profundas foi estendida 
para outras bacias brasileiras. Na 
Bacia de Sergipe-Alagoas perfurou­
se, em 1987, o poço 1-SES-92, em 
uma cota batimétnca de 1 111 m, 
onde testes revelaram uma vazão 
dlána de 445 m3 de óleo em turbl­
ditos cretáclcos do Membro Ca­
lumbi da Formaçâo Piaçabuçu 
(Van der Ven ef ai. 1989; Aquino e 
Lana, 1990). Por outro lado, tam­
bém têm sido mapeadas áreas fa­
voráveis para locações em águas 
profundas nas baCias do Ceará 
(Beltrami ef ai. 1989) e Pará-Mara­
nhão (Guimarães el ai. 1989). 

B. Geoci. PETROBRÁS, Rio de Janeiro, 4 (4), p. 349-386, out./dez. 1990 



TABELA I/TABLE I 
PRINCIPAIS OCORRÊNCIAS DE POROSIDADES E PERMEABILIDADES ELEVADAS EM RESERVATÓRIOS 

PROFUNDOS NO BRASIL 
MAJOR OCCURRENCES OF HIGH POROSITIES AND PERMEABILlTlES IN DEEP BRAZILlAN RESERVOIRS 

Principal Ano de p.,osidade(%1 Permeabili-

localização • Bacia Formação Idade Tipo de Campo ou Descoberta ou Média dade (mOI Profundidade 

Reservatório Poço Perfuração {Máximal Média (ml 
{Máximal 

Formacão Calcarenitos 

A Santos Guarujá" Albiano Igrainstonesl Tubarão 1988 10- 13 10 - 1000 4600 - 4850 
Inferior oolfticos e/ou i (241 136001 

oncolíticos I 

Formacão Arenitos 19 18 8 Santos hajaí, Membro Turoniano Merluza 1984 4690 , 
IIhabela 

turbidítlCOS (221 (31) 

, Barremiano Coquinas Badejo + 1975 

C Campos Fexmação (Andar Jiquiá, (calcarenitos Pampo + 1978 13 - 15 20 - 500 2500- 3100 lagoa Feia Cretáceo e calciruditos Linguado + 1978 (251 (21421 
Inferior) a pelecípodesl Trilha + 1982 

--

Formado Neocomiano 

I 
{Andar Rio da I 

D Recôncavo Itapariéa, . Serra, Arenitos 
Biriba 1965 19 285 

3360 Membro Agua Cretáceo 
eólicos (231 I (15101 

Grande I 
Inferior) 

I 
---

Jurássico I 
Sergipe - Formacão Superior I Arenitos 

I 

19 
, 

1445 

I woo_ 
E 

Alagoas Serrariá (Andar Dom fluviais 
Caioba + 1970 

(241 
I 

(50121 
João) 

, - , 

Jurássico I 
F Sergipe - Formacão Superior Arenitos 6-RB-18-SES 1987 13 

I 

126 I 4200 
Alagoas Serrariá (Andar Dom fluviais (Robalo) • 1181 (3001 

-L---Joãol 
i 

I Serglpe-

Neocomiano 

I 

Formação (Andar Rio Arenitos 13 21 G Barra de da Serra, l-MAS l-AL 1989 4360 Alagoas 
Itiúba Cretáceo 

eólicos 1161 I (621 
i 

Inferior) 
I 

I 

(~~3370 Formação Neocomiano Arenitos Área do poço I 11 
I 

H Potiguar Pendência (Cretáceo fluviais e l-RNS-89A-RN 1986 (141 
Inferior) deltaicos 

Formação Neocomiano I Arenitos 12 
I 

2 

I 
I Potiguar (Cretáceo fluviais e Pescada 1980 3450 Pendência , Inferior) deltaicos 

(171 (211 
I I , ---, 

Neocomiano 
J Potiguar 

Formacão 
(Cretáceo 

Arenitos 
l-RFQ-l-RN 1988~. 

I 

<0,1 4030 Pendência 
Inferior) 

fluviais 

Formacão Arenitos I I 
K Paraná 

Rio Bonito 
Permiano 

deltaicos 
2-AN-l-PR 1982 

I 
20 - 4000 

- . --
• Para localização, vide letras A - K na figura 1 
+ I~ão são reservatÓrios profundos, porém apresentam porosidades e permeabilidades Significativamente mais elevadas do que outroS reservatórios da mesma fo.'mação ou Idade, 

em profundidades eqUivalentes . 
• Poço perfurado no Campo de Robalo, porém a Formação Serraria não é produtora de hidrocarbonetos na área. 

1.5 - A Exploração em 
Reservatórios Profundos 

Desde a segunda metade da déca­
da de 60, embora mais notadamen­
te na década de 80, a PETRO­
BRÁS tem realizado Importantes 
descobertas de petróleo em reser­
vatórios profundos, ou em reserva-

tórios com características permopo­
rosas significativamente melhores 
do que aquelas dos seus análogos 
(mesma unidade estratigráfica ou 
idade), situados em profundidades 
equivalentes (tabela 1)_ 

Em 1965, na BaCia do Recôncavo, 
foram testemunhados, no poço 

B. Geocl. PETROBRÁS. RIO de Janeiro, <I (4). p. 349-386, ouUdez_ 1990 

1-BB-3-BA (Campo de Biriba), os 
arenitos portadores de gás do 
Membro Água Grande, Formação 
Itaparica (Neocomlano, seção rilf -
fig, 2)_ Medidas de porosidade e 
permeabilidade representativas do 
Intervalo de profundidades entre 
3 355 e 3 360 m apontaram valores 
médios de 19% e 285 mO, e má-
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Fig_ 2 SeçAo geológica generalizada para as bacias sedimentares da margem continent6lleste do Brasil. Principais seções de preenchimento: PR - seção pré-fllt 
(Neojurássico 8 Neocomianol; R - seçAo rlft (Neocomiano a Barremiano); T - seção transicionsl (Aptiano): e D - seção drift (Albiano ao Recentel. incluindo 
as megasscQuências de platafOfma carbonática rasa (CRL marinhatransgressivslMTl e marinha regressiva (MA). LitologiBS: 1 - conglomerados, 2 - arenitos, 
3 - folhelhos. siltitos e margBS, 4 - rochas carbonátiCBS. 5 - eVBporitos. 6 - coquinas e 7 - embasamento (rochas ígneas e metamórficas). 

:19 l Generalized geologicalseC(/On fo( (hesedlmenrary basins ofthe Eastem 8razilian continental margin Main fllling-sections: PR pre-rift section (Late JUlassic 
ro ,'lieoCOlnI3n), H rif( sec(!on (Neocomian to Barremian), T -- tranSlcionaf section (Aptian); and D - drifc section (Albian co presentJ, including file shaflow 
carbonare plafform megaseQuence ICR!, tlle marine transgressive megaseQuence (MT!. and rlle marJne regressive megaseQuence (MR). Lirhologies: 1 
conglomerarps, 2 sands(ones, 3 shales, siltscones, and mar/s, 4 - carbonate rocks, 5 - evaporÍ(es, 6 COQuinas, and 7 basernen( ligneous and 
meramorphlc focksi 

xlmos de 23~o e 1 510 mD, respec­
tivamente. Alguns poucos trabalhos 
fazem menção à excelente quali­
dade desses reservatórios (por 
exemplo, Andrade, 1975), mas 
apenas recentemente foram com­
preendidas suas Implicações no 
delineamento das fronteiras explo­
ratórias da baCia (Bruhn et ai. em 
edição). Os reservatórios de Blrlba 
representam uma notável anomalia 
positiva em relação às tendênCias 
de variação da porOSidade e per­
meabilidade com a profundidade, 
reglstri1das alt; então para os areni­
tos do Membro Água Grande (flg. 
3), e a compreensão dos fatores 
que a prodUZIram é essenCial para 
a busca de prospectos semelhan­
tes na bacia. 

Até o final da década de 60, os re­
servatórios da Formação Serraria 
(JuráSSICO da BaCia de Serglpe­
Alagoas, seção pré-rift - figo 2) 
apresentavam características per­
moporosas bastante pobres (Olivat­
ti e Ribeiro, 1969). Com a desco­
berta do Campo de Caioba (1970), 
primeira acumulação da Formação 
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Fig, 3 Distribuição da porosidade e permeabilidade com a profundidade para as duas principais associações 
faciológicas do Membro Agua Grande. Formaçlio Itaparica {seçlio pré-rifc da 8acia do Recôncavo}: 
arenitos eólicos e arenitos fluviais. As áreas hachuradas ou pontilhadas indicam a distribuição dos 
pontos am05trados para arenitos eólicos e fluviais. respectivamente. 554 e 641 (Bruhn et aI. no prelo). 

Flg_ 3 Disrribution wirh dePlh of porosily and permeability for the lwO main facies associacions in lhe Agua 
Grande Member, Iraparica Formarion (pre-rifr seclion, Rec()ncavo Basin): eolian and fluvial sandstones. 
fiarched and dotred areas indicate the disUibucion of 554 and 6 41 measuremenrs for eolian and fluvial 
sandstones, respectively (8fUhn et aI. in press) 
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Serrana na porção marítima da ba­
cia, registraram-se, no intervalo de 
2000 a 2 100 m de profundidade, 
valores médios de porosidade e 
permeabilidade de, respectivamen­
te, 19% e 1 445 mD. As informa­
çóes de Caioba levaram Franke e 
Silva (1975) a configurar as frontei­
ras exploratórias para a Formação 
Serraria para 3500 m de profundi­
dade. Mais recentemente, o poço 
6-RB-18-SES (1987), também na 
porção marítima da Bacia de Ser­
gipe-Alagoas, perfurou a 4200 m 
de profundidade, arenitos da For­
mação Serraria com porosidades e 
permeabilidades de até 18% e 
300 mD, respectivamente. Bruhn e! 
ai. (1988) e Garcia e! ai. (1990, 
neste volume) analisaram todos os 
dados disponíveis sobre a qualida­
de dos reservatórios Serraria, e de­
finiram comportamentos diferen­
ciados para os reservatórios de ter­
ra e de mar (fig. 4), com estes 
apresentando melhores perspecti­
vas em profundidade. Por outro la­
do, embora o poço 6-RB-18-SES 
não tenha encontrado uma nova 
acumulação de petróleo na Forma­
ção Serraria, estende as fronteiras 
exploratórias desta unidade para 
além de 4 200 m de profundidade. 

Em 1975, fOI descoberto Badejo, a 
primeira jazida nas coquinas (calci­
ruditos e calcarenitos a pelecípo­
des) da Formação Lagoa Feia (An­
dar Jiquiá, Barremiano da Bacia de 
Campos, seção rift - figo 2), se­
guindo-se os campos de Pampo e 
Linguado (1978), e Trilha (1982). 
Tais reservatórios, situados entre 
2 500 e 3 100 m de profundidade, 
apresentam porosidades e per­
meabilidades médias da ordem de, 
respectivamente, 13-15% e 
20-500 mD, com as porosidades e 
permeabilidades máximas atingin­
do, respectivamente, 25% e 
2 142 mD (Horschutz eScuta, 
1990). Mais do que por sua profun-
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Fig. 4 Distribuição da porosidade e permeabilidade com li profundidade para os reservatórios da Formação 
Serraria (seçlio pré·rilr da Bacia de Sergipe-Alagoas). As áreas hachuradas indicam li distribuição 
dos pontos amostrados (n = número de medidas). Para os principais campos amostra dos, estão 
indicados os valores médios de porosidade e permeabilidade: CP - CarmÓpolis, FU - Furado, CB 
- Caioba, CSMC - Cidade de São Miguel dos Campos, RB - Robalo. Observe como a inclusão 
dos dados dos campos marítimos de Caioba e Robalo define gradientes mais suaves de redução da 
porosidade e permeabilidade com a prOfundidade do que aqueles calculados apenas com as 
informações dos campos terrestres <Bruhn e( aI. 19BB). 

Fig. 4 Distribution with deprh of porosiry and permeability for the reservoirs of rhe Serraria Formation (pre 
·rift section, Sergipe·AlagoasBasin). Hatchedareasindicare rhedistribution ofsamples (n = number 
of measurements). Averageporosiries andpermeabilíties for the fields with bettersamplingare shown: 
CP - Carmópolis, FU - Furado, CB . Caioba, CSMC - Cidade de São Miguel dos Campos, RB 
. Robalo. The gradient of decreasing porosity aM permeabiliry with depth, when calculared with 

data from rhe offshore fields of Caioba and Robalo {relia + mar), is gentler than chac calculared wich 
data from onshore fields only (terra) fBruhn et aI. 1988). 

didade absoluta, as coquinas da 
Formação Lagoa Feia destacam-se 
por registrarem, no intervalo de pro­
fundidades entre 2 500 e 3 400 m, 
valores de porosidades e permea­
bilidades mais elevados do que 
qualquer outro tipo de reservatórios 
das seçóes rif! (Neocomiano e Bar­
remiano) e transicional (Aptiano) 
das bacias sedimentares brasileiras 
(fig.5). 

Em 1980, foi descoberto o Campo 
de Pescada, localizado na porção 
marítima da Bacia Potiguar (fig. 1), 
em reservatórios neocomianos da 
Formação Pendência (seção rif! -
figo 2). Pescada é essencialmente 
um campo de gás, mas também 
contém óleo em três das suas oito 
zonas de produção. Seu contato 
óleo-água mais inferior situa-se à 
- 3 460 m de profundidade (Maia 
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Distribuição das porosidades máximas com li profundidade. para os reservatórios brasileiros mais 
importantes. Seção pré rift (Andar Dom João - Jurássico Superior, e Andar Rio da Serra Inferior 
- Neocomiano): arenitos fluviais e eólicos das formações Aliança, Sergi e ltaparica !Bacia do 
Recôncavo}; e Formação Serraria (Bacia de Sergipe-Alagoas) (numero de amostras para construção 
da curva In] ~ 4 883).1': apresentada uma curva alternativa para a seção pré-flfr, a partir dos 2 200 m 
de profundidade, Que nAo inclui os valores anomalamente elevados de porosidade e permeabilidade 
de reservatórios dos campos da Biriba (FormaçAo Itaparical e Robalo (FormaçAo Serraria; vide texto 
e figuras 3 e 4 para maiores detalhes). SeçAo rilt (andares Rio da Serra Médio e Superior, Aratu e 
Buracica - Neocomiano, e Andar JiQuiá - Barremiano): arenitos fluviais, eólicos, deltaicos e 
turbiditicos das fonnaçOesCandeias, Catu, TaQuipee Pojuca{Bacia do Recôncavo); formações Barra 
de Itiüba e COQueiro Seco (Bacia de Sergipe-Alagoas); e FormaçAo Pendência (Bacia Potiguar) {n 
:= 6 8811. Seção uansicional (Andar Alagoas, Aptiano): conglomerados de leques aluviais, leques 
deltaicos e turbiditicos da FormaçAo Muribeca (Bacla de Sergipe-Alagoas); e arenitos fluviais, 
costeiros e turbiditicos das formaçOes Muribeca (Bacia" de Sergipe-Alagoas), Mar"lricu (Bac"la do 
Espírito Santole AlagamsrlBacia Potiguar) In = 4 6461. A Formação Açu {Albiano-Cenomanianol. 
Que integra a seçAo ritr transgressivs da Bacia Poliguar, foi agrupada juntamente com as unidades 
tipicamente Iransicionais, devido às semelhanças faciológicas com as formações Alagamar e 
Mariricu, bem como ao padrAo semelhante na distribuiçAO de porosidades e permeabilidades com 
a profundidade. COQuinas da Formação Lagoa Feia IAndar Jiquiá, Barremianol: calcarenitos e 
calciruditos a pelecipodes In = 1 2071. Carbonatos da Formação Macaé (Albianol: calcarenitos 
oolíticosloncolíticos In = 3445), Turbidicos da Bacia de Campos (Albiano ao Mioceno): arenitos 
turbiditicos das formaçOes Macaé e Campos (n = 29121. O simbolo • indica as profundidades 
utilizadas na construçAo da tabela 11 (R = seçAO ritr, TR = seÇAo transicional, PR := seçAo pré-ritr, 
LF = COQulnas da FormaçAo Lagoa Feia, C = carbonatos da FormaçAo Macaé, T = turbiditos da 
Bacia de Campos). 
DisUiburion wich depth olmaximum porosities aM permeabiJities lor che most imporranr Brazilian 
reservoirs. Pre-rift section (upper Jurassc and Neocomian): fluvial aM eolian sandstones Inumber 
oI porosity aM permeabiliry data In! ;= 4,883). An alternacive curve is presented for rhe pre rift 
reservoirs (Ior depchs larger chan 2,200 m), which does nor include lhe anomalously high porosiries 
and permeabilicies oI reservoirs oI che Biriba (Itaparica Formarionj aM Robalo {Serraria Formafionj 
lields_ Rilt section (Neocomian and Barremian): fluvial, eolian, delCaic and rurbidite sandstones In 
;= -6,881). Transitional section rAptianj' conglomerares (aNuvial lans, fan delras and turbidires), and 
sandstone's (fluvial, escuarine, scrand-plain and turbidites) In = 4,646). Coquinas of the Lagoa Feia 
Formation lBarremian): IpeJecipodJ bioaccumulated calcarenires and calcirudires In ;; 1,207). 
Carbonates of the Macaé Formation (Albian): oaliric/oncolitic calcaren;ces In = 3,445}. Turbidites 
of Campos Basin (Albian to Miacene): curbidicesandstones In == 2,9121. ThesymbOI. indicaces lhe 
deprh values used in rhe construction oI tablell (R = rift seccion, TR = cransitional secrion, PR = 
pre-rilr section, LF = COQuinas oI Lagoa Feia Formation, C = carbonates oI Macaé Formation, T == 
turbidites oI Campos Basin). 

