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RESUMO 

O presente trabalho integra uma análise abrangente da caracterização petrofísica 

e estratigráfica da Formação Alagamar, na porção sudeste da Bacia Potiguar, 

Nordeste do Brasil. A Bacia Potiguar, que se estende desde áreas terrestres 

(onshore) até offshore, foi formada durante o Cretáceo Superior, associada à 

abertura do Atlântico Sul Equatorial. O estudo enfoca a porção sul da bacia, 

estudando os arenitos arcoseanos do Membro Upanema, que foram depositados 

por sistemas aluviais e fluviais e folhelhos e calcilutitos do Membro Galinhos 

depositados durante as primeiras incursões marinhas da bacia no contexto da fase 

pós-rifte. Recentes campanhas de perfuração revelaram uma heterogeneidade 

significativa dos reservatórios, exigindo uma abordagem petrofísica integrada com 

dados de rochas (plugues). Para este trabalho foram utilizados perfis de 74 poços 

perfurado, além de 94 plugues retirados de 4 desses poços que foram 

testemunhados. Através desses dados, a Formação Alagamar foi subdividida em 

cinco estágios evolutivos, sendo que nos três primeiros, pertencentes ao Mb. 

Upanema, estão contidos reservatórios de petróleo. Nessa integração de dados 

foram avaliadas a porosidade efetiva e o volume de argila, além dos controles 

estratigráficos na distribuição dessas propriedades. Nos estágios inferiores (1-3), 

mais antigos, apresentam características de ambientes deposicionais continentais, 

com alta relação Th/U, sugerindo condições oxidantes e forte influência tectônica 

na dinâmica de sedimentação. Por outro lado, os estágios superiores (4 e 5), mais 

novos, indicam uma transição para incursões marinhas, caracterizadas por menores 

relações Th/U e aumento de conteúdo de folhelho, representando um ambiente 

mais redutor. A partir disso foi feito um modelo evolutivo que oferece uma 

compreensão detalhada da história sedimentar e tectônica da Formação Alagamar, 

na área de estudo, destacando a importância da integração de dados geológicos, 

geoquímicos e tectônicos para o entendimento de reservatórios, conferindo maior 

robustez e otimizando os processos de exploração e produção de óleo e gás. 

Palavras-chave: Bacia Potiguar, Formação Alagamar, estratigrafia, petrofísica. 
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ABSTRACT 

This study presents a comprehensive analysis of the petrophysical and 

stratigraphic characterization of the Alagamar Formation in the southeastern portion 

of the Potiguar Basin, Northeastern Brazil. The Potiguar Basin, extending from 

onshore to offshore areas, was formed during the Late Cretaceous in association 

with the opening of the Equatorial South Atlantic. The research focuses on the 

southern part of the basin, examining the arkosic sandstones of the Upanema 

Member, which were deposited by alluvial and fluvial systems and the shales and 

calcilutites of the Galinhos Member deposited during the basin's initial marine 

incursions, respectively, within the post-rift phase context. Recent drilling campaigns 

have revealed significant reservoir heterogeneity, necessitating an integrated 

petrophysical approach incorporating rock data (plugs). The dataset available were 

74 wells with their conventional log curves, 94 plugs samples from 4 well cores in 

the study area. Through this data integration, the Alagamar Formation was 

subdivided into five evolutionary stages, with the first three, belonging to the 

Upanema Member, containing oil reservoirs. This data integration evaluated 

effective porosity and shale volume, as well as the stratigraphic controls on the 

distribution of these properties. The lower stages (1-3), older, exhibit characteristics 

of continental depositional environments with high Th/U ratios, suggesting oxidizing 

conditions and a strong tectonic influence on sedimentation dynamics. In contrast, 

the upper stages (4 and 5), newer, indicate a transition to marine incursions, 

characterized by lower Th/U ratios and increased shale content, representing a more 

reducing environment. Based on these findings, an evolutionary model was 

developed, providing a detailed understanding of the sedimentary and tectonic 

history of the Alagamar Formation, and highlighting the importance of integrating 

geological, geochemical, and tectonic data for the better understanding of oil and 

gas reservoirs, giving more reliable insights and optimizing the processes of 

exploration and production of oil and gas. 

Key words: Potiguar basin, Alagamar Formation, stratigraphy, petrophysics. 
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1. INTRODUÇÃO 

1.1 Contextualização 

A Bacia Potiguar, localizada no nordeste do Brasil, abrange os estados do Rio 

Grande do Norte e Ceará, com uma extensão de aproximadamente 26.700 km² na 

porção emersa e 195.400 km² na porção submersa, aproximadamente (Portella e 

Fabianovicz, 2017). A história da produção de petróleo na região começou na 

década de 1950, com a descoberta significativa do campo de Ubarana em 1973. 

Essa descoberta consolidou a Bacia Potiguar como uma área promissora para a 

exploração de hidrocarbonetos, levando a um crescimento substancial na produção 

durante as décadas seguintes (Portella e Fabianovicz, 2017). 

Nas décadas seguintes, a produção na bacia aumentou com a descoberta de 

vários campos, tanto onshore quanto offshore, bem como com a exploração de 

campos em águas rasas e profundas, impulsionou ainda mais a produtividade da 

região. Esses desenvolvimentos posicionaram a Bacia Potiguar como uma das 

principais produtoras de petróleo do Brasil (Portella e Fabianovicz, 2017). 

Atualmente, segundo dados da Agência Nacional do Petróleo, Gás Natural e 

Biocombustíveis (ANP), a Bacia Potiguar é responsável por uma parcela 

significativa da produção nacional de petróleo e gás natural, produzindo cerca de 

100 mil barris de petróleo por dia e 2 milhões de metros cúbicos de gás natural por 

dia (Figura 1) e sendo a bacia onshore com a maior parte da produção de óleo e 

gás (segundo a ANP com aproximadamente 30% - Figura 1a -, tendo como 

referência o mês de março de 2024). Com uma infraestrutura robusta e contínuos 

investimentos em tecnologia e inovação, a Bacia Potiguar permanece uma área 

estratégica vital para a matriz energética do Brasil. 
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Figura 1 - Dados de produção das bacias onshore entre o período de jan/1980 e jun/2024. Nessa imagem é 

possível notar, conforme destacado nos gráficos de pizza (A) e produção acumulada (B), a importância que a 

produção da Bacia  Potiguar tem quando comparada com outras bacias onshore representando hoje 29,36% 

da produção de óleo dessas bacias (Microsoft Power BI ANP). 

Dentro desse contexto, um estudo petrofísico e estratigráfico detalhado da Fm. 

Alagamar, foco desse trabalho, se faz muito importante para melhor compreendê-

la, uma vez que é uma parte do sistema petrolífero da bacia que pode atuar como 

diferentes elementos nas porções onshore e offshore: rochas reservatórios, 

selantes e geradoras (Araripe & Feijó, 1994; Pessoa Neto et al., 2007). 

Visto sua importância econômica a Fm. Alagamar possui grande importância 

econômica para a Bacia Potiguar e, ainda assim, existem poucos estudos acerca 

de suas características petrofísicas e que integrem dados de rocha e perfis de 

poços. 

 

1.2  Objetivos 

O objetivo principal deste trabalho é compreender a evolução sedimentar 

estratigráfica da Formação Alagamar na área de estudo e a caracterização 

petrofísica dos intervalos portadores de hidrocarbonetos, a partir da integração de 

dados de perfis de poço aberto e dados de rocha. 

Os objetivos específicos são: 

https://app.powerbi.com/view?r=eyJrIjoiNzVmNzI1MzQtNTY1NC00ZGVhLTk5N2ItNzBkMDNhY2IxZTIxIiwidCI6IjQ0OTlmNGZmLTI0YTYtNGI0Mi1iN2VmLTEyNGFmY2FkYzkxMyJ9
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¶ Identificação e mapeamento, em todos os poços, dos reservatórios do 

Membro Upanema da Formação Alagamar e dos intervalos referentes ao 

Membro Galinhos; 

¶ Avaliação petrofísica do arcabouço e matriz dos reservatórios no que 

tange ao volume de argila, porosidade efetiva e conteúdo mineralógico 

correlacionando com dados de rocha; 

¶ Construção de mapas de espessura porosa (ou net sand) através desses 

parâmetros petrofísicos; 

¶ Definição de valores de corte para mapeamento dos estágios da Fm. 

Alagamar e elaboração de modelo paleodeposicional conceitual 2D e 3D 

para a formação da área de estudo. 
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2. GEOLOGIA REGIONAL 

A Bacia Potiguar localiza-se no nordeste brasileiro, abrangendo os estados do 

Rio Grande do Norte e Ceará, apresentando uma área total de aproximadamente 

60000 Km², sendo 40% emersos, em torno de 24000 km², e aproximadamente 

36000 Km² correspondentes à porção submersa (Araripe & Feijó, 1994). A bacia é 

limitada a noroeste pelo Alto de Aracati, separando-a da Bacia do Ceará, a leste 

pelo Alto de Touros que a separa da Bacia de Pernambuco-Paraíba, e a sul pelas 

rochas do embasamento cristalino neoproterozoico (Figura 2). 

 

Figura 2 - Mapa de estrutural da Bacia Potiguar com as principais falhas demarcadas (Modificado de Bertani et 

al., 1990; De Castro e Bezerra, 2015; Melo et al., 2016). 

Seu preenchimento sedimentar ocorreu durante o Cretáceo e seus litotipos, 

com mais de 8000 metros de espessura em seus depocentros, são distribuídos 

litoestratigraficamente nos grupos Areia Branca, Apodi e Agulha (Pessoa Neto et 

al., 2007). 
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2.1 Área de estudo 

A área de estudo localiza-se na região sudeste da porção emersa da Bacia 

Potiguar (Figura 3), no estado do Rio Grande do Norte, sobre o Sistema de Falhas 

de Carnaubais, que é um dos primeiros e principais conjunto de falhas existentes a 

se formarem na bacia (Melo et al., 2016), estando ativo durante todo o processo de 

rifteamento e sendo reativado também nas fases pós-rifte e drifte. 

