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7 DISCUSSÃO DOS PARÂMETROS DE FONTE E MATURAÇÃO DOS 

PETRÓLEOS NO CAMPO DE CEXIS  

 

 Neste capítulo, interpretam-se os resultados geoquímicos e de análises PVT referentes 

às amostras de gás e óleo oriundas do Campo de Cexis da Bacia do Recôncavo. Como dito 

anteriormente, esses dados foram disponibilizados através do banco de dados dos laboratórios 

do CENPES da Petrobras. No total, provenientes de 33 poços, foram investigadas 38 amostras 

de óleo e 27 amostras de gás. As análises geoquímicas realizadas para as amostras de gás 

foram: composição molar e composição isotópica do carbono. Já as análises geoquímicas 

realizadas nas amostras de óleo abrangeram: cromatografia gasosa utilizando o método 

Carburane, biomarcadores saturados, biomarcadores aromáticos, hidrocarbonetos 

poliaromáticos, diamantoides e razão isotópica do carbono em óleo total. Sobre a análise PVT, 

destaca-se a determinação do grau API através de um densímetro digital. A maioria das 

amostras encontra-se na Formação Candeias (Membro Gomo), com apenas três amostras 

(duas de óleo e uma de gás) na Formação Maracangalha (Membro Caruaçu). 

 

 

7.1 Fração Líquida do petróleo 

 

 

7.1.1 Parâmetros de fonte 

 

 

Neste item apresentam-se os parâmetros geoquímicos indicadores de fonte dos óleos e 

faz-se uma investigação das relações entre os parâmetros físicos e moleculares dos óleos do 

Campo de Cexis.  

Na Figura 102, observam-se os gráficos de parafinicidade versus aromaticidade e da 

razão Pristano/Fitano versus isótopos de carbono do óleo total. No gráfico de parafinicidade 
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versus aromaticidade (THOMPSON, 1987) constata-se que as amostras de óleo do Campo de 

Cexis apresentam-se muito mais parafínicas do que aromáticas, o que é esperado para um óleo 

de origem lacustre, principalmente em óleos que exibem evidências de alta maturação térmica. 

O gráfico da razão Pristano/Fitano versus isótopos de carbono do óleo total é usado 

comumente para correlacionar óleos (Figura 102).  Com os óleos do Campo de Cexis, nota-se 

que foi possível concatenar a maioria dos grupos analisados, com exceção do Grupo 4, no 

qual se verificou uma maior dispersão dos dados (-31,9 a -29,7 ‰). O Grupo 1 apresenta 

isótopos do óleo total que variam de -30,1 a -29,3 ‰, enquanto que o subgrupo 2a, -30,5 a -

30,2 ‰; o subgrupo 2b, -29,7 a -28,9 ‰; o subgrupo 2c, -30,5 a -29,4 ‰; o subgrupo 2d 

possui isótopos de -29,2 ‰; o subgrupo 2e, -29,3 ‰; o Grupo 3, varia de -32,1 a -31,7 ‰; o 

Grupo 4, varia de -31,9 a -29,7 ‰; e o Grupo 5, -31,9 ‰.  A amplitude dos valores dos 

isótopos de carbono do óleo total entre os grupos é de 3,2 ‰, marcada pelos grupos 3 (-

32,1 ‰) e 2b (-28,9 ‰). Sabe-se que óleos derivados de matéria orgânica terrígena são 

isotopicamente mais negativos (< -28 ‰) que os marinhos, uma vez que os principais 

constituintes das plantas terrestres são, em sua maioria, isotopicamente mais leves do que nas 

plantas marinhas (AGUIAR, 2005). Sabe-se também que óleos oriundos de ambientes 

lacustres são frequentemente oscilantes, decorrente de diversas variações possíveis na 

abundância do carbono e no ciclo do carbono desses ambientes, que podem refletir a variação 

de anoxia, salinidade, confinamento, etc. (COLLISTER et al., 1994; MELLO et al., 1994; 

PICARELLI e ABREU, 2012). Os dados do Campo de Cexis retratam esses valores variantes 

típicos de ambiente lacustre, pois uma diferença de 3 ‰ entre os dados de isótopo em óleo 

total é muito grande para se tratar de maturação. Uma diferença desta magnitude representa 

provavelmente o aporte de fácies orgânicas díspares dentro de um ambiente lacustre 

(WHITICAR, 1994).  

Examinando o gráfico Pristano/Fitano contra os isótopos de carbono em óleo total da 

Figura 102 e os gráficos das razões Hopanos/Esteranos e Gamacerano/Hopanos versus 

isótopos do óleo total da Figura 7.2, verifica-se que os óleos do Campo de Cexis podem ser 

agrupadas em duas fácies orgânicas diferentes: A e B, possivelmente derivados de variações 

climáticas do ambiente lacustre, no qual as rochas geradoras foram depositadas.  

- Fácies A: inclui os óleos dos grupos 1 e 2 e uma amostra do Grupo 4 (7A), com o 

isótopo estável de carbono do óleo total, em torno de -29,5 ‰; 



206 

 

- Fácies B: contempla amostras de óleo dos grupos 3, 4 e 5, com isótopos de carbono 

do óleo total, variando de -30,8 ‰ a -32,1 ‰. 

Destaca-se que os óleos da fácies orgânica A são oriundo das zonas de produção 

Caruaçu, CD-3/4 (Grupo 1) e CD-7 (Grupo 2); e que os óleos da fácies orgânica B são 

provenientes da zona de produção Caruaçu, estratigraficamente mais nova e da zona de 

produção CD-11, aquela posicionada estratigraficamente abaixo de todas as zonas amostradas. 

Ressalta-se que as três amostras de óleo do Grupo 4 encontram-se distribuídas nas 

duas fácies orgânicas apresentadas, e que cada uma delas concerne uma diferente zona de 

produção: a amostra 7A na zona de produção CD-7; a NRR2 na zona de produção Caruaçu; e 

a 7B na zona de produção CD-11. Lembrando-se que a zona de produção Caruaçu é a mais 

rasa e a CD-11 a mais profunda.  

 

Figura 102 – Gráficos de parafinicidade versus aromaticidade e Pristano/Fitano versus isótopos de carbono do 

óleo total  

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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Figura 103 – Gráficos dos isótopos do carbono do óleo total versus as razões Hopanos/Esteranos e 

Gamacerano/Hopanos em óleos do Campo de Cexis 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Ao examinar os gráficos sobre os biomarcadores saturados referentes aos parâmetros 

de fonte, averiguou-se que os parâmetros clássicos utilizados para avaliar fonte, tais com TPP, 

H29/H30, C26/C25 Tricíclicos, entre outros, apresentavam pouca variação e não indicavam 

correlação entre eles. Consequentemente, neste item, optou-se por mostrar as razões que mais 

tiveram significado para individualizar os grupos em estudo. A escolha destas razões foi 

pautada pela análise estatística PCA, que teve como um de seus produtos o gráfico de barras 

da Figura 63. Neste gráfico, é evidente que as razões com maior peso na diferenciação dos 

grupos foram: Diahopano/Hopano, Tricíclicos/Hopanos, Diasteranos/Esteranos regulares, 

Hopanos/Esteranos e Ts/(Ts + Tm), as quais são indicativas de maturação térmica, ou de fonte, 

mas influenciadas pela maturação. 

Verifica-se que os gráficos das Figuras 108, 109 e 110 exibem correlações inversas em 

relação às variáveis envolvidas. Isso significa que, conforme a razão Hopanos/Esteranos 

diminui, as razões Tricíclicos/Hopano, índice de Gamacerano e Diasteranos/Esteranos 

regulares aumentam (Tabela 14 do Apêndice D).  

Constata-se uma expressiva diferença da razão Tricíclicos/Hopanos entre os demais 

grupos e o Grupo 5, indicando tratar-se este último de um óleo com grau de maturação 

elevado (Figura 104). Sobre o índice de Gamacerano, observa-se um contínuo crescimento do 
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Grupo 1 para o subgrupo 2a, passando pelo 2c até chegar ao Grupo 4, que apresenta os 

maiores valores desta razão, indicando uma sequência de maturação crescente do Grupo 1 ao 

4, (Grupo 1subgrupo 2a subgrupo 2c Grupo 4). Normalmente, o índice de gamacerano 

é empregado como parâmetro de fonte. Não obstante, este aumento do índice de gamacerano 

com a maturação também foi relatado por Moldowan (2009). Todavia, nota-se que os 

subgrupos 2b, 2d, 2e acompanhados de uma amostra do Grupo 3, se encontram em um 

patamar estável de índice de gamacerano em torno de 0,4. A outra amostra do Grupo 3 parece 

seguir a tendência do subgrupo 2c e permanecer na faixa do 0,6. Destaca-se o alto índice de 

gamacerano nas amostras do poço CX-7 (Grupo 4), em relação as demais amostras coletadas 

(Figura 105).  

A respeito da razão Diasteranos/Esteranos regulares, observa-se que existe um padrão 

de crescimento dos grupos 1 2a 2b2c2e5. O subgrupo 2d foge deste padrão e 

inicia um outro padrão de incremento, que passa pelo Grupo 3 e culmina no grupo 4, que pode 

ser explicado por uma fonte lacustre com diferentes variações de fácies orgânicas (Figura 

106). 

Figura 104 – Gráfico confrontando a razão Hopanos/Esteranos contra a razão Tricíclicos/Hopanos em óleos do 

Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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Figura 105 – Gráfico da razão Hopanos/Esteranos versus o índice de Gamacerano em óleos do Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Figura 106 – Gráfico da razão Hopanos/Esteranos versus a razão Diasteranos/Esteranos regulares em óleos do 

Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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A razão Ts/(Ts+Tm) varia nos óleos do Campo de Cexis de 0,7 a 1. Contudo, nota-se 

que os grupos se encontram concatenados no gráfico da Figura 107. Isso significa que, em 

relação a razões Ts/(Ts+Tm) e índice de gamacerano consegue-se reproduzir a classificação 

obtidas pelas técnicas de PCA e Análise Hierárquica (Figuras 60 e 62), mesmo utilizando 

parâmetros de fonte que são influenciados por maturação. Excetuam-se os óleos dos poços 9B 

(subgrupo 2b) e 81D (subgrupo 2d), que não se agruparam com os demais óleos do Grupo 2. 

O óleo do poço 84DA (Grupo 5) não dispunha de dados de índice de gamacerano no banco de 

dados da Petrobras (Figura 107).  

 

Figura 107 – Gráfico da razão Ts/(Ts+Tm) versus a razão Gamacerano/Hopanos em óleos do Campo de 

Cexis 

      

 

Fonte: A autora, 2018.  
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7.1.2 Parâmetros de maturação 

 

 

 Neste item, abordam-se os parâmetros de maturação dos óleos do Campo de Cexis e 

discutem-se os resultados das análises efetuadas.  

 

 

7.1.2.1 Proporções de saturados, aromáticos e resinas + asfaltenos  

 

 

 A partir das frações obtidas pela cromatografia líquida (item 2.4.1 do Capítulo 2), foi 

possível determinar o percentual em massa das frações de hidrocarbonetos saturados, 

hidrocarbonetos aromáticos e compostos NSO (resinas e asfaltenos) para cada amostra de 

óleo. Sobre os grupos definidos nesta dissertação, não se tem dado de cromatografia líquida 

do Grupo 5 disponível no banco de dados da Petrobras.  

Observa-se no diagrama ternário (Figura 108) o predomínio dos hidrocarbonetos 

saturados, que variam de 67 a 90 %, seguidos dos hidrocarbonetos aromáticos, cujas 

proporções variam de 4 a 17 %, e dos compostos NSO, com valores entre 3 a 23 %. Os óleos 

do Grupo 1 e do subgrupo 2e apresentam as menores porcentagens de hidrocarbonetos 

saturados (67 a 75 %) e os maiores teores de compostos NSO (8,5 a 23 %), já o Grupo 3 

ostenta a maior porcentagem de hidrocarbonetos saturados (90 %) e uma das menores 

concentrações de compostos NSO (3 %). 
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Figura 108 – Diagrama ternário com as porcentagens em massa dos hidrocarbonetos saturados, aromáticos e 

NSO de óleos do Campo de Cexis 

 
 

 
Fonte: A autora, 2018 

 

Segundo Tissot e Welte (1984), também é possível estimar o estágio de evolução 

térmica pela razão % SAT/ARO (% hidrocarbonetos saturados/ % hidrocarbonetos 

aromáticos), que possui uma correlação com a maturação. Por intermédio da Figura 109, 

verifica-se que o valor mais elevado para esta razão corresponde ao Grupo 3 (%SAT/ARO 

=14), o qual apresenta estágio de evolução térmica mais desenvolvido, de acordo com este 

parâmetro. Importante destacar que para esse parâmetro, o Grupo 3 apresenta um grau de 

evolução maior do que o Grupo 4.  O que tem se observado nas demais razões 

Tricíclicos/Hopanos, índice de gamacerano, Diasteranos/ Esteranos regulares e Ts/(Ts+Tm), 

todas afetadas de certo modo pela evolução térmica dos óleos (Figuras 108, 109, 110 e 111), é 

geralmente o oposto, com o Grupo 4 tendendo a ser mais evoluído do que o Grupo 3. As 

demais amostras de óleos se encontram termicamente menos evoluídas em uma escala 

decrescente até os grupos 1 e 2e (%SAT/ARO = 4,7 e 4, respectivamente).  