et ai. 1990), tratando-se da mais 
profunda jazida de óleo em reser­
vatórios da seção rift no Brasil. 
Também na porção marítima da 
Bacia Potiguar a perfuração do po­
ço 1-RNS-89A, em 1986, levou à 
descoberta da mais profunda acu­
mulação de gás em reservatórios 
rift do País, a 3 950 m. A descober­
ta dessas duas acumulações, além 
de estender as perspectivas explo­
ratórias da bacia para horizontes 
mais profundos, permitiu diferen­
ciar as tendências de variação de 
poroSidade e permeabilidade com 
a profundidade, nos reservatórios 
em terra e no mar. A exemplo do 
que ocorre na Bacia de Sergipe­
Alagoas com a Formação Serraria, 
os arenitos da Formação Pendên­
cia tendem a apresentar melhores 
características permoporosas em 
grandes profundidades na porção 
marítima da Bacia Potiguar (Bruhn 
et aI. 1988 - figo 6) por outro lado, 
embora os dados disponíveis indi­
quem uma situação menos otimis­
ta para a exploração de reservató­
rios profundos na porção emersa 
da Bacia Potiguar, o poço 
1-RFQ-1-RN (1987) atravessou, a 
4030 m de profundidade, reserva­
tórios da Formação Pendência com 
15% de porosidade (medida em 
perfil) e saturados de hidrocarbone­
tos (Walck e Soares, 1989; Anjos et 
ai. 1990, neste volume). 

As primeiras descobertas de pe­
tróleo na BaCia de Santos (fig. 1) 
ocorreram apenas na década de 
80. A Pecten descobriu, em 1984, o 
campo de gás de Merluza, onde os 
reservatórios são turb.ditos turonia­
nos do Membro IIhabela da Forma­
ção Itajaí (J.nno e Lamas, 1990; 
Sombra et ai. 1990b, neste volume; 
seção drift - figo 2); e a PE­
TROBRÁS descobriu, em 1988, o 
Campo de Tubarão, que contém 
óleo volátil e gás de condensação 
retrógrada em calcarenitos Islrains-

B. Geoci. PETROBRÁS, Rio de Janeiro, 4 (4), p. 349-386, out./dez. 1990 
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Fig. 6 Distribuição da porosidade e permeabilidade com a profundidade para os reservatórios da Formação 
Pendência (seção ri't da Bacia Potiguar). As áreas hachuradas indicam a distribuição dos pontos 
amostrados (n = numero de medidas). Para os principais campos amostrados, estão indicados os 
valores médios de porosidade e permeabilidade; LV - Livramento. SE - Serraria, UPN - Upanema, 
UB - Ubarana, PE - Pescada. Foram calculadas curvas relacionando porosidade e permeabilidade 
com a profundidade. incluindo ou não os dados dos campos marítimos de Ubarana e Pescada (Bruhn 
et aI, 1988). 

Fig. 6 Distribution witll deptll of porosity and permeabiliCy for file reservoirs of clle Pendéncia Formation 
(rift section. PtJriguar Basin). Hatclled areas indicate rlle distriburion of samples (n = number 01 
measurements). Average porosities and permeabiliries for llle lields witll better sampling are sllown: 
LV - Livramento, SE - Seflaria, UPN - Upanema, UB - Ubarana, PE - Pescada. Curves relating 
porosity (or permeability) to depth were calculated, including onshore and offshore data (tefla + 
mar), and onsllore (tefla) data {Jlone. Tlle oftsllore fields are Ubarana and Pescada (Bruhn et aI. 19BBj. 

lones oolíticosloncolíticos) albianos 
da Formação Guarujá Inferior (Mo­
raes el ai. 1989; Cruz e Moraes, 
1990; Carvalho el ai. 1990, neste 
volume; seção drift - figo 2). Estas 
primeiras descobertas comerciais 

na Bacia de Santos destacam-se 
por serem os campos de petróleo 
mais profundos do Brasil. No Cam­
po de Merluza, estima-se um con­
tato gás-água para os arenitos da 
Formação Itajaí a -4 709 m (Jinno 
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e Lamas, 1990), com os reservató­
rios apresentando porosidade e 
permeabilidade média de 19% e 
18 mO, respectivamente. Já nO 
Campo de Tubarão, o contato hi­
drocarboneto - água mais inferior 
situa-se a -4 795 m, e os reserva­
tórios apresentam porosidade e 
permeabilidade máximas de 24% e 
3600 mO, respectivamente (Cruz e 
Moraes, 1990). 

Outra ocorrência Importante de al­
tas porosidades e permeabilidades 
em grandes profundidades é repre­
sentada pelos arenitos eólicos da 
Formação Barra de Itiúba, Bacia de 
Sergipe-Alagoas (fig. 1), testemu­
nhados em 1989 pelo poço 
1-MAS-l-AL (Pinho e Costa, 1990, 
neste volume). A uma profundidade 
de 4 360 m, essas rochas apresen­
tam porosidades e permeabilidades 
de até 16% e 62 mO, respectiva­
mente, constituindo uma importan­
te anomalia na distribuição das 
propriedades petrofísicas da For­
mação Barra de Itiúba (fig. 7). 

Também merece destaque o regis­
tro de porosidades médias de 20%, 
a 4 000 m de profundidade, nos 
arenitos deltaicos permianos da 
Formação Rio Bonito, Bacia do Pa­
raná (Milani el ai. 1990 - figo 1). 
Tal ocorrência, descoberta em 
1982 com a perfuração do poço 
2-AN-l-PR pela Paulipetro, desta­
ca-se sobremaneira pela idade 
permiana desses reservatórios. 

A descoberta de acumulações de 
petróleo, ou simplesmente de ro­
chas com altas porosidades e per­
meabilidades em grandes profun­
didades, tem sido crescente nas 
bacias sedimentares brasileiras, 
delineando a importância do que 
poderá ser a próxima fronteira ex­
ploratória no Brasil: a exploração 
em reservatórios profundos. 
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Fig. 7 Distribuição da porosidade e permeabilidade com a profundidade para os reservatórios da Formação 
Barra de Itiúba (seção fiNda Bacia de Sergipe-Alagoas). As áreas hachuradasindicam adistribuição 
dos pontos amostrados (n = número de medidas). Para os principais campos amostra dos. estão 
indicados osvalOfcs médios de porosidade e permeabilidade: CP - Carmópolis, FU - Furado, CSMC 
- Cidade de São Miguel dos Campos, CB - Cai oba. Observe Que a inclusão dos dados do campu 
marítimo da Caioba estabelece gradientes de redução da porosidade e permeabilidade com a 
profundidade mais suaves do Que aqueles calculados apenas com as informações dos campos de 
terra. As porosidades e permeabilidades registradas no poço l-MAS·l-AL constituem até enti'lo uma 
anomalia para a Formação Barra de Itiúba. e não foram incluídas no Gálculo dos gradientes médios 
de redução de porosidade e permeabilidade com a profunelidade (modificado de Bruhn e1 aI 1988). 

f ig 7 Disrflburion with depthofporosityandpermrebiliry for rhereseIVoirs of theBarradelriúba Formarion 
Irifsection, Sergipe Alagoas Basin). flarchedareas indicare rhe distribution of samples tn = number 
of mresuremenrs). Averageporosities and permeabilities for rhe fields with better sampling are shOWIl 
CP - Garmópolis, FU - Furado, CSMC Cidade de São Miguel dos Campos, CB Caioba. 7 he 
gradients of decreasing porosity and permeabiliry wirh deprh, when calculated with data from tlle 
offshore field of Gaioba, are genrJer rhan rhose calculated with data from onshore fields only. Fbrosiries 
and permeabilities recorded in the well I·MAS·IAL are anomalous with respect to rhe present/y 
known variations for the Barra de ltiúba Formation, and were nor considered in rhe calculations 01 
lhe gradienrs of decreasing porasiry and permeability wirh deprh Imodlfied fram Bruhn et aI. 1988). 

A superação de fronteiras explora­
tónas bem definidas, mesmo da­
quelas tipicamente regionais, tem 
contnbuído significativamente para 
a produção braSileira de petróleo. 
Na década de 80. viveu-se na Ba­
Cia do Recôncavo (flg. 1) a sua 
chamada "terceira fase explorató­
ria", quando concentraram-se os 
esforços na prospecção de acu-

mulações estruturais e/ou estrati­
gráficas nos turbiditos do Membro 
Gomo, Formação Candeias (seção 
rilt - flg. 2), especialmente no 
Compartimento Nordeste da bacia 
(Bruhn, 1985; Andrade, 1989). Nes­
ta fase, foram descobertos os 
campos de Riacho da Barra (1982), 
Fazenda Bálsamo (1983) e Rio do 
Bu (1984), que, embora de menor 

porte do que os campos mais im­
portantes das fases antenores, con­
tribuíram significativamente para a 
manutenção da produção diária da 
bacia em torno de 13000 m3/dla, 
ao longo de toda a década. Outro 
exemplo importante ocorreu na Ba­
cia Potiguar emersa (fig. 1). cUJa 
exploração desenvolveu-se essen­
Cialmente na década de 80. Até 
1982, quando se descobriu o Cam­
po de Serrana a cerca de 1 300 m 
de profundidade, pouca atenção 
havia sido dada a prospectos mais 
profundos na bacia (Bertani et 
aI. 1987; Waick e Soares, 1989). A 
partir de então, Iniciou-se uma ati­
va campanha exploratória buscan­
do acumulações mais profundas na 
Formação PendênCia (seção rilt -
figo 2). que levou à descoberta de 
um volume originai de óleo in-place 
de cerca de 48 x 10" m" distribuído 
em 11 acumulações na porção 
emersa da baCia. 

A deflnlçào e abordagem de novas 
fronteiras exploratórias não Implica, 
necessariamente, o abandono das 
anteriores. Na verdade, a definição 
de novas fronteiras exploratónas 
permite a ampliação de um portlo­
lia de opções de investimentos pa­
ra a PETROBRÁS. A exploração 
de reservatórios profundos na Ba­
cia de Santos, por exemplo, é uma 
oportunidade de investimento atual 
tanto quanto as águas profundas 
na BaCia de Campos ou na Bacia 
de Sergipe-Alagoas. 

A superação de fronteiras explora­
tórias no mar, ou mais recentemen­
te, em águas profundas, atingiu 
pleno sucesso. HOJe as acumula­
ções de petróleo marítimas contêm 
72% dos volumes onginais de óleo 
do País, sendo que, Isoladamente, 
os campos em águas profundas 
encerram 44% deste total. Com 
relação à exploração em reservató-
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riOS profundos, ainda é muito difíCil 
avaliar com precisão o prêmio que 
está em jogo. Mesmo aSSim, con­
sidera-se de grande Importância a 
compreensão dos fatores que çon­
traiam a preservação elou geração 
de porOSidade em profundidade 
nos casos conhecidos, para se es­
tabelecer em modelos predltlvos 
que orientem a exploração futura. 

o presente artigo tem como princi­
pais objetiVOs: apresentar as prin­
cipais ocorrências de porosida­
des elou permeabilidades elevadas 
em reservatórios profundos no Bra­
sil, estando elas relacionadas ou 
não a acumulações comerCiaiS de 
hidrocarbonetos (flg. 1 e tabela I); 
enumerar alguns dos principais 
fatores de preservação elou gera­
ção de porOSidade em altas pro­
fundidades, com atuação reconhe­
cida nas baCias sedimentares bra­
sileiras; sumarizar o esforço rea­
lizado pela PETROBRÁS na busca 
de JaZidas profundas; e mostrar 
a Importância futura da exploração 
sistemática e em bases Científicas 
de hOrizontes profundos. 

2-0QUESÃO 
RESERVATÓRIOS 
PROFUNDOS? 

O campo de óleo superglgante de 
Tenglz, Situado na União SOViética, 
contém cerca de 4 x 1 Dom' de óleo 
e 1 300 x 1 O'm ' de gás em carbo­
natos devonlanos e carboníferos, 
que compõem uma coluna de hi­
drocarbonetos estendendo-se con­
tinuamente entre 4000 e 5500 m 
de profundidade (Shlrley, 1990; Pet­
zoukha, 1990). Por outro lado, os 
arenitos JuráSSICOS da Formação 
Norphlet 'atuam como reservatórios 
de gás no sul dos estados de Mls­
SISSlpl e Alabama e no oeste da 
Flõrlda (EUA), apresentando poro­
Sidades maiores do que 20% e 

permeabilidades de até 1 000 mD 
em profundidades que excedem 
6000 m (Dixon el ai. 1989). Cer­
tamente estes dois exemplos es­
trangeiros, bem como os reservató­
riOS dos campos de Merluza e Tu­
barão na BaCia de Santos, mere­
cem a deSignação de "reservatórlos 
profundos", independentemente de 
quão rigoroso seja o critério de pro­
fundidade para a definição de tal 
tipo de reservatório. De fato, o 
Campo de Tengiz é considerado o 
campo de óleo superglgante mais 
profundo do mundo. 

A denominação "reservatório pro­
fundo" tem sido utilizada de forma 
crescente na literatura geológica in­
ternacional e brasileira, entretanto 
os critérios para a sua utilização 
não estão ainda perfeitamente de­
finidos. Certamente um critério ba­
seado em profundidade absoluta, 
desconsiderando Idade ou caracte­
rísticas litológicas, seria aquele de 
aplicação mais simples e uniforme. 
Contudo, o planejamento explora­
tório para as diversas baCias sedi­
mentares brasileiras requer defini­
ções maiS precisas quanto ao que 
são reservatórios profundos, bem 
como, num passo adiante, defini­
"ões de profundidades a partir das 
quais a porosidade e permeabilida­
de dos reservatónos decrescem a 
níveiS que Inviabilizam a explora­
ção de óleo ou gás. 

A definição maiS rigorosa de pro­
fundidades-limite ou fronteiras ex­
ploratórias controladas por profun­
didade certamente varia de uma 
baCia para outra, ou até mesmo en­
tre compartimentos tectono-sedi­
mentares de uma mesma bacia. Is­
to é devido às variações de um 
amplo grupo de fatores que con­
trolam o comportamento da porosi­
dade e permeabilidade em profun­
didade, os quais serão discutidos 
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nas seções seguintes deste artigo, 
bem como, até mais exaustivamen­
te, em outros trabalhos que com­
põem este número especial do 
"Boletim de Geociências." Apenas 
a título de introdução do leitor no 
assunto, podem-se enumerar entre 
os principais fatores: caracterís­
ticas texturals dos sedimentos (em 
especial, granulometria, seleção e 
teor de matriz sin-deposll'ional); 
compOSição mineralógica do arca­
bouço; história de soterramento, 
definida em termos de tempo e 
profundidade (a idade das rochas, 
por si só, seria um indicador preli­
minar da história de soterramento); 
história diagenética, descrita pela 
sequencla, duração e intensi­
dade dos eventos de compactação 
(mecãnlca e química), cimentação 
e dissolução de cimentos e com­
ponentes do arcabouço dos reser­
vatórios; história térmica da bacia; 
história das pressões na bacia; e 
história da geração, migração e 
acumulação de fluidos (incluindo 
também os hidrocarbonetos) na 
bacia, caracterizada em termos 
composicionais, temporais e es­
paciais. Reconhece-se aqui que 
esta lista poderia ser ampliada, 
bem como mu itos dos fatores aci­
ma estão intimamente relacio­
nados. 