 

Figura 3 - Mapa geológico da Bacia Potiguar mostrando a área de estudo destacada em vermelho e os 

principais lineamentos das falhas regionais em preto. Sistema de Falhas de Carnaubais são as falhas que 

cortam a área de estudo com direção SW-NE. As rochas e depósitos do Neógeno, formações Açu e Jandaíra 

afloram na seção emersa da bacia conforme destaca o mapa. Modificado de Bertani et al. (1990), Angelim et 

al. (2006) e De Castro & Bezerra (2015). 

2.2 Evolução tectonossedimentar da Bacia Potiguar 

A Bacia Potiguar onshore é parte de uma série de bacias rifte cretáceas no 

nordeste brasileiro. Nessa região se encontram as bacias do Recôncavo, Sergipe-

Alagoas, Tucano, Jatobá, Araripe, Rio do Peixe, Iguatu, Potiguar e algumas outras 

pequenas bacias. Elas foram geradas durante os primeiros estágios da quebra entre 
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as placas da América do Sul e África durante o início do Cretáceo. Essas bacias 

são resultado do regime extensional orientado em NW-SE, que depois teve uma 

rotação no sentido anti-horário mudando a sua direção para W-E durante os 

estágios finais de rifteamento (Chang et al., 1988; Matos, 1992; Melo et al., 2016). 

A Bacia Potiguar está localizada na porção norte da Província da Borborema, 

que é um escudo Pré-Cambriano composto rochas arqueanas e proterozóicas 

amalgamadas durante a orogenia Brasiliana entre 760 e 540 Ma (Almeida et al., 

2000). O rifte da bacia é composto por uma série de horsts e grábens limitados por 

sistemas de falhas (Figura 3), sendo esses sistemas definidos como uma zona de 

falha principal composta por um conjunto de falhas menores com seguindo o mesmo 

trend (Melo et al., 2016). Conforme mostra a Figura 3, a bacia possui 6 (seis) 

sistemas de falhas, sendo eles, de leste a oeste, Carnaubais Norte e Sul, Baixa 

Grande, Areia Branca, Apodi e Mulungu. 

No que tange à evolução tectonossedimetar, a Bacia Potiguar possui 3 (três) 

principais tectonossequências: Rifte (dividida em Rifte l e ll), Pós-rifte e Drifte 

(Pessoa Neto et al., 2007) como mostra a figura 4. A tectonossequência basal, Rifte, 

ocorreu entre o Valanginiano e o Aptiano, sendo marcada por um regime tectônico 

distensional com afinamento crustal relacionado (Bertani et al., 1990). Segundo 

Matos (1992), a fase rifte da Bacia Potiguar é marcada por 3 estágios tectônicos. O 

primeiro é o estágio sin-rifte l (Jurássico, ~150Ma), caracterizado pelos movimentos 

iniciais de deformação extensional com início da deposição de sedimentos clástico 

na Depressão Afro-Brasileira, sem registros sedimentares dessa fase na bacia. O 

segundo estágio é chamado de sin-rifte ll (início do Cretáceo, entre ~145 ï 130Ma), 

sendo neste momento em que são geradas e desenvolvidas as primeiras falhas 

normais, formando horsts e grábens com início da sedimentação clástica na bacia 

Potiguar. Por fim, o último estágio da fase rifte, chamado de sin-rifte lll, (Cretáceo, 

entre ~130 ï 125Ma), maior concentração dos processos extensionais ao longo do 

que viria a ser a margem equatorial, causando a mudança na cinemática do rifte, do 

movimento extensional orientado em NW-SE para o transtensional dextral de 
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sentido W-E (Matos, 2000). Esses processos resultaram em grábens alongados na 

porção sul do rifte da Bacia Potiguar (De Castro & Bezerra, 2015). 

 

Figura 4 - Carta cronoestratigráfica da Bacia Potiguar (Modificado de Pessoa Neto et al., 2007). 

Concomitante à tectônica da fase rifte, estabeleceram-se lagos de 

profundidades moderadas ao longo dos grabens (Bertani et al., 1990; Bruhn, 1990), 

nos quais prevaleceu a sedimentação tipicamente continental. Essa sedimentação 

compreende sistemas deposicionais fluviais, deltaicos, leques aluviais e lacustres, 

caracterizada por camadas de conglomerados, próximos às principais falhas nas 

bordas dos grabens, interdigitados com arenitos, siltitos e folhelhos ricos em matéria 

orgânica (Bertani et al., 1990; Matos, 1992; Milani & Thomaz Filho, 2000; Milani et 

al., 2000). Na litoestratigrafia da bacia, essa fase tectônica é representada pelas 

formações Pendência e Pescada (offshore), ambas pertencentes ao Grupo Areia 

Branca (Figura 4), possuindo conteúdo predominantemente siliciclástico. 
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A Formação Pendência, depositada entre os andares locais Rio da Serra e Jiquiá 

pertencentes ao Eocretáceo, é composta por depósitos lacustrinos, fluvial-deltáicos 

e fan-deltáicos, sendo que estes depósitos pertencem a sequência Rifte l da bacia. 

Essa formação caracteriza-se por arenitos finos à grossos, cinza-esbranquiçados, 

com intercalações de folhelho e siltito cinzento, sendo que esta formação ocorre 

preferencialmente preenchendo baixos estruturais de grande porte síncronos a sua 

deposição e mostra decréscimo de granulometria das falhas principais para os 

depocentros (Araripe & Feijó, 1994). Em seguida, já na sequência Rifte ll, foram 

depositados os sedimentos que deram origem a Formação Pescada com a evolução 

do mesmo sistema deposicional da Formação Pendência, estando em discordância 

angular com as formações geológicas sotopostas a ela.  

Na área de estudo, a Formação Pescada não é encontrada, estando restrita 

apenas às regiões próximas da Falha de Pescada, cuja atividade está 

geneticamente relacionada à formação. O contato inferior, com a Formação 

Pendência, e superior, com a Formação Alagamar, são discordantes. O principal 

sistema deposicional responsável pela deposição destes sedimentos é o de leques 

aluviais coalescentes, mas há também sistemas flúvio-deltáicos com pelitos 

lacustres entremeados por turbiditos, em pacotes mais uniformes e espessos que 

na Formação Pendência (Araripe & Feijó, 1994). 

O estágio final da fase Rifte foi marcado por um soerguimento generalizado que, 

associado ao basculhamento de blocos com desenvolvimento mais efetivo dos altos 

internos, gerou um evento erosivo regional na bacia, de caráter angular (Bertani et 

al., 1990), sendo chamada neste de trabalho de Lower Alagoas Unconformity 

(Discordância do Alagoas Inferior). 

A fase pós-rifte, depositada em discordância angular sobre as formações 

Pendência e Pescada, iniciou-se durante o Neoaptiano (Araripe & Feijó, 1994; 

Pessoa Neto et al., 2007) e caracteriza-se por um período de quiescência tectônica 

relacionado à diminuição da subsidência mecânica e aumento da subsidência 

termal do processo de resfriamento da litosfera, a qual encontrava-se previamente 

distendida e aquecida durante o rifteamento (Pessoa Neto, 2003). Por se encontrar 
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entre as condições de ruptura e deriva continental, fase drifte, esta fase foi afetada, 

principalmente, por falhamentos normais e transcorrentes reativados (Bertani et al., 

1990).  

A Formação Alagamar, depositada durante o Andar Local Alagoas, é dividida em 

três membros, sendo o mais antigo o Membro Canto do Amaro, composto por 

conglomerados e arenitos conglomeráticos de leques aluviais gerados a partir da 

erosão do embasamento cristalino da bacia e do topo da Fm. Pendência, ainda com 

tectonismo ativo e muito semelhante ao da fase rifte. Seguido pelo Mb. Upanema, 

que é composto por arenitos e folhelhos alúvio-flúvio-deltáicos com forte presença 

de conglomerados na base em regiões mais próximas aos sistemas de falhas da 

bacia, tal interdigitação de arenitos e folhelhos varia bastante lateralmente, em um 

momento que, assim como no Mb. Canto do Amaro, ainda havia um tectonismo 

ativo na criação de espaço de acomodação (Ferreira et al., 2004). Seguido de uma 

sequência intermediária de calcarenitos e calcilutitos ostracoidais e folhelhos 

euxínicos, lagunares chamados de Camadas Ponta Tubarão. Tal sedimentação é 

típica de um ambiente tectonicamente calmo, apresenta os primeiros indícios da 

incursão marinha no Rifte Potiguar (Araripe & Feijó, 1994; Pessoa Neto, 2003; 

Pessoa Neto et al., 2007). Por fim, a sequência superior do Membro Galinhos de 

arenitos finos, folhelhos e calcilutitos, depositados em ambiente marinho nerítico e 

com certa contribuição continental nas porções mais próximas das bordas da bacia 

(Araripe & Feijó, 1994). 

A deformação tectônica da fase pós-rifte da bacia Potiguar é associada com a 

reativação rúptil das falhas do rifte, como por exemplo as do sistema de falhas 

Carnaubais Norte e Sul (Bezerra & Vita-Finzi, 2000; Moura Lima et al., 2010), no 

qual a área de estudo está inserida. Essa reativação afetou diretamente as unidades 

estratigráficas da Formação Alagamar, Açu e Jandaíra, como será mostrado no 

capítulo de resultados (Pessoa Neto et al., 2007). 

O sistema de falhas de Carnaubais Norte e Sul, configura-se como um 

expressivo marco geológico de direção NE-SW na Bacia Potiguar, constituído de 

segmentos paralelos de falhas normais com geometria tipicamente lístrica 
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(Salviano, 2007). Esse sistema de falhas possui dezenas de quilômetros de 

extensão, limita a porção leste do Rifte Potiguar emerso, atuando como falha de 

borda dos grábens de Umbuzeiro e Guamaré (Figura 3), com continuidade para a 

porção offshore da bacia onde é, então, interceptada por falhamentos regionais 

(Cremonini et al., 1996). Alguns autores (Szatmari et al., 1987; Matos, 1992) 

afirmam que esse sistema de falhas representa a reativação de zonas de 

cisalhamento dúcteis brasilianas, de direção NE-SW e que o mesmo esteve ativo 

durante o Cretáceo Inferior, condicionando a abertura do Rifte Potiguar emerso. 