Ressalta-se que a razão SAT/ARO é significantemente afetada pelo grau de 

preservação da amostra analisada (perda dos componentes leves sob condições de 

armazenamento inadequadas) e pelo cuidado com a etapa de evaporação de solvente para 
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recuperação das frações de saturados e aromáticos após sua separação por cromatografia 

líquida (apresentada no item 2.4.1 do Capítulo 2). 

Figura 109 – Gráfico do ˚API contra a porcentagem de saturados sobre aromáticos (%SAT/ARO) de óleos do 

Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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parâmetros de maturação dos dados de cromatografia gasosa Whole oil e biomarcadores 

saturados. 
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No gráfico de profundidade versus grau API, observa-se uma tendência geral de 

aumento do grau API com o aumento da profundidade, apesar da ampla dispersão dos óleos 

do subgrupo 2c. Nota-se também que há uma grande concentração em torno do ˚API 40 

(Figura 110).  

O Grupo 1 é o grupo que exibe o menor valor de grau API: 25,7. O Grupo 2 abrange o 

maior número de óleos e também ostenta a maior variabilidade do grau API, de 29,2 a 44,9. O 

subgrupo 2a mostra grau API variando de 31,4 a 39,3; o subgrupo 2b, 32 a 40 ˚API; o 

subgrupo 2c, 29,2 a 44,9; o subgrupo 2d tem grau API de 38,5; e o subgrupo 2e de 41,4˚API. 

O Grupo 3 possui grau API de 44,8. O grupo 4 exprime valores de ˚API entre 39,5 e 42,6. E o 

Grupo 5 apresenta ˚API de 43,5 (Figura 110). 

Figura 110 – Gráfico do grau API versus a profundidade  

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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relacionam esses parâmetros geoquímicos com o grau API. Destaca-se a ausência de 

correlação clara de vários parâmetros moleculares de maturação com o grau API, que está em 

função da densidade do óleo total, e que por sua vez tende a diminuir (aumento do grau API) 

com o avanço da evolução térmica.   

Sobre a razão Pristano/Fitano, constata-se que, no geral, os maiores valores 

encontram-se no Grupo 1 (PRI/FI = 1,8) e os menores valores nos grupos 4 e 5 (PRI/FI = 1,3 

e 1,4). Todos óleos do Campo de Cexis ostentam razões de Pristano/Fitano >1, sugerindo que, 

durante a deposição da rocha geradora, predominava um ambiente óxico. Razões de 

Pristano/Fitano maiores do que 1 também apontam óleos de água doce a salgada, não 

carbonáticos (Mello et al., 1988a). Faz-se importante ressaltar que a razão Pristano/Fitano 

tende a ser alterada devido ao incremento da maturação termal (TEN HAVEN et al., 1987) 

(Figura 111).  

 As razões Pristano/n-C17 e Fitano/n-C18 também são afetadas pela evolução da 

maturação térmica. Nos grupos em estudo verifica-se que a razão Pristano/n-C17 tem os 

maiores valores nos grupos 1 e 2c (0,4), e os menores valores nos grupos 3, 4 e 5 (0,15-0,2). 

A razão Fitano/n-C18 também exibe os maiores valores nos grupos 1 e 2c (0,2-0,25) e os 

menores nos grupos 3, 4 e 5 (<0,15). Observa-se que tanto para a razão Pristano/Fitano quanto 

para as razões isoprenoides/n-alcanos, os óleos dos grupos 3, 4 e 5 indicam os menores 

valores, corroborando com a interpretação de que se tratam dos óleos mais evoluídos. Todavia, 

é notório que, para estas razões, a amostra 7A do Grupo 4 se comporta como as demais do 

Grupo 2. Como foi discutido antes, a amostra 7A pertence à mesma zona de produção do 

Grupo 2 e pode ser a amostra mais evoluída desta zona de produção. Mesmo sendo muito 

evoluída, ainda guarda características estruturais que a definem junto ao Grupo 2 (Figura 111). 

 Valores de índice de carbono preferencial (Carbon Preference Index – CPI) próximos 

de 1 apontam alta maturação termal, enquanto que CPI maior que 1 sugere óleos lacustres 

com a predominância de n-parafinas ímpares sobre as pares. Para o Campo de Cexis, o CPI 

não apresenta diferenças marcantes entre os grupos, tendo os seus valores em torno de 1,1 e 

uma suave predominância de parafinas ímpares sobre as pares. Portanto, por meio do CPI, 

interpreta-se que os óleos em estudos são lacustres e com alta maturação termal, mas não se 

constatou uma correlação com o grau API (Figura 111).  

 Quanto aos esteranos, a razão C29S/(S+R) varia entre 0,7 (nos grupos 1 e 2c) e 0,35 

(nos grupos 4 e 5), o que é contra intuitivo, pois a razão C29S/(S+R) aumenta de acordo com a 
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evolução térmica (PETERS et al., 2005). Pelo que foi discutido até o momento constatou-se, 

analisando os óleos do Campo de Cexis como um todo, uma tendência crescente de maturação 

do Grupo 1 para o 5. Essa razão em especial estaria exibindo uma tendência de maturação do 

Grupo 5 para o 1. Sobre a razão C29αββ/(αββ+ααα), verifica-se que os valores se situam entre 

0,6 (nos grupos 2b e 5) e 0,4 (nos grupos 2d e 4). O Grupo 4 tem um comportamento anômalo 

em relação a esta razão, visto que apresenta baixos valores da mesma, quando se esperava que, 

seguindo o contínuo crescente de maturação, esse grupo acompanhasse o Grupo 5 e indicasse 

altos valores de C29αββ/(αββ+ααα). Tais discrepâncias podem ter ocorrido nos esteranos por 

causa de coeluições dos esteranos com metilesteranos, que alterariam os resultados. A 

coeluição dos metilesteranos, abundantes em óleos de origem lacustre, com os C29 esteranos 

regulares no fragmentograma torna difícil a individualização dos picos dos compostos cuja a 

área ou altura se quer medir para os cálculos das razões. Nesse caso, indica-se a necessidade 

de realizar análises de CG-EM/EM para melhor resolver os dados de esteranos das amostras 

de óleo do campo (Figura 111). 

Por fim, a razão Tricíclicos/Hopanos tem seus menores valores (0,4) associados a 

óleos do Grupo 1, e os maiores (7,5) aos do Grupo 5, definindo a tendência de maturação 

previamente anotada (Figura 111). 
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Figura 111 – Gráficos de grau API versus parâmetros moleculares de óleos do Campo de Cexis  

 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

As razões Pristano/n-C17 e Fitano/n-C18 diminuem com a evolução térmica conforme 

os n-alcanos se formam, gerados pelo craqueamento do querogênio (PETERS et al., 2005). 

De um modo geral, quando as duas razões são comparadas entre si constata-se que ambas 

diminuem do Grupo 1 para o Grupo 2 e são ainda menores para os grupos 3, 4 e 5, cujos óleos 

têm valores próximos (Figura 112). É digno de nota que, apesar de individualmente não se 

correlacionarem com o parâmetro global que é o grau API (Figura 111), as razões Pristano/n-

C17 e Fitano/n-C18, ambas afetadas pela evolução térmica, correlacionam-se bem entre si 

(Figura 112).  
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Figura 112 – Gráfico confrontando as razões Pristano/n-C17 e Fitano/n-C18 de óleos do Campo de Cexis  

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

O gráfico da Figura 113, que confronta a razão C29αββ/(αββ+ααα) versus C29S/(S+R) 

para os esteranos C29, é particularmente eficiente em descrever a maturidade termal e é usado 

para checar um parâmetro de maturação contra o outro. Esses parâmetros deveriam se alinhar 

ao longo de uma linha de tendência da maturação. Todavia, não é o que se observa. Os óleos 

do Campo de Cexis apresentam-se dispersos, principalmente os óleos do Grupo 1, alguns do 

subgrupo 2c (41 e 16), do Grupo 4 (NRR2), do Grupo 5 e do Grupo 3 (84DB). Julga-se que o 

fato dos dados não terem se posicionado ao longo de uma linha de tendência da maturação 

pode ser devido a coeluição destes compostos com os metilesteranos. Mais uma vez, 

recomenda-se a realização de análises de CG-EM/EM, pois essa técnica analítica melhora a 

acurácia das medidas dos picos dos compostos que constituem as razões de isomerização dos 

esteranos C29. Com base no demostrado para os óleos do Campo de Cexis, fica evidente a 

inadequação do uso da técnica de CG-EM para avaliação das razões de maturação dos C29 

esteranos em óleos de origem lacustre. 
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Figura 113 – Gráfico da razão dos esteranos C29αββ/(αββ+ααα) contra C29S/(S+R) de óleos do Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Nas Figuras 114, 115 e 116 contempla-se que a razão Diahopano/Hopano guarda uma 

correlação direta com o índice de Gamacerano, juntamente com a razão Tricíclicos/Hopanos, 

e inversa com a razão Hopanos/Esteranos, o que é coerente com óleos indicando maturação 

térmica crescente. Com o aumento da maturação, o gamacerano tende a ser mais resistente e 

aumentar sua concentração em relação aos hopanos, que tendem a ser craqueados 

(MOLDOWAN, 2009). O mesmo pode-se dizer sobre a razão Tricíclicos/Hopanos (PETERS 

et al., 2005). Contudo, a razão Hopanos/Esteranos propenderia a diminuir com o aumento da 

maturação, por causa do consumo preferencial de Hopanos (VAN GRAAS, 1990). A razão 

Diahopano/Hopano no Grupo 1 varia de 0,16 a 0,24. No subgrupo 2a de 0,18 a 0,27; no 2b de 

0,25 a 0,28; no 2c de 0,31 a 0,45; no 2d de 0,24 e no 2e de 0,5. O Grupo 3 apresenta uma 
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variação nesta razão de 0,32 a 0,36, enquanto o Grupo 4 exibe uma flutuação entre 0,65 a 0,74, 

e por fim no Grupo 5 atinge-se 1,9. Averígua-se um nítido aumento desta razão do Grupo 1 ao 

5, menos no subgrupo 2d e no grupo 3. Ressalta-se que o óleo do subgrupo 2d se acumula no 

reservatório mais raso da zona CD-7 dentre os óleos do grupo 2, sendo plausível que o mesmo 

tenha recebido um óleo menos evoluído. Percebe-se, também, um aumento significativo da 

razão Diahopano/Hopano no óleo do Grupo 5, mais uma vez sugerindo que o óleo deste grupo 

passou por uma alta maturação térmica. 

 

Figura 114 – Gráfico da razão Diahopano/Hopano versus índice de Gamacerano em óleos do Campo de Cexis

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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Figura 115 – Gráfico da razão Diahopano/Hopano versus e razões Tricíclicos/Hopanos em óleos do Campo de 

Cexis  

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

Figura 116 – Gráfico da razão Diahopano/Hopano versus Hopanos/Esteranos em óleos do Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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As razões Ts(Ts+Tm) e Tricíclicos/Hopanos são comparadas no gráfico da Figura 117. 

Examinando este gráfico, identifica-se uma tendência de maturação com o incremento destas 

razões do Grupo 1, passando pelos grupos 2 e 4, e atingindo seus valores máximos no Grupo 

5 (Grupo 1Grupo 2Grupo 4Grupo 5). Repara-se que os óleos do subgrupo 2d e do 

Grupo 3 encontram-se deslocados para a esquerda dessa tendência de maturação; 

acompanhando estes grupos estão um óleo do subgrupo 2b (9B) e um óleo do Grupo 4 

(NRR2). 
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Figura 117 – Gráfico confrontando a razão Ts/(Ts+Tm) contra a razão Tricíclicos/Hopanos dos óleos do Campo 

de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

 

7.1.2.3 Compostos saturados e aromáticos na fração C6-C15 

 

 

Neste subitem será abordado a interação entre o grau API e os dados de cromatografia 

gasosa utilizando o método Carburane e os parâmetros de maturação da fração leve dos óleos 

do Campo de Cexis. Para esta fração apenas se obteve amostras dos grupos 1, 2 e 5. 
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Os gráficos da Figura 118 exibem a relação do ˚API com a razão dos n-alcanos C8/C10 

e também com a razão de isoalcanos/n-alcanos (C8 a C10). Averígua-se que o ˚API não se 

correlaciona muito com a razão de n-alcanos C8/C10 nem com a razão dos isoalcanos/n-

alcanos (C8 a C10). Entretanto, no gráfico do grau API contra a razão dos isoalcanos/n-alcanos 

dos compostos C8 até o C10, nota-se que o maior valor se refere Grupo 1 ao passo que os 

menores valores se encontram no subgrupo 2c (41) e no Grupo 5, o que corroboraria com a 

ideia de que o Grupo 1 representa fluidos menos evoluídos do que o do Grupo 5, uma vez que 

a concentração de n-alcanos aumenta com o incremento da maturação térmica. Já o gráfico do 

grau API versus a razão dos compostos C8 e C10 não permite indicar nenhum tipo evidente de 

correlação. 