Para uma análise iniCiai das fron­
teiras exploratórias controladas por 
profundidade, os reservatórios bra­
sileiros podem ser agrupados se­
gundo as principais fases de pre­
enchimento das bacias da margem 
continental do Brasil. Trabalhos 
clássicos como os de Asmus e 
Ponte (1973), Ponte e Asmus 
(1978) e Ponte el ai. (1978) reco­
nheceram quatro estágios na evo­
lução destas baCias (fig. 2) pré-rift 
(continental), ri!1 (continental), pro­
to-oceãnico (transicional evaporíti­
co) e drift ou pás-rift (marinho). 
Tais estágios estão relacionados à 

359 



ruptura do paleocontlnente do 
Gondwana, desencadeando a se­
paraçao Brasil - África e a abertura 
do Atlântico Sul. 

A fase pré-rift (ou seqüência 
sln-nft I, como preferem Chang et 
ai. 1988) é representada por um 
complexo de leques aluviais de 
clima árido e depósitos fluviais, eó­
licos e lacustrlnos rasos (com loca· 
Ilzados níveis de evaporltos) asso­
ciados (flg. 2). Durante parte do Ju­
rássIco Superior (Andar Dom Joao) 
e do Neocomlano (Andar RIo da 
Serra Inferior), esses sedimentos 
preencheram uma ampla slnéclise 
situada ao norte da atual Bacia do 
Espírito Santo, chamada Depres­
sao Afro-Brasileira (Ponte et 
ai. 1971). Os reservatórios da se­
çac pré·nft contêm, respectivamen­
te, 8,9 e 5,2~ c dos volumes Origi­
nais de óleo e gás nao-assoclado 
do País (flg. 8), a maior parte con­
centrada nas formações Sergl e 
Itaparlca, Bacia do Recõn 'avo, e 
na Formaçao Serraria, Bacia de 
Sergipe-Alagoas. 

A seçao nft representa o registro 
da sedlmentaçao em uma série de 
melo-grabcns, rapidamente subsl­
dentes, estabeleCidos no Cretáceo 
Inferior. Durante o iníCIO do Neo­
comlano (andares RIo da Serra -
médiO e superior - e Aratu), de­
senvolveram-se uma série de lagos 
profundos, preenchidos por folhe­
lhos escuros riCOS em matéria or­
ganlca, arenitos e conglomerados 
turbldítlCOS e arenitos flúvlo-deltal­
cos associados e, mUito subordlna­
da mente, calcarenltos oncolítlCOS 
e/ou ostracoldals (flg. 2). No final 
do Neocomlano (Andar Buraclca) e 
durante o Barremlano (Andar J,­
qUlá), os lagos tornaram-se pro­
gressivamente mais rasos, com a 
sedimentação sendo domlnante­
mene flUVial e deltalca, eventual­
mente mista clástlca-carbonátlca. 
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Fig. 8 Distribuição dos volumes originais totais de óleo e gás não-associado pelas diversas seções de 
preenchimento das bacias sedimentares brasileiras (situaçâo em dezembro de 1988). Os volumes 
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Na BaCia de Campos, em especial, 
depOSitaram-se camadas de coqui­
nas (calcarenltos e calcirudltos 
compostos por pelecípodes, ostra­
codes e alguns gastrópodes) (flg. 
2). Os prinCipais reservatónos rift 
são representados pelas formações 
Candeias, Marfim, Taqulpe e POIU­
ca na Bacia do kecôncavo; Lagoa 
Feia na BaCia de Campos; Pen­
dênCia na BaCia Potlguar; e Barra 
de itlúba e Coqueiro Seco na Bacia 
de Sergipe-Alagoas. Os reservató­
riOS da seção oft contêm 8,9% dos 
volumes originais de ôleo do País, 

sendo ainda mais importantes com 
relaçao aos volumes onginals de 
gás não-associado: concentram 
37,4% do total brasileiro (fig. 8). 

Durante o Andar Alagoas (Aptiano), 
depositou-se uma seção sedimen­
tar de transiçao entre a fase rift 
(continental) e a fase drift (mari­
nha). É caractenzada, em especial, 
por espessas camadas de evapon­
tos, mas também contém cunhas 
de conglomerados e arenitos gros­
seiros, gradualmente recobertas 
por arenitos finos e folhelhos ncos 
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em matéria orgãnica de origem eu­
xínica e salina (fig. 2). Os mais im­
portantes reservatórios da seção 
translcional situam-se nas forma­
ções Muribeca da Bacia de Sergi­
pe-Alagoas, Alagamar da Bacia Po­
tiguar, e Mariricu da Bacia do Espí­
rito Santo. Juntamente com a For­
mação Açu da Bacia Potiguar - in­
tegrante da seção drift, mais espe­
cificamente da seção marinha 
transgressiva, mas com importan­
tes semelhanças faciológicas com 
as formações da seção transicio­
nal-, contêm 13,7 e 4,4%, respecti­
vamente, dos volumes originais de 
óleo e gás não-associado do País 
(fig. 8). 

A sedimentação da fase drift ini­
ciou-se no Albiano, com o desen­
volvimento de uma extensa plata­
forma carbonática de alta energia, 
onde se acumularam dominante­
mente calcarenitos de águas rasas 
("megasseqüência de plataforma 
carbonática rasa", segundo Chang 
et ai. 1988 - figo 2). Os principais 
reservatórios produzidos neste pri­
meiro estágio são representados 
pelas formações Macaé na Bacia 
de Campos, Guarujá na Bacia de 
Santos e Barra Nova na Bacia do 
Espírito Santo. No final do Albiano, 
iniciou-se uma sedimentação de 
baixa energia composta de calcilu­
titos, margas e folhelhos, bem co­
mo de turbiditos arenosos e con­
glomeráticos associados, que com­
põem, segundo Chang et 
ai. (1988), a "megasseqüência ma­
rinha transgressiva" (fig. 2). Esta é 
sucedida por uma "megasseqüên­
cla marinha regressiva", que varia 
em idade dependendo da bacia 
considerada (Chang et ai. 1988); 
por exemplo, a partir do Coniaciano 
na Baciá de Santos, do Paleoceno 
na Bacia de Campos, e do Eoceno 
na Bacia de Sergipe-Alagoas. A 
"megasseqüência marinha regres­
siva" registra a sedimentação sín-

crona em um sistema de leques 
deltaicos, plataforma carbonática e 
talude/bacia (fig. 2). Os principais 
reservatórios das duas megasse­
qüências marinhas são turblditos 
arenosos variando em idade do AI­
biano ao Mioceno, que estão In­
cluídos nas formações Macaé e 
Campos na Bacia de Campos, Pia­
çabuçu na Bacia de Sergipe-Ala­
goas, Urucutuca na Bacia do Espí­
rito Santo, Ubarana na Bacia POtl­
guar, e Itajai na Bacia de Santos. A 
seção drift é a mais importante em 
termos de volume.s de hidrocarbo­
netos: contém, como um todo, 67,6 
e 22,6%, respectivamente, dos vO­
lumes originais de óleo e gás não­
associado do Brasil (fig. 8). 

As formações descritas acima 
compõem parte ou a totalidade da 
coluna sedimentar atualmente co­
nhecida das bacias identificadas na 
figura 1 pelos números de 11 a 40. 
Tais bacias poderiam ser classifi­
cadas, de acordo com Klemme 
(1980), como bacias do tipo 111 (rift) 
ou bacias do tipo 111 que evoluem 
para bacias do tipo V (margem 
continental passiva/divergente). 
Outras rochas-reservatório não ci­
tadas, mas que merecem ser des­
tacadas, são: os arenitos porta­
dores de gás e óleo das formações 
Juruá e Carauari, Meso-neodevo­
niano a Neo-carbonifero da Bacia 
do Solimões (número 8 na figo 1); 
e os reservatórios em potencial 
(ainda não contêm acumulações 
comerciais de petróleo) da Forma­
ção Rio Bonito (Permiano) e o 
Grupo Itararé (Permo-Carbonífero) 
da Bacia do Paraná (número lOna 
figo 1). Todos estes reservatórios 
paleozóicos foram depositados em 
uma bacia do tipo 11 (lntracontinen­
tal composta), de Klemme (1980). 
As acumulações de gás da Bacia 
do Solimões já representam 30,4% 
do total dos volumes originais de 
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gás não-associado das bacias bra­
sileiras (fig. 8). 

A figura 5 fomece a distribuição em 
profundidade das porosidades e 
permeabi I idades máximas para a 
maiOria dos principais reservatórios 
brasileiros. Estes estão agrupados 
em "famílias", cuja definição ba­
seia-se apenas em parte nos está­
gios evolutivos das bacias da mar­
gem continental, uma vez que: 
as coquinas da Formação Lagoa 
Feia são consideradas separada­
mente dos reservatórios siliciclásti­
cos da fase (1ft; os reservatõrios 
da Formação Açu (fase drift) , da­
das as semelhanças de fácies e na 
distribuição de porosidades e per­
meabi I idades com a profundidade, 
foram considerados conjuntamente 
com os reservatórios da fase tran­
sicional; e, os carbonatos da 
Formação Macaé e os iurblditos Sl­
liciclásticos das formações Macaé 
e Campos compõem dois grupos 
separados de reservatórios, embora 
todos façam parte da seção drift. 
Os reservatórios drift de outras ba­
cias brasileiras não foram incluídos 
nesta análise por apresentarem um 
número relativamente escasso de 
análises petrofislcas, o mesmo 
acontecendo com os reservatórios 
das grandes bacias paleozóicas. 

A partir da figura 5, podem-se es­
tabelecer critérios para a definição 
do que são reservatórios profundos 
para cada um dos tipos de reserva­
tÓriOS representados. A Indicação 
mais evidente é proporcionada pela 
porção das curvas onde as porosi­
dades e permeabilidades máximas 
decrescem rapidamente de um pa­
tamar mais elevado para um nível 
com valores significativamente 
mais baixos. Patamares mais bai­
xos são melhor definidos nas cur­
vas dos reservatórios com melhor 
amostragem (seções pré-rift e rifl) , 
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as quais tendem a assumir um ca­
ráter assintótico. 

Na tabela 11, são sugeridos valores 
de profundidade para a definição 
de reservatórios profundos, os 
quais correspondem aos pontos de 
inflexão das curvas da figura 5. Pa­
ra a seção pré-rift, foi utilizado o 
segmento de curva que não consi­
dera as porosidades e permeabili­
dades anomalamente elevadas dos 
reservatórios dos campos de Biriba 
(Formação Itaparica, Bacia do Re­
côncavo) e Robalo (Formação Ser­
raria, Bacia de Sergipe-Alagoas). 
No caso das pequenas discrepãn­
cias que ocorrem entre as profun­
didades de inflexão das curvas de 
porosidade e permeabilidade, deú­
se preferência à inflexão das cur­
vas de distribuição de permeabili­
dades. As inflexôes das curvas pa­
ra a seção transicional, carbonatos 
da Formação Macaé e turbidltos da 
Bacia de Campos estão probre­
mente definidas com os d, Jos dis­
poníveis, de maneira que os valo­
res estimados são mínimos. 

As curvas correspondentes à.s se­
çôes pré-rift e transicional foram 
construídas com dados de várias 
unidades estratigráfic"is, incluindo, 
portanto, significativas. variações 
faciológicas e diagenétlcas, ou até 
mesmo de idade. As distribuições 
em profundidade das porosidades 
e permeabilidades dos arenitos do 
Membro Água Grande da Forma­
ção Itaparica (Bacia do Recôncavo) 
ilustram bem a influência dos tipos 
faciológicos neste tipo de análise. 
Estes reservatórios são compostos 
de duas associaçôes laciológicas 
principais (1Iuvial e eólica), que 
apresentam uma defasagem nas 
inflexões das curvas de distribuição 
de porosidades e permeabilidades 
máximas de, pelo menos, 600 e 
1 000 m, respectivamente (fig. 3). 
Assim, as fronteiras exploratórios 
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TABELA ItITABLE II 
PROFUNDIDADES PARA DEFINiÇÃO DE RESERVATÓRIOS PROFUNDOS 

NAS BACIAS SEDIMENTARES BRASILEIRAS 
DEPTH DEFINITIDN FOR DEEP RESERVOIRS IN BRAZfLlAN 

SEDIMENT ARY BASINS 

Tipo de Reservatório Idade Profundidade Im) 

Seção pré-rift Jurássico Superior > 3100 
a Neocomiano 

Seção rift Neocomiano >2800 
a Barremiano 

Coquinas da Formação Barremiano >3400 
Lagoa Feia 

Seção transiciona) Aptiano 

Carbonatos da Formação Albiano 
Macaé 

Turbiditos da Bacia de Albiano a 
Campos Mioceno 

para os arenitos eólicos do Mem­
bro Água Grande são significati­
vamente mais profundas do que 
para os seus arenitos fluviais 
(Bruhn et ai. em edição). As profun­
didades apresentadas na tabela 11 
representam, portanto, valores de 
referência gerais e aproximados. É 
bastante recomendável que se pro­
cure 'fazer uma análise em parti­
cular dos reservatórios que apre­
sentam características sin-deposi­
cionais semelhantes. Neste caso, 
as profundidades que os caracteri­
zam como prolundos poderiam até 
variar de algumas poucas centenas 
de metros em relação aos valores 
da tabela 11. 

A definição de um reservatório co­
mo profundo não traz, por si só, 
uma aplicação prática imediata. 
Entretanto, permite uma análise 
comparativa entre os principais ti­
pos de reservatórios e as fronteiras 
exploratórias de diferentes bacias 
brasi leiras. Por exemplo, uma jazi-

>3000 

>3700 

> 3700 

da em reservatórios rift a 3 000 m 
de profundidade representa, de 
acordo com os dados disponíveis 
até então, uma situação muito 
mais incomum do que um campo 
em reservatórios turbidíticos na 
Bacia de Campos à profundidade 
de 3 500 m. 

É interessante observar que algu­
mas acumulações consideradas 
"profundas", seja em bacias brasi­
leiras ou em outros países, não se­
riam classificadas como tal seguin­
do-se os critérios de profundidade 
sugeridos na tabela 11. As principais 
zonas do maior campo de gás não­
associado do País, o Campo de Mi­
ranga na Bacia do Recôncavo, 
compõem o que é chamado "Cam­
po de M iranga Profundo", uma vez 
que são mais profundas do que as 
importantes zonas de óleo sobre­
postas. Entretanto, estes reservató­
rios, integrantes da seção rift da 
bacia, situam-se, na maior parte, a 
menos de 2 800 m de profundida-
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de. Da mesma forma, o Campo de 
Serraria (porção emersa da Bacia 
Potiguar) foi considerado "jazida 
profunda", embora a sua principal 
zona produtora (Zona I, seção rift) 
situa-se a uma profundidade de 
apenas 1 300 m. Neste caso, tra­
tou-se da primeira descoberta na 
Formação Pendência, sendo mais 
profunda do que as demais desco­
bertas realizadas, até então, nas 
formações Alagamar e Açú. As 
acumulações de gás do campo su­
pergigante de Elmworth, oeste ca­
nadense, compõem o que classi­
camente é denominado "campo de 
gás em bacia profunda" ("deep ba­
sin gas field"). Os principais reser­
vatórios deste campo, arenitos do 
Cretáceo Inferior (Neocomiano a 
Albiano), distribuem-se entre 900 e 
3 000 m de profundidade (Masters, 
1984), mas a maior parte da produ­
ção provém de horizontes situados 
entre 1 800 e 2 700 m de profundi­
dade (Myers, 1984). Assim, compa­
rando co~ os reservatórios brasilei­
ros de mesma idade, os equivalen­
tes canadenses não seriam consi­
derados reservatórios profundos. 
Estas comparações tém o objetivo 
de enfatizar dois importantes as­
pectos relacionados com os crité­
rios sugeridos na tabela 11: eles 
são baseados em uma ampla 
amostragem, na maioria dos casos 
incluindo bacias diferentes, de for­
ma a ter uma aplicação mais geral 
(embora a definição de critérios re­
gionais também possa ser bastante 
útil); e eles não devem ser apli­
cados em bacias com evoluções 
bastante distintas das brasileiras, 
como é o caso, exemplificado, da 
bacia tipo foreland de Alberta, Ca­
nadá. 