Melo et al. (2016) corroboram com essa ideia, afirmando que a porção Sul desse 

sistema de falhas começou a crescer primeiro nos limites Sul da bacia, evoluindo 

para nordeste e reativando a zona de cisalhamento brasiliana de Portalegre (Matos, 

1992; De Castro et al., 2015). Ao final do processo de rifteamento, durante o 

Barremiano (Matos, 1992, 2000), os movimentos extensionais cessaram na porção 

emersa da bacia Potiguar, abandonando um rifte abortado, enquanto o falhamento 

migrava na porção Norte em direção a porção atualmente submersa. Durante o 

Aptiano, gradativamente a subsidência termal da bacia tomou o protagonismo e os 

depósitos da fase rifte foram soterrados pelas sequências sedimentares pós-rifte e 

drifte. 

As rochas do Grupo Apodi dão início à fase drifte, que engloba as formações 

Açu, Ponta do Mel, Quebradas e Jandaíra, depositadas desde o Eoalbiano ao 

Eocampaniano (Araripe & Feijó, 1994), com aumento considerável da ocorrência de 

rochas carbonáticas em direção à Formação Jandaíra durante eventos de 

transgressão marinha na porção emersa da bacia. A Formação Açu é caracterizada 

por arenitos finos a grossos intercalados com siltitos e folhelhos acinzentados 

(Souza, 1982). A Formação Ponta do Mel, definida por Tibana e Terra (1981), como 

sendo constituída por calcarenitos oolíticos, doloesparitos e calcilutitos com 

camadas de folhelhos. A Formação Quebradas é constituída por camadas de 

arenitos finos, folhelhos e siltitos, sendo subdividida em Membro Redonda 

(intercalações de arenitos, folhelhos e siltitos) e Membro Porto do Mangue (folhelhos 

e arenitos). Por fim, a Formação Jandaíra é composta por calcarenitos 
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majoritariamente intercalados com calcilutitos e folhelhos. Na área de estudo, a Fm. 

Açu encontra-se em contato direto com a Fm. Jandaíra. 

O Grupo Agulha, também pertencente à fase drifte, encontra-se 

majoritariamente depositado na atual porção submersa da bacia, sendo composto 

pelas formações Ubarana, Guamaré, Tibau e Barreiras. A Formação Ubarana é 

composta por folhelho e argilito, intercalada por arenito fino a grosso, siltito e 

calcarenito fino. A Formação Guamaré é caracterizada por calcarenitos biocláticos 

e calcilutito (Souza, 1982). A Formação Tibau é formada por arenitos grossos. A 

Formação Barreiras é composta por conglomerados e arenitos ferruginosos friáveis. 
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3. FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 

A análise dos dados de perfis de poços, adquiridos junto a perfilagem de poço 

aberto é largamente utilizada na exploração e produção de petróleo, com o objetivo 

de identificação e caracterização das propriedades físicas medidas dos corpos 

geológicos portadores de hidrocarbonetos e mapeamento deles em subsuperfície. 

Cada perfil é analisado de maneira diferente e a integração dessas análises dos 

diferentes perfis e dados de rocha é o diferencial para uma melhor caracterização 

estratigráfica e petrofísica. Este capítulo visa estabelecer uma base teórica para os 

conceitos que serão utilizados e debatidos nos fluxos de trabalho da presente 

dissertação. 

Para isso, este capítulo está subdividido em quatro partes: 3.1 Análise qualitativa 

de perfis de poços, 3.2 Argilominerais e 3.3 Raios gama espectral. Em relação à 

análise quantitativa de perfis de poço, realizada no cálculo de volume de argila e 

porosidade efetiva, toda a fundamentação teórica encontra-se no subcapítulo 5.1 

sob o título de Theoretical Foundation. 

3.1 Análise qualitativa de perfis de poços 

Para essa análise foram utilizados os seguintes perfis: 

ǒ Raios gama (GR); 

ǒ Raios gama espectral (SGR): 

ƺ K (%); 

ƺ Th (ppm); 

ƺ U (ppm); 

ƺ Th/K; 

ƺ K/U; 

ƺ Th/U. 

As propriedades petrofísicas de rocha têm relação direta com sua composição 

mineralógica, tais como dureza, densidade, argilosidade etc. Por isso, medir 

algumas dessas propriedades físicas das rochas dá informações muito importantes 
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sobre sua gênese, constituição mineralógica e até processos sedimentares pelos 

quais aqueles depósitos passaram. 

Uma das interpretações qualitativas mais comuns são as análises do formato da 

curva de GR para arenitos. Segundo Hancock (1992), o formato deste perfil para 

esses corpos é frequentemente usado como um perfil de granulometria, entretanto, 

existem diversos fatores que podem influenciar nisso, tais como cimentação, 

composição mineralógica do arcabouço dessa rocha sedimentar (como no caso de 

arcóseos, por exemplo) e a argilosidade. 

Por isso, ainda que não seja uma associação direta a ser feita e possua outros 

fatores que impactam na análise, podemos separar e interpretar o perfil de raios de 

gama em três formas básicas: funil (granocrescência ascendente), cilíndrica 

(blocosa/maciça) e sino (granodecrescência ascendente) (Figura 5). Essas formas 

básicas ainda podem ser divididas em lisas (relativamente homogêneas) ou 

serrilhadas (intercalações de camadas de rochas) (Emery e Myers, 1996; Kendall, 

2003). 
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Figura 5 - Formatos padrão do perfil de raios gama e suas respectivas interpretações. Modificado de Kendall 

(2003) e Emery & Myers (1996). 

Uma interpretação com mais acurácia desses formatos seria a associação deles 

com a energia deposicional e a mudança de baixos valores (areia de baixa 

argilosidade) para altos valores (areia com maior conteúdo de argila), fazendo o 

fluxo de interpretação sair da energia para o processo deposicional e, por fim, para 

o ambiente deposicional (Figura 6) (Emery e Myers, 1996; Rider, 1999; Kendall, 

2003). 
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Figura 6 - Interpretação de ambientes deposicionais siliciclásticos com base no formato do perfil de raios gama. 

Modificado de Kendall (2003) e de Rider (1999). 
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Além do perfil de GR, outros perfis podem corroborar com essas interpretações 

qualitativas e até permitirem um aprofundamento das informações que faltam 

quando se utiliza apenas o GR (Emery e Myers, 1996), por exemplo (Figura 7). Por 

isso, a depender da propriedade física medida ou estimada pelo perfil utilizado, a 

análise qualitativa, ou visual, pode trazer informações muito importantes acerca das 

rochas estudadas. 

 

Figura 7 - Interpretação do formato dos perfis GR, SP, Resistividade e DT, mostrando que com a integração 

desses perfis é possível ter uma interpretação mais confiável. Modificado de Emery & Myers (1996). 
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3.2 Argilominerais  

Argilas são materiais de ocorrência natural compostos principalmente por 

argilominerais, que são filossilicatos que atribuem plasticidade e endurecimento a 

argila quando seca ou aquecida (Guggenheim et al., 2006). Entretanto, tais minerais 

são popularmente conhecidos como filossilicatos de dimensões menores que 2 e/ou 

4 µm, dependendo da escala granulométrica em uso (Campos, 2022). 

Argilominerais são constituintes chave da lama e solo que cobre a superfície da 

Terra. Essa fina camada de argila, formada por reações químicas entre rocha e 

água, é o produto mais importante do processo de intemperismo, já que isso provém 

constituintes essenciais para os solos e lama marinha com atividade biogênica que 

primeiro apareceram no planeta por volta de 3800 Ma. Sem essas reações, a Terra 

seria recoberta por poeira de rocha como ocorre na Lua e em outros planetas do 

sistema solar. Ao mesmo tempo que os argilominerais são vitais para o sistema de 

vida terrestre, eles são um grupo de minerais que fazem parte de um ciclo de rochas 

da crosta terrestre (Merriman, 2002a). 

As bacias sedimentares são um estágio importante desse ciclo das rochas e 

nelas ocorrem o ciclo das argilas (Figura 8), onde argilominerais juvenis são 

formados pela erosão e intemperismo da superfície, transportados e depositados 

em grandes depósitos e maturados antes que progridam para uma nova etapa do 

ciclo. O contexto tectônico das bacias influencia fortemente na deposição e na taxa 

de maturação composicional dos sedimentos: bacias geradas em margens ativas 

(bordas de placas em colisão, por exemplo), experimentam rápida sedimentação e 

os sedimentos são maturados pelo rápido soterramento, seguido de deformação e 

metamorfismo; bacias formadas em crátons estáveis (bacias do tipo sag 

intracontinentais, por exemplo) ou de margem passiva (bacias da margem Atlântica 

brasileira, por exemplo) experimentam baixas taxas de subsidência e podem 

preservar sequências sedimentares não-metamorfizadas (Merriman, 2005). 
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Figura 8 ï O ciclo das argilas mostrando diferentes caminhos de reciclagem dos argilominerais na crosta 
terrestre. Depois do intemperismo e pedogênese, neomorfismo das argilas e as detríticas são depositadas nas 
bacias sedimentares. Soterramento e tectonismo transforma as argilas até o metamorfismo de baixo grau, 
gerando lamitos compostos basicamente por mica e clorita. Inversões de bacias e soerguimentos retornam 
essas rochas a superfície e as sujeitam ao intemperismo, completando o ciclo das argilas. Soterramento 
profundo e metamorfismo de alto grau leva a quebra das micas e geração de magma. Vulcanismo superficial e 
intemperismo dão início a um novo ciclo das argilas. Modificado de Merriman (2005). 

Argilominerais s«o formados por folhas de tetraedros (t) em que c§tions de Siϕ 

estão em coordenação com ânions O²ϖ e por folhas de octaedros (o), compostas 

por cátions como Al³ϕ, Mg²ϕ, Fe³ϕ e/ou Fe²ϕ em coordenação 6 com ânions de O²ϖ e 

OHϖ. Entre essas folhas, há uma região interlamelar que pode ser ocupada 

principalmente por moléculas de HϜO e outros cátions, como Ca²ϕ, Kϕ e Naϕ 

(Weaver, 1989). Cada conjunto entre folhas forma uma camada, e, ao somar essa 

camada à região interlamelar, temos uma unidade estrutural. 

Esses minerais podem ser classificados com base em suas camadas. Aqueles 

compostos por folhas de tetraedros e octaedros são do tipo 1:1 (t-o) (Murray, 2007). 