 

Figura 118 – Gráficos do ˚API contra os n-alcanos C8/C10 e os isoalcanos/n-alcanos (C8 a C10) de óleos do 

Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Através da Figura 119, analisa-se a relação entre a razão dos compostos n-alcanos C8 

sobre os compostos C10 e a razão dos isoalcanos/n-alcanos dos compostos de C8 até C10. Nota-

se que a razão de isoalcanos sobre n-alcanos possui uma baixa variação, indo de 0,7 

(subgrupo 2c e Grupo 5) até 1,1 (Grupo 1) e a razão de n-alcanos C8 sobre C10 modaliza de 

0,7 a 1,7. Por meio deste gráfico, não se observa nenhuma sequência de maturação definida e 

nenhuma correlação clara entre os dados. 

 Por meio do exame do gráfico da Figura 119 nota-se que os dados não seguem o 

comportamento esperado, uma vez que, com o aumento da maturação, a razão isoalcanos/n-
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alcanos (C8/C10) tenderia a diminuir enquanto que a razão dos compostos C8/C10 aumentaria, 

conforme indicado no gráfico. Entretanto, o que se observa é que apenas o Grupo 2 apresenta 

uma correlação entre as razões que é oposta à tendência de maturação esperada. Contudo, 

verifica-se também que existe uma baixa amostragem dos outros grupos (1 e 5). 

Figura 119 – Gráfico da razão do n-alcano C8 sobre o n-alcano C10 e a razão dos isoalcanos/n-alcanos dos 

compostos de C8 até C10 de óleos do Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Nos petróleos termoquímicos, sem alterações secundárias como separação de fases 

ou biodegradação, por exemplo, a quantidade de hidrocarbonetos leves (C11-) correlaciona-se 

com a maturação térmica. Alguns pesquisadores alertam que a correlação entre a fração de 

hidrocarbonetos leves com a maturação térmica deve ser utilizada com precaução porque, 

primariamente, a composição dos hidrocarbonetos é determinada pelo tipo de matéria 

orgânica da rocha geradora (WALTERS et al., 2003; ISAKSEN, 2004; PETERS et al., 2005). 

Querogênios constituídos predominantemente por algas dos tipos I e II são enriquecidos em n-

alcanos. Já os querogênios do tipo III, constituídos por fragmentos de plantas terrestres 

presentes em folhelhos deltaicos e carvões são enriquecidos em hidrocarbonetos aromáticos e 
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cicloparafinas. A curva do gráfico da Figura 120, indica a curva alifática definida por 

Thompson (1983). 

Thompson (1983) utilizou gráficos de índice de isoheptano contra índice de heptano 

para avaliar fonte, maturação termal e biodegradação. O autor concluiu que óleos com 

menores razões de heptano e isoheptano são biodegradados, ao passo que aqueles com valores 

significativamente mais altos são craqueados termicamente. Os petróleos com maturação 

normal foram definidos pelo índice de heptano entre 18 e 22 e de isoheptano entre 0,8 e 1,2, 

tendo sido gerados entre 138˚ e 149˚ C, com graus API entre 35 e 45. Os óleos maturos 

assinalam índice de heptano entre 22 e 30 e de isoheptano entre 1,2 e 2, enquanto que os 

petróleos supermaturos contêm esses índices, respectivamente, superiores a 30 e 2.  

Neste sentido, através do índice de heptano, os óleos do Campo de Cexis seriam 

classificados como supermaturos (Figura 120), pois possuem índice de heptano variando de 

33 (Grupo 1) a 45 (Grupo 5). O Grupo 2 possui valores intermediários, que ficam entre 34 a 

40, evidenciando uma sequência de maturação crescente do Grupo 1 para o Grupo 5 (Grupo 

1Grupo 2Grupo 5). No entanto, o grau API das amostras de óleos estudadas fica em 

torno de 40˚ e o índice de isoheptano definiria estes mesmos óleos como maturos, com apenas 

duas amostras com valores de isoheptano acima de 2,0; a 41 do subgrupo 2c e do Grupo 5. Ou 

seja, pelo ˚API e pelo índice do isoheptano, as amostras seriam classificadas como óleos 

normais. Ressalta-se que as amostras coletadas por Thompson (1983) são oriundas de 

querogênio tipo II e III, mais aromáticas do que as amostras do Campo de Cexis, que são 

provenientes de querogênio tipo I e se constituem em óleos altamente parafínicos. 
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Figura 120 -  Gráfico do índice de Isoheptano versus o índice de Heptano aventado por Thompson (1983) com os 

valores dos óleos do Campo de Cexis, que caem na curva alifática descrita pelo autor 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Através do gráfico da Figura 121 compara-se a parafinicidade (utilizando a razão dos 

compostos n-heptano/metilciclohexano) com a aromaticidade (obtida por meio da razão entre 

o Tolueno/n-heptano). Este gráfico foi proposto por Thompson (1987) para avaliar processos 

de alteração secundária em óleos, principalmente o fracionamento evaporativo. Todavia, 

constata-se que os dados das amostras do Campo de Cexis não sugerem nenhum tipo de 

alteração secundária, indicando baixíssimos valores de aromaticidade, que variam muito 

pouco (0,11 a 0,13). Já a parafinicidade possui maiores valores e uma maior variação (1,2 a 

1,8), sendo os menores valores representados pelos subgrupos 2c e 2a e pelo Grupo 1, e o 

maior valor pelo Grupo 5. Como interpreta-se que o Grupo 5 é o mais evoluído dentre os 

grupos estudados, é plausível que o mesmo apresente os maiores valores de parafinicidade, 

porque a concentração de n-parafinas aumenta com a evolução térmica em relação a seus 

homólogo isoalcanos (THOMPSON, 1987). 
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Figura 121 -  Gráfico da parafinicidade versus aromaticidade proposto por Thompson (1987) com valores de 

óleos do Campo de Cexis 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

 

7.1.2.4 Hidrocarbonetos poliaromáticos (HPA's) 

 

 

Neste subitem será apresentada a correspondência entre o grau API e os dados de 

hidrocarbonetos poliaromáticos, e os parâmetros de maturação dos HPAs dos óleos do Campo 

de Cexis. Para as análises de HPAs somente os grupos 1, 2 e 5 foram amostrados. 

Por meio da avaliação dos gráficos da Figura 122 nota-se que os graus API das 

amostras de óleo variam entre 38 a 45˚.  Apesar da pequena diferença entre os graus API 

percebe-se uma correlação direta entre o grau API e as razões tanto de fenantrenos quanto de 

naftalenos. O menor valor de grau API se reflete nos menores valores das razões de HPAs 
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(subgrupo 2d), e o aumento do grau API é acompanhado pelo aumento dos valores destas 

razões até o Grupo 5. Na análise de biomarcadores saturados e dos cromatogramas e 

fragmentogramas verificou-se que os óleos do Grupo 2, em especial o do subgrupo 2d, 

representam fluidos menos evoluídos, relativamente ao do Grupo 5, que é o mais evoluído 

dentre os grupos estudados. 

 Constata-se, desta forma, que pelo menos para o caso dos óleos de origem lacustre do 

Campo de Cexis, os parâmetros de maturação de HPAs baseados em fenantrenos e naftalenos 

se correlacionam bem com um parâmetro bulk relacionado à densidade do óleo, o grau API 

que, por sua vez, tende a aumentar com a evolução térmica dos petróleos. 

 

Figura 122 – Gráficos comparando o grau API com as razões dos hidrocarbonetos poliaromáticos de óleos do 

Campo de Cexis 

 

Legenda: MPI: índice de metilfenantreno; MP: metilfenantreno; MNR: razão de metilnaftaleno; DNR: razão de 

dimetilnaftaleno; e TNR: razão de trimetilnaftaleno.  

 

Fonte: A Autora, 2018.  

Pode-se visualizar por meio dos gráficos da Figura 123 as relações do índice de 

metilfenantreno (MPI) com as razões (2+3)/(1+9) metilfenantreno e metil, dimetil e 

trimetilnaftaleno. Destaca-se que a posição relativa das amostras de óleos permanece quase 

que a mesma nos diferentes gráficos, tanto nas razões de fenantrenos quanto nas razões de 

naftalenos. O menor valor destas razões pertence ao Grupo 1, os valores intermediários são 
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alusivos ao Grupo 2, e o maior valor refere-se ao Grupo 5 (Grupo 1Grupo 2 Grupo 5). 

Como foi exposto acima, o exame dos biomarcadores saturados e dos fragmentogramas 

sugere a mesma sequência de maturação crescente entre estes grupos, sendo o Grupo 1 o 

menos evoluído e o Grupo 5 o mais evoluído. Lamentavelmente, mais dados de razões de 

HPAs para óleos dos grupos 1, 3 e 4 não estavam disponíveis para avaliar o quanto a posição 

na sequência de maturação destes grupos corroboraria o observado com razões de maturação 

fornecidas pela cromatografia gasosa Whole oil e pela CG-EM (biomarcadores saturados). 

É igualmente notável que, quando plotados entre si, os parâmetros de HPAs mostram 

boas correlações (Figura 123), da mesma forma que, entre si, Pristano/n-C17 x Fitano/n-C18 

(Figura 112) e algumas razões de biomarcadores saturados (Figuras 114, 115, 116 e 117) se 

correlacionam bem. 

Figura 123 – Gráficos do índice de metilfenantreno contra as razões (2+3)/(1+9) metilfenantreno e metil, dimetil 

e trimetilnaftaleno de óleos do Campo de Cexis 

 

 

Legenda - MPI: índice de metilfenantreno; MP: metilfenantreno; MNR: razão de metilnaftaleno; DNR: razão de 

dimetilnaftaleno; e TNR: razão de trimetilnaftaleno. 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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7.1.2.5 Biomarcadores aromáticos 

 

 

Neste subitem será tratado a correlação entre o grau API, os dados de biomarcadores 

aromáticos e os parâmetros de maturação dos biomarcadores aromáticos dos óleos do Campo 

de Cexis. Para as análises de biomarcadores aromáticos a amostragem dos dados se restringe 

aos grupos 2 e 3. 

Nos cromatogramas de massas os picos dos biomarcadores aromáticos foram medidos 

através de suas alturas para confeccionar as razões analisadas. Ressalta-se que a amostragem 

dos biomarcadores aromáticos foi muito baixa, impossibilitando uma interpretação mais 

robusta. Apesar de terem sido solicitadas 8 análises de biomarcadores aromáticos, somente 

foram obtidos resultados completos de duas amostras, devido à baixa concentração dos 

biomarcadores aromáticos nos óleos do Campo de Cexis. Isso pode ser reflexo tanto da alta 

maturação térmica, à qual os óleos do campo foram submetidos quanto das características 

muito parafínicas destes óleos. Por intermédio da Figura 124 avaliam-se os gráficos de grau 

API versus as razões de triaromáticos. A razão TA I/TA (I+II) utilizada neste trabalho é a 

razão proposta por Mackenzie et al. (1984a), e as razões C20/(C20+C28S+R) e 

C21/(C21+C26S+C27R+C28S+R) foram sugeridas por Iemini et al. (2015). Tem-se apenas três 

amostras para a razão TA I/ TA (I+II) e duas amostras para as razões propostas por Iemini et 

al. (2015). O grau API das amostras analisadas varia de 38,5 a 45˚. A razão TA I/TA (I+II) 

apresenta o menor valor no subgrupo 2c (0,46) e os maiores valores encontram-se no 

subgrupo 2d e no Grupo 3, em torno de 0,8. Sobre a razão C20/(C20+C28S+R), o menor valor 

corresponde ao subgrupo 2c e o maior ao subgrupo 2d, bem como na razão 

C21/(C21+C26S+C27R+C28S+R), para qual o menor valor continua no subgrupo 2c e o maior 

valor no subgrupo 2d. Esse resultado é contra intuitivo, pois esperava-se que com o aumento 

do grau API, essas razões aumentassem. No entanto, vale mencionar as ressalvas quanto à 

baixa quantidade de biomarcadores aromáticos nos óleos e a pequena amostragem de óleos 

analisados para estes compostos. 
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Figura 124 – Gráficos do grau API versus as razões de biomarcadores triaromáticos de óleos do Campo de Cexis 

 

Legenda – TA: Biomarcadores Triaromáticos e as profundidades da coleta das amostras estão entre parentêses 

nos gráficos. 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

 Em tese, a razão TA I/TA (I+II) e as razões cogitadas por Iemini et al., (2015) deveriam 

aumentar com o incremento da maturação térmica. Na Figura 125 constata-se que o óleo do 

subgrupo 2d exibe maior valor do que a do subgrupo 2c. Apesar da pouca amostragem, não é 

o que se espera, uma vez que a amostra do subgrupo 2d encontra-se em uma reservatório mais 

raso e as análises de biomarcadores saturados e cromatografia Whole oil indicaram que o 

fluido deste subgrupo seria menos evoluído do que o do subgrupo 2c.  