Os cOmportamentos diferenciados 
das variações de porosidades e 
permeabilidades com a profundi­
dade têm forte influência no tipo de 
fluido (óleo ou gás) que as diferen-

tes famílias de reservatórios con­
têm (fig. 8), bem como na distribui­
ção em profundidade das suas ja­
zidas (fig. 9). Assim, as jazidas de 
gás não-associado tendem a se 
concentrar nas seções mais anti-

gas (fig. 8) e em horizontes mais 
profundos (fig. 9), em função das 
porosidades e permeabilidades 
mais baixas. Entretanto, ressalva­
se qUE esta não é a única razão 
para tal distribuição, uma vez que o 
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Fig. 9 Distribuição em profundidade dos volumes originais de óleo e gAs não-associado contidos nas 
diferentes seções de preenChimento das bacias sedimentares brasileiras (situação em dezembro 
de 1988). A seção d/ift apresenta uma moda m.stante destacada na distribuição dos volumes de 
óleo. entre 2 500 e 3 000 m, Que é ptoduzida pelos campos gigantes de AlbacCora e Marlim, Bacia 
de Campos. A seção dtift também apresenta uma moda Jl(ominente na distritxJição dos volumes 
de gás nAo~associado, entre 4 500 e 5 000 m, condicionada pelos campos de Merluza e Tubarão 
na Baciade Santos, e P-wapema na Bacia da Foz do Amazonas. Os volumes de 6'eo da seção paleozóica 
e de gás nAo·associado da seção transicional não foram incluídos nos diagramas por serem bastante 
subordinados. 

Fig, 9 - Disttibucion wich depch of the original volumes ofoil and non-associaced gas !oreach oneof che filling­
-sections of che Brazifian sedimencary basins (situation as of December, 1988). The drifC section 
presents animpo((antmode (between 2,500and 3,000 m) in the distribution oIoil, whichisproduced 
bv the giant oil-fields of Albacora and Marfim (Campos Basin). The dtift section shows anocher 
importaM mode (between 4,500 and 5,000 m) in lhe distribution of non-associated gas~ which is 
derived from study of the volume of gas in Tubarão and Merluza (Santos Basin), and Pirapema (Foz 
do Amazonas Basin) fields on/v- Subordinate volumes of 0;1 in the PaJeozoic section. and non­
-associaced gas in the transitional section were not included in che diagrams. 
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tipo de matéria orgânica disponível 
nas rochas geradoras e a evolução 

(%) 

!5 -

!O -

I 397 

741 ,....:..:=- 706 693 TOTAL DE POÇOS 4909 

599 615 565 
.:::::::-.-

I 349 

térmica das diferentes bacias tam- 5 -
bém exercem um importante con-
trole (Tissot e Welte, 1984). 

3 - O ESFORÇO DA 
PETROBRÁS NA BUSCA DE 
ACUMULAÇÕES 
PROFUNDAS 

Até maio de 1989, haviam sido per­
furados 4 909 poços exploratóriGs 
em 32 das 40 bacias sedimentares 
brasileiras apresentadas na figura 
1. A exemplo de quase todas as 
companhias de petróleo do mundo, . 
a maioria dos poços exploratórios 
perfurados pela PETROBRÁS são 
rasos: Entretanto, os poços com 
profundidades maiores do que 
3 000, 4 000 e 5 000 m compõem 
uma significativa parcela do total: 
respectivamente, 24%, 5% e 1 % 
(fig. 10). 

O primeiro poço com profundidade 
final superior a 4000 m foi perfura­
do em 1952 na Ilha do MaraJó. T ra­
ta-se do poço 1-CR-1-PA (Cururu), 
que, completado a 4040 m de pro­
fundidade, era até entâo o poço 
mais profundo do Hemisfério Sul. 
Entretanto, profundidades superio­
res a 5000 m só foram atingidas 
em 1967, com o término do poço 
1-DA-1-BA (Dias D'Ávila, Bacia do 
Recôncavo) na profundidade de 
5033 m. 

Nas décadas de 50, 60 e 70, a pro­
porção de poços profundos em re­
lação ao número total de poços 
exploratórios manteve-se sempre 
crescente, atingindo o apogeu no 
final da década de 70 (fig. 11). En­
tre 1975 e 1979, o número de po­
ços com profundidade final maior 
do que 3 000, 4 000 e 5 000 m re­
presentava, respectivamente, 44, 12 
e 3% do número total de poços ex-
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Fig. la . Distribuiçao de acordo com 8 profundidade final dos poços exploratórios perfurados nas bacias 
sedimentares brasileiras (situação em maio de 19891. 

Fig. 10 - Oistribution by total depth of cheexplorarory wel/s drilled in lhe Brazilian sedimenrary basins (siruation 
as of May, 1989). 
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4,000 m, are presented. 
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ploratórios. Era o reflexo principal­
mente de uma intensa atividade 
exploratória no mar, iniciada em 
1968 e que resultou em importan­
tes descobertas ao longo da déca­
da de 70, em especial na Bacia de 
Campos. Os principais alvos explo­
ratórios das bacias marítimas, os 
reservatórios da fase drift, estimula­
vam a perfuração de poços mais 
profundos com a sua distribuição 
mais favorável de porosidades e 
permeabilidades (fig. 5). Nos anos 
70, a profundidade final média dos 
poços exploratórios perfurados no 
Brasil saltou de um patamar entre 
1 600 e 2 000 m (típico do período 
1955 - 1969) para valores máxi­
mos de 3 135 e 3 022 m, atingidos 
em 1978 e 1979, respectivamente 
(fig. 12). As companhias estrangei­
ras que operaram no Brasil sob 
contratos com cláusula de risco 
contribuíram para a elevação da 
profundidade média dos poços ex­
ploratórios perfurados no País, es­
pecialmente no período 1979 -
1982. Nestes quatro anos, as com­
panhias estrangeiras perfuraram 77 
poços com profundidade média de 
3763 m, enquanto a PETROBRÁS 
completou 802 poços com profun­
didade média de 2 294 m. 

Em 1979, o número de poços ex­
ploratórios perfurados no Brasil sal­
tou de um patamar em torno de 80 
a 110 poços/ano, típico de um pe­
ríodo de 20 anos (1959 - 1978), 
para uma média de 213 poços/ano 
para o período 1979 - 1988 (fig. 
12). Esta foi uma das conseqüên­
cias da implantação, com sucesso, 
de um plano qüinqüenal (1981 -
1985) de elevação da produção na­
cional de petróleo, de 180000 para 
500 000 barris diários. Uma signifi­
cativa parcela dos poços perfura­
dos neste período concentrou-se na 
porção emersa da Bacia Potiguar, 
onde os poços exploratórios apre­
sentavam profundidades tipicamen-
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Fig. 12 - Comparação do número de poços exploratórios te respectivas profundidades médias), perfurados 
no Brasil, Argentina. México e Venezuela, no periodo 1955 - 1988. Fonte de dados: Amato (1977, 
1978, 1979J. Blanpied (1958. 1959. 1960). Carsev (1961). Carsev e Roberts (1962, 19631. Clark 
(1957,1958.1959,1960, 196'), Deal11981, 1982. 1983), Dillon e Newfarmer (19651, Oillon e 
Van Dyke (19671, Dix (1970), Dix e Van Oyke (19691, Effinger 119561, Hadley e Neff (1967, 19681, 
Hatfleldetall19751, Hatfleld eNeff(1976),lglehartI1972, 19731.Iglehalte Oix 119711, Jacobsen 
eNeff(1972, 1973, 19741,Johnston (1976, 1980l,lahee (1956), Moody 119571,Neff (1969.1970, 
19711, Sasse Netf (1962. 1963, 1964, 1965, 19661, Tappmeyer (1984,19851, Van Oyke (1968), 
Wagner 119751, Wagner e Iglehart (1974), Wiman (1986, 1987, 1988. 1989). 

Fig. 12 Comparison among thenumber of exploratory wens (andcorresponding average final depth), dri/led 
in Brazil, Argentina, Mexico e Venezuela during the period 1955 - 1988. Data source: Amato (1977, 
1978, 1979), Blanpied (1958, 1959, 1960), Carsey (1961), CarseyandRobens (1962, 1963), Clark 
(1957, 1958, 1959, 1960, 1961), Deal(1981, 1982, 1983), DíllonandNewfarmer (1965), Dillonand 
v'w Dyke (1967), Díx (1970), Dix and lIan Dyke (1969), Effínger (1956), Hadley and Neff (1967, 
1968), Hatfíe1d et aI. (1975), Hatfieldand Neff (19 76),lgleharc (1972, 1973), Iglehart and Dix (1971), 
Jacobsen and Neff (19 72, 1973, 197 4J, Johnston (1976, 1980J, Lahee (1956), Moody (195 7), Neff 
(1969, 1970, 1971), SassandNeff(1962, 1963, 1964, 1965, 1966J, Tappmeyer(1984, 19851, lIan 
Dyke (1968), Wagner (1975J, Wagner and Iglehart (1974), INíman (1986, 1987, 1988, 1989). 

te inferiores a 1 000 m. Por exem­
plo, no ano de 1982, quando foi 
atingido o recorde histórico de 333 
poços/ano, 80 poços foram perfu­
rados na Bacia Potiguar emersa. 
Como resultado, a profundidade 
média dos poços exploratórios per­
furados no País caiu continuamen­
te de 1978 até 1984 (fig. 12). 

Na segunda metade da década de 
80, as profundidades médias não 
foram tão baixas quanto às do pe-

ríodo 1982 - 1984 (fig. 12), com re­
sultado, principalmente: da dimi­
nuição da exploração rasa na Bacia 
Potiguar emersa, onde os prospec­
tos mais profundos da Formação 
Pendência cresceram em atenção; 
da intensificação da exploração 
na Bacia de Santos (onde os alvos 
exploratórios situam-se tipicamente 
a mais de 4 500 m de profundida­
de) e na porção marítima da Bacia 
Potiguar; da perfuração de al­
guns poços nas bacias de Barreiri-
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nhas (porção marítima) e Pará-Ma­
ranhão, onde os prospectos tam­
bém são tipicamente profundos; 
da busca de acumulações maiS 
profundas na Formação Lagoa 
Feia, Bacia de Campos; e, em me­
nor grau, da busca deliberada de 
Jazidas maiS profundas em bacias 
em estágio maturo de exploração, 
como as bacias do Recôncavo e de 
Sergipe-Alagoas. 

A figura 12 apresenta, para o pe­
ríodo entre 1955 (primeiro ano In­
tegrai de atividades da PETRO­
BRÁS) e 1988, uma comparação 
quanto aos numeras de poços ex­
ploratórios perfurados e respectivas 
profundidades médias, entre Brasil, 
Argentma, MéxIco e Venezuela. Es­
tes países foram escolhidos por 
sedlarem mdustrlas de petróleo en­
tre as mais desenvolvidas da Amé­
rica Latma e apresentarem simila­
ridades políticas, econômicas e cul­
turais com o Brasil, embora as 
suas bacias sedimentares tenham 
Importantes diferenças com relação 
as brasileiras. A comparação eVI­
dencia que, Independentemente do 
numero de poços exploratórios per­
furados ano a ano, as profundida­
des médias dos poços mexicanos e 
venezuelanos sempre foram signi­
ficativamente maiores do que as 
dos poços brasileiros (flg. 12). As 
profundidades médias dos poços 
perfurados na Argentina são bas­
tante próximas das brasileiras, po­
rém mais elevadas na maior parte 
do mtervalo de tempo analisado. As 
profundidades médias gerais para 
os 34 anos considerados são 
3212,2988,2269 e 2191 m, res, 
pectlvamente, para Venezuela, 
MéxICO, Argentina e BraSIl. 

Do exposto aCima pode-se conclUfr 
que, desde a sua mação, a PE­
TFlOBHÁS tem aprofundado os 
seus hOrizontes exploratórios. Esta 
tendência é bem definida na figura 
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TABELA IIIITABLE 1// 
POÇOS EXPLORA TÚRlOS COM PROFUNDIDADE FINAL? 5000 m 

(situação em maío de 1989) 
EXPLORA TORY WELLS WITH FINAL DEPTH ? 5000 m 

isituatian as af May, 1989) 

Poço Bacia Profundidade 
(m) 

3-TB-1-PRS Santos 5748 
1-RJS-350-RJ Campos 5608 
1-SPS-6-SP Santos 5595 
2-AN-1-PR Paraná 5554 
3-CB-3-SP Paraná 5529 
1-SPS-28-SP Santos 5512 
1-PI-1-PA Marajó 5508 
1-BV-1-PA Marajó 5500 
1-SPS-1 7 -SP Santos 5469 
2-BH-1-BA Tucano 5423 
1-ESS-49-ES Espírito Santo 5407 
2-RI-1-PR Paraná 5336 
1-SCS-6-SC Santos 5331 
3-CB-2-SP Paraná 5299 
1-SPS-27 -SP Santos 5286 
1-ESS-37C-ES Espírito Santo 5250 
3-TB-2-PRS Santos 5237 
l-RJS-117-RJ Campos 5217 
1-RSS-2-RS Pelotas 5205 
1-RJS-97C-RJ Campos 5193 
1-SCS-4A-SC Santos 5171 
1-RJS-67-RJ Santos 5165 
1-SPS-11-SP , Santos 5151 
2-CB-1-SP 

i 
Paraná 5146 

1-SPS-25B-SP Santos 5127 
1-SPS-19-SP Santos 5110 
1-APS-17-AP Foz do Amazonas 5092 
1-RJS-102A-RJ Campos 5052 
2-LOG-1-BA Tucano 5051 
1-PRS-3-PR Santos 5048 
l-RN-l-AL Sergipe ~ Alagoas 5036 
1-DA-1-BA Recôncavo 5033 
2-MIL-1-AL Sergipe ~ Alagoas 5027 
1-PAS-9-PA Pará ~ Maranhão 5016 
1-RJS-199B-RJ Santos 5015 
1-SPS-9-SP Santos 5009 
1-ESS-51-ES Espírito Santo 5007 
1-APS-14-AP Foz do Amazonas 5003 
l-RJS-56-RJ Campos 5000 
l-MAS-10-MA Pará ~ Maranhão 5000 
-._~-

Data de 
Térmíno 

1988 
1987 
1979 
1982 
1982 
1987 
1988 
1988 
1980 
1988 
1981 
1982 
1980 
1982 
1987 
1981 
1989 
1980 
1978 
1982 
1979 
1978 
1979 
1982 
1985 
1985 
1975 
1980 
1987 
1987 
1980 
1967 
1988 
1980 
1982 
1978 
1981 
1975 
1978 
1979 

12, desde que ressalvada a In­
fluência sobre as profundidades 
médias anuais do grande numero 
de poços rasos perfurados na Ba­
cia Potlguar emersa, na primeira 
metade da década de 80. Outra In­
dicação da preocupação crescente 
em explorar horizontes profundos é 
forneCida pela tabela 111: 29 dos 40 
poços exploratórios maiS profundos 
do Brasil foram perfurados na dé-

cada de 80, sendo 11 deles nos úl­
timos três anos, Também pode-se 
considerar que os poços visando a 
reservatórios profundos (definidos 
de acordo com a tabela 11) repre­
sentam uma significativa proporção 
do número total de poços explora­
tÓriOS (em média, pelo menos 1 :4). 

Entretanto, considerando-se o am­
plo universo de bacias e unidades 
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estratigráficas a serem exploradas 
no País, o númerO de poços com 
profundidades superiores a 3000, 
4 000 e 5 000 m, respectivamente, 
1 158, 244 e 40 (fig. 10 e tabela 111), 
é ainda mUito pequeno para uma 
adequada avaliação do potencial 
dos reservatórios profundos. Adi­
cionalmente, os poços mais pro­
fundos estão distribuídos muito de­
sigualmente pelas diferentes ba­
cias: 53% dos poços com profundi­
dades superiores a 4 000 m foram 
perfurados em apenas três bacias 
- Campos, Santos e Serglpe-Ala­
goas (sendo 21 % apenas na BaCia 
de Campos) - e 38% dos poços 
com profundidade acima de 
5 000 m concentram-se na Bacia 
de Santos (tabela 111). 