Quando o empilhamento inclui folhas de tetraedros, octaedros e tetraedros, são 
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classificados como do tipo 2:1 (t-o-t). Já os minerais que têm, além dessas folhas, 

uma camada de octaedros na região interlamelar, são denominados do tipo 2:1:1 (t-

o-t-o) (Campos, 2022). 

Outra classificação considera o tipo de cátion presente nos sítios octaédricos 

dos argilominerais. Cátions trivalentes, como Al³ϕ e Fe³ϕ, ocupam dois dos três sítios 

octaédricos possíveis em uma folha octaédrica, classificando o argilomineral como 

dioctaédrico. Já cátions divalentes, como Mg²ϕ, ocupam os três sítios, 

caracterizando o mineral como trioctaédrico (Weaver & Pollard, 1973). 

As folhas de tetraedros têm uma fórmula geral de XϜOϟ, onde X é 

predominantemente Siϕ, mas pode ser substituído isomorficamente por Al³ϕ e, mais 

raramente, por Fe³ϕ (Moore & Reynolds, 1997). As folhas de octaedros seguem a 

fórmula geral Y(OH)ϝ, sendo preenchidas principalmente por Al³ϕ, Mg²ϕ, Fe²ϕ e/ou 

Fe³ϕ. Contudo, outros elementos de transição, exceto Sc³ϕ, também podem ocupar 

os sítios octaédricos (Campos, 2022). 

Por fim, a região interlamelar não possui uma fórmula química fixa e é composta 

por cátions de maior tamanho e menor carga, como Ca²ϕ, Mg²ϕ e Naϕ. São 

conhecidos cerca de nove grupos e 82 espécies de argilominerais, entre os quais 

estão os grupos da serpentina-caulim, talco-pirofilita, esmectita, vermiculita, micas 

verdadeiras, micas com região interlamelar de carga reduzida, micas quebradiças, 

clorita, e alguns grupos variáveis, geralmente associados a argilominerais 
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interestratificados (Figura 9) (Guggenheim et al., 2006). Também existem 

argilominerais com estrutura não planar, como a palygorskita (Campos, 2022). 

 

Figura 9 - Estruturas representativas dos grupos de argilominerais Modificado de Weaver (1989) e Bailey (1980) 

por Campos (2022). 

O grupo da esmectita é composto por argilominerais do tipo 2:1 (t-o-t). Nesse 

grupo, os argilominerais trioctaédricos incluem a saponita, hectorita, estevensita, 
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sauconita e swinefordita, enquanto os dioctaédricos incluem a montmorillonita, 

beidellita, nontronita e volkonskoita. 

O grupo das micas com região interlamelar deficiente em carga também 

pertence ao tipo 2:1, e inclui argilominerais trioctaédricos como illita, glauconita e 

brammalita. 

O grupo da serpentina-caulim abrange argilominerais do tipo 1:1, como a 

caulinita, dickita, nacrita e halloysita, que são dioctaédricos. 

O grupo do talco-pirofilita inclui argilominerais trioctaédricos, entre eles o talco, 

willemseíta, kerolita e pimelita. Finalmente, a sepiolita e a palygorskita são espécies 

de argilominerais trioctaédricos fibrosos, também do tipo 2:1. Na Tabela 1, 
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encontram-se os grupos e espécies de argilominerais mencionados, com suas 

respectivas fórmulas químicas estruturais. 

 

Tabela 1 - Espécies de argilominerais e fórmulas químicas teóricas correspondentes. Retirado de Campos 

(2022) compilando dados de Tien et al. (1975), Foord et al. (1987), Weaver (1989), Joussein et al. (2005) e Pozo 

& Calvo (2018). 

Em adição aos quatro argilominerais mais comuns em rochas sedimentares ï 

illita, caulinita, montmorilonita e clorita ï temos as argilas de camadas mistas 
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(mixed-layer clays). Consistem na interdigitação das lâminas das argilas citadas 

acima, em particular illita-montmorilonita e clorita-montmorilonita. Nomes 

específicos foram dados onde há padrão nessa variação como a corrensita para a 

clorita-montmorilonita camada mista. 

O principal processo pós-deposicional modificador de argilominerais é a 

compactação, que gera expulsão da água e reduz a espessura do espaço entre as 

lâminas de argila em até 10 vezes. Rapidamente a compactação, através da 

pressão de soterramento, expulsa a maior parte da água contida dos poros e na 

região intercamada antes que os sedimentos atinjam a profundidade de 1000 

metros. Inicialmente, a água representa 70 - 90% do volume desses sedimentos ao 

serem depositados, mas ao atingir essa profundidade, esse volume reduz-se para 

30% (Tucker, 2001) (Figura 10).  
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Figura 10 - Diagrama ilustrando os estágios de perda de água de sedimentos argilosos com o aumento da 

profundidade de soterramento. Retirado de Tucker (2001). 

A continuação desse processo, ao chegar próximo dos 100oC, normalmente, 

entre as profundidades de 2 a 4 km, gera desidratação das argilas e mudanças em 

sua mineralogia (Figura 11). Alguns estudos indicam que as principais mudanças 

são alteração de esmectitas para ilitas via camadas mistas de esmectitas-ilitas. 

Essa alteração envolve a incorporação de íons de K+ na estrutura da esmectita, 

somado à perda de água intercamada. Tal processo é largamente dependente do 

aumento de temperatura, sendo que a esmectita começa a desaparecer entre 70 e 
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95oC. Em maiores temperaturas e profundidades, outro argilomineral fortemente 

alterado é a caulinita, que é substituída por illita e clorita. 

 

Figura 11 - Diagrama ilustrando as mudanças na mineralogia das argilas com o aumento da profundidade de 

soterramento e com o metamorfismo. Retirado de Tucker (2001). 

Ainda no processo da diagênese, a coexistência de caulinita e feldspatos em 

arenitos é motivo de muitas discussões na literatura (Lindgreen, 1985; Bjorkum & 

Gjelsvisk, 1988, Aja et al. 1991; Bjorkum et al. 1993). Em temperaturas maiores que 

50 - 80oC (ou, segundo Bjorlykke & Egeberg 1993, acima de 90 - 100oC), caulinita 

e K-feldspato podem reagir e formar illita autigênica e cimento de quartzo. 
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No que tange às reações e transformações de argilominerais em bacias 

sedimentares, diversos fatores influenciam como: gradiente geotérmico e fluxo de 

calor, composição e movimentos de fluidos, soterramento e tectonismo. Ainda que 

os produtos das reações não possam ser ligados diretamente como indicadores 

geotermais (Essene & Peacor, 1995), é possível correlacionar com indicadores de 

maturidade da matéria orgânica (Merriman & Kemp, 1996; Merriman & Frey, 1999), 

podendo identificar três estágios de maturidade da bacia em termos de composição 

dos argilominerais (Figura 12). 

 

Figura 12 ï Carta de maturidade das bacias com relação as zonas de maturidade das argilas, seu indice de 

cristalinidade, índice de maturidade da matéria orgânica e de maturação de hidrocarbonetos. Modificado de 

Merriman & Kemp (1996) e Merriman (2005). 
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Segundo Marriman (2005), bacias imaturas contém sequências sedimentares 

que não passaram pela janela de óleo e seus argilominerais são neoformados e 

detríticos de zonas de diagênese rasa, em que as argilas experimentam rápidas 

taxas de reação durante o neomorfismo (formação de palygorskita em lagos salinos 

e bacias perimarinas, por exemplo). Porém, algumas bacias com rápido 

soterramento e profundas, podem permanecer imaturas por baixo gradiente 

geotermal (Carr, 1998). 

Bacias maduras contém rochas sedimentares que atingiram as janelas de óleo 

e gás. Seus argilominerais são caracterizados por transformações parciais em 

neomorfismo e argilas detríticas em resposta a diagênese e catagênese, que é 

controlada pelo fluxo térmico da bacia. Em bacias de alto gradiente geotérmico, 

como de ante-arco e retroarco, há maior maturidade composicional com pouco 

soterramento; já nas bacias de mais baixo fluxo térmico, como as bacias de margem 

passiva, a maturidade ocorre em ritmo muito menor e com soterramento muito 

maior. A transformação de esmectita em ilita é mais comum em bacias nesse 

estágio de evolução, tendo o efeito de litificação das camadas de argilas. A taxa de 

transformação de argilas pode ser medida com % de ilita na razão ilita/esmectita 

(I/S), tendo uso na caracterização de zonas de hidrocarbonetos (Pollastro, 1993) e 

na estimativa de paleotemperaturas máximas (środoŒ & Clauer, 2001).  

Por fim, as bacias supermaturas possuem fala de potencial de acumulação de 

hidrocarbonetos e, normalmente, encontram-se nos estágios iniciais de 

metamorfismo regional. Em bacias desse tipo, a metagênese e metamorfismo 

transformam os argilominerais em assembleias de micas (moscovitas, fengitas, 

paragonitas, por exemplo) e cloritas. Tectonismo é muito mais ativo e pode alterar 

a fábrica dos grãos, gerando rotações dos mesmos e crenulações nas lâminas 

paralelas em lamitos (van der Pluijm et al., 1998). O aumento da temperatura e 

pressão na arquizona e epizona gera processos químicos, como dissolução e 

precipitação, e mecânicos como deformação intracristalina que contribui para o 

crescimento de filossilicatos metamórficos (Merriman et al., 1995; Árkai et al., 2002). 
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A figura 13 mostra a relação dos tipos de bacia, tempo geológico e gradiente 

geotérmico. 

 

Figura 13 ï Plot esquemático ilustrando o tempo necessário para que argilominerais progridam de maduros a 

supermaturos (baixo grau de metamorfismo) em diferentes tipos de bacias sedimentares. O eixo x mostra um 

gradiente geotérmico típico para diferentes tipos de bacias, enquanto o eixo y mostra, em escala logarítmica, o 

tempo geológico estimado para a formação dessas bacias e a transformação das assembleias de 

argilominerais. Modificado de Merriman (2005). 

Ainda segundo Merriman (2005), a natureza metaestável das assembleias de 

argilominerais, as séries dos mesmos podem coexistir. Como consequência disso, 

não é possível limitar a estabilidade de um argilominerais particular a uma zona. De 

maneira geral, porém, a presença de argilominerais neoformados como esmectita 

e caolinita em assembleias, é um bom indicador de imaturidade da bacia, enquanto 

ilita-muscovita e clorita são mais comuns em bacias supermaturas. Maioria das 

argilas de camada-mista (mixed-layer clays) são formadas durante a litificação de 

depósitos de argilas, sendo elas raras ou ausente em bacias supermaturas. 