 

Figura 125 – Gráficos da razão TA I/TA (I+II) versus as razões propostas por Iemini et al. (2015) 

 

Legenda – TA: Biomarcadores Triaromáticos. 

 

Fonte: A autora, 2018. 

  

(2100m) 
(2800m) 

(2500m) 

(2500m) 
(2500m) 

(2100m) (2100m) 

C
2

1
/(

C
2

1
+C

2
6
S+

C
2

7
R

+C
2

8
S+

R
) 



233 

 

7.1.2.6 Diamantoides 

 

 

Este subitem discorre sobre a relação entre o grau API e os dados de diamantoides, e 

os parâmetros de maturação dos diamantoides dos óleos do Campo de Cexis. As análises de 

diamantoides dos óleos do Campo de Cexis só contemplam o grupo 2 definido por esta 

dissertação. 

 Destaca-se que as concentrações de diamantoides e do C29R esterano foram 

quantificadas por ppm (partes por milhão) áreas em relação ao óleo total. O índice de 

metiladamantano (MAI) e o índice de metildiamantano (MDI) propostos por Chen et al. 

(1996) foram confrontados contra o grau API (Figura 126) e verificou-se que o grau API dos 

óleos estudados para diamantoides variava entre 32 e 45˚, enquanto que as razões MAI e MDI 

não exibem muitas discrepâncias, com o MAI em torno de 50, e o MDI variando de 35 a 43. 

Interpreta-se que não há correlação entre esses índices e o grau API. 

 

Figura 126 – Gráficos do grau API versus índice de metiladamantano (MAI) e índice de metildiamantano (MDI) 

propostas por Chen et al. (1996)  

 

Legenda – MAI: índice de metiladamantano e MDI: índice de metildiamantano. 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 



234 

 

Os índices MAI e MDI são baseados na ideia de que os hidrocarbonetos mais estáveis 

ficarão mais concentrados com o avançar da maturação térmica. No caso dos diamantoides, o 

1-MA (metiladamantano) e o 4-MD (metildiamantano) possuem uma metila em carbonos 

quaternários, o que lhes confere estruturas mais estáveis. De acordo com Chen et al. (1996), o 

MAI e o MDI apresentam valores iniciais de ~50 % e ~30 %, respectivamente, a valores 

equivalentes de reflectância da vitrinita a 1 % (Tabela 3 no Capítulo 3). Os óleos do Campo 

de Cexis refletem exatamente o que foi descrito por Chen et al. (1996), com valores de MAI 

em torno de 50 e de MDI entre 35 e 43 (Figuras 126 e 127). 

 

Figura 127 – Gráfico do índice de metildiamantano versus o índice de metiladamantano, propostos por 

Chen et al. (1996), em óleos do Campo de Cexis 

 

Legenda – MAI: índice de metiladamantano e MDI: índice de metildiamantano. 

 

Fonte: A autora, 2018. 

 

Dahl et al. (1999) verificaram que o aumento da concentração de diamantoides é 

diretamente proporcional à extensão do craqueamento secundário do óleo. Estes autores 

propuseram um método para estimar a maturação térmica de qualquer amostra de 

hidrocarboneto líquido baseado nas concentrações de estigmastano (C29R) e diamantoides. O 

estigmastano consiste em um dos biomarcadores menos estáveis, o 5α,14α,17α(H)-24-

etilcolestano 20R, e sua concentração se aproxima de zero no ponto em que a concentração de 
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diamantoides começa a aumentar. Este método é particularmente útil para condensados 

altamente maturos, onde a utilização de outros métodos pode não ser confiável. Os óleos do 

Campo de Cexis apresentam estigmastano de 24 ppm no subgrupo 2b (12B), 4ppm no 

subgrupo 2d (81DA) e nos subgrupos 2c e 2a tem-se valores variando de 3 a 1 ppm. Todavia, 

as concentrações de diamantoides são muito baixas, atingindo no máximo 2 ppm no subgrupo 

2c (41) e abaixo de 1 ppm nas demais amostras (Figura 128). Verifica-se que há uma baixa 

concentração tanto de esteranos quanto de diamantoides nas amostras do Campo de Cexis. 

Em relação aos esteranos, essa baixa concentração se deve em parte à natureza da geradora 

lacustre pobre nestes compostos. Já sobre os diamantoides, a baixa concentração destes 

compostos significa que os óleos do Campo de Cexis não são produtos de uma rocha geradora 

que foi submetida a altas temperaturas, nem que os óleos nos reservatórios passaram por um 

acréscimo de temperatura tal que favorecesse a concentração dos diamantoides. Em suma, não 

se encontram indícios de craqueamento secundário de óleos nas amostras investigadas do 

Campo de Cexis. Não obstante, a ausência de medidas de diamantoides em óleos dos grupos 3, 

4 e 5 (além dos subgrupos 2d e 2e) não nos permite afirmar se os valores de MAI e MDI 

indicariam evidências de craqueamento de óleo nos fluidos de maior evolução térmica no 

Campo de Cexis. 

 

Figura 128 – Gráfico dos compostos (3+4) metildiamantano versus C29R esterano sugerido por Dahl 

et al. (1999) com dados de óleos do Campo de Cexis 

 

Legenda – MAI: índice de metiladamantano e MDI: índice de metildiamantano. 

 

Fonte: A autora, 2018. 

58

12_B

6
14

4167

81D_A

0

5

10

15

20

25

30

0 0,5 1 1,5 2 2,5

C
2

9
R

 (p
p

m
)

3+4 metidiamantano (ppm)

3+4 metildiamantano vs C29R



236 

 

7.2 Fração gasosa  

 

 

 Nesse item, será investigada a natureza genética das frações gasosas com as frações 

líquidas do petróleo. Em geral, quando ambas frações derivam do aporte “instantâneo” do 

petróleo no reservatório, de mesma identidade cogenética, os índices de maturidade térmica 

da fração líquida e gasosa do petróleo convergem para valores similares. Quando existe um 

desacoplamento entre os índices de maturidade térmica entre as frações líquidas e gasosas, 

pode-se interpretar que essas fases derivam da expulsão de fluidos a partir de diferentes níveis 

de maturação da rocha geradora.  

Alternativamente, processos secundários de alteração podem haver ocorrido durante a 

migração e na residência do petróleo nas acumulações ao longo do tempo geológico. A Figura 

129 ilustra a dinâmica de modelos de processos de preenchimento cumulativo e instantâneo 

do petróleo. Nos modelos de preenchimento instantâneos, as acumulações se caracterizam por 

fluidos, cujos parâmetros de maturação das diversas frações do petróleo indicam uma faixa 

estreita de evolução térmica da rocha geradora, caracterizando esses petróleos expulsos como 

um “pulso” cogenético.  

Em geral, com os reservatórios mais rasos contêm as fases de menor evolução térmica 

(black oil), e os reservatórios mais soterrados, pela proximidade com a rocha geradora, 

trapeiam as fases mais evoluídas do petróleo (óleo volátil, gás-condensado e gás úmido e 

seco). Em sistemas cumulativos de preenchimento do reservatório por petróleo, fluidos 

expulsos a diferentes níveis de maturação da rocha geradora ao longo do tempo geológico 

convergem para se acumular em uma determinada trapa, cujo petróleo constituirá uma mistura 

de vários “pulsos” de maturação térmica da geradora.  

Nas bacias sedimentares, os registros desses eventos instantâneos e cumulativos são 

difíceis de serem discernidos, principalmente em bacias que sofreram soerguimentos, porque 

ocorrem alterações composicionais devido aos processos de descompressão e separações de 

fases, de perda pelo selo e de aporte de cargas de petróleo com maior grau de evolução 

térmica. Acrescente-se o risco de que as acumulações de petróleo formadas tenham perda pelo 

spill point ou sejam submetidas a processos de biodegradação ou water washing. Dentro desse 

contexto, a Bacia do Recôncavo abarca uma história de evolução dos sistemas petrolíferos 
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que sugere o registro de fenômenos importantes de alteração composicional, principalmente 

aqueles relacionados às fases gasosas.  

Em contraposição ao modelo de preenchimento instantâneo da Figura 129, nos 

modelos de preenchimento cumulativo de diferentes cargas de maturidade térmica do petróleo, 

as acumulações representam uma mistura de cargas (blend) que registram uma complexa 

história das proporções que a acumulação retrata. Esse tipo de dinâmica de formação de 

acumulação também sofre processos secundários de alteração, como descompressão, podendo 

desacoplar a identidade cogenética entre as frações líquidas e gasosas. Esse enigma da 

identificação dos processos que predominam constitui um desafio interpretativo, pautado pela 

incerteza e abrangência dos métodos e pela acurácia dos dados. Para cumprir esse desafio 

nessa dissertação, procede-se a seguir à análise dos indicadores de maturidade térmica e de 

identidade cogenética dos gases para, posteriormente (Capítulo 8), integrar essas 

interpretações àquelas deduzidas da fração líquida do petróleo. 

 

Figura 129 – Comparação dos sistemas de preenchimento de petróleos instantâneo versus cumulativo 

 

Fonte: Reis (não publicado). 
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A análise da fração gasosa realizou-se nas mesmas profundidades dos óleos estudados 

por se tratarem de gases associados aos óleos. Perscrutaram-se 27 amostras de gases 

associados aos óleos que representam os grupos 1, 2 e 5 investigados na fração líquida. 

Através da Tabela 10, averígua-se que a composição isotópica do metano varia de -53 ‰ a -

50 ‰, do etano entre -34 ‰ e -32 ‰, e a do propano entre -30 ‰ e -29 ‰, relacionando-se a 

um grau de umidade (C2+) entre 13 % e 23 %.  

Os gráficos e tabela contendo os resultados das investigações dos gases derivaram da 

análise procedida no programa GOR Isotopes (da GeoIsoChem Corporation, Grand Circle 

Covina, CA, EUA, versão 2.4.4.0) analisando-se tanto as relações sugestivas do caráter 

genético quanto aquelas de maturidade térmica. 

 

 

7.2.1 Parâmetros de fonte 

 

 

Utilizando-se o gráfico proposto por Schoell (1983), relacionado a umidade (C2+ = 

13% a 23%) versus a composição isotópica do metano (-53‰ a -50 ‰), observa-se que os 

gases do Campo de Cexis se situam entre os gases termogênicos e os de mistura com gases de 

origem biogênica (Figura 130). Essa composição isotópica negativa do metano à proporção de 

gases úmidos (Tabela 10) é sugestiva da interação de gases biogênicos oriundos das rochas 

encaixantes contendo carbono orgânico (Fm. Candeias), com gases termogênicos associados 

ao óleo. Conforme interpretado através dos dados de biomarcadores e dos cromatogramas 

gasosos Whole oil, os petróleos do Campo de Cexis, caracterizados por alto grau API (26 a 

45) não sofreram biodegradação. Deduz-se, por conseguinte, que essa modificação da 

composição negativa decorra do aporte de gases biogênicos. Essa composição isotópica muito 

negativa do metano refletiria o aporte de gás biogênico proveniente das rochas geradoras 

encaixantes que enclausuram as rochas reservatório, alterando a assinatura isotópica do 

metano termoquímico quando o mesmo, dissolvido no petróleo, preencheu o reservatório 

(WHITICAR, 1994). O sistema petrolífero Candeias-Candeias(!) do Campo de Cexis 

(MELLO et al. 1991; MELLO et al. 1994), facilitaria este processo, uma vez que os 
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reservatórios turbidíticos encontram-se encaixados em uma unidade estratigráfica que contém, 

na sua base a própria rocha geradora.  

Assumindo-se que a assinatura isotópica do metano (δ13C1) derivado da atividade 

bacteriana na matéria orgânica das rochas encaixantes tenha sido da ordem de -80 ‰, 

interpreta-se que a porcentagem de gases biogênicos em relação aos termoquímicos nos 

reservatórios do Campo de Cexis tenha variado entre 20 % e 30 % (Figura 131). 