4 - O PRÊMIO DAS 
ACUMULAÇÕES 
PROFUNDAS 

Até 1984, já haViam sido descober­
tos 509 campos gigantes" de pe­
tróleo no mundo, que representa­
vam uma reserva de aproximada­
mente 1,4 trilhão de barris de pe­
tróleo equivalente (Carmalt e SI. 
John, 1986). A distribuição em pro­
fundidade destas reservas (flg. 13) 
mostra que as probabilidades de se 
encontrar um campo gigante em 
reservatórios sillciclásticos tomam-

·1 Carmatt e 5t. John (1986) consideram cam~ 
po gigante todos aqueles campos que con­
têm uma reserva de pelo menos 500 x 10 8 

barris de óleo ou equivalente. Existe uma 
classificação mais recente, proposta por 
Halbouty (1990), que considera critérios 
diferenciados para 61eo e gãs, bem como 
para dois grupos de áreas geográficas: os 
campos gigantes da porção asiática da 
União Soviética, norte da África e Oriente 
Médio possuem reservas de pelo menos 
5QDx 10 G barrisde61eoou85x 10 8 m 3 de 
gás. enquanto os campos gigantes do res­
tante do mundo são definidos por reservas 
de apenas 100 x 10& barris de 61eo ou 
28x 10 9 m 3 de gás. 
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Fig. 13 DistfÍbucion with depth ofoiland gas volumes accumulatedin thesiliciclastic or carbonate reservoirs 
of the giant fields (data soulce: Carmale and Se. John, (986). 

se muito pequenas acima de 
3500 m de profundidade. A partir 
desta profundidade, os volumes de 
óleo e gás das acumulações gigan­
tes em arenitos representam, res­
pectivamente, apenas 1,4 e 3,1% 
do total neste tipo de reservatório. 
Com relação às acumulações gi­
gantes em carbonatos, as expecta­
tivas são mais otimistas: em pro­
fundidades superiores a 3500 m, 
os volumes de óleo e gás represen­
tam, respectivamente, 3,9 e 
7,6% do total (fig. 13). 

Esta análise ressalta o maior p0-

tencial para gás dos reservatórios 
profundos, o que também é eviden­
te quando se comparam as distri­
buições em profundidade dos vo­
lumes de óleo e gás não-associado 
das diversas seções de preenchi­
mento das bacias sedimentares 
brasileiras (fig. 9). Outro aspecto 
importante é que as rochas carbo­
náticas têm um maior potencial 

como reservatórios profundos do 
que os arenitos (fig. 13). Nos Esta­
dos Unidos, uma significativa par­
cela (cerca de 11 %) do número to­
tal de acumulações de hidrocarbo­
netos em calcários (excluindo-se, 
portanto, aquelas cujos reservató­
rios são dolomitos) situa-se em 
profundidades superiores a 3 000 m 
(Schmoker et ai. 1985). O maior 
potencial das rochas carbonáticas 
como reservatórios profundos é re­
sultado, provavelmente, da sua 
maior heterogeneidade de arranjo e 
de tamanho dos poros, O que favo­
rece a preservação de porosidades 
e permeabilidades significativas, 
mesmo após uma prolongada his­
tória de compactação e cimentação 
(vide discussão em Spadini, 1990, 
neste volume). 

A comparação com bacias que 
apresentam uma evolução tectono­
sedimentar semelhante à das prin­
cipais bacias brasileiras produtoras 
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de petróleo pode ser útil para se 
avaliar a magnitude das acumula­
ções em reservatórios profundos. 
Nas bacias do Mar do Norte (nlf) e 
do Delta do Nlger (margem conti­
nental passiva/divergente), a pro­
dução acumulada de óleo de reser­
vatórios mais profundos do que 
3000 m representava (em 31 de 
dezembro de 1987), respectiva­
mente, 35,6Sc (3,0 bilhões de bar­
ris) e 28,4~c (2,8 bilhões de barris) 
dos seus totais ("Internatlonal Pe­
troleum Encyclopedla", 1989). No 
Brasil, o óleo que havia sido produ­
zido de reservatórios com profundi­
dade maior do que 3 000 m (até a 
mesma data), representava apenas 
14,1 So (0,3 bllhao de barris) do to­
tal. 

Certamente é mUito difíCil aplicar 
distribuições Internacionais (basea­
das na experiência exploratória em 
mUitos países e bacias diferentes) 
para tentar se avaliar o volume de 
hidrocarbonetos em reservatórios 
profundos no BrasIl. Esta avaliação 
é também bastante Imprecisa, 
mesmo quando se utiliza apenas a 
experiência nacional, uma vez que 
a amostragem brasileira ainda é 
bastante limitada. Uma prova con­
tundente desta limitação é o fato 
de que, mUito freqüentemente, a 
perfuração de um úniCO poço ou a 
descoberta de uma nova acumula­
ção podem redimensionar as fron­
teiras exploratórias controladas por 
profundidade ou modificar substan­
cialmente a distribuição em pro­
fundidade das reservas brasileiras 
de petróleo. Por exemplo, a perfu­
ração do poço 6-RB" 18-SES aprb­
fundou em pelo menos 700 m as 
fronteiras exploratórias da Forma­
ção Serraria na Bacia de Sergipe­
Alagoas (Bruhn et ai. 1988 - figo 4). 
enquanto que a perfuração do poço 
1-BB-3-BA expandiu as fronteiras 
exploratórias da Bacia do Recôn­
cavo (Bruhn et ai. em edição -
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flg. 3). Por outro lado, um total de 
apenas três acumulações de gás 
(de porte médio) nas bacias de 
Santos (Tubarão e Merluza) e Foz 
do Amazonas (Plrapema) contêm 
63% do volume total de gás não­
associado da seção dnft (13% do 
total brasileiro), sendo responsá­
veis pela moda mais Importante na 
distribuição em profundidade dos 
volumes de gás não-associado da 
seção drilt (entre 4 500 e 5 000 m -
flg. 9). Situação semelhante ocorre 
com a distribuição em profundida­
de dos volumes de gás não-asso­
ciado da seção rifl: a descoberta de 
duas acumulações na porção marí­
tima da Bacia Potlguar (Pescada e 
a área do poço 1-RNS-89A) produ­
ziu uma importante moda entre 
3500 e 4 000 m (fig. 9). 

A amostragem relativamente limi­
tada dos reservatórios profundos 
brasileiros pode Induzir a estimati­
vas pessimistas quando são apli­
cados métodos estatísticos na ava­
I iação do seu potencial petrolífero, 
uma vez que estes "extrapolam sé­
ries históricas de descobertas e 
não levam em consideração futuras 
mudanças na tecnologia de pes­
quisa elou abordagens explorató­
rias mais avançadas que venham a 
ser adotadas" (Andrade, 1989). 

Souza et ai. (1982)" estimaram o 
potencial (volume recuperável a 
descobnr) médio de gás natural 
das bacias sedimentares brasileiras 

·2 Desde 1963, existe a preocupação, na PE­
TROBRÁS, de estimar o potencial petroH­
fero das bacias sedimentares brasileiras. 
Souza ef aI. (1989) apresentam os resulta­
dos da avaliação mais recente deste poten­
cial. A metodologia utilizada resulta da 
combinação de métodos de play anaJysis, 
análise de tamanho de campos e modela­
gem exploratória e probabilfstica. Detalhes 
do método e parâmetros de entrada consti­
tuem dados confidenciais, mas um exce­
lente painel dos métodos de avaliação de 
potencial petrolrtero utilizados na PETRO­
BRÁS foi publicado por Bettini ela/. (1987). 

em cerca de 940 x 10' m', o que 
representa cerca de 2,7 vezes o 
volume recuperável de gás já des­
coberto no País. Deste total, em 
torno de 138 x 10' m' situam-se' na 
Bacia do Paraná (fig. 1), onde os 
reservatórios com maior potencial 
para conter acumulações de gás 
são arenitos profundos (3000 a 
4600 m de profundidade) do Grupo 
Itararé (Zalán et ai. 1990). Testes 
de formação realizados no poço 
2-CB-1-SP, a mais de 4 500 m de 
profundidade, registraram uma va­
zão de 85000 m' de gás/dia em 
arenitos lenticulares do Grupo ita­
raré (França e Polter, 1989). Os 
arenitos da Formação Rio Bonito 
também representam reservatórios 
em potenCial para acumulações 
profundas de gás na Bacia do Pa­
raná: o poço 2-AN-1-PR, perfurado 
na calha central da bacia (fig. 1), 
registrou porosidades médias de 
20% para esta formação, a 4 000 m 
de profundidade (Milani et 
ai. 1990). 

A avaliação de Souza et ai. (1989) 
também ressalta possíveis ocor­
rências importantes de gás, até 
lãminas d'água de 400 m, nas 
bacias da Foz do Amazonas 
(81 x 10' m'), Santos (62 x 10' m') 
e Potiguar (24 x 10' m'). Os princi­
pais reservatórios das bacias da 
Foz do Amazonas e Santos são, ti­
picamente, reservatórios profundos 
(> 4 000 m) da seção drift, en­
quanto que, na porção marítima da 
Bacia Potiguar, destacam-se os re­
servatórios profundos (> 3 500 m) 
das seções rift e transicional. Tam­
bém em terra, Souza et ai. (1989) 
relevam o potencial das bacias do 
Marajó (47 x 10' m') e do Recôn­
cavo (16 x 10' m'), onde a maioria 
das futuras descobertas deverá 
ocorrer em reservatórios rift e 
pré-rift (no caso do Recôncavo, em 
profundidades superiores a 2 500 -
3000 m). 
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Mesmo considerando-se as incer­
tezas das estimativas de Souza et 
ai. (1989), o potencial de gás dos 
reservatórios profundos é bastante 
significativo. Adicionando-se o p0-

tencial de outras bacias não discu­
tidas acima, como as bacias de 
Sergipe-Alagoas e Campos e ou­
tras tantas não tão bem conheci­
das (fig. 1), o potencial de gás dos 
reservatórios profundos do Brasil: 
(definidos de acordo com a ta­
bela 11) deverá ultrapassar os 
400 x 10' m'. Certamente este vo­
lume de gás, acrescido do poten­
cial para óleo (subordinado, mas 
importante), justifica a exploração 
sistemática e mais intensa de 
acumulações profundas no Brasil. 

5 - A EXPLORAÇÃO DE 
RESERVATÓRIOS 
PROFUNDOS EM BASES 
CIENTíFICAS 

A PETROBRÁS ainda não possui 
um banco de dados que permita 
uma avaliação precisa do potencial 
dos reservatórios profundos brasi­
leiros. Entretanto, dispõe de estu­
dos detalhados das principais ocor­
rências já descobertas no País de 
significativas porosidades e per­
meabilidades em reservatórios pro­
fundos (fig. 1 e tabela I). Esta expe­
riência, sumarizada nos diversos 
artigos que compõem este número 
especial do "Boletim de Geociên­
cias", já permitiu o reconhecimento 
de um amplo conjunto de proces­
sos e situações geológicas respon­
sáveis pela preservação e geração 
de porosidade em altas profundi­
dades nas bacias brasileiras. As­
sim, emborá os dados "brutos" dis­
poníveis para a abordagem desta 
nova fronteira exploratória ainda 
possam ser considerados escassos 
(especialmente quando se conside­
ra o universo de bacias a serem 
exploradas), a exploração em re-

servatórios profundos no Brasil já 
pode ser conduzida em sólidas ba­
ses científicas. 

5.1 - Os Diagramas Porosidade 
(ou Permeabilidade) Versus 
Profundidade 

Desde a década de 60, já existia a 
preocupação em se definir frontei­
ras exploratórias controladas por 
profundidade. A metodologia em­
pregada constava essencialmente 
da construção de gráficos relacio­
nando valores de porosidade (me­
didos em plugs extraídos de teste­
munhos ou em perfis) com as res­
pectivas profundidades de soterra­
mento. Assim, a partir de um de­
terminado cut-olt de porosidade (o 
qual supostamente corresponderia 
a uma permeabilidade-limite para a 
produção de óleo ou gás), chegava­
se a uma profundidade-limite. Se­
guindo esta metodologia, Bauer 
(1964) estimou uma profundidade­
limite de 2400 m para os reserva­
tórios da Formação Sergi, a partir 
de um cut-of( de porosidade de 
12%. Franke e Silva (1975), utili­
zando um cut-of( menos rigoroso 
(11 %), estimaram fronteiras explo­
ratórias de 2 700 m para a Forma­
ção Sergi e de 3 500 m para a 
Formação Serraria. 

Essa metodologia empírico-estatís­
tica foi aplicada não apenas para 
formações isoladas, mas também 
para conjuntos amplos de unidades 
estratigráficas. BeUini e Souza 
(1978) elaboraram vários gráficos 
relacionando a porosidade de are­
nitos e carbonatos das bacias Poti­
guar (marítima) e do Ceará (fig. 1) 
com a profundidade (independen­
temente das formações às quais 
pertencem), procurando ajustar 
equações que relacionassem essas 
duas variáveis. Uma vez que na-
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quela época ainda não estavam 
amplamente divulgados os concei­
tos sobre geração de porosidade 
secundária, ou seja, de um possível 
acréscimo de porosidade em pro­
fundidades elevadas, Bettini e 
Souza (1978) utilizaram apenas 
funções decrescentes e, usando 
um cut-olt de 10% para os arenitos, 
estimaram profundidades-limite de 
2 800 m para a Bacia Potiguar e de 
2 600 m para a Bacia do Ceará. 

No início da década de 80, os con­
ceitos de geração de porosidade 
secundária já estavam bastante 
disseminados entre os geólogos 
brasileiros, graças especialmente 
aos artigos de Schmidt et ai. (1977) 
e Schmidt e McDonald (1979a,b)_ 
Por outro lado, o estudo da diagê­
nese dos arenitos já constituía uma 
rotina na PETROBRÁS. Assim, a 
análise dos diagramas porosidade 
versus profundidade passou a ser 
acompanhada de estudos petrográ­
ficos dos reservatórios, de maneira 
que as variações da porosidade 
com a profundidade apresentadas 
pelos reservatórios (decréscimo ou 
incremento) foram comparadas 
com as suas transformações dia­
genéticas (por exemplo, Chang et 
ai. 1980; Bruhn e De Ros, 1987; 
Bruhn et ai. 1988). Adicionalmente, 
a maioria dos diagramas porosida­
de versus profundidade passaram a' 
ser feitos com valores de porosida­
de medidos em plugs de testemu­
nhos, uma vez que, a partir de uma 
mesma amostra, podia-se medir 
tanto a porosidade como a per­
meabilidade, bem como confeccio­
nar láminas delgadas dos reserva­
tórios. Tal procedimento permitiu a 
correlação direta entre as proprie­
dades petrofísicas e as característi­
cas texturais, composicionais e 
diagenéticas das rochas (Bruhn et 
ai. 1988; Anjos et aI. 1990, neste 
volume). 
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o reconhecimento da distribuição 
dos valores de porosidade e/ou 
permeabilidade com a profundida­
de ainda representa um procedi­
mento fundamental para a explora­
ção de reservatórios profundos. En­
tretanto, a maior apl icação destes 
diagramas não é a definição de 
profundidades-limite para a explo­
ração de determinado reservatório, 
mas Sim o reconheCimento de 
anomalias positivas em relação 
aos gradientes regionais de de­
créscimo de porosidade ou per­
meabilidade com a profundidade. 
Estudos multidisciplinares, em es­
pecial aqueles que integram análi­
ses petrográflcas e petrológlcas 
dos reservatórios com a Investlga­
çáo da história térmica e de soter­
ramento da seção sedimentar co­
mo um todo, permitem o reconhe­
cimento dos processos e situaç6es 
geológicas que produZIram estas 
anomalias, bem como a busca de 
ocorrências semelhantes na bacia. 
Alguns exemplos Importantes des­
tas anomalias são apresentados 
pelos reservatórios da Formação 
Itaparica (Membro Água Grande) 
no Campo de Blrlba, Bacia do Re­
cõncavo (Bruhn el ai. em edição -
flg. 3); pelas rochas da Formação 
Serraria nos campos de Caloba e 
Robalo, Bacia de Sergipe-Alagoas 
(Bruhn el ai. 1988; Garcia el 
ai. 1990, neste volume - flg. 4); 
pelas rochas da Formação Barra de 
Itlúba atravessadas pelo poço 
l-MAS-l-AL (Pinho e Costa, 1990, 
neste volume - flg. 7); e pelos re­
servatórios da Formação Pendên­
cia no Campo de Pescada, Bacia 
Potlguar (Bruhn el ai. 1988; Souza, 
1990a, neste volume - figo 6). De­
ve-se ressaltar, entretanto, que cer­
tamente existem casos onde a 
ocorrência de altas porosidades (ou 
permeabilidades) em grandes pro­
fundidades não constitui uma 
anomalia, mas sim uma regra geral 
para a bacia .• 
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Nas bacias em avançado estágio 
de exploração, a maior parte das 
variações de poroSidade (e per­
meabilidade) com a profundidade 
(e dos fatores que as produzem) já 
são conhecidas, de maneira que as 
estimativas de fronteiras explorató­
rias a partir de diagramas POroSI­
dade (ou permeabilidade) versus 
profundidade tornam-se maiS pre­
cisas. Mesmo nestes casos, alguns 
cUidados especiais devem ser con­
Siderados, como os que se se­
guem. 