3.3 Raios gama espectral (SGR ï Spectral Gamma Ray) 

A ferramenta de raios gama espectral mede a radiação natural de raios gama 

que emanam das rochas, dividindo-a em contribuições para cada fonte principal 
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radioisotópica, sendo a amplitude dos dados de output da leitura da ferramenta é 

proporcional à energia incidente de raios gama (Schlumberger, 1976). Sendo que o 

núcleo da ferramenta é composto por cristais de iodeto de sódio (NaI), que detectam 

essa radiação natural (Schlumberger, 1976). 

Sobre essa detecção, a distribuição da energia é separada ao longo do espaço 

como resultado do Compton Scattering, que ocorre quando fótons de baixa energia 

são emitidos por isótopos radioativos quando passam por anteparos, neste caso as 

camadas de rochas, e colidem com outras moléculas mudando suas direções e 

causando perdas de energia (White & Pharoah, 2014). A ferramenta de espectral 

usa os mesmos sensores da de raios gama total, sendo que esse sensor capta as 

emissões de radioatividade natural e analisa em multicanais, que calcula a 

quantidade de radiação que vem e associa os maiores pico aos radioisótopos 

(potássio, tório e urânio). As janelas de análise de cada um desses picos são 1.46 

MeV para o potássio-40, 1.76 MeV para a série urânio-rádio e 2.62 MeV para a série 

do tório (Figura 14). A soma desses valores deve ser a mesma do perfil de raios 

gama total. As curvas geradas são de K40 (em %), U238 (em ppm) e Th232 (em ppm).  

 

Figura 14 - Gráfico mostrando as medidas do espectro de raios gama de uma formação geológica após o efeito 

Compton. Retirado de Glover. 
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A presença de K, o mais comum dentre os três principais elementos radioativos 

e sendo um dos principais constituintes em alguns tipos de rochas sedimentares 

(arcóseos, por exemplo), está diretamente relacionada aos processos diagenéticos 

que a assembleia de minerais da rocha fonte passa (Nielsem et al., 1987). Os 

minerais portadores de potássio mais comuns são K-feldspatos e micas em arenitos 

e illitas e glauconitas em argilitos e folhelho, sendo que os primeiros dois possuem 

maior conteúdo de K que a illita, portanto, nas rochas sedimentares, o perfil de raios 

gama torna-se um medidor de argilosidade apenas quando há baixa presença de 

micas e K-feldspatos (Cohan & Myers, 1988). A caulinita, por ser um produto da 

alteração do K-feldspato, muitas vezes é associada a este elemento, porém, a 

caulinita pura possui pouco conteúdo de K e Th na sua estrutura (Fabricius et al., 

2003). 

Segundo Fabricius et al. (2003), o Th é um elemento traço comum na maioria 

dos depósitos geológicos. O intemperismo o torna insolúvel e normalmente é 

concentrado em depósitos residuais como bauxita e argilas. O Th normalmente é 

encontrado em minerais pesados como monazitas, rutilo e zircão. Este último 

contém 100-2500 ppm de Th (Nielsen et al., 1987), enquanto a monazita pode 

conter ainda mais. Amostras de argila pura contém, normalmente, 5-30 ppm de Th, 

sendo que o Th4+ possui um raio iônico de 0,97 nm, não podendo ser acomodado 

nas camadas estruturais de argilominerais, logo, nesses minerais este elemento é 

fixado por adsorção (Adams & Weaver, 1958). Por outro lado, Hurst & Milodowski 

(1994), afirmaram que a origem de Th em argilominerais é incerta e propuseram 

que é causada pela inclusão de minerais pesados da granulometria de argilas. 

Sobre o U, segundo Fabricius et al. (2003), em condições neutras de pH, o íon 

uranil ((UO)2+) forma complexos iônicos com carbonatos, que controlam sua 

dispersão e mobilidade na natureza. O uranil também forma inúmeros compostos 

orgânicos (ácidos húmicos, por exemplo), que facillita sua fixação na matéria 

orgânica. Hassan et al. (1976) descobriu que U possui forte correlação com carbono 

orgânico, provavelmente porque o uranil precipita em condições redutoras. Urânio 

também ocorre como elemento traço em zircões (300-3000 ppm; Nielsen et al. 
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1987) e em forma coloidal em óxidos e hidróxidos de ferro, sendo que sua presença 

em argilominerais também pode ocorrer por adsorção. 

As concentrações de cada um dos elementos nas rochas sedimentares/minerais 

mais comuns podem ser observadas na Tabela 2.  

MINERAIS / ROCHAS SEDIMENTARES 
  K (%) U (ppm) Th (ppm) 

Minerais acessórios     
Alanita   30-700 500-5000 
Apatita   5-150 20-150 
Epidoto   20-50 50-500 
Monazita   50-3000 2.5x10^4-20x10^4 
Titanita   100-700 100-600 

Xenotímio   500-3.4x10^4 Muito baixo 
Zircão   300-3000 100-2500 

Carbonatos     
Ranges (média) 0-2 (0.3) 0.1-9 (2.2) 0.1-7 (1.7) 

Calcita, dolomita, chalk <0.1 <1 <0.5 
Dolomito do West Texas 0.1-0.3 1.5-10 <2 

Carbonato da Florida <0.4 2 1.5 

Carbonato do Cretaceous 
Trend no Texas <0.3 1.5-15 <2 

Carbonato de Hunton em 
Oklahoma 

<0.2 <1 <1.5 

Carbonato do Oeste do 
Texas 

<0.3 <1.5 <1.5 

Argilominerais     
Bauxita   3-30 10-130 

Glauconita 5.08-5.3     
Bentonita <0.5 1-20 6-50 

Montmorilonita 0.16 2-5 14-24 
Caulinita 0.42 1.5-3 6-19 

Illita 4.5 1.5   
Micas (Biotita e Muscovita) 6.7-9.8   <0.01 

Feldspatos     
Plagioclásio 0.54   <0.01 
Ortoclásio 11.8-14   <0.01 
Microlina 10.9   <0.01 

Oil Shales do Colorado <4 até 500 1-30 
Fosfatos  100-350 1-5 
Arenitos, range (média) 0.7-3.8 (1.1) 0.2-0.6 (0.5) 0.7-2 (1.7) 
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Quartzo-arenitos <0.15 <0.4 <0.2 

Areias de praia, Costa do 
Golfo 

<1.2 0.84 2.8 

Areias de praia, Costa 
Atlântica (Florida) 0.37 3.97 11.27 

Areias de praia, Costa 
Atlântica (Massachusetts) 

0.3 0.8 2.07 

Shales     

Shales "comuns", range 
(média) 

1.6-4.2 (2.7) 1.5-5.5 (3.7) 8-18 (12) 

Shales (200 amostras) 2 6 12 

Depósitos de tufos 
(feldspáticos) 

2.04 5.96 1.56 

 

Tabela 2 - Tabela contendo os minerais mais comuns presentes nas rochas sedimentares, que possuem 

conteúdo significativo dos três principais elementos radioativos lidos no perfil de raios gama espectral. 

Modificado de Fertl (1979). 

O perfil de raios gama espectral é muito útil para diversos objetivos, tais como: 

ǒ Discriminação litológica: diferenciação de arenitos argilosos, arcóseos, 

arenitos micáceos. Isso porque arenitos limpos (com alta porosidade e 

permeabilidade) podem ter altos valores de radioatividade dependendo do 

seu conteúdo de argila, composição (teor de potássio e minerais pesados, 

por exemplo). 

ǒ Formações carbonáticas: em carbonatos puros, o Th é normalmente 

ausente, porque seus íons são insolúveis e o K também terá concentrações 

negligenciáveis. Então, se uma formação possui pouco conteúdo desses 

elementos, possivelmente trata-se de um carbonato. Porém, U é mais 

comum, indicando que esse material possui origem orgânica, sendo os seus 

íons solúveis ou insolúveis dependendo do seu estado de oxidação. Em 

ambientes oxidantes, o U é insolúvel, logo, se uma rocha carbonática 

também possui baixo U, seu ambiente originário deve ter sido oxidante. 

Importante notar que K e Th devem estar presentes juntos para um intervalo 
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ser argiloso, sendo que K sem Th (com ou sem U) normalmente indica a 

presença de glauconita ou restos de matérias orgânicas algais. 

ǒ Evaporitos: esse tipo de rocha com alto conteúdo de potássico é comum, 

normalmente contendo pouco Th e como são depositados em ambiente 

oxidantes, possuem baixíssimas concentrações de U. 

ǒ Determinação de discordâncias: a média da razão Th/K de formações é 

parecido, isso porque a concentração desses elementos tem uma relação 

íntima com as condições deposicionais. Quaisquer mudanças nessa média, 

indicam mudanças no ambiente deposicional, logo, podem vir a ser 

consideradas descontinuidades e/ou discordâncias. 

ǒ Correlações de poços: cinzas vulcânicas são consideradas depósitos de 

grandes áreas que aconteceram no mesmo tempo, sendo bons indícios para 

correlações de poços. São marcados por picos na curva de Th (Bristow e 

Williamson, 1998). 

ǒ Identificação de rochas ígneas: valores de Th e U são usados juntos dos 

perfis de RHOB e DT para identificar e discriminar rochas ígneas. A maior 

parte delas possui Th/U próximo de 4, com exceção do sienito (0.52). Note 

que as rochas ultramáficas possuem maiores valores de Th e U. 

ǒ Diagênese: derivada da razão Th/K. 

ǒ Sedimentologia: SGR provém muitos dados sobre ambiente deposicional, 

tamanho de grãos e composição mineralógica. 

ǒ Potencial de hidrocarbonetos: rochas com alto teor de matéria orgânica 

podem apresentar também alto teor de U, normalmente associadas às 

matérias orgânicas do tipo I e/ou II, por se depositarem em ambiente redutor 

e preservando a mesma. Herron e Matteson (1993) e Rider (1999), por 

exemplo, descreveram como, em rochas lamosas, com a adsorção de Th e 

U na estrutura dos argilominerais e afinidade de U com matéria orgânica, 

provendo altos valores na curva de raios gama. 