De acordo com Whiticar (1994), a formação do metano biogênico ocorre por meio de 

duas rotas metabólicas: uma de redução direta de CO2 (processo de redução de carbonato) e 

outra por dissociação de acetatos (processo fermentativo). O primeiro padrão metabólico 

predomina em relação ao segundo em ambiente marinho, e o segundo em ambiente lacustre 

de água doce. A energia para o metabolismo das bactérias origina-se principalmente da 

redução pelo H2 do CO2 dissolvido na água, na forma de HCO3
-, e pela dissociação de 

acetatos. O CO2 e o acetato são procedentes de compostos oxigenados formados durante as 

transformações da matéria orgânica. Esses dois processos de geração de metano biogênico 

que se processam nas reações de diagênese orgânica podem ser representados por esses dois 

padrões de reações (WHITICAR, 1994): 

(Redução do CO2)  4H2 +HCO3 + H+  CH4 + 3H2O (dominante em ambiente marinho) 

(Dissociação de acetatos) CH3COO + H+  CH4 + CO2 (dominante em ambiente lacustre) 

Segundo Whiticar (1994), a dissociação de acetatos ocorre dominantemente em 

ambiente lacustre. Como as rochas encaixantes dos reservatórios, contendo matéria orgânica, 

foram depositadas em um ambiente lacustre, interpreta-se que os gases biogênicos no Campo 

de Cexis tenham sido gerados a partir do processo de dissociação de acetatos. 
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Figura 130 – Gráfico da umidade (C2+) versus isótopo de metano sugerido por Schoell (1983) para gases 

associados do Campo de Cexis 

 

Legenda: Bacterial Gas – gás bacteriano; Mixed Bacterial Thermogenic oil – mistura de gases biogênicos com 

termogênicos; Assoc. Gas – gás associado ao óleo; Post Mature Dry Gas – Gás seco pós-maturo; Coal 

Gases NW Europe – gases oriundos de carvão do noroeste da Europa; Methane – Metano; C2+ - 

umidade; G1 – Grupo 1; G2 – Grupo 2; G5 – Grupo 5. 

Fonte: A autora, 2018. 
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Figura 131 – Gráfico confeccionado através do programa GOR isotopes, indicando a relação entre o isótopo de 

etano versus o isótopo de metano, definindo a proporção de aporte de gases biogênicos nos 

reservatórios preenchidos por gases termogênicos associados do Campo de Cexis 

 

Legenda: delta13C2 – isótopo de etano; delta13C1 – isótopo de metano; G1 – Grupo 1; G2 – Grupo 2 e G5 – 

Grupo 5.  

Fonte: A autora, 2018. 

 

 Utilizando-se a relação entre a composição isotópica dos gases (δ13C1, δ13C2, δ13C3, 

δ13C4) versus o inverso do número de átomos de carbono de cada tipo de gás (1/C1, 1/C2, 1/C3 

e 1/C4) proposta por Chung et al. (1988) para investigar a relação genética dos gases, verifica-

se que os gases úmidos (C2, C3 e n-C4) do Campo de Cexis (Figura 132) não são cogenéticos 

ao metano (C1). Segundo Chung et al. (1988), gases termoquímicos cogenéticos deve, ao ter 

seus valores plotados na Figura 132, se alinhar em uma reta. No caso do Campo de Cexis, os 

valores de δ13C1 se posicionam abaixo (mais negativos) do que os sugeridos pela projeção da 

reta definida pelos pontos de δ13C2, δ
13C3, δ

13n-C4. Conforme interpretado nos gráficos das 

Figuras 134 e 135, o metano apresenta um enriquecimento de um componente isotopicamente 

mais leve, reforçando a interpretação de misturas de metano biogênico com metano 

termoquímico. Extrapolando a reta definida pelas razões isotópicas de carbono do etano, 

propano e butano no gráfico da Figura 132, estima-se que a composição isotópica do metano 
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termogênico original cogenético seria da ordem de -42 ‰, em contraposição às assinaturas 

muito negativas constatadas na realidade (δC1 entre -53 ‰ e 50 ‰). 

 

Figura 132 – Relação do inverso do número de átomos de carbono do metano, etano, propano e butano versus a 

composição isotópica desses gases proposto por Chung et al. (1988) para gases associados do 

Campo de Cexis 

 

Legenda: n – número de átomos de carbono do gás; e delta13C – isótopo estável de carbono do gás. 

Fonte: A autora, 2018. 
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7.2.2 Parâmetros de maturação 

 

  

No programa GOR Isotopes compararam-se os trendes de comportamento da evolução 

da composição isotópica de carbono dos gases, considerando a assinatura de caráter 

instantâneo e a de caráter cumulativo. Constatou-se um melhor ajuste dos dados das séries 

naturais de gases associados do Campo de Cexis estudadas com as composições isotópicas de 

carbono obtidas por simulação da série cumulativa de misturas sequenciais de maturidade 

(Figura 133). Sugere-se, com base nesse melhor ajuste da composição isotópica de carbono 

dos gases, que o processo de preenchimento da fração gasosa dos reservatórios no Campo de 

Cexis tenha ocorrido através do processo de mistura cumulativa, em que pese que a 

composição isotópica final registre com maior intensidade os aportes de gases com maior 

maturidade térmica, como será discutido posteriormente no cotejamento dos indicadores de 

maturidade térmica das frações líquidas e gasosas.  

Através das simulações da composição isotópica do carbono, o programa GOR 

Isotopes possibilita estimar o grau de maturidade térmica dos gases, fornecendo o espectro de 

reflectância da vitrinita equivalente (Req) em que os gases teriam sido gerados. Nessa 

dissertação, utilizaram-se as inversões da composição isotópica em Ro equivalente calculadas 

a partir dos dados de laboratório de um querogênio do tipo I BR (COUTINHO et al., 2013). 

Considerou-se prioritariamente a assinatura isotópica de carbono do etano e do propano 

(Tabela 10), visto que o δ13C1 apresenta uma composição isotópica sem correlação genética 

com os gases úmidos (C2, C3 e C4), uma vez que seria produto de uma mistura com 20 % a 

30 % de gases biogênicos derivados da rocha encaixante. As inversões de maturidade térmica 

utilizando a composição isotópica de carbono do etano indicaram uma Req entre 1,15% e 

1,4 %. Por sua vez, as inversões das composições isotópica de carbono em Req derivadas do 

propano forneceram valores entre 1,35 % e 1,6 %. A diferença das estimativas de Req 

derivadas do etano e do propano é sugestiva de um certo grau de desacoplamento cogenético, 

em virtude de que provavelmente o etano contenha um leve grau de mistura com C2 biogênico. 

Destaca-se que se consideram mais confiáveis os dados da composição isotópica de carbono 

do propano para a obtenção da reflectância da vitrinita equivalente, posto que, para este 

composto, a influência da mistura com gases biogênicos pode ser considerada desprezível. Os 

resultados de reflectância da vitrinita equivalente para a fração gasosa do C3 deduzidas no 
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GOR Isotopes (1,35 % a 1,6 %) estão abrangidos por aqueles derivados de diferentes 

parâmetros da fração líquida (Req 0,55 a 1,5 %), mas indicando um grau de maturidade 

térmica mais elevada na fração gasosa, conforme será discutido na inter-relação entre os 

diversos indicadores de maturidade (Capítulo 8).  

Tabela 10 – Comparação entre a composição isotópica de C1, C2, C3 e da umidade (C2+) com a 

reflectância da vitrinita equivalente (Req) calculada com base na assinatura isotópica de 

etano e de propano de gases associados do Campo de Cexis 

 

Poço Grupo δ13C1 (‰) δ13C2 (‰) δ13C3(‰) C2+ (%) 
%Req 

(C2) 

%Req 

(C3) 

13 1 -53,14 -33,7 -28,67 19,26 1,23 1,57 

13 1 -52,9 -33,12 -28,92 20,59 1,30 1,53 

18 1 -51,51 -33,76 -29,11 17,58 1,23 1,50 

21 1 -52,8 -33,55 -29,16 19,99 1,25 1,49 

48 2a -51,11 -34,41 -29,9 18,23 1,17 1,39 

58 2a -51,11 -32,67 -28,7 17,50 1,34 1,57 

64 2a -51,77 -29,95 -28,17 17,47 1,63 1,68 

9A 2c -51,57 -33,53 -30,33 17,99 1,25 1,35 

12A 2c -52,91 -33,58 -29,13 20,00 1,25 1,50 

6 2c -51,97 -33,34 -29,48 15,14 1,27 1,45 

14 2c -52,37 -33,77 -29,15 2,69 1,23 1,50 

16 2c -52,68 -33,81 -29,74 18,28 1,22 1,41 

20 2c -52,54 -33,76 -29,3 17,06 1,23 1,47 

23 2c -52,38 -33,9 -29,5 22,91 1,21 1,45 

24 2c -52,93 -33,9 -29,34 17,88 1,21 1,47 

28 2c -52,26 -33,66 -29,02 20,81 1,24 1,52 

41 2c -50,48 -32,23 -28,62 17,39 1,38 1,58 

54 2c -50,15 -32,56 -28,55 21,82 1,35 1,60 

70D 2c -51,19 -32,9 -28,8 18,54 1,32 1,55 

71D 2c -51,34 -32,94 -29,52 21,72 1,32 1,44 

75 2c -52,48 -33,59 -29,33 18,64 1,24 1,47 

76D 2c -51,5 -32,87 -29 15,62 1,32 1,52 

78D 2c -52,17 -33,79 -29,07 15,58 1,23 1,51 

79D 2c -51,91 -33,12 -29,37 21,06 1,30 1,46 

81D 2d -51,27 -34,55 -30,12 12,84 1,15 1,37 

10B 2e -51,51 -33,41 -29,5 18,46 1,26 1,45 

84D 5 -50,55 -34,61 -29,6 22,41 1,15 1,43 

Fonte: A autora, 2018.   



245 

 

Os dados do gás associado do poço 64 do subgrupo 2a foram grifados com linha 

pontilhada na Tabela 10 para ressaltar problemas de acurácia. Quando se compara a umidade 

da fração gasosa (C2+= 17,4%), similar à dos demais gases do campo, com a assinatura 

isotópica de carbono muito pesada dos gases úmidos (δ13C2 e δ13C3) presume-se que tenha 

ocorrido algum problema na aquisição desse dado, como enriquecimento artificial da fração 

isotópica pela perda dos leves. Similarmente, os dados do poço 14 (também destacado com 

linha pontilhada) foram grifados devido ao valor da baixa umidade (C2+ de 2,69%). Essa 

composição molar extremamente enriquecida em C1 derivou da formação de uma capa de gás 

na separação de fase por descompressão durante a produção do poço 14. Provavelmente, a 

coleta da amostra foi realizada em uma profundidade onde tenha ocorrido concentração de 

metano em capa de gás, favorecendo um aumento anômalo da secura, que em termos de 

maturidade térmica equivaleria a Ro superiores a 4%, patamar de secura do gás gerado 

incompatível com a história térmica da bacia (COUTINHO, 2008).  

Examinando na Figura 133 (GOR Isotopes) a relação da composição isotópica de 

carbono entre δ13C2 x δ13C1, verifica-se um notório desvio do metano com o predomínio dos 

isótopos leves, deslocando a série natural dos gases do Campo de Cexis para um campo bem 

distante e abaixo daquele deduzido em laboratório (curva deltaC13C1). Essa conspícua 

negativação isotópica de carbono do metano corrobora a interpretação procedida no gráfico da 

Figura 130 (Schoell, 1983) pela relação entre C2+ versus δ13C1, reforçando a hipótese de 

mistura de gás termogênico com o aporte de metano biogênico no reservatório, proveniente 

das rochas encaixantes da Fm. Candeias. O gráfico da Figura 133, quando se comparam as 

composições entre δ13C2 x δ13C3 oriundas de experimentos de laboratório de um querogênio 

tipo I (BR) com os dados de séries naturais de gases do Campo de Cexis, observa-se que o 

trende isotópico de laboratório (curva delta C13C3) encontra-se abaixo dos dados dos gases 

de Cexis. Esse deslocamento dos gases medidos em relação ao trende δ13C2 x δ13C3 pode ser 

sugestivo de um discreto grau de interação de C2 biogênico no reservatório. Considerando-se 

a assinatura do δ13C3 mais representativa para cálculo da história termoquímica dos gases, 

estima-se que a maturidade térmica dos gases aportados no Campo de Cexis corresponda a 

uma Ro equivalente entre 1,35 % e 1,6 %. 
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Figura 133 – Relação entre a composição isotópica do δ13C2 x δ13C1 e δ13C3 relacionada ao grau de maturidade 

térmica dos gases (Easy%Ro) calculada no programa GOR isotopes para gases associados do 

Campo de Cexis 

 

Legenda: delta13C2-cum – isótopo estável de carbono de etano (trende de maturação cumulativo); delta13C1-

cum – isótopo estável de carbono do metano (trende de maturação cumulativo); delta13C3-cum – 

isótopo estável de carbono do propano (trende de maturação cumulativo); G1 – Grupo 1; G2 – Grupo 

2 e G5 – Grupo 5.  