1 - As estimativas de profundida­
des-limite são excessivamente 
peSSimistas quando se trabalha 
apenas com porosidades ou per­
meabilidades médias. Por outro la­
do, para que as acumulações se­
Jam economicamente Viáveis, exis­
tem exigênCias quanto à espessura 
de reservatórios porosos saturados 
de hidrocarbonetos. Logo, as análi­
ses real izadas apenas com os valo­
res máximos de porosidade ou 
permeabilidade conduzem a esti­
mativas exageradamente otimistas. 
Um critériO alternativo seria o cál­
culo de equações relacionando po­
rOSidade (ou permeabilidade) com 
profundidade, em que fossem em­
pregados determinados percentis 
(entre 50 e 100) das distribuições 
de freqüência acumulada destes 
parâmetros petrofíslCOS. Por exem­
plo, Bruhn el ai. (1988) traçaram 
curvas de variação de porOSidade e 
permeabilidadE) com a profundida-

. de para reservatórios das bacias do 
Reoôncavo, SE>rglpe-Alagoas e Po­
tlguar, utilizando o percentll 90 das 
distribuições correspondentes às 
áreas bem amostradas (flg. 14). Es­
tes autores conSideram que, dada 
a espessura média das camadas 
arenosas das unidades representa­
das, 10% destas espessuras Já cor­
responderiam a Intervalos econo­
micamente Significativos. 

2 - Determinadas formações apre­
sentam elevadas porosidades em 
grandes profundidades, porém, 
mesmo assim, permeabilidades 
relativamente baixas. Por outro la­
do, reservatórios que demonstram 
o mesmo comportamento da poro­
sidade em profundidade nem sem­
pre apresentarão distribuições si­
milares de permeabilidade (compa­
re os exemplos das formações Ser­
raria, Bacia de Sergipe-Alagoas, e 
Pendência, BaCia Potiguar, na figu­
ra 14; e os campos de Merluza e 
Tubarão, ambos na Bacia de San­
tos, na tabela I). Deve-se, portanto, 
dar preferência às distribuições de 
permeabilidade, a fim de se esti­
marem fronteiras exploratÓrias con­
troladas por profundidade. 

3 - Embora se saiba que uma 
mesma fácies deposicional pode 
ser submetida a intensidades dis­
tintas de atuação e/ou preservação 
de determinados eventos diagené­
ticos, as estimativas de fronteiras 
exploratórias têm maior valor predi­
tlVO quando são feitas para reser­
vatórios mais homogêneos em 
termos de características texturais 
e composicionais. Assim, deve-se 
evitar, sempre quando possível, o 
tratamento conjunto de várias for­
mações ou mesmo de conjuntos 
faciológicos distintos de uma 
mesma formação. Exemplos deste 
procedimento são dados na figura 
3 e por Anjos el ai. (1990, neste 
volume). 

5.2 - A Importância das 
Características 
Sín-Deposicionais e da 
Diagênese Precoce dos 
Sedimentos 

A porosidade e a permeabilidade 
das rochas sedimentares são for­
temente influenciadas por suas ca­
racterísticas sin-deposicionais. Di-
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Ataçás Leste. Ek!raciC3, Bom Lugar Oeste. Boipeba, Cassarongongo. Dom JoAo. Fazenda Boa 
Esperança, Miranga Profundo e Remanso; FormaçliO Serraria - Caioba, Carmópolis. Cidade de 
810 Miguel dos Campos, Furado e Robalo; FonnaçAo Pend~ncia - Lorena. livramento. Pescada, 
Serraria, Tr~s Marias, Ubarana e Upanema (Bruhn et aI., 1988). 

Fig. 14 Disuibucion with depth of poros;ty and permeabi/cy fOf lhe Sergi Formation (Rec6ncavo BasinJ. 
SeffafÍa Formation (Sergipe-Alagoas BasinJ, and Pendéncia Formation (Fbtigual .FJasinJ. Curves were 
bU/7t with the 90th percen ti/e of the cumulat ive frequency dist ribution of porosi ty anti permeabilitv. 
calculated lor each oil and/Or gas lield with good sampling. Control data (one lor each fieldJ: Serg; 
Formation - lields of .Água Grande, Araçás, Araç;ls Leste, Buracica, Bom Lugar Oeste, Boipeba, 
Cassarongongo, Dom João. Fazenda Boa Esperança, Miranga Profundo e Remanso; Serraria 
Formation _. Caioba, Carmópolis. Cidade de São Miguel dos Campos, Furado e Robalo; Pendéncia 
Formation - Lorena, Livramento. Pescada, Serraria, Trés Marias, Ubarana e Upanema (Bruhn et 
aI., 1988). 

versas relações entre propriedades 
texturais e a porosidade e permea­
bilidade dos sedimentos são am­
plamente reconhecida$, por exem­
plo: a porosidàde dos areni­
tos/calcarenitos independe do ta­
manho dos seus grãos, mas au­
menta com a melhoria da seleção; 
a permeabilidade decresce com 
a diminuição do tamanho d~ grãos 
e do grau de seleção; e a poro­
sidade e a permeabilidade decres­
cem com o aumento do teor de 
matriz lamosa (para dados experi­
mentais, vide Beard e Weyl, 1973). 

As características com posicionais 
também podem ser igualmente 
importantes no controle das pro­
priedades petrofísicas dos reserva­
tórios, especialmente se os sedi­
mentos contêm elevados teores de 
componentes dúcteis, como intra­
clastos lamosos e fragmentos de 
ardósias, filitos e xistos. Tais frag­
mentos tendem a ser intensamente 
deformados e compactados com o 
soterramento, reduzindo significati­
vamente a porosidade e a permea­
bilidade dos reservatórios (vide os 
experimentos de Souza, 1990b). 
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Também, desde há muito tempo 
(por exemplo, Füchtbauer, 1967), é 
reconhecido que os quartzoarenitos 
apresentam maior resistência aos 
processos mecãnicos (compacta­
ção) e químicos (cimentação) de 
destruição de porosidade (vide dis­
cussão em De Ros, 1990, neste 
volume). Os reservatórios da seção 
pré-rift apresentam, em média, ma­
turidade com posicional e textural 
mais elevada do que os reservató­
rios das seções rift e transicional. 
Esta pode ser uma das razões pe­
las quais, entre estas três famílias 
de reservatórios, aqueles da seção 
pré-rift são os que apresentam uma 
distribuição de porosidades e per­
meabilidades mais favorável em 
grandes profundidades (fig. 5). 

A introdução, durante a eodiagêne­
se (diagênese precoce, rasa), de 
componentes pouco solúveis no 
espaço intersticial dos sedimentos 
também pode diminuir o seu po­
tencial como reservatórios profun­
dos. A expressiva infiltração de ar­
gilas detríticas em depósitos flu­
viais e eólicos de clima árido/semi­
árido constitui um importante 
exemplo desta influência danosa 
na qualidade das rochas-reservató­
rio, sendo comumente reconhecida 
nos arenitos e conglomerados da 
seção pré-rifl da Bacia do Recôn­
cavo (Netto el ai, 1982; Bruhn e De 
Ros, 1987; Moraes e De Ros, 
1988). Por outro lado, existem ain­
da casos q\Jando eventos diagené­
ticos precoces contribuem para di­
minuir a redução de porosidade por 
compactação química (dissolução 
por preSsão) e precipitação de ci­
mentos. Corno importante exemplo 
desta situação, tem-se o desenvol­
vimento precoce de espessas 
franjas de clorita em torno dos 
grãos do arcabouço dos reservató­
rios turbidíticos do Campo de Mer­
luza (Sombra el ai. 1990b, neste 
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volume - tabela I). Também a ci­
mentação parcial por calcita, pró­
ximo à superfície, pode preservar 
um empacotamento frouxo na ro­
cha (diminuir os efeitos da compac­
tação), de maneira que a dissolu­
ção parcial deste cimento em sub­
superfície tende a aumentar signifi­
cantemente a porosidade. Este úl­
timo processo parece ter contribuí­
do para as significativas porosida­
des e permeabilidades observadas 
nas coquinas da Formação Lagoa 
Feia, Bacia de Campos (Carvalho 
et ai. 1984; Dias et ai. 1987). 

Assim, aqueles sedimentos que 
originalmente apresentavam gra­
nulometria fina, seleção pobre, e 
elevados teores de matriz, compo­
nentes dúcteis e produtos eodiage­
néticos pouco solúveis, raramente 
constituirão bons reservatórios, 
mesmo em profundidades rasas 
(vIde as relações quantificadas en­
tre estes fatores e a porosidade e 
permeabilidade em Bruhn, 1985, e 
Bruhn e De Ros, 1987). 

A figura 3 apresenta as distribui­
ções de porosidade e permeabili­
dade com a profundidade para os 
dois principais conjuntos faciológi­
cos do Membro Água Grande 
(Formação Itaparica, Bacia do Re­
cõncavo), respectivamente, areni­
tos eólicos e arenitos fluviais. Os 
comportamentos bastante distintos 
demonstrados pelas duas associa­
ções de fácies são produzidos, es­
sencialmente, por diferenças nas 
características sin-deposicionais 
(Bruhn et ai. em edição). Anjos et 
ai. (1990, neste volume) também 
reportam tendências diferenciadas 
de decréscimo de porosidade e 
permeabilidade com a profundida­
de, as quais correspondem, respec­
tivamente, aos três grupos princi­
paiS de reservatórios da Formação 
Pendência na Bacia Potiguar 
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emersa (fluviais, deltaicos/turbiditi­
cos e de leques deltaicos). 

Entre os exemplos de altas porosi­
dades e/ou permeabilidades em 
grandes profundidades (listados na 
tabela I), a maioria corresponde a 
rochas com características sin-de­
posicionais bastante favoráveis pa­
ra tal. Por exemplo, no Campo de 
Tubarão, os melhores reservatórios 
são calcarenitos de alta energia 
IsJrainstones depositados em cris­
tas de barras), bem selecionados e 
com baixos teores de lama carbo­
nática (Carvalho et ai. 1990, neste 
volume). Já no Campo de Biriba, 
os melhores reservatórios são 
quartzoarenitos eólicos, desprovi­
dos de matriz (Bruhn et ai. em edi­
ção). Entretanto, resta ainda a per­
gunta feita tão comumente pelos 
geólogos de exploração de petró­
leo: por que arenitos (ou carbona­
tos) com características texturais e 
composicionais similares podem 
apresentar porosidades (ou per­
meabilidades) tão diferentes em 
profundidades? Nas duas próximas 
seções deste artigo, são apresen­
tados alguns fatos e idéias que 
contribuem para a resposta dessa 
importante questão. 

5.3 - Porosidade Primária Versus 
Porosidade Secundária 

No início da década de 80, passou­
se a reconhecer o desenvolvimento 
de porosidade secundária em di­
versos reservatórios brasileiros. En­
tre os trabalhos pioneiros neste 
senti elo, situam-se os de Chang et 
ai. (HI80), Netto et ai. (1982) e Ter­
ra et ai. (1982). Os critérios utiliza­
dos eram essencialmente aqueles 
publicados por Schmidt et 
ai. (1977) e Schmidt e McDonald 
(1979b), incluindo, em especial: 
dissolução parcial de cimento; 
moldes de grãos de silicatos, com 

seus contornos originais demarca­
dos graças à preservação de cutí­
culaslfranjas de argilas e/ou óxidos 
e de crescimentos secundários de 
quartzo e feldspatos; grãos corroí­
dos; porosidade intragranular pro­
duzida pela dissolução parcial de 
grãos do arcabouço ou do cimento 
que previamente os havia substi­
tuído; heterogeneidades de empa­
cotamento; poros alargados, ou 
seja, muito maiores do que os 
grãos adjacentes; poros alongados; 
grãos fraturados; e porosidade de 
encolhimento, gerada pela desidra­
tação e conseqüente redução de 
volume de intraclastos lamosos e 
argilas detríticas de infiltração me­
cãnica. Assim, na descrição da 
evolução diagenética dos principais 
reservatórios brasileiros, passou a 
estar presente pelo menos uma fa­
se de geração de porosidade se­
cundária, o que também era co­
mum em bacias de outros países 
(Franks e Forester, 1984, p.64, por 
exemplo). 

São reconhecidos diversos meca­
nismos de produção de soluções 
solventes e a conseqüente geração 
de porosidade secundária em sub­
superfície (vide discussão detalha­
da em De Ros, 1990, neste volu­
me). Aqueles mais eficientes, en­
tretanto, são representados pela: 
liberação de C02 pela maturação 
térmica da matéria orgãnica (Sch­
midt et ai. 1977; Bruhn, 1986 - figo 
15); geração de ácidos carboxíli­
cos de cadeia curta a partir da ma­
téria orgãnica antes da produção 
de hidrocarbonetos líquidos (Sur­
dam et ai. 1984 - figo 15); e infil­
tração profunda de águas meteóri­
cas (Bj0rlykke, 1984; Garcia et. ai. 
1990, neste volume). 

A necessidade de se compreender 
os processos de geração de poro­
sidade secundária, juntamente com 
o estudo da diagênese em geral 
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Fig. , 5 RelaçOes entre 8 diagênese dos wenitos (e conseqüentes variaçOes na porosidade destes reservatórios) e a diagi!:nese dos argilominerais e da matéria orgânica 

contidos nos folhelhos associados. A temperatura (T) dos eventos diagenéticOS é calibrada de acordo com a reflectãncia da vitrinita (Rol presente nos folhelhos. 
O diagrama é inspirado em Curtis (19831 e combina concepções de: (a) Perry e Hower (1972), quanto à desidratação e ilitização dos folhelhos; Ib) Ti5501 
e Welte <19641, com relação às transtonnaçOes termoinduzidas na matéria orgAnica; (e) Foscolos e PoweH (1979), sobre a associação entre fases de desidratação 
nos folhelhos com 8 cimentaçAo dos arenitos. bem como (d) descrições petrográficas e mineralógicas de arenitos e folhelhos das bacias do RecÕncavo. 
Sergipe-Alagoas e Potiguar (Bruhn et aI. 19B8). 

Flg 15 Re/ationships between sandstone diagenesis (and consequent vatiations in thepofosity of these feseNoifs) and diagenesis of clay minefals and ofganic mattef 
pfesenc m associated shales. Temperature (TJ of diagenetic phases is determined accofdíng to the víuinice reflec(ance {Ro' A Diagram following original 
Idea by Cunis (1983), and combmmgdata from: (a) F'efty and Hower (1972) dehydratlOnand il/itlZationof shales; (b) Tissot and Welte (1984) thermallv 
induced rransfOfmations of organic mauef; te} Fosc%s and Powell (1979) - link.s between phases of dehydfatíon in the shales and cementation in the 

sandstones; and (d) petrographic and mineralogical descriptions of sandstones and shales from Rec6ncavo, Sergipe-Alagoas, and Potiguar basins (8ruhn 
et aI. 1988) 

dos reservatÓriOS, contribUIU para a 
consolidação da Idéia de que os 
reservatórios (sillCIClástlcos OU car­
bonátlcos) não se comportam co­
mo "sistemas fechados" em rela­
ção aos flUidos prodUZidos na dla­
génese dos folhelhos aSSOCiados. 
O soterramento dos folhelhos não 
produz ·apenas solventes orgânicos 
para a geração de poroSidade se­
cundária: nos argllo-mlnerais, de­
senvolve-se uma transformação 
crescente das esmectltas em ilitas 

(Hower et ai. 1976), processo ca­
paz de liberar íons de cálcio, sódio, 
magnésio, ferro e sílica, que podem 
se precipitar nos arenitos em forma 
de cimentos (Boles e Franks, 
1979). A figura 15 ilustra o comple­
xo ambiente geoquímico onde es­
tes processos ocorrem, mostrando 
que o pico máximo da liberaçâo de 
solventes orgânicos precede ime­
diatamente a maior intensidade de 
geração de hidrocarbonetos líqui­
dos, ou seja, as formações gerado-
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ras produzem tanto os hidrocarbo­
netos de interesse econômico, co­
mo também os solventes orgânicos 
que incrementam a porosidade dos 
reservatórios para onde estes hi­
drocarbonetos migram e ficam 
acumulados. 