Com o avanço das tecnologias de perfilagem, surgiram algumas associações 

entre diferentes perfis de poços, como o fator fotoelétrico e as curvas de 
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concentrações dos elementos radioativos e suas razões (Schlumberger, 1976 e 

2009), com o intuito de: estimar os argilominerais presentes nas rochas, inferir 

condições de aporte sedimentar e condições ambientais sindeposicionais etc. 

(Figuras 15 e 16). 

 

Figura 15 - Gráfico relacionando os valores da razão K (%) e Th (ppm), estimando assim os minerais e 

argilominerais presentes. Retirado de Glover e modificado de Schlumberger (1976 e 2009). 
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Figura 16 - Gráfico relacionando os valores da razão Th/K com a concentração de Th e inferindo informações 

sobre a taxa de intemperismo e maturidade composicional com base nos tipos de argilominerais estimados em 

um intervalo. Retirado de Glover e modificado de Schlumberger (1976 e 2009). 

Conforme mostram os gráficos acima, as razões das concentrações desses 

isótopos ajudam a estimar diversas características sobre as rochas estudadas, 

conforme mostra a tabela 3 abaixo. 

RAZÃO INTERPRETAÇÃO 

Th/U 

Análise de condições deposicionais como: 

¶ Th/U > 7 é associado a depósitos de ambiente continental, em condições 
oxidantes, formação de solos intemperizados etc.; 

¶ 2 > Th/U < 7 indica condições marinhas de sedimentação, como folhelhos cinzas e 
esverdeados; 

¶ Th/U < 2 pode ser interpretado como folhelhos negros marinhos, fosforitos, 
condições redutoras de sedimentação. 

Muito útil na estimativa de conteúdo de matéria orgânica em argilitos. 

Bom marcador de descontinuidades 

Muito usado para correlações estratigráficas por determiner condições transgressivas-
regressivas e oxidantes-redutoras. 

K/U 

Avaliação de conteúdo de matéria orgânica em depósitos argilosos. 

Utilizado em correlações estratigráficas. 

Detecção de mudanças na diagênese de depósitos argilosos siliciclásticos e carbonáticos. 

Utilizados no mapeamento de formações naturalmente fraturadas. 

Th/K 

Identificação de diferentes tipos de sedimentação com base em sua geometria 
(eletrofácies); 

Determinação das condições deposicionais, distâncias para linhas de costa etc.; 

Detecção de mudanças na diagênese de depósitos argilosos; 

Muito utilizado para determinação de tipos de argilominerais na falta de dados de rocha; 

Razão aumento na seguinte direção: glauconita > muscovitA > illita > argilas de camada 
mista (mixed-layer clays) > caulinita > clorita > bauxita. 
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Tabela 3 - Resumo das principais interpretações e aplicações dos estudos das razões dos isótopos radioativos 

na interpretação de rochas em bacias sedimentares. Retirado de Klaja & Dudek (2016). 

Apesar dessa associação entre os perfis de SGR e suas razões serem largamente 

utilizados na identificação de minerais e argilominerais em rochas sedimentares, 

alguns autores, como Wiley e Zittel (1982), Dion e Allen (1985), Heinze (1985) e 

Hurst (1990), questionam a validade desses gráficos. Tais questionamentos se dão 

com base em que as condições ruins de poços, baixa correlação entre a 

repetibilidade dos perfis e a diferença entre os perfis que são adquiridos por 

companhias de serviço diferentes, impactam diretamente na qualidade dos perfis e 

isso reduz significativamente a assertividade dos gráficos. 

4. MATERIAIS E MÉTODOS 

Esse capítulo detalha os dados utilizados e as metodologias adotadas para cada 

um dos fluxos de trabalho realizados. Para a confecção desta dissertação, foram 

utilizados setenta e quatro poços (Figura 17) com os seguintes perfis: 

ǒ GR; 

ǒ CALI; 

ǒ DRHO; 

ǒ Resistividades (MSFL e ILD - resistividade microesférica e de indução 

profunda, respectivamente); 

ǒ RHOB; 

ǒ NPHI; 

ǒ SGR (potássio, tório e urânio - sendo que apenas 13 poços possuíam estes 

perfis). 
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Figura 17 - Mapa estrutural em profundidade do topo do reservatório principal, chamado no anexo I de Zone 1, 

com os poços utilizados no presente trabalho. Para o artigo do anexo I foram utilizados todos os poços contidos 

na imagem, enquanto que para o artigo do anexo II foram utilizados os dois grupos de poços destacados em 

vermelho na porção direita da figura (A e B). 

Junto destes dados de poços, foram utilizados dados de petrofísica laboratorial 

básica (porosidade e permeabilidade) de 94 plugues retirados de quatro poços 

testemunhados na área de estudo, visando a calibração dos dados de volume de 

argila (Vsh) e porosidade efetiva (PHIE) calculados. Desses plugues, cinco foram 

utilizados para identificação mineralógica por meio difratômetro de raio-x (DRX ï ou 

XRD em inglês). Para a construção dos mapas e entendimento da geologia 

estrutural dos reservatórios foi utilizado o arquivo shapefile (.shp) das falhas 

mapeadas por meio de volumes sísmicos 3D. Todos esses dados foram cedidos 

pela PetroReconcavo. 

 

5. RESULTADOS E DISCUSSÕES 

Os resultados e discussões desta dissertação foram separados em dois artigos, 

que estarão dispostos como subcapítulos 5.1 e 5.2. O artigo do subcapítulo 5.1 já 

se encontra publicado na revista Brazilian Journal of Geophysics (BrJG), enquanto 

que o artigo contido no subcapítulo 5.2 ainda se encontra em processo de 

submissão no momento da entrega dessa dissertação. 
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5.1 Artigo sobre caracterização petrofísica e integração rocha-perfil 

PETROPHYSICAL  EVALUATION  OF ARKOSES RESERVOIRS 

BASED ON WELL  LOGS AND PLUG SAMPLES: A CASE STUDY 

FROM  ALAGAMAR  FORMATION,  SOUTHEASTERN PORTION  OF 

ONSHORE POTIGUAR  BASIN, BRAZIL  

Area: Petrophysics and Well Logging 

 
ABSTRACT. The Potiguar Basin is a sedimentary basin located in northeastern Brazil. It 

covers about 48,000 km² and extends from onshore to offshore. The onshore basin is 

thought to have formed during the Late Cretaceous, as a result of the opening of the 

Equatorial South Atlantic Ocean, filled with a thick sequence of sedimentary rocks, including 

sandstones, shales, and limestones, which were deposited in a variety of processes, 

including marine, deltaic, and fluvial. The study area is in the southern portion of the basin 

and the reservoir is composed of arkose sandstones deposited by alluvial fan and fluvial 

systems of the Upanema Member of the Alagamar Formation, which belongs to the post-rift 

phase of the Potiguar Basin. Recently, new drilling campaigns revealed a reservoir 

heterogeneity in these deposits, which requested a new petrophysical approach. Using 

conventional well logs and petrophysical laboratory analysis of plug samples, this study 

evaluated the best way to calculate the effective porosity, and shale volume and to 

understand the stratigraphic controls in the distribution of these properties. Three reservoir 

zones were mapped: the basal one, Zone 3, has disconnected sand bodies, low porosity, 

and high shale content; Zone 2 has better petrophysical properties, lateral distribution, and 

connectivity between the fans and Zone 1 is the better reservoir zone with larger sand 

bodies, higher porosity values, and well-connected fans. 

Keywords: Formation evaluation, Shale volume, Net Sand, Spectral Gamma ray. 

INTRODUCTION  

The onshore Potiguar Basin has been explored for oil and gas since the 1970s and several large 

fields have been discovered and developed. Recently, several authors have been studying and 

ǊŜŀƴŀƭȅȊƛƴƎ ǘƘŜ ōŀǎƛƴΩǎ ǎǘǊŀǘƛƎǊŀǇƘȅ ƛƴ ǘƘŜ ǎŜƛǎƳƛŎ ŀƴŘ ǊŜǎŜǊǾƻƛǊ ǎŎŀƭŜ ό!ƴƧƻǎ Ŝǘ ŀƭΦΣ нл00; Monteiro, 

2012; Melo et al., 2019; Melo et al., 2021), mainly the Pendência and Açu formations, and its 

tectonic events (Bertani et al., 1990; Matos, 1992; Bezerra & Vita-Finzi, 2000; Nogueira et al., 

2010; De Castro et al., 2012; De Castro & Bezerra, 2015; Bezerra et al., 2019).  

However, in the study area, the main producer is in the Alagamar Formation, specifically in the 

Upanema Member sandstones deposited in alluvial-fluvial environmental conditions (Araripe and 
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Feijó, 1994; Pessoa Neto et al., 2007), and little has been published about this sedimentary section 

using well logs. 

The characterization of heterogeneities and the understanding of their distribution play a 

significant role when planning the development of an oil and gas field. In alluvial fans and fluvial 

depositional systems, these heterogeneities could manifest in the form of discontinuous sand 

bodies with high variations in reservoir qualities (porosity and permeability, mainly), making 

reservoir zonation a challenging task for reservoir geologists. Therefore, to better understand the 

distribution of petrophysical properties distribution and their link with the depositional 

environment, it is important to integrate rock sample data with the well log analysis. 

The sandstones of the Upanema Member, in the study area, have a significant feldspar 

content, and, consequently, gamma ray (GR) logs show higher values in arkoses than other 

reservoirs with high quartz content. This factor makes it difficult to identify the difference 

between clean sandstones and shaly intervals in GR. For this reason, the shale volume (Vshale) 

was calculated using several methods such as Larionov Old Rocks and Paleogene Rocks (Larionov, 

1969), Clavier et al. (1984), and Stieber (1970). 

Considering these calculations, we use each Vshale (ὠίὬ) method to calculate the effective 

porosity and then correlate it with the one measured in plug samples. By doing so, identifying the 

best way to estimate clay volume and using this method in each zone for all 74 wells, and, finally, 

using kriging to distribute it in the study area. We propose Net Sand maps to identify the 

ǇŜǘǊƻǇƘȅǎƛŎŀƭ ǇǊƻǇŜǊǘƛŜǎ ŘƛǎǘǊƛōǳǘƛƻƴΣ ŀǎǎƻŎƛŀǘŜŘ ǿƛǘƘ ǘƘŜ ŀƭƭǳǾƛŀƭ ŦŀƴΩǎ ŘƛǎǘǊƛōǳǘƛƻƴΣ ŀƴŘ ǳǎŜ ƛǘ ǘƻ 

identify possible stratigraphic limits due to its lateral continuity for each reservoir zone in the 

study area. 