Fonte: A autora, 2018. 

  



247 

 

8 ANÁLISE INTEGRADA DOS DIFERENTES PARÂMETROS DE MATURAÇÃO 

DO ÓLEO E DO GÁS EM RELAÇÃO À EVOLUÇÃO TÉRMICA DA ROCHA 

GERADORA  

 

 

 Neste capítulo, discute-se como foi correlacionada cada razão de maturação do óleo e 

do gás com a reflectância da vitrinita equivalente, destacando quais os trabalhos da literatura 

foram consultados para a construção destas inter-relações. Investigam-se as interações das 

amostras de óleo e de gás em relação ao seu nível de maturação e aos estágios de geração de 

petróleo para os diferentes grupos definidos por esta dissertação. Por fim, examina-se a 

natureza dos processos de acumulação dos petróleos nos reservatórios do Campo de Cexis.   

 Os dados de reflectância da vitrinita inferidos através das análises da fração gasosa 

(δ13C2 e δ13C3) foram obtidos do programa GOR isotopes conforme descrito no capítulo 

anterior. As inversões de maturidade térmica confeccionada a partir da composição isotópica 

de carbono do etano apontaram uma reflectância da vitrinita equivalente (Req) entre 1,15% e 

1,4 %, indicando que essas amostras se encontram entre a zona de geração tardia de óleo e o 

início da geração de condensado/gás úmido. Para a análise da reflectância da vitrinita com 

base no etano, ao contrário do que se esperava, o Grupo 5 apresentou o menor grau de 

maturação, o Grupo 1 indicou valores intermediários, enquanto que o Grupo 2 cobriu a maior 

faixa dos dados, atingindo os valores mais altos de maturação (Tabela 10 e Figura 139).  As 

inversões das composições isotópicas de carbono em Req oriundas dos isótopos de propano 

variaram de 1,35 % a 1,6 %, posicionando os gases do Campo de Cexis no estágio de geração 

de condensado/gás úmido (Tabela 10 e Figura 139), atingindo o grau de maturação mais 

evoluído de todos os parâmetros de maturação empregados nas amostras de óleo e gás 

analisadas do campo. Os gases dos grupos 1 e 2 apresentam esses altos valores de reflectância 

da vitrinita equivalente, sendo que os do grupo 2 estendem-se por todo intervalo de Req (1,35 

– 1,6 %), o gás do Grupo 5 exibe um valor intermediário dentro desse intervalo. Logo, a 

fração gasosa com um todo encontra-se entre a zona de geração tardia de óleo e zona de 

condensado/gás úmido. 

Isaksen (2004) investigou 34 amostras de rochas com querogênio do tipo II oriundas 

de sete bacias e calibrou uma curva de maturação através da função exponencial I = 
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0,08e0,117H, onde I e H denotam os índices de isoheptano e heptano, respectivamente. Esta 

função de calibração teve um bom ajuste com a curva calculada por Thompson (1983) (Figura 

21). Analisando a Figura 134 com o gráfico proposto por Isaksen (2004), verifica-se que as 

amostras de óleo do Campo de Cexis são definidas como óleos voláteis com craqueamento 

severo e indicam reflectâncias da vitrinita entre 1,25 a 1,4 %, com exceção do Grupo 5, cujo o 

óleo exibe valor que vai além do gráfico original. Esses valores de reflectância da vitrinita 

sugerem que os hidrocarbonetos C7 foram gerados em uma faixa estreita entre a zona de 

geração tardia do óleo e a zona de condensado/gás úmido, com os óleos dos grupos 1, 2 e 5 

ostentando uma sequência crescente de maturação térmica (Figuras 138 e 143). 

 

Figura 134 – Gráfico do índice de heptano versus o índice de isoheptano com a reflectância da vitrinita em óleo 

(Ro) marcando o trende de maturação sugerido por Isaksen (2004) com os valores plotados dos 

óleos do Campo de Cexis 

 

 

 

Fonte: Modificado de Isaksen (2004). 

 

Observa-se também que as amostras estudadas estão deslocadas para baixo da curva 

de maturação elaborada por Thompson (1983), com o índice de isoheptano não 

correspondendo ao índice de heptano. No intuito de entender o comportamento dos índices de 

heptano e isoheptano individualmente, confeccionaram-se gráficos dos índices C7 contra o 
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˚API (Figuras 139 e 140). No gráfico do índice de heptano versus o grau API, constatou-se 

uma sequência de maturação crescente que vai do Grupo 1 para o Grupo 5, com valores 

intermediários do Grupo 2. Nota-se também que os óleos do Grupo 2 se distribuem ao longo 

desta sequência, sem marcar uma correlação linear aparente (Figura 135). Todavia, o gráfico 

do índice de isoheptano contra o grau API apresenta-se bem diferente, marcando uma 

correlação linear direta entre os óleos do Grupo 2 e uma outra correlação linear direta entre o 

Grupo 1 e o Grupo 5. A amostra 41 do subgrupo 2c parece ser um dado isolado (Figura 136). 

Figura 135 – Gráfico do índice de heptano versus grau API 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 

Figura 136 – Gráfico do índice de isoheptano versus grau API 

 

 

Fonte: A autora, 2018. 
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Ressalta-se que essas análises, tanto as de Thompson (1983) quanto as de Isaksen 

(2004) foram feitas em amostras provenientes de querogênios do tipo II, e que os petróleos do 

Campo de Cexis são procedentes de querogênio do tipo I altamente parafínicos, o que pode 

justificar essa maior concentração do índice de heptano em relação ao de isoheptano. 

 Isaksen (2004) destaca que o uso da função de calibração da maturação construída 

pelo autor requer cautela em bacias diferentes das que foram estudadas, porque os índices de 

heptano e de isoheptano respondem primariamente à matéria orgânica da geradora e, 

secundariamente, ao nível de maturação termal. Por meio da Figura 137 nota-se também que 

os resultados obtidos por Isaksen (2004) indicam que os valores dos óleos (losangos), da 

mesma forma que os resultados referentes ao presente trabalho (Figura 134), estão deslocados 

em relação ao trende termoquímico (quadrados) mensurado por Thompson (1983) em extratos 

de betume. Isaksen (2004) interpreta esse deslocamento como resposta a um craqueamento 

secundário que ocorreu no reservatório. Entretanto, as amostras do presente trabalho não 

indicam evidências de alterações secundárias. Contudo, a curva das amostras de óleo de 

Isaksen (2004) pode estar transposta a curva das amostras de extrato de betume de Thompson 

(1983) devido aos diferentes processos de aquisição dos dados, pois o betume extraído 

necessita ser aquecido o que não ocorre na análise de óleo, o que pode favorecer perdas do 

isoheptano mais severas nos betumes, afetando consequentemente os valores dos índices de 

compostos C7. 
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Figura 137 – Trende de maturação definido pelos índices de heptano e isoheptano (segmento contínuo) calibrado 

com 7 extratos de querogênios do tipo II (alifático) coletados no Mar do Norte e dois extratos, de 

maior evolução (quadrado), mensurados por Thompson (1983).  

 

Nota: Os losangos representam os black oils, óleos voláteis e condensados coletados na porção central do Mar 

do Norte. Os condensados não se encontram no trende termoquímico. Pela interpretação de Isaksen 

(2004), a alta aromaticidade (tolueno/n-C7 entre 0,5 e 1,4) indica alterações na migração devido ao 

fracionamento composicional (fracionamento evaporativo).  Alguns óleos voláteis e condensados 

acumulados em reservatórios com temperatura superior a 1790C (Ro > 1,1%) sofreram craqueamento 

térmico secundário, evidenciado pela presença de pirobetume nos poros (Isaksen, 2004). 

Fonte: Isaksen, 2004. 

 

Para a construção do diagrama da Figura 139 calculou-se também o parâmetro V 

descrito por Schaefer e Littke (1988), que correlaciona a reflectância média da vitrinita (Rm 

em %) e os parâmetros V e J, respectivamente, produzindo as equações 13 e 14: 

Rm = 1,0 + 1,8 x log V            (13) 

Rm = 0,84 + 1,1 x log J           (14) 

Aqueles autores utilizaram as razões C7 parafinas/naftenos (V) (PHILIPPI, 1975) e (2-

metilhexano+3-metilhexano)/(1,2-(cis+trans)+1,3-(cis+trans)-dimetilpentanos)) (J) 

(modificado de THOMPSON, 1979). Entretanto, no caso dos óleos do Campo de Cexis, não 

foi possível determinar o valor do parâmetro J, pois alguns compostos desta razão não foram 

encontrados no banco de dados da Petrobras, restando apenas a análise do parâmetro V. Os 

valores do parâmetro V identificados para o Campo de Cexis variaram entre 0,9 a 1,3, 

indicando uma reflectância de vitrinita equivalente de 0,92 a 1,24 % (Figura 139). Esta faixa 

de Req situa esses hidrocarbonetos leves no estágio de geração tardia de óleo, com os óleos do 
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Grupo 2 apresentando valores menores e intermediários de Req, enquanto o óleo do Grupo 5 

indica o maior valor. 

 Para se inferir os valores da reflectância da vitrinita com base nos dados de 

diamantoides dos óleos utilizou-se a correlação proposta por Chen et al. (1996). Os autores 

cotejaram a razão MDI (índice de metildiamantano) com a reflectância da vitrinita 

equivalente. Eles estudaram os diamantoides das bacias de Tarim e Erdros na China, e 

determinaram uma regressão linear para definir a reflectância da vitrinita equivalente. O 

gráfico da Figura 138 exibe a confrontação dos dados obtidos por esses autores e os dados do 

presente estudo. Os óleos do Campo de Cexis possuem valores de MDI variando de 35 a 43, 

com reflectância da vitrinita equivalente de 1,3 a 1,5 %.  Examinando a Figura 139 verifica-se 

que os dados de MDI representam uma faixa estreita que reflete apenas o Grupo 2, e situando-

se no estágio de geração de condensado/gás úmido. 

 

Figura 138 – Gráfico com os dados de índice de metildiamantano (MDI) representado pela razão 4-MD/(1-

MD+3-MD+4-MD) obtidos por Chen et al. (1996) anexando os dados do presente estudo (em 

vermelho) 

 

Fonte: Modificado de Chen et al., 1996. 

  

1,3 
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Radke e Welte (1983) propuseram duas equações (16) (17) para associar razões de 

hidrocarbonetos poliaromáticos (HPAs) com a reflectância média da vitrinita (Rm). Essas 

equações, que empregam o MPI-1 (índice de metilfenantreno), dependem do intervalo de 

reflectância de vitrinita considerado: 

Rc = 0,6 MPI-1 + 0,4 (para 0,65-1,35 % Rm)                                                                        (16) 

Rc = 0,6 MPI-1 + 2,3 (para 1,35-2 % Rm)                                                                             (17) 

Para o Campo de Cexis optou-se pela equação 16, com a Rm < 1,35 %, ponderando que as 

demais razões referentes às amostras de óleo apresentavam valores de Req, na maioria das 

vezes, <1,35 %. O MPI-1 em óleos no Campo de Cexis se posiciona entre 0,5 e 1,08, o que 

corresponde a reflectância da vitrinita entre 0,7 e 1,0 %. Essa faixa de valores indica que a 

fração dos fenantrenos do Campo de Cexis teriam sido gerados entre a zona de pico e a de 

geração tardia do óleo (Figura 139).  

Por meio das razões dos naftalenos, também se pôde estimar a reflectância da vitrinita 

equivalente. Os trabalhos da literatura investigados para os cálculos da Req utilizando dados 

de naftalenos (MNR, DNR e TNR) foram respectivamente: Radke et al. (1982b); Radke et al. 

(1991); e Alexander et al. (1985). A razão de metinaftaleno (MNR) para os óleos do Campo 

de Cexis assinala valores de Req entre 0,77 e 1,0 % (entre a zona de pico e geração tardia do 

óleo). Por sua vez, a razão de dimetilnaftaleno (DNR) apresenta Req entre 0,8 a 0,9 % 

(restringindo-se ao pico da geração de óleo). Por fim, a razão trimetinaftaleno (TNR) exibe 

valores de Req entre 0,73 a 1 %, indo do pico a geração tardia de óleo. Todos os dados de 

fenantrenos e naftalenos marcam uma sequência conspícua de maturação crescente de óleos 

dos grupos 1, 2 até o 5 (Figura 139).  