Ainda nâo se dispõe de uma ava­
liação da concentração de solven­
tes orgânicos nas águas de forma­
ção das bacias brasileiras (Sombra 
et ai. 1990a, constitui uma das ra-
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ras tentativas neste sentido). Entre­
tanto, o arcabouço teórico e expe­
rimentai disponível na literatura su­
gere que, uma vez comprovada a 
geração de hidrocarbonetos através 
de métodos geoquímicos conven­
cionais, muito provavelmente tam­
bém teria ocorrido a geração de 
solventes orgãnicos. 

Existem critérios petrográficos para 
a identificação de duas fases de 
geração de porosidade secundária 
nas bacias de Sergipe-Alagoas 
(Souza, 1987; Bruhn et ai. 1988; 
Garcia et aI. 1990, neste volume; 
Pinho e Costa, 1990, neste volu­
me) e Potiguar (Bruhn et ai. 1988). 
Bruhn et aI. (1988) associam estas 
duas fases de geração de porosi­
dade secundária com a liberação de 
solventes orgãnicos a partir dos 
dois geradores de hidrocarbonetos 
reconhecidos em cada uma das 
bacias: formações Barra de ltiú-

"- "-
8.800km 8.960 

ba/Coqueiro Seco e Muribeca na 
Bacia de Sergipe-Alagoas (fig. 16), 
e formações Pendência e Alaga­
mar na Bac·la Potiguar. Em ambos 
os casos, as duas fases de geração 
de hidrocarbonetos teriam iniciado 
bastante defasadas em tempo 
geológico: pelo menos 50 milhões 
de anos na Bacia de Sergipe-Ala­
goas, e 40 milhões de anos na Ba­
cia Potiguar. Alternativamente, 
Garcia et ai. (1990, neste volume) 
consideram que a segunda fase de 
geração de porosidade secundária 
observada no Campo de Caioba, 
porção marítima da Bacia de Ser­
gipe-Alagoas, está associada à 
dissolução de cimento carbonático 
e grãos de feldspatos por águas 
meteóricas infiltradas pela discor­
dância pré-aptiana. Bruhn et 
ai. (1988) consideram que o desen­
volvimento de duas fases de gera­
ção de porosidade secundária seria 
um dos principais fatores respon-

8.920 

sáveis pela presença de distribui­
ções mais favoráveis de porosida­
des e permeabilidades em profun­
didade, nas porções marítimas das 
bacias de Sergipe-Alagoas e Poti­
guar (figs. 4 e 6). 

o reconhecimento do desenvolvi­
mento de porosidade secundária 
nas bacias braSileiras certamente 
estimulou a busca de acumulações 
de petróleo mais profundas. Entre­
tanto, é prudente que se procure 
dimensionar a intensidade com que 
esses processos ocorreram e qual 
é a proporção desta nova porosi­
dade gerada, que foi preservada 
até o momento da entrada de hi­
drocarbonetos nos reservatórios. O 
caso da Formação Sergi, seção 
pré-rift da Bacia do Recõncavo, 
ilustra bem este problema (fig. 17). 
Estudos regionais (por exemplo, 
Netto et ai. 1982; Bruhn e De Ros, 
1987) têm mostrado que a unidade 

8.9"80 
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Fig. 16 - Areasde getaçAo de hidrocarbonetos na Baciade Sergipe-Alagoas (mapa construído com dados de Falkenhein ecal. inédito. porBruhn et aI. 1988). Campos 
de óleo elou gás: ATS - Atalaia Sul. CB - Caioba, CP - Carmópolis, CS - Coqueiro Seco, CSMC - Cidade de São Miguel dos Campos. FU _ Furado, 
PI - Pilar, RB - Robalo, SMC - SAo Miguel dos Campos. Os campos de Caklba e Robalo e o poço l-MAS-l-Al, situam-se em áreas onde ambas as seções 
geradoras de hidrocarbonetos na bacia (rift e transicklnall estAo maturas. 

Fig, 16 - Areas with hydrocarbon generation in the Sergipe-Alagoas Basin (mapby Brutln et aI. 1988, using unpublished data from Falkenhein et aI.). Oil and/or gas 
fields: ATS - Atalaia Sul, CB - Caiobà, CP - Carmópolis, CS - Coqueiro Seco, CSMC - Cidade de São Miguel dos Campos, FU -- Furado, PI Pilar. 
R8 - Robalo, SMC - São Miguel dos Campos. Fie/ds of Caioba and Robalo and the we/I 1-MAS-l-AL are located on areas where both source rocks of 
the basin (rift and rransirional sections) are mature 
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Fig.17 - Distribuiçllo em profundidade da porosidade total !0r l. índice de empacotamento (P, 
packing proximiry .3) e porosidade secundária (0s 1 dos reservatórios da Formação Sergi (seção 
pré-fl!r da Bacia do Recôncavo). Gráfico construido com os valores médios destas proprie­
dades, calculados para os campos de Dom João (DJl. Buracica (BAl. Malombê (MLl. Remanso 
(RO), Água Grande (AG), Sesmaria (SI) e Afaçás (AR). O DBrllmetro escolhido para indicar 
quantitativamente a porosidade secundária foi B percentagem de porosidade intragranular so­
bre B porosidade total dos reservatórios, ambas medidas em lâminas delgadas. Este parâmetro 
foi calculado apenas para amostras de arenitos médios, com composição Q81_87 F 13-18l0-1' 
e teores de argilas infiltradas inferiores a 5%, com o objetivo de normalização (gráfiCO cons­
truido com dados de Bruhn e De Aos, 1987). 

fig 1/ lJisuiburion with depth of total porosiry (aTI, packlflg proximiry (Pi, and secondary porosiry 
(H J for the reservoirs of the Sergl Formariôn (pre rifr secrion, Rec6ncavo Basin) Diagram 
conSlfucted with the average values of HT' F; and RJ in rhe oil-fields of Dom João (UJ), Bu 
racica (BA), Malombê (MU, Remanso (ROi, Agua érande (AG), Sesmaria (SI), 8nd Araçás 
(AR; as is indicared by the pcrcenrage of inrragranular porosiry in rhe total porosiry- Quan 
rified in samples of medium-grained sandsrones, witf) composition 08f_87Ff3-1aLo 7' and clay 
contem <5%. Data source: 8ruhn and De Ros fl987} 

apresenta apenas uma fase de ge­
ração de porosidade secundána, e 
que este processo foi mais efetivo 
em maiores profundidades, con­
forme indica a crescente participa­
ção da porosidade intragranular 
(um tipo de porosidade, sem dúvi­
da, de origem secundária) sobre a 
porosidade total (fig. 17). Entretan­
to, a porosidade intergranular e a 
porosidade total desses reservató-

rios decrescem continuamente com 
a profundidade, o que resulta prin­
Cipalmente da retomada da com­
pactação química e mecânica após 
a fase de geração de porosidade 
secundária. Esta intensificação da 
compactação, com conseqüente 
diminuição na preservação de po­
rosidade, é Indicada na figura 17 
pelo aumento em profundidade do 
índice de empacotamento (packing 
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proximity de Kahn, 1956") dos re­
servatórios. 

A presença de significativa parcela 
de porosidade primária, favorecen­
do a percolação de solventes, 
constitui uma condição importante 
para uma maior atuação dos pro­
cessos de geração de porosidade 
secundária (Giles e Marshall, 
1986). Nas bacias brasileiras, esta 
situação seria mais provável nos 
reservatórios da 'seçã.. drift, os 
quais ainda relativamente rasos e 
pouco compactados (e possivel­
mente ainda pouco cimentados), 
podenam receber solventes orgãnl­
cos provenientes das seções tran­
sicional e rift, mais profundas e 
termicamente maturas. Nos turbldl­
tos da BaCia de Campos, por 
exemplo, eXistem estudos quantifi­
cados sugerindo que 80% da poro­
sidade total é de ongem secundá­
na (Moraes, 1989). Também, em­
bora não tão freqüentemente, ca­
sos semelhantes poderiam ser re­
gistrados nos reservatórios das se­
ções pré-rift e rift. Os reservatónos 
da Formaçâo Serrana no Campo 
de Robalo (BaCia de Sergipe-Ala­
goas) não haviam atingido profun­
didades superiores a 2 700 m até 
80 milhões de anos atrás, embora 
já pudessem ter Sido ocupados por 
hidrocarbonetos (ou solventes or­
gânicos) há cerca de 120 milhões 
de anos (Garcia el ai. 1990, neste 
volume). O fato de estes reservató­
rios estarem situados em um bloco 
estrutural relativamente pouco sub­
sidente, mas próximo a outros blo­
cos bastante subsldentes durac:o a 

>3 Este rndice expressa qUdnti:atlvamente o 
quão prÓximo entre si estão os grãos do ar· 
cabouço de uma rocha sedimentar, sendo 
calculado pela relaçáo percentual entre o 
número de contatos grão-a·grão e o nú­
mero total de contatos observados em lâmi­
na delgada. O valor máximo é 100':c, 
quando todos os gráos estão em contato 
entre si. 
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fase nff, é que teria propiciado a 
sua saturação precoce por hidro­
carbonetos elou solventes orgâni­
cos. Os processos de geração de 
porosidade secundária foram tão 
eficientes em Robalo que os grãos 
de feldspatos do arcabouço dos 
arenitos foram quase totalmente 
dissolvidos. 

Certamente os processos de gera­
ção de porosidade secundária con­
tribuíram para o registro de altas 
porosidades e permeabilidades a 
grandes profundidades nas bacias 
brasileiras. Entretanto, entre aque­
les casos maiS notáveis, observa­
se a preservação de uma Significa­
tiva parcela do sistema poroso Pri­
mário. E' o caso, por exemplo, dos 
reservatórios dos campos de Tuba­
rao (Carvalho ef ai. 1990, neste 
volume), Merluza (Sombra ef 
ai. 1990b, neste volume) e Blrlba 
(Bruhn ef ai. em edlcão). Assim, a 
exploração de reservatórios profun­
dos no Brasil também está obriga­
tOriamente condicionada ao reco­
nhecimento dos principais proces­
sos e situações geológicas respon­
sáveis pela preservação de poro­
sidade em profundidade. 

5.4 - Principais Processos e 
Situações Geológicas para 
Preservação de Porosidade 
em Profundidade 

Existem diversos fatores de preser­
vação de porosidade reconhecidos 
na literatura internacional. De Ros 
(1990, neste volume) apresenta 
uma extensa e didática revisão 
destes fatores. citando: 'o soterra­
mento tardio elou relativamente re­
cente da unidade-reservatório: 
as pressões anormais de fluidos 
nos poros; a estabilidade compo­
sicional dos grãos do arcabouço; 
o recobrimento dos grãos por cutí-

376 

cuias elou franjas de argilas elou 
óXidos; a cimentação precoce do 
arcabouço por cimentos capazes 
de sustentar sua compactação; a 
saturação precoce dos reservató­
riOS por hidrocarbonetos, interrom­
pendo a dlagênese". Alguns já fo­
ram apresentados quando se enfa­
tiZOU a Importância das caracterís­
ticas sin-deposlcionals e eodiage­
néticas dos sedimentos. Entre os 
restantes, dois ainda merecem ser 
abordados, por representarem, pro­
vavelrnente, os principais fatores 
responsáveis pela ocorrência de al­
tas porosidades e permeabilidades 
nas baCias brasileiras: 1)- o soter­
ramento tardio ou o menor tempo 
de reSidência dos reservatórios a 
grandes profundidades: e 2)- a en­
trada precoce dos hidrocarbonetos 
nos reservatórios, quando estes se 
encontravam ainda pouco compac­
tados elou cimentados. 

Bruhn ef ai. (1988) já reconheciam 
que a atuação combinada de duas 
fases de geração de porosidade 
secundária com um menor tempo 
de reSidência a grandes profundi­
dades de soterramento representa 
urn Irnportante fator para a existên­
cia de significativas porosidades 
em elevadas profundidades nos re­
servatórios das seções pré-rift e rift: 
"... a comparação das três bacias 
(Recóncavo, Sergipe-Alagoas e Po­
tiguar) discrimina dois perfis básI­
cos de variação da porosidade com 
a profundidade, suportados nos 
dados disponíveis até então. O 
primeiro, menos promissor, é apre­
sentado pelos reservatórios da Ba­
cia do Recóncavo e por aqueles si­
tuados na maioria das porções 
erTlersas das bacias de Sergipe­
Alagoas e Potiguar, que atingiram 
profundidades superiores a 3 000 m 
desde o Andar Buracica (há mais 
de 120 milhões de anos atrás), e 
onde se reconhece apenas uma fa­
se irnportante de geração de poro-

sidade secundária, de modo que 
suas expectativas de porosidade 
média para profundidades maiores 
que 3000 m são sempre Inferiores 
a 9%. O segundo, mais otimista, é 
configurado nas porções marítimas 
das bacias de Sergipe-Alagoas e 
Potiguar, onde os reservatórios 
somente atingiram um soterramen­
to da ordem de 3 000 m a partir do 
Turonlano (a partir do Terciário, em 
algumas áreas), bem como regis­
tram duas fases Importantes de 
desenvolVimento de porosidade 
secundária, o que propicia expecta­
tivas de porosidade média sempre 
aCima dos 10%, mesmo para uma 
profundidade de 4000 m" (Bruhn ef 
ai. 1988; flgs. 4, 6 e 14). 

Souza (1990a, neste volume) apre­
senta, em sua figura 12, diagramas 
Ilustrando a histÓria de soterramen­
to de dOIS reservatórios fluviais da 
Formação PendênCia, situados, 
respectivamente, nas porções 
submersa e emersa da BaCia POtl­
guar. Nesta comparação, o reserva­
tÓriO da parte marítima da baCia 
mostra um menor tempo de resI­
dência a grandes profundidades do 
que aquele situado na porção 
emersa, e, embora o primeiro es­
teja hOje a uma profundidade mais 
elevada, apresenta maiores porOSI­
dades (compare a figura 12 de 
Souza, 1990b, neste volume, com 
a figura 6 deste artigo). 