In addition to the conventional logs, this work also proposes the use of spectral gamma ray 

logs with Th/K, Th/U, and K/U ratios to characterize clay minerals present in the reservoir zones. 

Geological Setting 

The study area is in the southeastern portion of the Potiguar Basin, Brazil (see Fig. 1). The wells 

correlation and studied interval are limited on the base of the Lower Alagoas Unconformity (LCU), 

which represents the erosion of the upper portion of the Pendência Formation in the Potiguar 

Basin, and on the base by the Lower Aptian Unconformity (LCA), that represents the top of 

Alagamar Formation (Fig. 2). 
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Figure 1 ï Regional Potiguar showing the studied area (red rectangle) and the regional fault 

lineaments (in black). The Neogene rocks and deposits, Açu and Jandaíra formations crop out in the 

onshore section of the basin. Modified from Bertani et al. (1990), Angelim et al. (2006), and De 

Castro & Bezerra (2015).  
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Figure 2 ï Potiguar Basin stratigraphic chart illustrating the different evolutionary stages. The 

Alagamar Formation is located between two unconformities: Lower Alagoas Unconformity (LCU) 

and Lower Aptian Unconformity (LAU) (red lines in the chart). The Potiguar Basin is subdivided 

into 4 tectono-sequences, and the studied interval (blue arrow) comprises all the sedimentary 

records of the post-rift stage. Modified from Pessoa Neto et al. (2007).  

The Alagamar Formation is composed of sediments deposited between the Late Aptian and 

Early Albian, and it marks the change from continental depositional systems to marine between 

rift and drift tectono-sequences (Araripe & Feijó, 1994). The dominant tectonic regime, known as 

the post-rift phase or transitional, had thermic subsidence as the main space generator 

mechanism.  

This geological formation is subdivided into, from base to top, alluvial-deltaic systems (Canto 

do Amaro Member), alluvial-fluvial-deltaic systems (Upanema Member), and transitional shaly 

sandstones and shales (Galinhos Member). The maximum transgression composed of black shales 
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and marls, distributed in almost all the emersed portion of the basin, are known as Camadas Ponta 

Tubarão (CPT) marking the first marine incursions in the onshore portion of the basin (Araripe & 

Feijó, 1994, and Pessoa Neto et al., 2007), and working as the seal beds of the studied reservoirs. 

!ǎ ǘƘŜ ǎǘǳŘȅ ŀǊŜŀ ƛǎ ƭƻŎŀǘŜŘ ƴŜȄǘ ǘƻ ǘƘŜ /ŀǊƴŀǳōŀƛǎΩ Cŀǳƭǘ {ȅǎǘŜƳΣ ŀǎ ǎƘƻǿƴ ƛƴ CƛƎǳǊŜ нΣ ǘƘŜ 

reservoirs are mainly proximal alluvial fans and fluvial sandstones close to the basement of the 

basin that worked as a sediment source for those deposits. These sandstones are from Upanema 

Member and are described as arkoses and lithic arkoses, poorly sorted and compositional deposits 

(Pessoa Neto et al., 2007) (Fig. 3). 

 

 

Figure 3 ïWell 42 with GR/CALI in track 1, ILD/MSFL in track 2, NPHI/RHOB in track 3, and 

mud logging in track 4. On the right, there is the histogram of GR values colored by the respective 

zone color (Zone 3 in blue, Zone 2 in green, and Zone 1 in yellow). 
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DATASET  AND METHODOLOGY   

Dataset 

The study is based on a dataset derived from 74 wells drilled in one field located in the 

Southeastern portion of the Potiguar Basin (Fig. 4). We used the basic suite well logs gamma ray 

(GR), resistivity induction logs (ILD for deep resistivity and ILM for medium), density (RHOB), 

neutron (NPHI), sonic (DT), micro-resistivity (MSFL), photo-electric (PE), and spectral gamma ray 

logs (SGR ς composed by K (%) U (ppm), Th (ppm) concentration logs ς present in 13 wells). 

Available mud logging data was also used. All the calculations and log plotting were done in 

Python, S&P Kingdom®, and Techlog®. 

 

Figure 4 ï Location map of the study area in the southeastern portion of Potiguar Basin. Wells with 

spectral gamma ray logs are highlighted in red. A) Group of wells in the southwestern area. B) 

Group of wells in the northeastern portion of the study area. 

From this dataset, four wells were cored, and from these cores, 94 plug samples were made 

and sent to petrophysical laboratory analysis with only five X-ray diffraction (XRD) analysis data 

available (Table 1). Unfortunately, the wells that have XRD data were not logged with spectral 

gamma rays.  

Table 1 ï X-ray diffraction analysis from Wells 52 and 73 in five different plug samples and 

their respective mineral concentrations and depth. The presence of kaolinites, illites, and mixed 

illites/smectites was identified as the main clay minerals with concentrations up to 25% of the total 

rock mineral composition. It is important to note that Well 52 has a considerably higher 

concentration of mixed-layer clay (illite/smectite) than Well 73. Both have similar values of 

carbonates, quartz, k-feldspars, and plagioclase. 
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Theoretical Foundation 

The first workflow is the initial quality control for the log curves, followed by the reservoir 

zonation and well correlation separating the sandstone intervals from the shales using the 

conventional well logs. After the zonation, the first step is to establish the best clay volume 

equation to use before calculating the effective porosity. To do so, the Gamma Ray Index (IGR or 

APIGR) is calculated by Eq. (1) (Schlumberger, 1974): 

ὍὋὙ
ὋὙ ὋὙάὭὲ

ὋὙάὥὼὋὙάὭὲ
 (1) 

, where: 

ǒ IGR is the volume of shale, 

ǒ ὋὙ is the gamma ray reading of the formation, 

ǒ ὋὙάὭὲ is the minimum gamma ray reading in the formation (usually found in the 
cleanest sandstone or limestone layers), 

ǒ ὋὙάὥὼ is the maximum gamma ray reading in the formation (usually found in the 
purest shale layers). 

This equation assumes that the gamma-ray log response of the cleanest sandstone or 

limestone layer represents the minimum, while maximum gamma-ray values represent shaly 

intervals, respectively, for a given formation. The equation calculates the shale volume by 

comparing the gamma-ray response of the formation to these reference values. This equation is 

widely used and has been developed and refined over time by petrophysicists and geoscientists 

through the analysis of numerous well logs and field data. 

After calculating the IGR, ὠίὬ was calculated using several methods like Larionov Old Rocks & 

Larionov Paleogene Rocks (Larionov, 1969), Clavier et al. (1984), and Stieber (1970) represented by 

Eq. (2), (3), (4) and (5): 
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ὠίὬ ὒὥὶὭέὲέὺὕὰὨὙέὧὯί = πȢσσ ς  ρ (2) 

ὠίᾬὒὥὶὭέὲέὺὖὥὰὩέὫὩὲὩὙέὧὯί = πȢπψσςȢ  ρ (3) 

ὠίᾬὅὰὥὺὭὩὶ = ρȢχ σȢσψ ὍὋὙπȢχ  (4) 

ὠίᾬὛὸὭὩὦὩὶ =  (5) 

An additional significant technique for the estimation of Vsh involves the utilization of the 

neutron-density model as introduced by Bhuyan and Passey (1994). Nevertheless, this approach 

was not applied within the context of the present study, attributable to the elevated levels of gas 

saturation found within the zones of the examined reservoir. This divergence arises from the 

pronounced sensitivity of the neutron log to the heightened hydrogen content within the clay 

constituents, in contrast to the density log (Paiva et al., 2019). 

After calculating the shale volume using these different methods, the next step was to 

estimate the total porosity () and effective porosity (Effective). Porosity could be calculated 

through the density (RHOB) and/or neutron (NPHI) log. To convert bulk density to total porosity, 

there is a widespread industry formula (eq. 6): 

 ὙὌὕὄ = 
 ɀ 

 
(6) 

where: 

ǒ  ὙὌὕὄ = porosity from density log, 

ǒ ὙὌὕάὥ = matrix density, 

ǒ ὙὌὕὄ = formation bulk density (log value), 

ǒ ὙὌὕὪ = density of the fluid saturating the rock immediately surrounding the 
borehole ς usually mud filtrate (1.11 for saltwater mud in this study). 

Neutron energy loss can be related to porosity because, in porous formations, hydrogen is 

concentrated in the fluid filling the pores. Reservoirs whose pores are gas-filled may have a lower 

porosity than the same pores filled with oil or water because gas has a lower concentration of 

hydrogen atoms than either oil or water. So, the neutron log values are used as total porosity ( 

NPHI). 
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Once the density porosity is calculated, it is corrected by the shale content according to the 

following expression (Schlumberger, 1974) (eq. 7): 

      
 

πȢτυ
 πȢρσὠ  

Next, the corrected density-derived porosity    is combined with the corrected neutron 

porosity    to estimate the neutron density porosity    (Schlumberger, 1974) (eq. 8): 

      
 

πȢτυ
 πȢπσὠ  

    
     

ς
 

Where    is the neutron derived porosity (neutron log reading in decimal units) and    is 

the neutron porosity at a nearby shale. 

 Ὕέὸὥὰ = 
    

 (7) 

There are various definitions of 'effective' porosity e.g., Juhasz (1986), Hill-Shirley-Klein 

(1979), and Clavier, et al. (1984). However, the most common definition is from Schlumberger 

(1987), (equation 11): 

 ὉὪὪὩὧὸὭὺὩ   Ὕέὸὥὰ ρ  ὠίὬὥὰὩ 

The effective porosity is the porosity that excludes isolated pores and the volume occupied 

by water adsorbed on clay minerals (clay-bound water) and is the porosity used to calculate the 

water saturation in this evaluation. 