 Com base nas correlações com Req propostas na literatura a fração leve dos 

hidrocarbonetos líquidos no Campo de Cexis, representada por índices de heptano e 

isoheptano, parâmetro V, diamantoides, e fenantrenos e naftalenos, teve sua geração 

estendendo-se da zona pico de geração de óleo (MPI-1) até a zona de geração de 

condensado/gás úmido (MDI). A análise de biomarcadores aromáticos teve um acervo 

limitado, com dados de apenas três amostras de óleos disponíveis. A razão usada para 

relacionar esteroides triaromáticos com reflectância da vitrinita foi a equação 28 sugerida por 

Mackenzie et al. (1981a): 
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C20 esteroide triaromático/(C20 esteroide triaromático + C28 esteróide triaromático 20-R)    

(28) 

Obteve-se para esta razão os valores de 0,46 e 0,81 e a reflectância da vitrinita equivalente 

variou de 0,75 a 0,92 %, localizando os biomarcadores aromáticos entre o estágio de pico a 

geração tardia do óleo. A reflectância da vitrinita equivalente, com base nos dados dos 

biomarcadores aromáticos, foi inferida a partir da Figura 35 modificada de Peters et al. (2005). 

Os óleos do Grupo 2 cobrem toda a faixa amostrada, enquanto que o óleo do Grupo 5 marca o 

mais elevado grau de Req para os biomarcadores aromáticos (Figura 139). 

 Sobre os biomarcadores saturados dos óleos, no que tange à classe dos esteranos, a 

razão Diasteranos/(Diasteranos + Esteranos regulares) atingiu valores entre 0,32 e 0,68, 

resultando em reflectâncias da vitrinita equivalente ao intervalo de 0,55 a 0,9 %, indo da zona 

de início até o pico da geração do óleo. Em relação à razão Diasteranos/(Diasteranos + 

Esteranos regulares), a variação do Grupo 4 é ampla, mas apesar disso constata-se um 

escalonamento entre os grupos que aumenta o grau de maturação do Grupo 1 ao 5 (Figura 

139). 

 A respeito dos terpanos, a razão Tricíclicos/(Tricíclicos + Hopanos) exibe valores de 

0,28 até 0,87, concomitantes com reflectâncias da vitrinita variando entre 0,55 e 1,1 %, em 

uma extensa faixa que vai desde a zona de início da geração até a zona de pico da geração do 

óleo. Os grupos de óleos apresentam-se escalonados, marcando uma evolução térmica que 

aumenta do Grupo 1 para o 5 (Figura 139). A razão Ts/(Ts+Tm) aponta valores de 0,67 a 1, 

bem como reflectância da vitrinita entre 0,85 e 1,45 %, que indicam estágios de pico da 

geração do óleo a geração de condensado/gás úmido. No tocante aos comportamentos dos 

grupos de óleos dentro da faixa de dados da razão Ts/(Ts+Tm), verifica-se que os grupos 1, 3 

e 4 restringem-se a Req entre 0,9 a 1 %, ao passo que o Grupo 2 estende-se de 0,85 a 1,2 % 

Req, e o Grupo 5 é o mais evoluído, atingindo valores de 1,45 % Req (Figura 139). Por 

conseguinte, os terpanos apontam uma variação de reflectância da vitrinita de 0,55 % a 1,4 %, 

com o menor valor marcado pela razão Tricíclicos/(Tricíclicos + Hopanos) para óleo do 

Grupo 1,  e o maior pela razão Ts/(Ts+Tm) para óleos do Grupo 5. As razões de maturações 

baseadas em hopanos abrangem desde a zona de início da geração de óleo até a zona da 

geração de condensado/gás úmido em óleos do Campo de Cexis. 

Em função do exposto acima, interpreta-se que as distintas frações do óleo estudadas 

registram associações díspares quanto à evolução térmica, sinalizando que esses registros 
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revelam uma história complexa, com óleos acumulados provenientes de diferentes pulsos de 

maturação térmica ao longo do soterramento da rocha geradora. 

De um modo geral, os biomarcadores saturados, com a razão 

Tricíclicos/(Tricíclico+Hopanos) dos Terpanos e Diasteranos/Esteranos Regulares dos 

Esteranos, exibem o menor valor de Req 0,55 % (zona de início de geração de óleo), enquanto 

que os dados de Req das análises da fração gasosa obtidos a partir de isótopos de carbono do 

propano ostentam os valores mais altos (1,6 % - zona da geração de condensado/gás úmido). 

Os terpanos compreendem o maior espectro de grau de maturação, indo da zona de início da 

geração de óleo até a zona de geração de condensado/gás úmido. Seguem-se pelos HPAs, que 

variam da zona de pico da geração de óleos até a zona de geração tardia do óleo. Examinando 

apenas a fração líquida, nota-se que os diamantoides por meio do MDI registram o maior 

valor de Req = 1,5 % (estágio da geração de condensado/gás úmido), acompanhados dos 

terpanos com a razão Ts/(Ts+Tm), indicando Req = 1,45 %. Contudo, verifica-se que a fração 

gasosa atingiu Req maiores dos que as registradas pelo óleo (Req 1,6 %).  

Sabe-se que a fração gasosa possui maior mobilidade do que a fração líquida do 

petróleo, logo os gases podem ascender para superfície com mais facilidade do que o óleo. 

Verifica-se no Campo de Cexis que as razões da fração líquida indicam uma faixa mais ampla 

de níveis de maturação térmica do que a fração gasosa, e também que a fração gasosa exibe 

grau de maturação mais elevado. Supõe-se que os óleos do campo tenham sofrido uma 

mistura (blend) de diferentes pulsos de maturação, o que justificaria esse registro de óleos que 

vão desde a zona de início da geração de óleo até a zona de geração de condensado/gás úmido. 

Os gases com sua maior mobilidade, teriam perdido a parte do gás menos evoluído 

termicamente associada aos primeiros pulsos de óleo que preencheram os reservatórios. Essa 

perda pode ter ocorrido ou através do selo, ou durante o processo de migração secundária. 

Esses pulsos mais precoces, expulsos quando as rochas selantes ainda não estariam tão 

soterradas, teriam uma maior facilidade para migrar verticalmente. Nas acumulações de gás 

preservadas, ficaria apenas o registro de pulsos de geração de gás mais tardios e mais 

evoluídos termicamente, os quais teriam sido expulsos quando as rochas selantes estivessem 

mais soterradas, com menores permeabilidades e maiores pressões capilares, impedindo mais 

efetivamente a migração desses gases através das rochas selantes para os reservatórios. A 

interpretação de perda de parte da fração gasosa é corroborada pela análise de RGO do 

Campo de Cexis, a qual é muito baixa (98,7 m3/m3) para óleos que apresentam uma média de 

grau API de 41. 



256 

 

Ademais, interpreta-se que a vasta faixa de níveis de maturação térmica constatada nas 

amostras de óleo do Campo de Cexis é o produto de acumulações de petróleo com caráter 

cumulativo, e não instantâneo. 

Destaca-se que óleos menos evoluídos termicamente possuem uma maior 

concentração de biomarcadores saturados, fazendo com que o registro de óleos mais 

evoluídos tenha as suas características de biomarcadores saturados mais evoluídos obliteradas 

quando sofrem uma mistura com óleos previamente acumulados no mesmo reservatório. 

 Analisando a Figura 139 nota-se que as razões referentes à fração leve do óleo, 

principalmente as dos índices de heptano e de isoheptano e as de diamantoides, encontram-se 

deslocadas para a direita, indicando zonas de geração do óleo mais evoluídas termicamente do 

que as razões que concernem os biomarcadores saturados (terpanos e esteranos). Advoga-se 

que a dicotomia entre parâmetros de maturação mensuradas nas frações leve (C6-C14) e pesada 

(C20+) do óleo se deve ao fato de que a concentração de biomarcadores saturados diminui com 

o aumento da maturação térmica, enquanto que a concentração de diamantoides e de 

hidrocarbonetos leves aumenta.  
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Figura 139 – Diagrama comparando os parâmetros de maturação estudados com a janela de óleo em diferentes 

faixas de grau de maturação 

 

Legenda: HC – hidrocarbonetos; Dia – Diamantoides; HPA – hidrocarbonetos poliaromáticos; Ro – reflectância 

da vitrinita em óleo;     : dados da literatura, exceto para as razões TNR, MPI, MDI, parâmetro V, C7 e 

dados de gás, pois para essas razões o intervalo marcado representa os dados desta dissertação;      : 

dados da dissertação;                                             Grupo 1;      Grupo 2;      Grupo 3;      Grupo 4;      

Grupo 5. 

Fonte: Modificado de Peters et al. 2005. 

 

Conforme reconhecido em trabalhos anteriores (PENTEADO, 1999; COUTINHO 

2008) o processo migração secundária do petróleo para o Campo de Cexis se deu de leste para 
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oeste, a partir da cozinha geradora situada no Baixo de Camaçari (Figura 140). Com base nos 

resultados de maturação dos óleos discutidos previamente, preconiza-se que o preenchimento 

dos reservatórios do Campo de Cexis se iniciou com os óleos menos evoluídos do Grupo 1 

preenchendo os reservatórios das zonas de produções Caruaçu e CD-3/4 na porção norte-

noroeste do campo. Ao mesmo tempo ou possivelmente em um segundo estágio, pois não 

dispomos de dados que permitam estabelecer uma cronologia relativa ou absoluta dos eventos 

de preenchimento de reservatórios por petróleo, óleos do Grupo 2 provenientes do Baixo de 

Camaçari preencheram os reservatórios da zona de produção CD-7.  

Tantos os óleos do Grupo 1 (Zonas Caruaçu e CD-3/4) quanto os do subgrupo 2a 

(Zona CD-7), estes na porção sul do campo, encontram-se isolados estruturalmente dos 

demais reservatórios do campo e parecem preservar as características menos evoluídas dos 

óleos expulsos a partir dos estágios iniciais da janela de óleo nos folhelhos geradores da base 

da Fm. Candeias no Baixo de Camaçari, posicionado imediatamente a leste do campo (Figura 

140). Os demais óleos do Grupo 2 (Zona CD-7) estão distribuídos por toda a parte central do 

Campo de Cexis, com as várias falhas que cortam os folhelhos do Mb. Gomo da Fm. 

Candeias tendo favorecido a migração vertical desses óleos, que parecem representar um 

espectro de mistura de óleos com diferentes níveis de maturação térmica. 

Já os óleos dos grupos 3, 4 e 5, que são mais evoluídos termicamente, encontram-se na 

zona de produção CD-11. Esta zona de produção é a mais profunda estratigraficamente, em 

relação aos óleos estudados. É possível interpretar que parte desses óleos dos grupos 3, 4 e 5 

teriam migrado de leste para oeste por meio de carreadores regionais (Fm. Água Grande e/ou 

zonas CD-11-13) e subido por falhas normais até reservatórios mais rasos (zonas CD-7 e 

Caruaçu), e misturando-se com os óleos que já estavam nestes reservatórios, alterando assim 

características composicionais destes (Figuras 141 e 142). 

O modelo de migração secundária e de preenchimento de reservatório por petróleo 

aqui proposto é bastante preliminar e requer uma série de informações visando a sua 

validação. Uma caracterização de maior número de petróleos de diversas zonas de produção, 

distribuídos de modo abrangente no Campo de Cexis, auxiliaria no estabelecimento de rotas 

viáveis para cada grupo de óleo. Um mapeamento das ocorrências de indícios de petróleo 

associado ao reconhecimento dos grupos geoquímicos completaria o quadro fornecido pela 

distribuição de óleos. Adicionalmente, exercícios laboratoriais ou numéricos de misturas de 

tipos de petróleos poderiam servir como balizadores da hipótese da mistura de fluidos de 
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diferentes maturações para explicar o espectro de variações observado no Grupo 2 de óleos, 

por exemplo. 

 

Figura 140 – Modelo de migração no compartimento Sul da Bacia do Recôncavo 

 

Fonte: Projeto Análise geológica e econômica da Bacia do Recôncavo (1997) 
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Figura 142 – Mapa do Campo de Cexis discriminando os grupos de óleos estudados com as rotas de 

migração propostas 

 

Legenda:         migração preferencial do petróleo de leste para oeste. 

Fonte: A autora, 2018. 
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CONCLUSÕES 

 

 

Essa dissertação teve como objetivo investigar os parâmetros de origem, maturação, 

migração e alteração do petróleo de Geoquímica Orgânica por meio da associação de 

diferentes métodos analíticos, tais como análise PVT, cromatografia líquida, cromatografia 

gasosa do óleo total, cromatografia gasosa com o método Carburane, cromatografia gasosa 

acoplada à espectrometria de massas, determinação da razão isotópica do carbono em óleo 

total; além das análises de composição molar e isotópicas dos gases. Adicionalmente, nesse 

trabalho investigou-se a natureza do processo de acumulação do petróleo, para avaliar as 

propriedades dos pulsos de migração e preenchimento do reservatório, se ocorreram através 

de aporte de “cargas instantâneas”, ou se as acumulações do Campo de Cexis corresponderam 

ao produto de um processo cumulativo, resultado de vários pulsos de diferentes níveis de 

maturação.  