O efeito do maior tempo de resi­
dência dos sedimentos a grandes 
profundidades é bem eVidenciado 
na figura 18, que mostra a distri­
bUição em profundidades da poro­
sidade e permeabilidade dos areni­
tos eólicos do Membro Água Gran­
de (Formação Itaparica, seção rifl 
da Bacia do Recôncavo). As mé­
dias das porosidades e permeabili­
dades do reservatório Água Grande 
nos campos de Fazenda Alvorada, 
Malombê e Fazenda Bálsamo são 
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MEMBRO ÁGUA GRANDE - ARENITOS EÓLICOS 
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Fig. 18 Distribuição da porosidade e permeabilidade com a profundidade para os reservatórios eólicos do 
Membro Agua Grande, Formação Itaparica (seção pré-rilr da Bacia do Recôncavo). As áreas 
hachuradas indicam a distribuição dos pontos amostrados (554 medidasl. Para os principais campos 
amostrados. estão indicados os valores médios de porosidade e permeabilidade: DJ - Dom João, 
FAV - Fazenda Alvorada, BA - Buracica, ML - Malombê, F!JM - Fazenda Bálsamo, AO -- Água 
Grande, RPJ - Rio Pojuca, SUS - Sus.. .. uarana, ARA -- Araçãs Bloco Alto, ARB - Araçãs Bloco 
Baixo, BB - Biriba { Bruhn et aI. no prelo). 

f ig 18 Disrribution wi(h deprh of porositv and permeabililV for the eo/ian reservoirs of the Agua Grande 
Member, Itaparica Formation (pre· rift sectioh Ifecãncavo Basln) Harched a/eas indicatc t/le 
distribution of samples f554 measu/emeNs). Ave/age pOlOsifies and permeabilicies for file fields 
wlth berrer sampling are shown' DJ Dom João, FAV Fazenda Alvorada, BA Bu/aeica, ML 

Malombé, FBM fazenda Bálsamo, i:1G Agua Grande. RPJ Rio ?ojuca, SUS -- Sussuarana, 
ARA Araçás fhigher structuralblock), ARB .. Araçás (Iower S(fucturalblock), BB Biriba (Bruhn 
et aI. in press} 

anomalamente baixas quando 
comparadas com a tendência geral 
de decréSCimo com a profundidade, 
definida pelos demais campos 
amostrados (fig, 18), Tais acumula­
ções situam-se numa área do 
Compartimento Nordeste da Bacia 
do Recôncavo, onde estão ausen­
tes por erosão as rochas das for­
mações Marizal, São Sebastião, 
POJuca e Marfim, e parte da For-

mação Candeias (seção rifl), Da­
niel et ai, (1989) calculam que esta 
erosão tenha removido uma espes­
sura de sedimentos de até 
1 750 m, no Campo de RIO do Bu, 
também situado no Compartimento 
Nordeste da Bacia do Recôncavo, 
No poço 4-RS-25-BA, também per­
furado nesta área da baCia, o topo 
da zona matura para geração de 
hidrocarbonetos está atualmente a 
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apenas 160 m de profundidade 
(Gaglianone et ai, 1985), Assim, os 
campos de Fazenda Alvorada, 
Malombê e Fazenda Bãlsamo si­
tuam-se hoje em horizontes signifi­
cativamente mais rasos dos que já 
estiveram (os seus valores médios 
de porosidade e permeabilidade se 
ajustariam ao gradiente geral de 
redução com a profundidade, se 
fossem posicionados em uma pro­
fundidade entre 1 000 e 1 500 m 
maior do que a atual - flg, 18), 

o pequeno tempo de residência a 
grandes profundidades parece ser 
um dos principais fatores respon­
sáveiS pelas altas poroSidades e 
permeabilidades das coquinas da 
Formação Lagoa Feia nos campos 
de BadeJO, Pampa, Linguado e 
Trilha (tabela I), que são mais ele­
vadas do que as de todos os outros 
reservatórios da seção rift situados 
em profundidades equivalentes (llg, 
5), Estes quatro campos situam-se 
no Alto de Badejo, uma feição es­
truturai relativamente pouco subsl­
dente da Bacia de Campos (flg, 42 
de Guardado et ai. 1990), onde pro­
fundidades superiores a 2 000 m 
provavelmente só foram atingidas 
durante o TerCiário, Também os re­
servatórios turonlanos do Campo 
de Merluza, BaCia de Santos, em­
bora apresentem hOJe um soterra­
mento superior a 4 500 m, somente 
no Maestrichtlano é que atingiram 
profundidades da ordem de 
3 000 m (fig, 4 de Sombra et 
ai, 1990b, neste volume), 

Sombra (1990, neste VOlume) s'Jge­
re a aplicação de um novo parâme­
tro para a investigação quantitativa 
e empírica da influência da histÓria 
de soterramento na evoluçâo da 
poroSidade dos arenitos, Trata-se 
do indice tempo-profundidade, 
definido como sendo "a área com­
preendida no diagrama de histÓria 
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de soterramento do reservatório e 
os eixos dO diagrama (profundida­
de zero e Idade zero), o que signifi­
ca a Integração do tempo de resI­
dência do reservatório em cada 
profundidade durante toda a sua 
história de soterramento" (flg. 4 de 
Sombra, 1990, neste volume). As­
Sim, elevados índices tempo-pro­
fundidade indicam reservatórios 
com baixa porosidade. O parãme­
tro definido por Sombra não pode 
ser aplicado em bacias com pres­
sões elou gradientes geotérmicos 
anõmalos, pois pressupõe que a 
pressão e temperatura variam uni­
formemente com a profundidade, 
bem como pode ser influenciado 
pelas Incertezas e aproximações 
envolVidas na construção dos dia­
gramas de história de soterramen­
to, como, por exemplo, Imprecisões 
na datação dos estratos (baseada 
essencialmente em paleontologia) 
e no reconheCimento de períodos 
de exposição e erosão de sedimen­
tos (discordãnclas) durante a evo­
lução da bacia. Entretanto, repre­
senta uma Importante contribuição 
para a exploração de reservatórios 
profundos no Brasil, sendo um cri­

tério quantitativo, de fácil aplica­
ção. A sua utilização sistemática é 
recomendável, inclus" e Já na ela­
boração dos prospectos explorató­
riOS para perfurações profundas. 

A entrada precoce de hidrocarbone­
tos nos reservatórios conslitui um 
importante fator de preservação da 
porosidade p: !rtlár'2, uma vez cue 
a sua presença Inibe fortemente o 
desenvolvimento de reações dla­
genéticas com transferência de fÇl­
ses em solução, inclUindo a com­
pactação química (dissolução por 
pressão) e a clmentação (De Ros, 
1990, neste volume). A experiênCia 
brasileira tem moslrado que os fato­
res soterramento tardio e entrada 
precoce de hidrocarbonetos nos re­
servatórios podem ocorrer de forma 
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combinada, como nos dOIS exem­
plos que se seguem. 

1 - No Campo de Tubarão, Bacia 
de Santos, a provável seção gera­
dora da Formação Guaratlba (se­
ção rilt) permaneceu na Janela de 
geração do óleo até o Mesoturonla­
no (90 milhões de anos atrás), 
quando os reservatónos da Forma­
ção Guarujá (seção drift) estavam 
a uma profundidade de apenas 
1 500 m (fig. 12 de Carvalho et ai. 
1990, neste volume). Assim, o sis­
tema poroso destes reservatónos 
foi preservado em grande parte du­
rante a fase importante de subsl­
dêncla que ocorreu na bacia duran­
te o Senonlano (Pereira e Macedo, 
1990), a qual é responsável pela 
elevada profundidade atual 
(> 4500 m) dos principaiS alvos 
exploratórios em lâminas d'água In­
feriores a 400 m. 

2 - A Formação Serrana na área 
de Robalo (porção marítima da Ba­
cia de Sergipe-Alagoas) não consti­
tUI uma acumulação comercial de 
óleo, mas apresenta níveis com 
quantidades vanáveis de óleo pe­
sado residual, o qual fOI gerado na 
seção rill. Este óleo deve ter In­
gressado no reservatóno Serraria já 
no Aridar JlqUlá (cerca de 120 mi­
lhões de anos atrás), quando a 
formação se encontrava a uma pro­
fundidade menor do que 2700 m 
(Garcia et ai. 1990, neste volume). 

Os gráfiCOS tempo-temperatura-pro­
fundidade dos poços 2-AN-l-PR 
(Milani et ai. 1989) e 2-RI-1-PR 
(Milani et ai. 1990), ambos perfura­
dos na Calha Central da Bacia do 
Paraná, mostram que os folhelhos 
ricos em maténa orgãnlca das for­
mações Vila Maria (Siluriano) e 
Ponta Grossa (Devoniano) entra­
ram na janela de geração de hidro­
cê!rbonetos há pelo menos 230 

milhões de anos atrás, quando a 
base da Formação RIO Bonito 
(Permlano) encontrava-se apenas 
entre 1 500 e 2 300 m de profundi­
dade. ASSim, deve-se avaliar as hi­
póteses de que os valores excep­
cionaiS de poroSidade registrados 
no poço 2-AN-1-PR (20~o a 
4000 m de profun(ildade - tabela I) 
podem estar relaCionados: à en­
trada precoce de solventes orgãnl­
cos nos reservatórios Rio Bonito, 
otimizando sobremaneira o desen­
volVimento de porOSidade secundá­
ria; elou a migração precoce de 
hidrocarbonetos para esta forma­
ção, que abortaram ou minimiza­
ram a InfluênCia da dlagênese na 
redução da porosidade, embora 
não tenham permanecido no reser­
vatório até os dias de hOJe. 

6 - CONCLUSÕES 

A descoberta, especialmente na 
década de 80, de vánas ocorrên­
cias de Significativas poroSidades e 
permeabilidades em grandes pro­
fundidades, tem definido o que po­
derá ser a próxima fronteira na ex­
ploração de petróleo no Brasil: a 
exploração em reservatórios pro­
fundos. 

A denominação "reservatório pro­
fundo", embora amplamente utili­
zada na literatura geológica, ainda 
é empregada sem critérios bem de­
finidos e uniformes. Os prinCipais 
reservatórios braSileiros apresen­
tam uma distnbuição de poroSida­
des e permeabilidades com a pro­
fundidade caractenzada por uma 
passagem relativamente abrupta, 
de um patamar com valores mais 
elevados para outro com valores 
significativamente mais redUZidos. 
Sugere-se aqui que as profundida­
des onde ocorrem estas modifica­
ções abruptas sejam utilizadas 
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como critério para a definição de 
reservatórios profundos nas bacias 
brasi lelras: 3 100 m para a seção 
pré-nft (Neojurásslco a Neocomia­
no); 2800 m para a seção rdl 
(Neocomlano a Barremiano), ex­
cluindo as coquinas da Formação 
Lagoa Feia; 3400 m para as co­
quinas da Formação Lagoa Feia 
(Barremlano); 3000 m para a seção 
transicional (Aptiano); e 3 700 m 
para os carbonatos da Formação 
Macaé (Albiano) e turbiditos da 
Bacia de Campos (Albiano a Mio­
ceno). 

As diferenças nas distribuições de 
porosidade e permeabilidade com 
a profundidade influenciam o tipo 
de hidrocarboneto que é encontra­
do preferencialmente, bem como a 
profundidade das acumulações nas 
diversas seções de preenchimento 
das bacias sedimentares brasilei­
ras. Os reservatõrios da seção dnfl 
contêm 68% dos volumes originais 
de óleo do País, enquanto os das 
seções paleozóica, pré-rift e nft 
concentram 73% dos volumes ori­
ginais de gás não-associado. 

Os reservatórios profundos são par­
ticularmente importantes pelo seu 
potencial de gás. Estimativas con­
servadoras apontam um volume 
recuperável de gás a ser descober­
to em Jazidas profundas no Brasil 
da ordem de 400 x 10" mo, o que 
justifica uma prospecção mais SIS­
temática e intensa destes reserva­
tÕrlos. 

Dos 4 909 poços exploratórios per­
furados até maio de 1989 nas ba­
cias brasileiras, cerca de 1 158 ou 
24% são mais profundos do que 
3000 m. Embora esta percentagem 
seja significativa, tal número de 
poços é Insuficiente para uma ava­
liação mais precisa do potencial 
dos reservatórios profundos no 

Brasil, uma vez que eXistem mais 
de 30 bacias a serem exploradas, 
cobrindo uma área de cerca de 
5 x 10" km'. Adicionalmente, os 
poços profundos estão mal distri­
buídos pelas diversas bacias: 53% 
dos poços maiS profundos do que 
4 000 m foram perfurados em ape­
nas três bacias (Campos, Santos e 
Sergipe-Alagoas), e 38% daqueles 
com profundidade superior a 
5000 m estão na Bacia de Santos. 

Apesar da relativa escassez de in­
formações, os estudos detalhados 
dos reservatórios profundos Já co­
nhecidos perm item o reconhecI­
mento de Importantes processos e 
situações geolõgicas responsáveis 
pela geração e preservação de po­
rosidade em profundidade nas ba­
cias brasileiras (os quais podem 
atuar de forma isolada ou combi­
nada): - o soterramento tardio ou o 
menor tempo de residência dos re­
servatórios a grandes profundida­
des; - a entrada precoce dos hi­
drocarbonetos nos reservatórios, 
quando estes se encontram ainda 
pouco compéctados e/ou cimenta­
dos; - a entrada precoce de sol­
ventes orgânicos nos reservatórios, 
otimizando os processos de gera­
Ç20 de porosidade secundária; - a 

. superimposlção de maiS de uma 
fase de geraçâo de porosidade se­
cundária; - uma composição do ar­
cabouço mais resistente aos pro­
cessos mecânicos (compactação) e 
químicos (cimentação) de redução 
de porosidade, particularmente 
aquelas ricas em quartzo e pobres 
em componentes dúcteis, como in­
traclastos lamosos e fragmentos de 
rochas com flloss,licatos; - O reco­
brimento eodiagenétlco dos grãos 
por cutículas ou franjas de argilas 
e/ou óXidos que inibem a compac­
tação química (dissolução por 
pressão), e a cimentação por cres­
cimentos secundários de quartzo e 
feldspatos; - a clmentação pre-
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coce por calclta, que preserva um 
empacotamente frouxo na rocha 
durante o soterramento, de manei­
ra que a sua dissolução em subsu­
perfície produz um Incremento bas­
tante significativo na porosidade 
dos reservatórios. Esta lista de cri­
térios, provavelmente ainda incom­
pleta, permite que a exploração de 
reservatórios profundos no Brasil Já 
possa ser conduzida em sólidas 
bases científicas. 
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with high porosities and permeabrlities ar great 
depths. but not related to commercial 
hydrocarbon accumulations. are lhe foflowing: 
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(0JO' 18% and permeabifity [KJot 300 mO at 
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Basin (wef/I-RFD-1-RN); and 4) Permian 
deltaic sandstones (0 = 20%, D = 4,000 m) in 
lhe Paraná Basin (we1l2-A~I-PR). 

The nomenclature "deep reservo;," has been 
extensively applied in lhe geologicalliterature, 
but without uniform and well-defined Cf/teria. 
The main types 01 Brazilian resrvoirs present 
well-defined anel abrupt changes in fhei, 
gradients of decreaslng inaxirnum porosffy and 
max/mum permeability with depth. It is 
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suggested in this paper that lhe depth where 
such change occurs be used as a eriterian to 
classify deep reservoirs in Brazilian bas/ns: 
3, 100m tor lhe pre-rift-phase reservoirs (Late 
Jutassic to Neocomian); 2,800 m for lhe 
rift·phase reservoirs (Neocomian lo Barremian), 
excJuding lhe coquinas of lhe Lagoa Feia 
Formalion; 3, 400 m for lhe coquinas of lhe 
Lagoa Feia Formation (Barremian); 3,000 m for 
lhe transitional·phase reservoirs (Aptian); and 
3,700 m for lhe drift.phase reservoirs (Albian to 
Miacene). 

The differences in lhe distribution in depth of 
porosities and permeabiJilies infJuence lhe type 
of hydrocarbon lhat is found preferentiaJly ift lhE! 
different sedimentary sections of lhe Brazifian 
basins. The sha/lowest (drift) reservoirs contain 
68% of lhe total Brazilian oil in--place, and lhe 
deepesl (Paleozoic, plfHift, and rift) reservoirs 
contain 73% of the non--associaled gas 
in--place. Accordmg to conservative estimates, 
deep reservoirs contain reserves around 400 x 
10' m 3 of natural gas, which justifies an 
increasing search for deep accumulations. 

From 4,909 exploralory weffs drifled in lhe 
Brazilian basins upto May, 1989, 1,1580r 24% 
are deeper than 3,000 m Despite this 
significant percentage, the number of deep 
wells is stjlf insufticient for a detalfed evaluation 
of the hydrocarbon polentiaf of deep reservoirs 
in Brazif, because lhere are more than 30 
basins to be explored, which cover an area 
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over 5 x 10 6 km 2. A/so, Brazilian deep weJls 
are poorfy distributed: 53% of wells deeper than 
4,000 m were drilled in 3 basins onJy (Campos, 
Santos, and Sergípe-AJagoas), and 38% of 
those- deeper than 5,000 m are Jocated ai 
Santos Basin. 

Despile lhe reJatively small amount of 
information available, detailed studies of lhe 
deep reservoirs already identified have pointed 
out some important processes and geoiogical 
situations for lhe preservation and developmenl 
of porosity ai great deplhs in the Brazi/ian 
basins. These are: 1) late burlai or /ittle time of 
residence aI great depths; 2) early migration of 
hydracarbons, when lhe reservoirs are still 
poorly compacled and/or cemented; 3) early 
migralion of organic solvenls inlo lhe reservoirs, 
improving lhe development of secondary 
porosity; 4) succession of two phases of 
generation of secondary porosity; 5) framework 
composition resistant to lhe mechanical 
(compaction) and chemical (cementation) 
reduction of porosity, speeifical/y lhose rieh in 
quartz grains and poor in duetile componen15 
sueh as mud intrae/asls and fragmenls of s/ate, 
phy/lite and schist; 6) early coating 01 grains by 
cJays andlor oxides, whieh ínhibi pressure 
solution and cementation by quartz and 
te/dspar overgrowths; and 7) early cementation 
by caleile, which preserves a relatively /oose 
pack.ing in the rock. during burial, so lha! 115 
dissolution in subsurface tends to increase 
signifieantfy the reservoir porosity. 
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