This equation was used to calculate Effective for each one of the ὠίὬὥὰὩ methods and then 

correlated with the  measured in the plug samples. After calculating the  ὉὪὪὩὧὸὭὺὩ for each 

well, the following cut-offs were defined to estimate the Net Sand intervals to generate maps and 

understand the distribution of the reservoir quality heterogeneities: 

ǒ Effective > 10% 

ǒ ὠίὬὥὰὩ < 50% 

The Effective cut-off was determined using the core analysis data, where the samples with less 

than 10% of  has very low permeability (close to 1mD) when compared to the other ones (see 

Fig. 5). 
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Figure 5 ï Correlation between the petrophysical laboratory measurement of effective porosity in 

94 plug samples in four wells (PHI_CORE) and the permeability (K_CORE) also measured in these 

samples. 

After understanding the thickness and distribution of the sandy bodies, another important 

step of the petrophysical evaluation is trying to identify and characterize the shaly intervals that 

work, or not, as fluid-flow barriers inside and between the mapped reservoir zones. In this 

workflow (Fig. 6), spectral gamma-ray logs play an important role when working with arkoses, 

which naturally have higher radioactivity than the siliceous ones, because of the presence of a 40K 

isotope. 
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Figure 6 ï I) Workflow for the petrophysical evaluation and stratigraphic correlation between the 

reservoir zones; II) Workflow for the SGR logs evaluation aiming a better clay minerals 

characterization. 

The natural gamma-ray spectrometry tools detect naturally occurring gamma rays of various 

energies emitted from a geological formation. Amounts and types of elements present are 

determined by how the formation was deposited and what has happened to it since deposition. 

These elemental concentrations thus calculated showed a correlation to depositional 

environment, geomorphic and diagenetic processes, clay type, and clay volume (Serra et al., 1980). 

Radioactive isotopes initially contained mainly in acidic igneous rocks are transported due to 

geological processes to the sediments where they usually accumulate in a clayey substance. 

Typically, the high gamma ray response indicates the presence of fine-grained deposits or clay-rich 

formations, such as shale, claystone, and mudstone, while the low gamma radiation indicates the 

presence of coarse-grained clean sandstones and carbonate rocks. However, the main feature of 

SGR is the ability to distinguish gamma emissions from 40K, 238U, and 232Th (Klaja & Dudek, 2016). 

The recognition of radioactive minerals, especially clay minerals present in the rocks, and the 

understanding of the oxidizing and reducing conditions of the depositional environment through 

the measurement of uranium (oxidizing environments are free of uranium while reducing 
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environments are rich) allow a better determination of the mineralogical aspects. When combined 

with the vertical distribution of lithologies and grain sizes, it helps to reconstruct the depositional 

environment more accurately (Hassan et al., 1976). 

Besides identifying those barriers through SGR logs, characterizing what type of clay minerals are 

present in the reservoir intervals is also important (in order to avoid expansive clays, e.g.). To do 

so, Schlumberger (1976 & 2009) and Doveton (1994 apud Bhattacharya & Carr, 2016) established, 

through empirical experiments, some graphics relating different types of clay minerals using PE, K 

(%), U (ppm), Th (ppm), and the ratios Th/K, and Th/U. 

RESULTS AND DISCUSSION 

Reservoirôs Vsh and Porosity evaluation 

After calculating the effective porosity using all four ὠίὬ methods for the four wells that were 

cored and plugged, the correlation between them was analyzed in Figure 7. The method 

that best fit for this dataset was ὠίὬὥὰὩ calculation through Larionov Paleogene Rocks 

(Larionov, 1969), with an R2 of almost 0.97. After choosing Larionov Paleogene Rocks as 

the best way to estimate  ὉὪὪὩὧὸὭὺὩ, this petrophysical parameter was calculated for the 

69 remaining wells. The distribution of this property could be analyzed in the histograms 

generated for all 3 zones in the 74 wells (see Fig. 8). 

 

Figure 7 ï Correlation between the petrophysical laboratory measurement of effective porosity in 

94 plug samples in four wells (PHI_CORE) and the effective porosity calculated using the Larionov 

Paleogene Rock method (PHIE_LARIONOV). 
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Figure 8 ï Histograms of effective porosity calculated for all the wells in the study area: (a) PHIE 

ZONE 1 - histogram for the top reservoir zone; (b) PHIE ZONE 2 - histogram for the intermediary 

zone, and; (c) PHIE ZONE 3 - histogram for the basal zone. 

In Zone 3, the basal one, it`s notable that most of the  ὉὪὪὩὧὸὭὺὩ calculated were lower 

than the other two zones, which can result in worst productions from this zone. The other two 

zones have better  ὉὪὪὩὧὸὭὺὩ values, and Zone 2 has the highest ones. 

To understand the distribution of sand bodies with the best reservoir properties in the study 

area, Net Sand maps were generated (Figs. 9, 10, and 11) together with contour and structural 

maps of each reservoir. The basal map, from Zone 3, has better reservoir properties to the 

basinward, in the northwestern direction. In the Zone 2 map, the good reservoir properties are 

ǘƘƛŎƪŜǊ ŀƴŘ ŎƻƴŎŜƴǘǊŀǘŜŘ ŎƭƻǎŜ ǘƻ ǘƘŜ /ŀǊƴŀǳōŀƛǎΩ Cŀǳƭǘ {ȅǎǘŜƳ ό/C{ύΦ ¢ƘŜ ½ƻƴŜ м ƳŀǇ ǎƘƻǿǎ ƴƻǘ 

only that the sand bodies are also thicker and concentrated next to the CFS, but also more 

continuous laterally. 
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Figure 9 ï Isopach Net Sand Map colored below the faults for the basal reservoir (Zone 3) 

generated using the cut-off of 10% for PHIE values and <50% for Vsh. The well data was 

interpolated using kriging geostatistical method. The thicker net sand values seem to go basinward, 

in the northwestern direction. This figure made in S&P Kingdom software. 
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Figure 10 ï Isopach Net Sand Map coloured below the faults for the intermediary reservoir (Zone 

2) generated using the cut-off of 10% for PHIE values and <50% for Vsh. The well data was 

interpolated using kriging geostatistical method. The portions with thicker net sand values are 

concentrated near the Carnaubais Fault System showing an geometry very similar to alluvial fans. 

This figure made in S&P Kingdom software. 
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Figure 11 ï Isopach Net Sand Map coloured below the faults for the top reservoir (Zone 1) 

generated using the cut-off of 10% for PHIE values and <50% for Vsh. The well data was 

interpolated using kriging geostatistical method. The portions with thicker net sand values are 

concentrated near the Carnaubais Fault System, like the intermediary zone map, but with a better 

lateral continuity parallel to this fault system. This figure made in S&P Kingdom software. 

As the Upanema Member, in the Alagamar Formation, is classified as a succession of flooding 

events in the post-rift phase of Potiguar Basin, the higher concentration of the sand bodies next to 

CFS in zones 2 and 3 could be linked to these flooding events. To understand these events, the Th 

(ppm) log was used to identify parasequences and sequence boundaries (Fig. 12). As this element, 

during alteration or weathering, thorium is easily hydrolyzed and therefore has limited mobility 

and a tendency to concentrate in residual minerals, such as bauxite and clay minerals 

(Schlumberger, 1976). 
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Figure 12 ï Composite log of the Well 57 showing the well tops interpreted. From track 1 to 7 the 

following logs are presented CALI/GR, depth, Potassium (K - %), Thorium (Th ï ppm), Uranium 

(U ï ppm), NPHI/RHOB, and mud logging description. The top and base of Alagamar Fm., and the 

top of Zone 1 are well marked in the GR, NPHI, and RHOB logs. However, the reservoir zones 

subdivision requires radioactive concentration logs together with the conventional ones. 

Using, well 57 in Figure 12, as an example, the basal zone is characterized by the high content 

of conglomerate, probably linked with the initial alluvial fans flows and an aggradational pattern in 

the Th (ppm) curve. The top is easily delimited in most of the wells by the presence of a regional 

shale layer with high Th (ppm) and U (ppm) values, variable thickness, and present in the mud log 

descriptions. 

On the other hand, zones 1 and 2 are mostly composed of an intercalation of sandstones and 

shales with fining and coarsening upward cycles parasequences of higher stratigraphic order. As 

shown in Figure 8, these sandstones have high porosity and most of the hydrocarbon production 

comes from it. Moving away from CFS, there is higher shale content in these zones, represented 

by lower net sand thickness in the maps above and by the lower distance between NPHI-RHOB 

crossover and higher GR values in the Figure 13, and the geometry of the sand bodies is well-

defined next to this fault system. 
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Figure 13 ï Well correlation section orientated from south to north. From Lower Alagoas 

Unconformity to Zone 1 Top, from Well 60 to 61, there are a few variations in the GR log, 

presenting a slightly serrated pattern. However, the higher shale content in the direction of Well 69, 

evidenced by the higher variation of this log, together with NPHI and RHOB, and by the fact that 

the shale, which separates Zone 3 from 2, gets thicker, and the GR values are higher. 

Above Zone 1 top, there are several thin shaly sandstones, shale beds, and carbonate 

mudstones, marked by the considerably higher U and Th values, that are called Ponta-Tubarão 

beds and well discussed by Araripe & Feijó (1994) and Pessoa Neto et al (2007). 

For Zone 2 and 1, based on the Net Sand maps and ὠίὬ content, the top zone had a higher 

water level that prevented the sand bodies from going basinward and concentrated then close to 

CFS. This stratigraphic tendency of higher basin water level is also evidenced by the Ponta-Tubarão 

beds above Zone 1. 

Shaly intervals analysis 

For the petrophysical characterization of the clay minerals, as the wells with SGR logs are 

dispersed in two different portions of the studied area, there were generated three types of 

graphs for each reservoir zone: K (%) vs. PE (b/e) and K (%) vs. Th (ppm) (Fig. 14) based on 

Schlumberger (1976 & 2009), and Th/U vs. Th/K ratios (Fig. 15) based on Doveton 1994 apud 

Bhattacharya & Carr, 2016. 
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Figure 14 ï Both cross-plots have been sourced from Schlumberger (1976 and 2009) to identify the 

clay minerals in the reservoirs. A) Plot of K (%) vs. PE (b/e), revealing a preponderance of data 

points situated between ranges corresponding to illite and montmorillonite, besides that, there is a 

trend in the direction of chlorite that could be related to Mixed-layer clays. B) Plot of K (%) vs. Th 