Examinou-se 38 amostras de óleo e 27 amostras de gás do Campo de Cexis da Bacia 

do Recôncavo e por intermédio da análise destes dados conclui-se que: 

a) 5 grupos foram individualizados e enumerados de 1 a 5 através da 

Análise de Componentes Principais (PCA) e agrupamento hierárquico. Os 

óleos do Grupo 1 foram coletados da zona de produção Caruaçu e CD-3/4, os 

óleos do Grupo 2 da Caruaçu e CD-7, os óleos do Grupo 3 da CD-11, os 

óleos do Grupo 4 foram retirados das zonas de produção Caruaçu, CD-7 e 

CD-11, por fim, o óleo do Grupo 5 foi amostrado da zona de produção CD-

11; 

 

b) O intenso falhamento no Mb. Gomo da Fm. Candeias teria favorecido a 

ascensão do petróleo através de falhas e fraturas, facilitando misturas e 

homogeneização dos fluidos, dos óleos dos subgrupos 2b e 2c, enquanto que 

os grupos 1, 2a, estariam isolados por falhas, o 2d se separa do subgrupo 2a 

por uma falha; o 2e é o mais profundo do grupo 2 (na zona CD-7) e os óleos 

dos grupos 3, 4 e 5 também se encontram em reservatórios mais profundos, o 

que justificaria esses óleos mais evoluídos termicamente; 
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c) Os parâmetros de fonte das amostras de óleo do Campo de Cexis indicam 

origem de rochas geradoras que foram depositadas em ambiente lacustre, 

indicando duas fácies orgânicas diferentes: A e B proveniente de variações 

climáticas do ambiente lacustre; 

 

d) As amostras estudadas não apontam evidências de óleos biodegradados, 

principalmente por manter intacta a fração leve dos óleos e devido à ausência 

tanto de 25-norhopano, quanto de mistura complexa não resolvida, conhecida 

com o UTM; 

 

e) No que concerne os biomarcadores saturados, os fragmentogramas de m/z 

191 dos terpanos apresentam como principais diferenças as razões de 

Tricíclicos/Hopanos, Diahopano/Hopano e Gamacerano/Hopano, as quais 

mostram um evidente aumento progressivo do Grupo 1 para o Grupo 5, o que 

pode ser um reflexo de um trende de maturação térmica de óleos; 

 

f) Através dos fragmentogramas de m/z 217 (esteranos) deduz-se que os óleos 

dos grupos 3, 4 e 5 possuem maior maturação termal do que os dos demais 

grupos, pois são marcados por baixas concentrações de esteranos. Constata-se 

que as razões de maturação do C29 esteranos αββ e ααα não indicam um 

padrão de evolução claramente definido, o que tentativamente é atribuído às 

baixas concentrações dos esteranos em óleos do tipo lacustre, bem como as 

questões de coeluições com metilesteranos que dificultam sobremaneira a 

individualização e quantificação dos picos dos esteranos; 

 

g) Os óleos do Campo de Cexis apresentam alta parafinicidade e baixa 

aromaticidade, com 67 a 90 % de hidrocarbonetos saturados, seguidos dos 

hidrocarbonetos aromáticos, cujas proporções variam de 4 a 17 %, e os 

compostos NSO, com valores entre 3 a 23 %; 

 

h) O grau API dos óleos do Campo de Cexis não apresenta correlação clara 

com os parâmetros geoquímicos de maturação avaliados, exceto para os de 
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HPAs, que mesmo assim, para uma melhor avaliação, necessitam de maior 

amostragem; 

 

i) Para a maioria dos parâmetros moleculares de maturação, observou-se uma 

sequência crescente de maturação térmica: Grupo 1 Grupo 2 Grupo 3 

Grupo 4 Grupo 5;  

 

j) Não se constatou uma sequência de maturação definida e nem sequer 

correlação entre os compostos n-alcanos C8 e C10 e a razão dos isoalcanos/n-

alcanos dos hidrocarbonetos leves de C8 até C10; 

 

k) Analisando-se o gráfico proposto por Thompson (1987) para discutir 

processos de alteração secundária em óleos, verifica-se que os dados das 

amostras de óleo do Campo de Cexis não sugerem nenhum tipo de alteração 

secundária, indicando baixíssimos valores de aromaticidade e altos valores de 

parafinicidade, com a seguinte sequência de maturação crescente, observada 

nos dados de parafinicidade: Grupo 2 Grupo1Grupo 5; 

 

l) O exame dos HPAs através dos fenantrenos e naftalenos indica que os 

mesmos responderam bem como parâmetros de maturação e, por meio destes 

compostos, verificou-se uma sequência de maturação definida para os óleos 

do Campo de Cexis: Grupo 1 Grupo 2 Grupo 5; 

 

m) A amostragem dos biomarcadores aromáticos foi muito baixa (apenas duas 

amostras de óleo) impossibilitando uma interpretação mais robusta; 

 

n) As baixas concentrações tanto de esteranos quanto de diamantoides nos 

óleos do Campo de Cexis foram interpretadas como indicativas de que nem a 

geradora foi submetida a altas temperaturas, nem os óleos dos reservatórios 

sofreram craqueamento secundário; 

 

o) A fração gasosa do Campo de Cexis é constituída por uma mistura de gases 

termogênicos e gases de origem biogênica, sendo estes últimos 
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provavelmente formados durante a diagênese da matéria orgânica presente 

nas rochas encaixantes aos reservatórios; 

 

p) A porcentagem de gases biogênicos em relação aos gases totais nos 

reservatórios do Campo de Cexis foi estimada entre 20 % a 30 %; 

 

q) A composição isotópica de carbono do metano termogênico original 

cogenético seria da ordem de -42 ‰, em contraposição às assinaturas muito 

negativas mensuradas no metano do reservatório (δ13C1 entre -53 ‰ e- 

50 ‰); 

 

r) O processo de preenchimento da fração gasosa dos reservatórios no Campo 

de Cexis ocorreu através do processo de mistura cumulativa, pelo qual a 

composição isotópica do carbono final registrou com maior intensidade os 

aportes de frações com mais avançada maturidade térmica; 

 

s) A maturidade térmica dos gases aportados no Campo de Cexis corresponde 

a uma Ro equivalente entre 1,35 % e 1,6 %, indicando que as amostras de 

gases do campo encontram-se no estágio de geração de condensado/gás 

úmido; 

 

t) Por meio da análise do gráfico de índice de heptano versus índice de 

isoheptano proposto por Isaksen (2004), verificou-se que as amostras do 

Campo de Cexis são definidas como óleos voláteis, com reflectâncias da 

vitrinita equivalente entre 1,25 e 1,4 %, com exceção do Grupo 5, cujo o óleo 

exibe valor que vai além do gráfico. Esses valores de reflectância da vitrinita 

sugerem que os hidrocarbonetos C7 localizam-se em uma faixa estreita entre a 

zona de geração tardia do óleo e a zona de condensado/gás úmido. A 

sequência crescente de maturação para essa fração do óleo é: Grupo 1 

Grupo 2  Grupo 5; 

 

u) Através do parâmetro V descrito por Schaefer e Littke (1988), pelo qual se 

correlaciona a razão parafinas/naftenos dos hidrocarbonetos C7 e a 
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reflectância média da vitrinita (Rm em %), verificou-se que a reflectância de 

vitrinita equivalente varia de 0,92 a 1,24 %, situando esses hidrocarbonetos 

leves no estágio de geração tardia de óleo. A sequência de maturação 

crescente dada pelo parâmetro V é: Grupo 2 Grupo 5; 

 

v) Visando relacionar a reflectância da vitrinita aos dados de diamantoides, 

utilizou-se a correlação proposta por Chen et al. (1996). Calculou-se uma 

reflectância da vitrinita equivalente entre 1,3 a 1,5 %, representando uma 

faixa estreita de maturação que reflete apenas o Grupo 2, cujo estágio de 

geração seria o de condensado/gás úmido; 

 

w) Por intermédio da investigação dos HPAs, obteve-se uma reflectância 

vitrinita equivalente entre 0,7 a 1,0 %, utilizando o MPI na equação sugerida 

por Radke e Welte (1983). Esses valores posicionam essa fração dos óleos do 

campo de Cexis entre a zona de pico e geração tardia do óleo. Do mesmo 

modo, por meio das razões dos naftalenos também se pôde inferir a 

reflectância da vitrinita equivalente, cujas faixas de valores foram: Req = 

0,77–1 % para MNR; Req = 0,8-0,9 % para DNR; e Req = 0,74-1 % para 

TNR. Essas faixas de valores cobrem desde a zona de pico da geração de óleo 

até a zona de geração tardia do óleo. Todos os dados de fenantrenos e 

naftalenos marcam uma sequência conspícua de maturação crescente: Grupo 

1 Grupo 2 Grupo 5; 

 

x) A maturação deduzida para a fração leve dos hidrocarbonetos líquidos, 

representada pelos índices de heptano e isoheptano, parâmetro V, 

diamantoides, e fenantrenos e naftalenos estende-se da zona de pico da 

geração de óleo até a zona de geração de condensado/gás úmido; 

 

y) Apesar da baixa amostragem, os biomarcadores aromáticos investigados 

pela razão TA I/TA (I+II) proposta por Mackenzie (1981a) indicaram, para o 

Campo de Cexis, reflectância da vitrinita equivalente entre 0,75 e 0,92 %, 

valores que se situam entre o estágio de pico e a geração tardia do óleo, com o 

óleo do Grupo 5 mais evoluído que os do Grupo 2 (com sequência de 

maturação crescente: Grupo 2Grupo 5); 
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z) Sobre os biomarcadores saturados, no que tange a classe dos esteranos, 

apresentam Req entre 0,55 a 0,9 %, indo da zona de início até o pico da 

geração do óleo. Referente aos terpanos, constata-se que a reflectância da 

vitrinita equivalente calculada através do presente estudo para os óleos do 

Campo de Cexis assinala o menor valor (0,55 %) na razão 

Tricíclicos/(Tricíclicos + Hopanos) para o Grupo 1 e o maior (1,45 %) na 

razão Ts/(Ts+Tm) para o Grupo 5, abarcando uma ampla variação que vai 

desde a zona de início da geração de óleo até a zona da geração de 

condensado/gás úmido; 

 

aa)  As distintas frações do óleo estudadas registram comportamentos díspares 

quanto à evolução térmica, sinalizando que esses registros revelam uma 

história de acumulação do petróleo resultante de diferentes pulsos de 

maturação térmica ao longo do soterramento da rocha geradora; 

 

bb) Interpretou-se que o petróleo do Campo de Cexis é produto de uma 

mistura (blend) de diferentes pulsos de maturação, justificado pelo registro de 

óleos que vão desde da zona de início da geração de óleo até a zona de 

geração de condensado/gás úmido. A fração gasosa do Campo de Cexis teria 

perdido parte do gás de pulsos menos evoluídos termicamente. Essa perda 

teria ocorrido ou através do selo, ou pelo processo de migração secundária, na 

época em que as rochas ainda não estariam tão soterradas, o que facilitaria a 

perda por migração vertical destes primeiros pulsos gasosos. Nas 

acumulações de gás preservadas, ficariam apenas o registro de pulsos de 

geração mais tardios e mais evoluídos termicamente, os quais teriam sido 

expulsos da rocha geradora quando as rochas encaixantes estivessem mais 

soterradas, com menor permeabilidade e maiores pressões capilares que 

impediriam a migração destes gases; 

 

cc) Conclui-se, portanto, que o processo de acumulação de petróleo no Campo 

de Cexis possui caráter cumulativo, tanto para a fração gasosa quanto para a 

líquida. 
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RECOMENDAÇÕES 

 

 

Recomenda-se para trabalhos futuros: 

a) Realização de análises laboratoriais de cromatografia gasosa acoplada a 

EM/EM para reconhecer e quantificar melhor os compostos das amostras dos 

esteranos; 

 

b) Aumentar as amostragens das análises especiais tais como, cromatografia 

gasosa utilizando o método Carburane, diamantoides, biomarcadores 

aromáticos e de hidrocarbonetos poliaromáticos (HPAs); 

 

c) Investigar melhor os índices de heptano e de isoheptano, através da 

confecção de uma curva de maturação do betume para rocha geradora com 

matéria orgânica tipo I; 

 

d) Integrar os dados analíticos obtidos para óleos e gases do Campo de Cexis 

aos de outros campos no Compartimento Sul da Bacia do Recôncavo visando 

aprimorar o entendimento das rotas de migração no baixo de Camaçari até as 

trapas das acumulações conhecidas; 

 

e) Analisar amostras de diferentes origens, para a construção de um banco de 

dados com um maior número de amostras possível, permitindo desta forma 

estabelecer correlações entre parâmetros que respondam a diferentes níveis de 

maturação. 
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